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Objetivo del curso: El alumno conocera y analizara las propiedades fisicas de las rocas, asi como los
principios de medicién de los registros geofisicos de pozo, para interpretarlos cualitativa y cuantitativa-
mente y evaluar formaciones, mediante el uso de muestras directas.

1. Propiedades fisicas de las rocas

Objetivo: El alumno conocerd las principales propiedades y parametros fisicos de las rocas y de los
fluidos saturantes, asi como de los fluidos de perforacion.

1.1 Propiedades petrofisicas

Conocer las propiedades petrofisicas de las rocas es necesario para poder determinar si un pozo puede
considerarse econémicamente productivo.

Porosidad. La porosidad de una roca es una medida de la cantidad de espacios internos que son capa-
ces de almacenar fluidos. Se define también como la relacién que existe entre los espacios en rocas lle -
nos con algtn fluido y el volumen total de esta.

_ Wlumendeespacios de rocallenos con algtin fluido
Volumen total de roca

¢

De acuerdo con el modo en que se origin6, la porosidad puede clasificarse en primaria o secundaria.

La porosidad primaria u original es aquella que se desarroll6 en el momento del deposito de los sedi-
mentos o del origen de las rocas, mientras que la secundaria o inducida se generé por procesos geologi-
cos subsecuentes. Las rocas que tienen porosidad primaria son mdas uniformes en sus caracteristicas.
Asimismo, la porosidad inducida esta representada por fracturas y por vesiculas o cavidades de disolu-
cion; otro proceso que la genera es la dolomitizacion.

Por otra parte, se denomina porosidad total a la relacion que existe entre el volumen de espacios vacios
y el volumen total de la roca, y también se considera como la suma de la porosidad primaria y la poro-
sidad secundaria.

La porosidad efectiva se caracteriza como la relacién entre los espacios vacios interconectados y el vo-
lumen total de la roca.

Permeabilidad. Donde quiera que exista un gradiente hidraulico de poros interconectados o rocas frac-
turadas, puede tener lugar la migracién de fluidos.

En el codigo API (American Petroleum Institute), se establece que la permeabilidad (K) es una propie-
dad del medio poroso y también una medida, tanto de la capacidad del medio para transmitir fluidos
como de la magnitud del flujo del fluido por unidad de gradiente hidraulico. La unidad es milidarcy.



Si se conoce la permeabilidad, se puede predecir la productividad de un acuifero o yacimiento en con-
diciones variantes de presion y flujo, utilizando los métodos de ingenieria de yacimientos. Debido a
que la mayoria de los pozos son perforados para recuperar agua o hidrocarburos, la determinacion de
esta propiedad tiene un significado econémico primordial.

La mayoria de los métodos de registros para medir la permeabilidad se basan en las consideraciones del
espacio poroso, estructura del poro y la saturacion del agua, o sea que la permeabilidad esta impuesta a
partir de las propiedades de las rocas en condiciones estaticas y no de flujo.

Las formaciones que transmiten los fluidos facilmente, tales como las areniscas, se describen como per-
meables y tienden a tener poros grandes y bien conectados.

Las formaciones impermeables, tales como las lutitas y las limolitas, tienden a tener granos mas finos o
un tamafio mixto de grano, con poros mas pequefios, mas escasos o menos interconectados.

La medicion de la permeabilidad cuando sélo existe un fluido, o fase, presente en la roca, se llama per-
meabilidad absoluta.

La permeabilidad efectiva es la capacidad de flujo preferencial o de transmisién de un fluido particular
cuando existen otros fluidos inmiscibles presentes en el medio (por ejemplo, la permeabilidad efectiva
del gas en un yacimiento de gas-agua).

La permeabilidad relativa es la relacién entre la permeabilidad efectiva de un fluido determinado, con
una saturacién determinada, y la permeabilidad absoluta de dicho fluido con un grado de saturacion to-
tal. Su calculo permite la comparacién de las capacidades de flujo de los fluidos en presencia de otros
fluidos, ya que la presencia de mas de un fluido, generalmente inhibe el flujo. Si s6lo hay un fluido pre-
sente en la roca, su permeabilidad relativa es 1.

Saturacion de Fluidos. Es la fraccién del volumen de la porosidad de una roca que se encuentra ocu-
pada por un fluido.

_ Volumendel Fluido
Volumen de Poro

El indice de saturacién de fluidos se puede calcular con base en el analisis de nticleos , o bien, inferirse
y calcularse a partir de registros geofisicos de pozo.

En un andlisis de ntcleos se determina la saturacion de agua, aceite y gas. Como la saturacién obtenida
en el nicleo no es muy representativa, dado el volumen de roca, se utiliza de una manera cualitativa
para determinar las zonas de los contactos agua-aceite, y aceite-gas, o para describir la posible presen-
cia de hidrocarburos. El conocimiento de la saturacion de aceite en un ntcleo, puede ser muy util en la
interpretacion de datos de registros eléctricos.

Litologia. Es el estudio de la naturaleza de la roca, su composicion mineraldgica, tamafio de grano, ta-
mafio de las particulas y de sus caracteristicas fisicas y quimicas. Incluye también su composicién, su
textura, tipo de transporte asi como su distribucion espacial y material cementante.



Tener una buena nocion de la litologia es fundamental para entender como es un yacimiento, ya que de-
pendiendo de la naturaleza de las rocas, estas se comportaran de una manera concreta ante deformacio-
nes, presentaran una resistencia determinada al paso de fluidos o podran permitir su migracion, es posi-
ble determinar qué tanto se puede almacenar e incluso qué tanto de dichos fluidos podran extraerse de
las rocas.

Mineralogia. Es una rama de la geologia y estudia especificamente, las propiedades fisicas y quimicas
de todos los minerales del planeta, y también su origen, formacién, clasificacion, distribucion y uso.

Un mineral es un cuerpo producido por procesos de naturaleza inorganica, con una composicion quimi-
ca caracteristica y una estructura cristalina, que generalmente suele presentarse en formas o contornos
geométricos. Se forman por precipitacion a partir de una solucion, por enfriamiento de un magma, o
bien, por precipitacién a partir de fluidos a alta temperatura derivados de un magma. Se encuentran en
formas muy diversas en la naturaleza ya que pueden ser de un sélo elemento, como el azufre nativo,
oro, plata, cobre, o una combinacién de varios, tal es el caso de algunos compuestos quimicos como el
cuarzo, que estd formado por silicio y oxigeno, otro ejemplo de estos tltimos es la carnotita, mineral
del que se obtiene el elemento uranio, ya que contiene cinco elementos basicos: potasio, uranio, oxi-
geno, vanadio e hidrogeno.

Es importante explicar que las sustancias minerales que fueron producidas por accion de la vida organi-
ca, como la perla del ostion, no se incluyen entre los minerales. Ademas, las especies minerales estan,
por regla general, limitadas a sustancias sélidas, en este sentido, los unicos liquidos que se incluyen es
el mercurio metélico y el agua, ya que ambos carecen de un orden interno y se clasifican como minera-
loides. El petr6leo no es propiamente una sustancia homogénea porque consiste de muchos compuestos
de hidrocarburos y, aunque se forma por procesos naturales, no tiene una composiciéon quimica definida
ni distribucion atémica ordenada, por lo tanto, no es considerado una especie mineral.

Los minerales se pueden clasificar de acuerdo con los siguientes criterios:

¢ Seglin su composicion
o Metalicos (oro, plata, hierro, niquel, cobre, aluminio, cromo, plomo, etc.).
©  No metalicos (yeso, talco, fluorita, asbestos, gravas, arenas, etc.).

e Segln su origen
© Primarios. Son aquellos que por su gran estabilidad permanecen sin ser alterados en
los depositos originales desde que se formaron.
© Secundarios. Se forman principalmente a partir del enfriamiento de minerales prima-
rios que son estables solo a altas temperaturas, por procesos de meteorizacion, o
bien, disolucion y posterior precipitacion.

1.2 Propiedades mecanicas

Las propiedades mecanicas definen la capacidad de la roca para resistir acciones externas o internas
que implican la aplicacién de fuerzas sobre la misma.

Elasticidad. La elasticidad es una propiedad de un material ideal y podemos vincularla con los mate-
riales que se utilizan en ingenieria, incluyendo a las rocas en mayor o menor grado y en funcién de
cuanto estos materiales se acercan al ideal. Practicamente esto depende de tres factores principales: ho-



mogeneidad, isotropia y continuidad, cada uno de los cuales pueden ser definidos dentro de ciertos li-
mites.

La homogeneidad es una medida de la continuidad fisica de un cuerpo. De esta manera en un material
homogéneo, los constituyentes estan distribuidos de tal forma que un pequefio fragmento separado de
cualquier parte del cuerpo debera tener constituyentes y propiedades representativas del todo. La homo-
geneidad depende en gran medida de la escala y podria ser posible describir una roca masiva de grano
muy fino como homogénea, mientras que una roca de grano muy grueso dentro de dimensiones limita-
das debe ser considerada no homogénea.

La isotropia es una medida de las propiedades direccionales de un material. Por ejemplo, con un crite-
rio estadistico, un cuerpo granular sera isotropo si todos sus granos tienen una orientacion al azar y
cuando un plano de dimensiones equivalentes lo intercepta, en cualquier direccion, corta al mismo en
un numero igual o equivalente de granos. Dado que muchas rocas tienen una orientacion determinada
en sus clastos o cristales, estas son estrictamente hablando anisétropas y debera esperarse que reaccio-
nen en forma diferente a aquellos esfuerzos que provienen de distintas direcciones, dependiendo esto
del grado de anisotropia.

La continuidad puede ser considerada como una referencia a la porosidad y/o a la cantidad de diaclasas
y fallas en un cuerpo rocoso particular. El grado de continuidad afectara su cohesion y por lo tanto la
diferente distribucion de tensiones a través de todo el cuerpo. Los extremos, al considerar la continui-
dad de una roca, estaran entre una masa rocosa fracturada, la cual es completamente discontinua y un
cuerpo rocoso masivo de grano muy fino con un diaclasamiento muy espaciado, con lo cual es practica-
mente continuo.

A partir de estas definiciones es posible arribar a una primera estimacion de la probable elasticidad de
una roca, recordando siempre que con la posible excepcién de la obsidiana o de un metal nativo, todas
las rocas son en alguna medida anisétropas, no homogéneas y discontinuas y por lo tanto no son perfec-
tamente elasticas. De todas maneras, algunas rocas se pueden aproximar en grado variable a algunas
propiedades elasticas, particularmente cuando estan sometidas a bajas cargas de deformacién.

Sin duda, la mayoria de las rocas elasticas deben ser de grano fino, masivas y compactas, una propie-
dad de las rocas extrusivas (excepto cuando tienen vesiculas, que son espacios vacios visibles) y las ro-
cas filoneanas y algunas rocas metamorficas finamente granudas. Estas rocas (Fig.1-a) se aproximan de
muchas formas a las propiedades de un material elastico, fragil, que tiene una relacion cuasi - lineal en-
tre tensién / deformacion hacia el punto de ruptura, por lo cual se las puede denominar rocas cuasi —
elasticas.

Rocas de menor elasticidad, son las rocas igneas de grano grueso y sedimentos compactados de grano
fino, con baja porosidad y una razonable cohesién, por lo que se las denomina rocas semi-elasticas.
Estas tienen una relacion tension / deformacion (Fig.1-b), en la cuadl, la pendiente de la curva (equiva-
lente al modulo de elasticidad bajo condiciones de cargas definidas) decrece con el incremento de la
tension. Este tipo de curva, obtenida a partir de ensayos con muestras de laboratorio, y por lo tanto que
acentdan la falta de homogeneidad y la anisotropia del material, pueden brindar un cuadro exagerado
de la falta de elasticidad de este tipo de rocas, la cual a gran escala, como un deposito o estrato masivo,
puede estar sujeto al analisis elastico, con ciertas precauciones. Esto es ilustrativo de uno de los peli-
gros de los ensayos de laboratorio incluso cuando se los asocia con la interpretacion estadistica, como
un método de obtener datos para realizar un analisis a gran escala (grandes dimensiones).

Un peligro similar existe en obtener datos para un tercer tipo de relacion tension/deformaciéon por me-
dio de métodos en laboratorio. Esta categoria incluye las rocas cohesivas, con mucha porosidad, com-



prendiendo a la mayoria de las rocas sedimentarias débiles (Fig.1-c). Estas son por lo tanto por eviden-
cia propia no elasticas y cualquier analisis apoyado en criterios de elasticidad podria ser peligroso. La
curva generalmente exhibe una zona inicial de incremento de la pendiente con el incremento de la car-
ga, un rasgo que significa una compactacién intima y el cierre de grietas antes que cualquier deforma-
cién asimilable a la proporcion lineal. Estas rocas tienden a exhibir caracteristicas variables en la rela-
cién tension / deformacion.

(¢ (¢ (¢
/ !
E = 6-11x 10° kg/cm® E = 6-7 x 10° kg/em® . ]
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/J € € e £
a) Cuasi-eldstica b) Semi-eldstica ¢) No eldstica

Fig. 1 — Tipica Relacion Tensién/Deformacién en rocas (Farmer, 1968).

Para definir cualquier material elasticamente se requieren dos de las cinco constantes elasticas disponi-
bles: E (mddulo de elasticidad), v (coeficiente de Poisson), K (médulo de compresibilidad), G (m6dulo
de rigidez) y A (constante de Lamé). En la teoria elastica las mas convenientes son G y A, pero en los
problemas de ingenieria, E y v son las mas comtinmente citadas. Una lista de los valores de E y v se
pueden observar en la Tabla 1.

E

Raca (kgfem?)

v

Granito 2-6x10° 0,25
Microgranito 3-8x10° 0,25
Sienita 6-8x10° 0,25
Diorita 7-10x 10° 0,25
Dolerita 8- 11x10° 0,25
Gabro 7-11x10° 0,25
Basalto 6-10x10° 0,25
Arenisca 0,5-8x 10°
Lutita 1-35x10°
:Xﬁ;lilleil;;msohdada 5% 10°
Caliza 1-8x10°
Dolomita 4-84x10°
Carb6n 1-2x10°

Tabla 1 — Constantes eldsticas de rocas con carga cero (Farmer, 1968).

Velocidad de propagacion de ondas. La velocidad de las ondas actsticas depende directamente de al-
gunas propiedades elasticas de las rocas. Si dentro de una masa de cualquier material elastico, un agen-
te fisico desplaza momentaneamente una de sus moléculas o particulas una cierta distancia de su posi-
cion de equilibrio, la molécula tendera a regresar a su posicion original una vez que cese la accion que
le alter6. Esta molécula a su vez transmite su movimiento a sus vecindades ocasionando un movimiento
vibratorio denominado onda acustica.



Las ondas acusticas que pueden ser transmitidas en un medio finito e isotrépico al producirse un distur-
bio elastico, pertenecen a dos tipos de ondas: las compresionales y las transversales, siendo ambas de-
nominadas ondas de cuerpo (Fig. 2).

Ondas compresionales o longitudinales: a estas ondas también se les llama ondas de presion u ondas P,
pues corresponden a compresiones y expansiones de la roca y se originan, por ejemplo, cuando la roca
es comprimida en forma instantanea, como sucederia si se golpease a esta con un martillo. El movi-
miento de esta onda se caracteriza porque las vibraciones de las particulas ocurren en la misma direc-
cion de la transmision de la onda, es decir, se propagan paralelamente al desplazamiento de las particu-
las. La velocidad con la que se propagan es la mas rapida de todas comparadas con las demas, por lo
que siempre son las primeras ondas en llegar a los receptores, ademas de ser las Uinicas que se pueden
propagar tanto en los sdlidos, liquidos y gases, ya que los tres estados de la materia pueden soportar la
compresion. Sin embargo, la energia transmitida por este tipo de onda es muy débil en comparacién
con las ondas transversales.

Ondas transversales u ondas de corte: en los soélidos, las ondas transversales también conocidas como
ondas de distorsion, ondas S u ondas de cizallamiento, se caracterizan porque la direccion de propaga-
cion es perpendicular al desplazamiento de las particulas. Es decir, las vibraciones de las particulas se
dan en una direccion perpendicular a la de la propagacién de la onda. Estas ondas tienen una velocidad
menor que las ondas de compresion, incluso puede ser 1.5 a 2.4 veces menores que una onda P, ademas
de ser las inicas que no pueden ser propagadas a través de los liquidos ya que es necesario que el me-
dio por donde se propaguen tenga rigidez, es decir, resistencia al esfuerzo cortante, caracteristica con la
que no cuentan ni los liquidos ni los gases. Ademas, la energia transmitida por esta onda es mucho ma-
yor que las ondas compresivas.

J )
" Compresion
Direccion de ) s & P Direccién de
propagacion ( propagacion
Rarificacion A
M A :
\\
Direccion de 1 _) Compresién Direccion de \
movimiento | Lt} movimiento
de las ok de las /
particulas K Rarificacién particulas (
-
I By ) N
f 1 Compresion \\\
i
Onda compresional Onda transversal

Fig. 2 - Representacion de la direccién de propagacién y de la direccién de movimientode las ondas
compresionales (P) y las ondas transversales (S) en un medio infinito e isotrépico (Ricco, 2012).

En las formaciones, la energia de ambos tipos de ondas, las de compresion y las de cizallamiento se
propagan en la misma direccion. Sin embargo, en los solidos s6lo se tendran los arribos de las ondas
transversales, mientras que en los liquidos (lodo, agua y aceite) se podran detectar los arribos tanto de
las ondas transversales S como de las ondas compresionales P, mientras que la velocidad con la que es-
tas se propaguen se encuentra directamente relacionada a las propiedades mecanicas de las rocas tales
como su rigidez y su compresibilidad.

Las ondas S son principalmente afectadas por la rigidez, mientras que las ondas P son afectadas tanto
por la rigidez como por la compresibilidad que pueda tener la roca. Mientras mas denso sea el medio,
mayor sera en éste la Vp en comparacion con aquellas rocas que se encuentren pobremente consolida-



das o sean suaves, dando como resultado que las ondas P tiendan a viajar mas lentamente en las rocas
suaves que en las duras, asi como en los fluidos debido a que no existe en ellos la suficiente rigidez
como para permitir la transmision de las ondas S. Este puede ser un caso particular de las lutitas debido
a su baja rigidez, por lo que las ondas S no se transmitiran adecuadamente a través de este tipo de lito-
logia. Ademas de su uso clasico en la determinacion de la porosidad, las velocidades de ambas ondas
contienen informacion respecto al contenido de fluido y la litologia, por lo que son de particular ayuda
en la interpretacion de los estudios sismicos de superficie.

Las velocidades de la onda P (Vp) con las cuales se desplazan las ondas acusticas en los materiales de-
penden de si estos tienen porosidad, o bien, si no la tienen. En los materiales cuya porosidad es nula,
las velocidades de propagacion de las ondas acusticas dependen directamente de su composicién qui-
mica o mineralégica, de tal manera que ni la presién absoluta ni la temperatura les afectan considera-
blemente. Por otro lado, en los materiales porosos como lo son la gran mayoria de las formaciones se-
dimentarias, dichas velocidades dependen principalmente de la magnitud y distribucién de la porosi-
dad, la presion diferencial, la naturaleza de los fluidos que llenan los poros y la compactacion.

Tratandose de las formaciones sedimentarias que constituyen los reservorios de hidrocarburos, la velo-
cidad con la que se propaga el sonido en estas depende de diversos factores tales como el material que
constituye a la matriz y las propiedades elasticas de la misma, ya sea para una arenisca, una caliza po-
rosa o una dolomita. En las tablas 2 y 3 se presentan los rangos de valores tipicos de las velocidades de
la onda P medidas en varios materiales porosos y no porosos, que generalmente constituyen los solidos
o la matriz de las rocas, asi como el tiempo de transito correspondiente a la tuberia de revestimiento.
Las velocidades de cizallamiento (V) para estos mismos materiales son, en general, del orden de la mi-
tad de la Vp.

Material || Vma (pies/seg) || At (useg/pie)
Anhidrita 20,000 50.0
Calcita 20,120 49.7
Dolomita 23,000 435
Yeso 19,000 52.6
Sal 15,000 66.6
Cemento 12,000 83.3
Acero (espesor 20,000 50.0

infinito)

Tuberia 17,500 57.0

Tabla 2 — Velocidades de la onda P y tiempos de transito de las ondas acusticas a través de los
minerales y sélidos no porosos mas comunes (Schlumberger, 2008).

Material || V. (pies/seg) ” At (useg/pie)
Dolomia 23,000 435
Calizas 21,000-23,000 43.5-47.6
Areniscas 18,000-19,500 51.0-55.5
Arenas (no 9,000-11,500 86.9-111.1
consolidadas)
Lutitas 5,900-17,000 60-170.0

Tabla 3 — Velocidades de la onda P y tiempos de transito de las ondas acusticas a través
de las rocas porosas mas comunes en las formaciones sedimentarias. (Schlumberger, 2008).

Por otro lado, las velocidades de compresién de las ondas actisticas en los liquidos dependen directa-
mente de su densidad, y particularmente en el agua, debido a otros factores tales como la temperatura,
la salinidad y la presion a la que pueda estar sometida. Mientras que en los aceites, dichas velocidades



ademas de ser menores que la del agua, se encuentran sujetas a factores como su composicion quimica,
gas en la solucion, temperatura y presion del aceite.

En la Tabla 4 se muestran los valores tipicos de las velocidades de la onda P en los fluidos, asi como el
tiempo de transito caracteristico de los fluidos mas importantes que podemos encontrar en las forma-
ciones sedimentarias en el subsuelo.

Material || Vma (pies/seg) || At . (Useg/pie)
Agua pura 4,380 207.0
Aceite 4,200 238.0
Agua salada 5,200 192.3
Agua promedio 5,300 189.0
Lodo de 4,870 205.3
perforacién

Tabla 4 — Velocidades de la onda P y tiempos de transito de las ondas acusticas a través de los
fluidos que pueden estar presentes en las formaciones sedimentarias. (Schlumberger, 2008).

La velocidad de propagacion de una onda P es funcién de las constantes elasticas y de la densidad de la
roca, asi que tomando en cuenta las constantes elasticas E (médulo de Elasticidad) y v (Coef. De Pois-
son), y la densidad p de la roca, la velocidad de la onda P se puede calcular a través de la féormula si-
guiente:

B E(1-v|
VP_\/p(1+v>(1—2v)

1.3 Propiedades eléctricas y electromagnéticas

Los métodos geoeléctricos se basan en el andlisis de la respuesta que el suelo ofrece a un estimulo eléc-
trico, inducido artificialmente o de origen natural; es por ello, que al aplicar dichos métodos se deben
conocer las propiedades eléctricas de las rocas y de los minerales que componen el medio en estudio.

Orellana (1972) destaca que el comportamiento fisico de las rocas depende tanto de las propiedades
como del modo de agregacion de sus minerales, la forma, volumen y relleno de los poros.

Las corrientes eléctricas que se propagan a través de las rocas deben ser analizadas tomando en cuenta
que estas se encuentran en un medio tridimensional e isétropo. La ley de Ohm para medios homogé-
neos y tridimensionales es una de las leyes fisicas que analizan el comportamiento de las corrientes
eléctricas y plantea que la densidad de corriente (j) en un punto del medio tiene la misma direccién que
el campo Eléctrico (E) en ese mismo punto y, que a su vez, son proporcionales. El factor de proporcio-
nalidad es la conductividad (o) o su inverso la resistividad (p).

_E
p=—
J
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Resistividad eléctrica. Las propiedades electromagnéticas principales que caracterizan a las rocas son:
la permeabilidad magnética, permitividad eléctrica y la resistividad eléctrica (o su inverso, la conducti-
vidad eléctrica). De estas, la mas comun y de ttil aplicacion en los estudios geoeléctricos de bajas fre-
cuencias, debido a la presencia de pocos minerales ferromagnéticos en las rocas (principalmente en las
rocas sedimentarias), es la resistividad. La resistividad eléctrica especifica p es la propiedad que pre-
senta cualquier material, de oponerse al paso de una corriente eléctrica, siendo su expresion matemati-
ca:

p=IRIA

donde: R: la resistencia del material.
A: Area del material.
1: Longitud del material.
I: Corriente eléctrica aplicada al material.

Es decir, la resistividad de un material es la resistencia eléctrica de un cubo de arista 1 de dicho mate-
rial, cuando se hace pasar a través de este una corriente I perpendicular a una de sus caras (Fig. 3). Las
unidades de la resistividad son Ohm-m.

w,,l,,, A)}—I—»

Fig. 3 — Representacion de un cubo de roca para calcular su resistividad eléctrica especifica a partir de su geometria (Ricco, 2012).

Por otro lado, el inverso de la resistividad es la conductividad eléctrica, cuyas dimensiones son mhos/
M. y se expresa Como:

Por principio fisico las rocas secas no conducen la corriente eléctrica, o sea, la matriz de la roca tiene
conductividad nula y constituye un material aislante al igual que el aceite y el gas, por lo cual, para es-
tos materiales las resistividades son infinitas. Por esto, la corriente eléctrica fluira sélo a través del agua
intersticial que satura la estructura porosa de la formacion (Fig.4) y su nivel de conductividad depende
de la salinidad. Esto implica que cualquier flujo de corriente en una formacion tiene lugar en el agua de
formacion y no en la roca o los hidrocarburos. Debido a que el flujo de corriente esta en funcion del
agua presente en el sistema y esta se encuentra relacionada con la porosidad, cuanto mayor sea la poro-
sidad de la formacion mayor sera la cantidad de agua conductiva y menor sera su resistividad.

elale
N/
(C1E
KED\ A 71\
Y T |
Muy poca porosidad Alta porosidad
Muy poca conductividad Conductividad buena
RESISTIVIDAD ALTA RESISTIVIDAD BAJA

Fig. 4 — Diferencia de resistividades para dos rocas que contienen el mismo
fluido pero que presentan diferentes grados de porosidad (Ricco, 2012).
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Resistividad de la formacion. La resistividad de la formacion constituye una propiedad importante
para determinar litologia y contenido de fluido. La mayoria de los minerales constituyentes de las rocas
al igual que los hidrocarburos, no son buenos conductores de electricidad, es decir, son resistivos. En
las rocas sedimentarias, la parte sélida esta formada por minerales no conductores de electricidad, tales
como el cuarzo, silicatos y carbonatos, estas rocas conducen la electricidad, solamente debido a la pre-
sencia de fluidos conductivos dentro de los espacios porosos interconectados, como es el agua de for-
macion. La resistividad verdadera de la formacién es un parametro clave para determinar la saturacion
de hidrocarburos.

Resistividad del agua de formaciéon. De acuerdo con Marin (2003) el medio poroso de un yacimiento
puede contener agua, petrdleo y gas, ya sea individualmente o cualquiera de los dos o los tres al mismo
tiempo. Sin embargo, la mayoria de las rocas de los yacimientos siempre contiene cierta cantidad de
agua de formacion. Las aguas superficiales son por lo general dulces y de resistividad alta, pero a medi-
da que se perfora a mayor profundidad, el agua que se encuentra en las formaciones se hace mas salada.
Claro, esto no ocurre de manera regular o uniforme, pues son diversos los factores que influyen en la
salinidad del agua de formacién. Uno de ellos es la salinidad del mar que estaba presente cuando fueron
depositados los sedimentos, o la cercania de las antiguas desembocaduras de rio y sus aguas dulces.

La resistividad de las aguas superficiales puede ir de 20 a 50 ohm-m a temperatura ambiente, mientras
que las aguas muy salinas de las perforaciones profundas pueden tener resistividades tan bajas como
0.04 ohm-m a 75°F, lo cual corresponde a una solucion de saturacion completa.

La temperatura es otro factor que afecta la capacidad conductora del agua de formacién, a mayor tem-
peratura, mayor es la movilidad de los iones y por ende mayor capacidad conductora. Como la conduc-
tividad es el inverso de la resistividad, se puede decir que la resistividad de un fluido es inversamente
proporcional a la temperatura.

Un buen entendimiento de la resistividad del agua de formacion, es factor basico para la interpretacion
de los registros y para la determinacién de diferentes parametros como la saturacién de agua.

Volumen de arcilla. Bisbe (2007) define el volumen de arcilla como el porcentaje neto de arcilla en
una formacion. La determinacion del volumen de arcilla reviste un parametro de gran importancia, pues
la presencia de minerales de arcilla afecta en forma notable las lecturas de los registros de porosidad y
de resistividad.

Las arcillas y lutitas tienen valores de porosidad muy altos, pero debido al pequefio tamafio de sus gra-
nos, tienen muy baja permeabilidad, por lo cual funcionan como un sello de los reservorios. En las for-
maciones que presentan un cierto volumen de arcilla, la porosidad total esta seriamente influida por la
arcilla, presentando valores altos que no responden realmente a las potencialidades del reservorio, por
eso se hace imprescindible calcular el volumen de arcilla con la mayor precision posible para poder de-
terminar la porosidad efectiva, que si da una medida real del volumen de poros interconectados, ade-
mas de que el conocimiento de su mineralogia permite predecir el comportamiento de una formacion.

Factor de formacion. El factor de formacion de un medio poroso es un concepto valioso para la eva-
luacién de formaciones. Se define como la relaciéon que existe entre la resistividad de una muestra de
roca saturada 100% con agua salada y la resistividad del agua que satura dicha roca.

R

F=—"
R,
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1.4 Propiedades Radiactivas

Las propiedades radiactivas son muy ttiles para determinar la cantidad de materia organica en la mues-
tra de roca que se esté analizando, siendo esta muestra una muestra representativa de una formacién o
yacimiento en estudio. También sirven para relacionar estratos o bien determinar el posicionamiento de
los cafiones perforadores, la edad de las rocas de una formacién, la historia geolégica del yacimiento, y
determinar las rocas generadora, almacenadora, sello, las trampas y la migracién; asi como el tipo de
hidrocarburos.

Todas las formaciones tienen contenidos variables de material radiactivo cuya magnitud depende de sus
caracteristicas individuales.

Por ejemplo, en formaciones sedimentarias, un buen entendimiento de las propiedades radiactivas nos
puede indicar el contenido de arcilla de las formaciones, ya que los minerales arcillosos contienen una
mayor cantidad de material radiactivo tendiendo a concentrarse en arcillas y lutitas, a diferencia de las
arenas, areniscas y calizas. En formaciones limpias, el nivel de radiactividad es muy bajo, a menos que
se tenga presencia de contaminantes radiactivos como ceniza volcanica o residuos de granito, o que las
aguas de formacién tengan sales radiactivas disueltas.

Radiactividad. Se define como la desintegracion de atomos que viene acompafiada de una subsecuente
emision de radiacion. Los atomos mas sencillos tienen nicleos estables, mientras que entre los atomos
mas pesados y complejos se encuentran algunos que son parcialmente estables y éstos se transforman
por decaimiento radiactivo a is6topos mas estables cambiando su masa, siendo en este proceso cuando
se dice que son "radiactivos".

La radiacién que puede emitir un atomo al desintegrarse se puede clasificar en tres tipos basicos, co-
munmente conocidos como rayos alfa (a), rayos beta () y rayos gamma (y).

e Rayos alfa (a): de los 3, estos son los de mas alta energia. Consisten esencialmente de atomos
de helio (;He") pero sin sus electrones, por lo que su carga es positiva. Debido a que su masa es
relativamente grande y su carga eléctrica es positiva (+), son de muy poca penetracion, a tal gra-
do que incluso una hoja de papel podria detenerlos, por lo que su radiacion no llega a la sonda
de registro.

* Rayos beta (): constan de electrones libres emitidos por el nicleo de los atomos y cuya energia
de emisién es mucho menor que los rayos alfa, sin embargo, su penetracién es mayor estando li-
mitados solo por su carga negativa (-). Unos cuantos centimetros de una placa de acero bastaria
para detenerles al igual que los rayos alfa, por lo tanto, estos son absorbidos por la formacién
antes de ser detectados por la sonda.

* Rayos gamma (y): este tipo de radiacién es la que interesa para el funcionamiento de la sonda
de deteccion de rayos gamma. No tienen una forma ni tamafo definido, por lo que se conside-
ran como ondas electromagnéticas similares a los rayos X, las ondas de radio y la luz misma.
Sin embargo, cuando existe un contacto entre los rayos gamma con la materia, reaccionan como
si se trataran de particulas (también llamados fotones), permitiendo asi que los rayos gamma
tengan una penetracién significativa. Gracias a esta propiedad es posible obtener informacién
de las formaciones en pozos incluso aun cuando se tuvieran varias tuberias de revestimiento.

Los rayos gamma son impulsos de ondas electromagnéticas de alta energia emitidos espontaneamente
por algunos elementos radiactivos. Los elementos con estas caracteristicas y los mas comunes que se
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encuentran en las formaciones sedimentarias son el potasio 40 (K*), el is6topo del potasio 39 (K*), los
elementos de la familia del uranio entre los cuales podemos encontrar al actinio y el radio, y los ele-
mentos de la familia del torio. El isétopo del potasio con peso atomico de 40 (K*) y los elementos ra-
diactivos de la serie del uranio-torio son los que emiten casi en su totalidad la radiacion gamma presen-
te en la tierra. Cada uno de estos elementos emite rayos gamma sin embargo, la cantidad y la energia
emitida por cada elemento sera distinta (Figura 5). El potasio 40 emite rayos gamma de una sola ener-
gia, mientras que las series del uranio y las series del torio, pueden emitir rayos gamma de diferentes
energias.

Niveles de energia de rayos gamma natural
146

Potasio

T T T T T T T
0 05 10 156 20 25 30

Series de Torio

_H||||\ H". i)l s

|
0 05 10 15 20 25 30

Series Uranio-Radio

Probabilidad de emision por desintegracion PER

0 05 10 15 20 25 30
Energia de rayos gamma (MeV)

Figura 5.- Espectros de emision de rayos gamma de minerales radiactivos
(Schlumberger, 2008).

Decaimiento radiactivo. El decaimiento radiactivo de un nticleo atémico es un proceso espontaneo de
desintegracion de dicho nucleo. El resultado es la emisién de radiacion ya sea electromagnética o cor-
puscular y la aparicion de un nuevo nucleo, asi como la liberacion de la correspondiente energia de de-
caimiento. La periodicidad de este tipo de procesos es caracteristica para cada is6topo de cada elemento
y no puede ser alterada artificialmente.

Los eventos de decaimiento se presentan en nucleos inestables, es decir, donde la proporcién entre el
nimero de protones y el nimero de neutrones no es energéticamente la 6ptima. De esta forma cuando
la fuerza de interacciéon nuclear fuerte no puede mantener al nicleo unido bajo estas condiciones, se
presenta dicho decaimiento.

El decaimiento radiactivo, se puede expresar matematicamente por medio de la siguiente expresion:

N=Nge ™
donde,
N — Numero de nucleos sin desintegrar,
NO - Numero de nticleos que habia inicialmente,
t - Tiempo, y
A — Constante de decaimiento caracteristico de la sustancia.
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La materia organica presente en las rocas, también sufre decaimiento radiactivo, debido a que con el
paso del tiempo, la cantidad de is6topos de carbono presentes en ella ira decreciendo de manera cons-
tante.

1.5 Propiedades Termodinamicas

Termodinamica. Es la parte de la fisica que estudia la conversién del calor, trabajo y los cambios fisi-
cos en los sistemas en los que intervienen estas magnitudes, todo esto desde un punto de vista macros-
copico (es decir, se considera a la materia como un todo, no como una agrupacion de atomos). Asi, des-
de el punto de vista macroscopico se analiza la variacion de las propiedades directamente observables,
tales como la presion, la temperatura, el volumen, etc., de un sistema.

Gradiente geotérmico terrestre. Es la tasa de incremento de la temperatura por unidad de profundidad
existente en la Tierra. Si bien dicho gradiente varia entre un lugar y otro, oscila entre 25 y 30 °C/km
[15 °F/1000 pies]. Los gradientes de temperatura varian ampliamente en la Tierra, a veces aumentando
de manera considerable alrededor de las areas volcanicas. Es particularmente importante para los inge-
nieros de fluidos de perforacion conocer el gradiente geotérmico en el area cuando disefian un pozo
profundo. La temperatura de fondo de pozo puede calcularse sumando la temperatura de la superficie al
producto de la profundidad y el gradiente geotérmico.

Temperatura de formacion. Una de las variables mas criticas en la mayoria de las operaciones de per-
foracion y rehabilitacion de pozos es la temperatura de formacién, que depende de la profundidad verti-
cal del hoyo. Por lo tanto es de suma importancia determinar el valor correcto de la temperatura de la
Formacion.

La temperatura estatica de una formacion es la temperatura existente antes del inicio de las tareas de
perforacion del yacimiento. Las operaciones de perforacion tienen como objetivo perforar, evaluar y
terminar un pozo para que produzca de una forma rentable. Durante estas tareas se perturba térmica-
mente la formacién debido a la duracion de la perforacién, la circulacion de fluidos de refrigeracion, la
diferencia de temperaturas entre la formacion y el fluido que perfora, el radio, la difusividad térmica de
las formaciones y la tecnologia de perforacion.

Calor especifico. Es una propiedad intensiva de la materia, por lo que es representativo de cada mate-
ria; por el contrario, la capacidad calorifica es una propiedad extensiva representativa de cada cuerpo o
sistema particular.

El calor especifico (representado con la letra ¢ mintiscula) es la magnitud fisica que se define como la
cantidad de calor que hay que suministrar a la unidad de masa de una sustancia o sistema termodinami -
co para elevar su temperatura en una unidad; esta se mide en varias escalas. En general, el valor del ca-
lor especifico depende del valor de la temperatura inicial. Cuanto mayor sea el calor especifico de las
sustancias, mas energia calorifica se necesita para incrementar la temperatura. Por ejemplo, se requiere
ocho veces mas energia para incrementar la temperatura de un lingote de magnesio que para un lingote
de plomo de la misma masa.

De forma andloga, se define la capacidad calorifica (representada con la letra C maytscula) como la
cantidad de calor que se debe suministrar a toda la masa de una sustancia para elevar su temperatura en
una unidad.
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Definida asi, la capacidad calorifica depende de la cantidad de sustancia que tengamos. No es lo mismo
transmitir calor a un gramo de una sustancia que a un kilo de la misma. Obviamente, el aumento de
temperatura logrado en ambos casos, sera muy distinto.

Por lo tanto, el calor especifico es el cociente entre la capacidad calorifica y la masa, esto es:

C
c=—
m

donde,
C - calor especifico,
C - capacidad calorifica, y
m - masa de la sustancia.

Conductividad térmica. La conductividad térmica es una propiedad fisica de los materiales que mide
la capacidad de conduccion de calor. En otras palabras, la conductividad térmica es también la capaci-
dad de una sustancia de transferir la energia cinética de sus moléculas a otras adyacentes o a sustancias
con las que esta en contacto.

La conductividad térmica es una magnitud intensiva. Su magnitud inversa es la resistividad térmica,
que es la capacidad de los materiales para oponerse al paso del calor. Para un material isotropo la con-
ductividad térmica es un escalar A, definido por la expresion:

a=L
T

donde,
qg - es el flujo de calor (por unidad de tiempo y unidad de area), y
vr - gradiente térmico.

En el caso de las rocas, tratandose de un medio poroso, la conductividad térmica dependera de un gran
nimero de factores, algunos de los cuales, son la densidad, temperatura, porosidad, saturacion de flui-
dos, tipos de fluidos, y movimiento de los mismos en la roca. Resulta dificil de medir y se ha observado
que disminuye con la temperatura, mientras que aumenta con la saturacion de agua, densidad de la
roca, presion, y conductividad térmica del fluido saturante.

Flujo de calor. El flujo de calor o flujo térmico, a veces también conocido como densidad de flujo de
calor, o intensidad de velocidad de flujo de calor es un flujo de energia por unidad de area por unidad
de tiempo. En SI, sus unidades son Watts por metro cuadrado (W/m?). Tiene una direccién y una mag-
nitud, por lo que es una cantidad vectorial. Para definir el flujo de calor en un cierto punto en el espa-
cio, uno toma el caso limite donde el tamafio de la superficie se vuelve infinitamente pequefio.

El flujo de calor a menudo se denota ¢, el subindice q especifica el flujo de calor, en oposicion al flu-
jo de masa o de momento.
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Para la mayoria de los sélidos en condiciones normales, el calor se transporta principalmente por con-
duccion y el flujo de calor se describe adecuadamente por la ley de Fourier.

En una dimension, la ley de Fourier nos dice que,

donde A es la conductividad térmica y el signo negativo indica que el flujo de calor se mueve desde las
regiones de temperatura mas alta a las regiones de temperatura mas baja.

De forma similar, en el caso multidimensional tenemos que,
¢,=—kVT¢

donde VT es el gradiente térmico y el signo negativo funciona igual que en el caso unidimensional.
Pozos con alta temperatura. Alta presion, alta temperatura (HPHT : High pressure, high temperature)
es un término usado para definir cualquier pozo que tenga una presién superior a 15,000 psi (103MPa);
0 un pozo cuya temperatura es superior a 350 grados F (177 grados C). Esta definicion fue acufiada en
2012 por el American Petroleum Institute (API) en su informe técnico. En términos de control de pozo,
el término HPHT se refiere a cualquier pozo de alta presion que requiera que el equipo de control de
pozo tenga una clasificacion de presién de funcionamiento superior a 15,000 psi. De manera similar, un
pozo de alta temperatura es aquel cuyos fluidos fluyen con una temperatura superior a 350 grados F en
la superficie.

Un pozo no tiene que cumplir con los limites de presion y temperatura establecidos en estas definicio-
nes para llamarse pozo HPHT, porque este término también se puede aplicar a pozos que tienen alta
presion o alta temperatura. En realidad, sélo unos pocos pozos funcionan realmente a alta presion y alta
temperatura simultaneamente.

La mayoria de los pozos operan bien sea a alta presion o alta temperatura, pero aun se les conoce como
pozo de alta presion y alta temperatura (HPHT). El control de temperatura para un pozo HPHT es de
350 grados F y el control de presion es de 15,000 psi.

Utilizando un gradiente de presién hidrostatica normal de 0,43 psi por pie, antes de que cualquier pozo
pueda alcanzar el umbral de alta presion, dicho pozo debe tener una profundidad de al menos 35,000
pies. Es posible que este no sea siempre el caso. Se ha encontrado que algunos pozos estan operando a
alta presion por debajo de los 35,000 pies. Esto es como resultado de la variacion en las fuerzas de so-
brecarga y las caracteristicas geoldgicas alrededor de la tierra.

Ademas, con respecto al gradiente geotérmico de la Tierra de aproximadamente 1.4 grados F por 100
pies (2.55 grados C por 100 metros), luego para que un pozo esté operando a alta temperatura (350 gra-
dos C), ese pozo debe tener al menos 19, 700 pies (600 m).

Sin embargo, las temperaturas de fondo de pozo a veces no siguen esta regla y un pozo perforado cerca
de un punto geotérmico localizado estara operando a una temperatura anormalmente alta. Esta es la ra-
z6n por la cual algunos pozos poco profundos pueden encontrarse operando bajo condiciones de alta
temperatura.
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Ademas, los pozos perforados cerca de otros pozos que utilizan inyeccién de vapor para reducir la vis-
cosidad del petroleo pesado tendran una temperatura del reservorio mas alta de lo normal porque el va-
por inyectado habra elevado la temperatura de las formaciones circundantes.

Los pozos de alta presion y alta temperatura (HPHT, por sus siglas en inglés) presentan desafios tinicos
que anteriormente no se experimentaban con los pozos convencionales. Por ejemplo, los pozos HPHT
son propensos a la formacion de pandeo y colapso de rocas. Los pozos HPHT también representan un
desafio para las herramientas de fondo de pozo no experimentadas con los pozos convencionales.

Para pozos de alta temperatura, se deben usar aleaciones metalicas cuidadosamente seleccionadas para
fabricar herramientas de fondo de pozo como herramientas de MWD, componentes de Completacion,
cableado y equipos de prueba de pozos para evitar un desempefio deficiente o fallas en el entorno
HPHT.

Para pozos de alta presion, el equipo debe someterse a pruebas de presion para garantizar que las juntas
puedan mantenerse bajo altas presiones a fin de evitar fugas. Quizas, un desafio importante con los po-
zos HPHT es la seleccion de fluidos de perforacion. Bajo alta temperatura y presion, el lodo a base de
agua floculard y se gelificard, lo que provocara una alta pérdida de fluido y requerira una dilucion y un
acondicionamiento del fluido costosos.

Por lo general, los pozos HPHT se perforan con fluidos a base de aceite (OBF) o fluidos con base sinté-
tica (SBF) para evitar este desafio, pero luego, debido a la alta temperatura, el fluido de base de aceite
podria adelgazar. Esto indica la necesidad de verificar constantemente la densidad del fluido OBF o
SBF para verificar su consistencia y aumentar la densidad cuando sea necesario.

El fluido a base de aceite (OBF) también podria calentarse a alta temperatura, lo que requiere la instala-
cion de un sistema de enfriamiento en la superficie antes de bombear el fluido de perforacion de nuevo
en el hoyo. Ademas de OBF y SBF, el lodo a base de agua todavia se puede usar para perforar pozos
HPHT, pero se deben hacer ciertos ajustes al lodo para que sea adecuado para el entorno HPHT.

1.6 Propiedades Hidraulicas

Las rocas constituyen un medio poroso en el que se almacenan y por el cudl circulan fluidos. Este me-
dio poroso esta formado por una agregacion de granos minerales sélidos, separados y rodeados en ma-
yor o menor grado por huecos, poros o intersticios, los cuales pueden estar ocupados por agua, gases o
materia organica.

Flujo. Es el movimiento de un fluido a través de los poros y las fracturas de las rocas permeables de un
yacimiento. Por lo general, se asume que este flujo responde a la ley de Darcy, de modo que el flujo de
fluidos puede ser simulado con un modelo del yacimiento.

Difusion. Se denomina difusion molecular o simplemente difusion al proceso por el cual las moléculas
de una sustancia disuelta en un fluido se mueven de los puntos de mayor hacia los de menor concentra-
cién, y se produce a causa de la agitacion continua de todas las moléculas del fluido. Para su estudio
consideraremos que no existe movimiento del fluido. En realidad, cuando existe un flujo activo, el
efecto de la difusion es despreciable frente a la dispersion, y solo tiene importancia cuando apenas exis-
te flujo subterraneo. En la difusién, las sustancias disueltas se mueven debido a un gradiente de concen-
traciones.
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Cuando el proceso se desarrolla en un fluido que se encuentra contenido en un medio poroso, la facili-
dad del movimiento disminuye y hay que considerar las caracteristicas del medio poroso (principal-
mente la porosidad eficaz y la tortuosidad).

Filtracion. La filtracion es el movimiento de moléculas de un fluido y sus solutos a través de un medio
poroso debido a la presion hidrostatica generada por el gradiente de presion. Dependiendo del tamafio
de los poros del medio, solamente los solutos de un tamafio determinado pueden pasar a través de €l.

Flujo multifasico. Es el flujo mezclado de fluidos de diferentes fases, tales como agua, petroleo y gas.
El flujo de fluido multifasico es un factor complejo, importante para comprender y optimizar la hidrau-
lica de la produccion tanto en los pozos de petréleo como en los pozos de gas.

Flujo visceso. La viscosidad en un fluido es la resistencia que este presenta a los esfuerzos tangencia-
les. Se pudiera considerar como el equivalente de la friccién en el movimiento de cuerpos sélidos. En
los liquidos, esta surge de las fuerzas de cohesion entre las moléculas de la sustancia. Dicha viscosidad
en los liquidos disminuye con la temperatura, mientras que lo contrario sucede con los gases.

Cuanto mayor sea la viscosidad en un flujo, mayor deberan ser las fuerzas externas que hay que aplicar
para conservar el flujo. Cuando el efecto de la viscosidad en el flujo es despreciable, se considera que
estamos ante un flujo no viscoso.

Asi, si un fluido no tiene viscosidad fluiria por un tubo horizontal sin necesidad de aplicar ninguna
fuerza, su cantidad de movimiento seria constante. En un fluido real, sin embargo, para mantener un
caudal de fluido estable debe mantenerse una diferencia de presiones entre los extremos de la tuberia.

Fuerzas capilares. La presion capilar es una de las fuerzas mas importantes que controlan y gobiernan
la distribucion de fluidos en un yacimiento. Las fuerzas capilares se originan en la acciéon molecular de
dos o mas fluidos inmiscibles (petroleo, agua, gas) que coexisten en un medio poroso. Se expresa en
términos de un gradiente de presion en la interfase entre la fase mojante y la fase no mojante.

Siempre que dos o mas fluidos coexistan en un sistema de tubos capilares, la combinacién de la tensién
superficial y la curvatura debida a los tubos capilares hace que las dos fases experimenten diferentes
presiones. A medida que las saturaciones relativas de las fases cambian, se ha encontrado que estas di-
ferencias de presion también cambian. La diferencia entre las presiones de dos fases cualesquiera se de-
fine como presion capilar.

Las presiones capilares se pueden determinar para sistemas bifasicos de diferentes clases; en la indus-
tria del petrdleo estan los sistemas de gas-salmuera, gas-aceite y aceite-salmuera.

Absorcion e hinchamiento. Algunas arcillas encuentran su principal campo de aplicacion en el sector
de los absorbentes ya que pueden absorber agua u otras moléculas en el espacio interlaminar o en los
canales estructurales.

La capacidad de absorcion de una roca esta directamente relacionada con las caracteristicas texturales

(superficie especifica y porosidad) y se puede hablar de dos tipos de procesos que dificilmente se dan
de forma aislada: absorcion (cuando se trata fundamentalmente de procesos fisicos como la retencion
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por capilaridad) y adsorcion (cuando existe una interaccion de tipo quimico entre el adsorbente, en este
caso la arcilla, y el liquido o gas adsorbido, denominado adsorbato).

La capacidad de adsorciéon se expresa en porcentaje de absorbato con respecto a la masa y depende,
para una misma arcilla, de la sustancia de que se trate. La absorcion de agua de arcillas absorbentes es
mayor del 100% con respecto al peso.

Aunque la hidratacion y la deshidratacion ocurren con independencia del tipo de cation de cambio pre-
sente, el grado de hidratacién si esta ligado a la naturaleza del cation interlaminar y a la carga de la la-
mina.

La absorcion de agua en el espacio interlaminar tiene como consecuencia la separacion de las laminas
dando lugar al hinchamiento. Este proceso depende del balance entre la atraccion electrostatica cation-
lamina y la energia de hidratacion del cation. A medida que se intercalan capas de agua y la separacion
entre las laminas aumenta, las fuerzas que predominan son de repulsion electrostatica entre laminas, lo
que contribuye a que el proceso de hinchamiento pueda llegar a disociar completamente unas laminas
de otras.

1.7 Propiedades de los Fluidos de Perforacion y Saturantes de las Rocas

Toda operacién que se realiza en el pozo, sea perforacién, obtencion de nicleos, registros de pozos o
pruebas, depende en cierta manera de la naturaleza del fluido de perforacion.

El proposito primordial que tiene este fluido es el de transportar a la superficie la roca cortada por la
barrena. Cuando existen acumulaciones de hidrocarburos, el fluido de perforacién debe de ejercer la su-
ficiente presion para evitar un descontrol en el pozo. Asimismo, cumple la funcion de enfriar la barre-
na, de lubricar y de prevenir pérdidas de fluidos, controlar la desintegracién de ciertos tipos de rocas
sedimentarias y ser el medio de contacto para muchas operaciones de registros.

Propiedades de los lodos de perforacion. Las propiedades mas importantes de un lodo o fluido de
perforacion son: densidad, viscosidad y relacion de filtracion.

Se ha disefiado una serie de pruebas para indicar si el comportamiento del lodo es capaz de cumplir con
las caracteristicas necesarias para su funcién en pozo.

Densidad. La masa por unidad de volumen de un fluido de perforacion, sinénimo de peso del lodo. El
peso se expresa en Ibm/gal (también conocido como ppg), kg/m3 o g/cm3 (también llamado gravedad
especifica o SG), 1b/pie3 o en gradiente hidrostatico, 1b/pulg2/pie (psi/pie) o pptf (psi/1000 pies). El
peso del lodo controla la presién hidrostatica en el pozo y evita el flujo no deseado al pozo. El peso del
lodo también evita el colapso de la tuberia de revestimiento y el agujero descubierto. Un peso de lodo
excesivo puede causar pérdida de circulacion por la propagacién, y posterior llenado, de fracturas en la
roca. Los procedimientos de ensayo del peso (densidad) del lodo utilizando una balanza de lodo han
sido normalizados y publicados por el API.

Viscosidad. La resistencia a la deformacion que presenta un fluido se conoce como consistencia. Para
fluidos de tipo newtoniano, tales como el aire o agua, la relacion al corte de deformacién a bajas rela-
ciones de flujo, es directamente proporcional a la fuerza de corte que causa el fluido al flujo.
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La constante de proporcionalidad entre la deformacién de corte y la relacién de corte se conoce como
viscosidad. La unidad de medida es el centipoise (cp). La curva esfuerzo-deformacion para un solo flui-
do se muestra en la figura 6.
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Fig. 6 — Curvas de consistencia para fluidos newtonianos
y pseudoplésticos (Lynch, 1963, P. 8).

Muchos materiales, entre los cuales se encuentran los lodos de perforaciéon, no muestran esta sencilla
relacién. Algunos no fluyen dentro de un esfuerzo finito {punto de produccion). A esfuerzos ligeramen-
te mayores se origina una condicion llamada flujo de tapon, teniendo lugar el corte sélo en las paredes
del recipiente, mientras que en el centro del fluido se vuelve relativamente menos maévil.

Finalmente, la deformacion se vuelve muy grande de tal forma que ocurre el flujo viscoso, y después
sigue una relacion lineal entre el esfuerzo y la deformacion. Los materiales que muestran este tipo de
relacién se conocen como pseudo-plasticos o fluidos no newtonianos. La viscosidad se define como la
relacion de la deformacién al corte. La viscosidad aparente se muestra en la figura 6 en el punto B.

La viscosidad esta entre las propiedades mas importantes de los lodos de perforacién porque gobiernan
la habilidad del fluido para transportar a la superficie las particulas suspendidas y cortadas por la barre-
na. Los lodos ligeros permiten colocar a las particulas alrededor de la barrena, mientras que los lodos
muy pesados requieren de gran esfuerzo para transportarlos.

Relacion de filtracién. La ecuacion general que rige el flujo de fluidos en medios porosos es la ley de
Darcy. De acuerdo con esta ley, la relacion de filtracion del fluido a través del enjarre esta dada por:

KA A
Q:T._

X
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dénde Q es la relacién de filtracion (gasto), k la permeabilidad, A el area de la seccion transversal AP la
presion diferencial, y x el espesor del en jarre en la direccién del flujo. Asi, en un periodo determinado
de tiempo la cantidad del filtrado que pasa a través del enjarre es:

(. KA AP
V—{th—{7~7dt

Durante la operacion de filtracién, la presién diferencial es usualmente constante, pero el espesor del
enjarre se incrementa con el tiempo. Si C es el volumen del enjarre formado por los sélidos por una
unidad de volumen de filtrado, el espesor de este en cualquier tiempo es CV/A y la ecuacién para el vo-
lumen total de filtrado es:

| 2KA%APt 3
B Cu

Esta ecuacién indica que la pérdida de filtrado de un lodo puede ser proporcional a la raiz cuadrada del
tiempo, presion y permeabilidad del enjarre e inversamente proporcional a la raiz cuadrada de la visco-
sidad. En la practica se ha encontrado que las relaciones entre V, k y AP no son validas y la relacion en-
tre V'y t, s6lo es una aproximacion.

El control de la relacion de filtracion es necesario por dos razones:

1. Una excesiva filtracion provoca un excesivo enjarre y reduce el diametro del agujero, lo cudl incre-
menta la posibilidad de que se atore la barrena de perforacién en el momento de su extraccién, e inclu-
so ocasiona problemas en la interpretacion de registros.

2. Una excesiva pérdida de filtrado causa una invasion profunda, ocasionando gran dificultad en la co-
rrecta interpretacion de los registros. Una invasién profunda introduce una gran cantidad de agua den-
tro de la formacién y reduce la permeabilidad al flujo de aceite.

Liquidos saturantes de las rocas. Los espacios porosos de todas las rocas almacenadoras de hidrocar-
buros estan ocupados por agua, aceite y/o gas. Para entender y predecir en forma correcta el comporta-
miento de los yacimientos, es fundamental conocer las propiedades y caracteristicas fisicas, quimicas y
termodinamicas de los fluidos contenidos en ellos.

Los hidrocarburos (aceite y gas) son mezclas naturales, de composicién quimica compleja, que se en-
cuentran a presiones y temperaturas elevadas en los yacimientos. Su caracterizacion se lleva a cabo me-
diante analisis de muestras de hidrocarburos a nivel de laboratorio o campo, asi como a partir de corre-
laciones en las que se consideran algunas propiedades ya conocidas de los hidrocarburos. Entre los pa-
rametros que se deben obtener en la caracterizacion estan: densidad, presiones de rocio y de burbuja,
factor de volumen, viscosidad, relacion gas-aceite de solubilidad.

El agua se encuentra en todas las rocas porosas del subsuelo y puede estar sola 0 acompafiada de hidro-
carburos. En algunas ocasiones es el fluido mas abundante en los yacimientos petroleros. Es importante
conocer las caracteristicas y propiedades del agua porque muchas veces se produce simultaneamente
con el aceite y/o gas; ademas, porque con frecuencia contribuye con su energia a la produccién de hi-
drocarburos. El agua se caracteriza principalmente por medio de analisis de muestras en el laboratorio y
por interpretacion de registros geofisicos de pozos. Los parametros que comtnmente se obtienen son:
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salinidad, composicion quimica, factor de volumen, viscosidad, densidad, relacion de solubilidad del
gas en el agua, resistividad eléctrica.

2. Registros de correlacion’

Objetivo: El alumno conocera la definicion, operacion, clasificacion e historia de los registros geofisi-
cos de pozos, asi como los principios de medicion, correcciones, presentacion y aplicaciones de los re-
gistros de correlacion.

Los registros geofisicos nos permiten identificar las caracteristicas petrofisicas de las formaciones roco-
sas del subsuelo, obtenidas mediante mediciones de los pardmetros fisicos, por ejemplo, mediciones
eléctricas, acusticas, radiactivas, etc.

El resultado es un grafico X-Y en donde el eje Y representa la profundidad del pozo y el eje X repre-
senta el o los valores de algunos parametros del pozo.

Los intervalos de los registros de diferentes pozos se comparan para observar su similitud o las respues-
tas caracteristicas de los registros a los indicadores litol6gicos. Los registros de pozo tienen la ventaja
(para la correlacién) de proporcionar una informacién continua en todo el pozo. Las correlaciones per-
miten determinar:

¢ Profundidades de las formaciones atravesadas por el pozo en comparacién con otro pozo, los
afloramientos o las proyecciones geofisicas.

¢ Si el pozo forma parte o no de una determinada estructura geol6gica mayor.

e Si la profundidad del pozo ha alcanzado un horizonte productivo conocido, o de lo contrario,
cuanto falta por perforar.

e La presencia o ausencia de fallas.

Las facies son las caracteristicas generales de una roca sedimentaria, especialmente aquellas que indi-
can el ambiente en que fue depositada. Primero se debe colocar en secuencia cada uno de los registros
de pozos con su respectiva profundidad y posteriormente sefialar las zonas que contengan las facies y
caracteristicas comunes. Si se identificaron las cimas de las formaciones, sera contundente en su identi-
ficacién. Después de verificar la correlacién entre los registros de pozos de acuerdo con su comporta-
miento en funcién de la profundidad, se lograra observar la secuencia estratigrafica en la cual ocurri6 el
proceso de depésito de sedimentos y de los estratos conjuntamente con la deformacién estructural del
subsuelo.

2.1 Adquisicién de registros geofisicos de pozos

Operacion de campo. Los registros operados por cable se llevan a cabo por medio de un camién de re-
gistros, al que en ocasiones se le denomina laboratorio movil, o bien en unidades de registros marinos.
El camion transporta los instrumentos de medicién de fondo, suspendidos por un cable eléctrico y un
carrete (winch), asi como el equipo de superficie necesario para poder alimentar las herramientas de
fondo y para recibir y procesar la informacion, y también el equipo necesario para efectuar una graba-
cion permanente del registro.

1  Elpresente tema se desarrolla con base en la tesis de licenciatura Principios De Medicién De Los Registros Geofisicos De Pozos, de Gustavo Alberto
Ricco Macedo, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2012, retomando su capitulo “3.- Registros de Correlacién”.
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Los instrumentos de medicion de fondo se componen por lo general de 2 elementos: Uno contiene los
sensores que se usan para llevar a cabo las mediciones y a este se le denomina sonda. El tipo de sensor
dependera desde luego de la naturaleza de la medicion. Los sensores de resistividad usan electrodos y/o
bobinas, los sensores actsticos usan transductores sonicos, los sensores de radiactividad emplean unos
detectores sensibles a la radiactividad, etc.; el otro elemento que compone la herramienta de fondo es el
cartucho. Este contiene los elementos electrénicos que alimentan a los sensores, que procesan las sefia-
les de medicion resultantes, y que transmiten las sefiales por medio del cable hacia el interior del ca-
mioén. Actualmente, la mayoria de las herramientas de registros pueden combinarse facilmente. Es decir
que tanto las sondas y los cartuchos de las herramientas pueden conectarse entre si para formar una sola
herramienta y con ello poder realizar muchas mediciones y registros en una sola corrida.

En agujero abierto proporcionan informacién sobre parametros tales como el espesor del yacimiento,
porosidad, saturacion de fluidos, litologia, ambiente geoldgico de depdsito, presion, permeabilidad, etc.
En agujero revestido, los servicios de cable permiten efectuar con rapidez un buen control de la profun-
didad, operaciones de disparo, colocacion de instrumentos (tapones, empacadores, etc.) y diversas ope-
raciones de control (evaluacion de la cementacion, produccion, re-evaluacion de intervalos, etc.).

La herramienta (o herramientas) se conectan a un cable eléctrico para poder subir y bajarlas al pozo
(Fig. 7). La mayoria de estos cables utilizados en agujero abierto estan compuestos de siete conductores
de cobre aislados, mientras que los mas recientes incluyen conductores de fibra de vidrio en el centro y
seis conductores de cobre. El cable se cubre con un armazoén de acero para brindarle mas fuerza y que
soporte adecuadamente la herramienta y poder jalarla en caso de que llegase a atorarse dentro del pozo.

Adlla

Aaa

Adlla

\Cdize}

Fig. 7 — Diagrama de una toma de registros
(Schlumberger, 2008).

Los registros se realizan normalmente durante el ascenso de la herramienta por el pozo con el fin de
asegurar la tension del cable para lograr un mejor control de profundidad. Anteriormente, la transmi-
sion de sefiales se realizaba de forma analdgica, y con los avances tecnolégicos ahora todo se realiza de
forma digital. Por supuesto que el cable se utiliza para transmitir sefiales y corriente eléctrica entre la
superficie y las herramientas. Pero lo mas importante es que el equipo de superficie recibe las sefiales
de la herramienta, las procesa, analiza y responde en consecuencia en impresiones continuas en papel.

Procesamiento y transmision de los datos. El procesamiento de sefiales puede efectuarse en por lo
menos 3 niveles: En el pozo (en la herramienta), a boca de pozo (en el camién) y en un centro de com -
puto central. El lugar donde se llevara a cabo el procesamiento depende de donde se pueden producir
los resultados deseados con mayor eficacia, dénde se necesita primero la informacién extraida, dénde
se encuentran los expertos, o donde lo exigen las consideraciones tecnologicas.
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Hoy en dia, se utiliza comunmente un sistema CSU, que consta de un sistema de computacién digital
en casi todas las unidades moéviles de Schlumberger en el mundo. Dicho sistema proporciona la capaci-
dad de poder manejar grandes cantidades de informacién, superando por mucho a los sistemas de regis-
tros antiguos. También agiliza las operaciones en campo y permite realizar las pertinentes calibraciones
a las herramientas con mucha mayor rapidez, exactitud y eficiencia.

Cuando es conveniente, se disefia la herramienta de registro para que los datos se procesen en el fondo
y la sefial procesada sea transmitida a la superficie. Esto sucede cuando se prevé una escasa utilidad en
el futuro para los datos primarios o cuando la cantidad de datos primarios impide su transmision. Sin
embargo, en la mayoria de los casos es preferible llevar los datos primarios medidos a la superficie para
su grabacion y procesamiento.

Los sistemas modernos de adquisicién de datos estan formados por sensores cada vez mas complejos a
medida que se va mejorando la tecnologia, se han mejorado por lo tanto la telemetria del cable, la elec-
tronica de fondo y el procesamiento de sefiales en la superficie, lo que nos proporciona como conse-
cuencia, una mayor capacidad en la adquisicion y precision de las mediciones en pozo. La transmision
de informacion a través del cable de registro, convierte a este en un sitio de intenso trafico de comuni-
caciones entre los equipos de fondo y la unidad de superficie, la cual esta equipada con una computado-
ra.

Esta ultima coordina la operacion, controla el equipo de fondo, procesa las sefiales recibidas en una for-
ma inteligible para los usuarios y permite ademas:

e Lareproduccion de informacion y la transmision eficiente hasta las unidades de cémputo mayo-
res.

las evaluaciones rapidas a boca de pozo,

el control de calidad de los registros,

escalar los registros,

calibrar las herramientas, etc.

Las unidades CSU cuentan con numerosas rutinas (histogramas, diagramas de interrelacion, computa-
doras rapidas) que facilitan el control de la calidad, y al mismo tiempo permiten aplicar correcciones
para los efectos ambientales. Los registros deben ser correlacionados entre si y con la informacién res-
tante para realizar un analisis mas detallado sobre la descripcién litolégica, los datos de pozos vecinos,
experiencia local, etc.

Como se mencion6 anteriormente, la transmision de la informacién puede dividirse en 2 etapas: La pri-
mera entre la sonda y el equipo superficial, y la segunda entre el equipo superficial y la central de ope-
raciones del grupo de servicio. En un principio era una tarea muy tardada al terminar de correr un regis-
tro el tomar las decisiones, debido a que el tiempo que se llevaba desde la obtencion, el transporte del
registro, su analisis y resultados era muy grande. Sin embargo hoy en dia con los grandes avances en
materia de telecomunicaciones ya es posible tener los resultados y tomar decisiones con un tiempo mu-
cho menor, ya sea en el mismo sitio de toma del registro, o bien, llevando la informacién a una central
de operaciones de servicios, a la cual llega la informacion en tiempos muy cortos.

Hoy en dia, practicamente todos los modelos y ecuaciones comunes para la interpretacion de registros,

pueden ejecutarse en las unidades CSU. Las calibraciones preliminares al registro, en los talleres y en
el sitio del pozo, garantizaran la exactitud requerida en las mediciones, y el procesado de informacion
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ya sea por via satelital, telefénica o por medio de microondas permite tener tiempos mucho mas cortos
para la toma de decisiones.

2.2 Historia y clasificacion de los registros geofisicos de pozos

R. Desbrandes (1968) define los registros geofisicos de pozo como "toda aquella obtencion grafica de
una caracteristica fisica de una roca o formacién que es atravesada por un pozo, en funcion de la pro-
fundidad". Inicialmente se desarrollaron para la medicion e interpretacion de las resistividades de depo-
sitos metalicos, a principios del siglo XX en las exploraciones mineras; sin embargo, el auge de la in-
dustria petrolera con el paso de los afios, hizo que el método se enfocara casi totalmente al registro de
pozos petroleros.

Actalmente, el principal objetivo de la mayoria de los registros de pozo y las herramientas empleadas
es la interpretacion de si es que una formacion contiene hidrocarburos, asi como determinar las caracte-
risticas petrofisicas y litologicas de la formacién que los contiene (porosidad, litologia y cualitativa-
mente la saturacion de fluidos de la formacion). En el pasado, la tinica manera de conocer estas propie-
dades era la inspeccién y andlisis de los recortes litol6gicos que salian a superficie al momento de la
barrenacion. Sin embargo, hoy en dia la interpretacion de los registros geofisicos de pozos ha permitido
suprimir esta técnica, ademas de permitir tener una mejor correlacién estratigrafica del subsuelo para la
evaluacion del potencial petrolero que pueda brindar una cierta area o localidad.

Su utilidad no solo se encuentra limitada a la biisqueda de hidrocarburos en yacimientos petroleros,
sino que también tiene muchas otras aplicaciones en las distintas areas que componen a las Ciencias de
la Tierra para la identificacién de zonas de interés econémico, ya sea en Geotermia para la identifica-
cion de intervalos de interés para la generacion de energia eléctrica, en Hidrogeologia para encontrar
intervalos potenciales acuiferos, en Mineria para identificar mineralizaciones en los macizos rocosos,
asi como también para la determinacion de zonas contaminadas en la remediacion ambiental de suelos
y acuiferos, actividad que esta tomando mucho auge en la actualidad.

Los comienzos de los registros se remontan a inicios del siglo pasado. Los primeros experimentos de
prospeccion del subsuelo se llevaron a cabo en 1912 por Conrad y Marcel Schlumberger, quienes desa-
rrollaron un método de investigacion que consistia en enviar una corriente eléctrica al subsuelo al indu-
cirla entre 2 varillas metalicas, y en dibujar sobre un plano las lineas de potencial constante observadas
en la superficie. La respuesta del experimento de prospeccién les permitié conocer la naturaleza y la
configuraciéon geométrica de los distintos cuerpos atravesados por el campo eléctrico.

De 1912 a la Primera Guerra Mundial, el método se mejoro en la técnica de medida, asi como en la in-
terpretacion de resultados. Para 1920, Conrad y su hermano Marcel se comenzaron a dedicar de lleno a
la prospeccién del subsuelo y fue para el afio de 1927 cuando ambos efectuaron algunos registros de re-
sistividad en forma experimental con el objeto de localizar formaciones productoras de hidrocarburos.
Oficialmente el primer registro eléctrico llevado a cabo con éxito se realizé el 5 de septiembre del afio
de 1927 en un pequefio campo petrolero llamado Pechelbronn (Fig. 8), por los ingenieros petroleros
Henri Doll, Charles Sheibli y Roger Jost en Alsace-Lorraine, Francia.

Dicho registro, una grafica unica de la resistividad eléctrica de las formaciones rocosas atravesadas por
el pozo, se realizé por el método de "estaciones" aplicando el método desarrollado por los hermanos
Schlumberger. Dicho método se basaba en que el instrumento de medicién de fondo (llamado sonda) se
detenia intervalos periddicos de tiempo al hacer la medicion de la resistividad de la formacién, y una
vez que se tenia registrado el dato, se trasladaba a la siguiente estacion y asi sucesivamente hasta com-
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pletar la profundidad total del pozo. El resultado fue una grafica trazada a mano en la que se detallaban
los valores de resistividad aparente, y con ello se pudo conocer con detalle la interpretacion de la co-
lumna geoldgica perforada.

Compafiia: Pechelbronn S.A.S.M ]

Pozo: Diefenbach No. 2905

Fecha Sept. 5 1927
Resistividad

8] 10 20

T

18

Fig. 8 — Primer registro eléctrico tomado en Pechelbronn, Francia
(Martell, 2008).

A partir de esa fecha, y hasta el dia de hoy, se han venido desarrollando diferentes equipos que tratan de
obtener, en forma casi directa, los valores exactos de las propiedades fisicas y quimicas de las rocas
atravesadas por el agujero. Pero fue 8 afios después de que los hermanos Schlumberger desarrollaran su
registro eléctrico, que este se introdujo comercialmente con fuerza en Estados Unidos, Rusia y Vene-
zuela, y un poco mas tarde, en las Indias Orientales Neerlandesas. Tuvo un gran impacto como método
de analisis del subsuelo y rapidamente se reconoci6 su utilidad dentro de la industria petrolera para la
medicion de la resistividad de las formaciones con los propdsitos de correlacion estratigrafica, y princi-
palmente para la identificacién de las capas potenciales portadoras de hidrocarburo (aceite y gas).

Al primer registro se le denomino curva lateral, y en él se utilizaba un espaciamiento lateral de 2 me-
tros entre la fuente de emision de corriente y el punto medio de electrodos de potencial. Posteriormente
se fue mejorando la herramienta hasta que se estandarizé en 18'8". Sin embargo, un problema de dicho
arreglo era que generaba un potencial al entrar en contacto con el lodo de perforacién y la formacion,
aun cuando no se estuviera induciendo corriente alguna. Fue por ello que para el afio de 1928 se intento
eliminar tal efecto al que llamaron Potencial Espontaneo (SP), pero luego se visualiz6 la gran utilidad
de esta respuesta para la interpretacién cualitativa de los yacimientos y las formaciones.

A medida que los afios transcurrian, poco después de la realizacion del primer registro, se comenzé a
dar un gran interés por parte de las empresas y las compafiias en conocer las caracteristicas de las for-
maciones. Esto llevo a que las herramientas de toma de registros evolucionaran y siguieran evolucio-
nando de tal manera, que se mejoro tanto la calidad de estas, como la respuesta a las diversas y tan va-
riadas condiciones que existen al momento de tomar un registro. Un panorama muy general de como ha
sido la evolucién de los registros desde sus origenes hasta nuestros dias se detalla a continuacion:

e Para el afio de 1930, se comenzaron a utilizar cables de registro para poder llevar ge6fonos al

fondo de los pozos, con la intencion de medir el tiempo de transito actstico de las rocas a dife-
rentes intervalos de tiempo a partir de fuentes de sonicas.
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En 1931, la medicion del potencial espontaneo (SP) se incluyé junto con la curva de resistividad
en el registro eléctrico, y en ese mismo afio los hermanos Schlumberger perfeccionaron el méto-
do de registro continuo y se desarroll6 el primer trazador grafico.

En 1932, se introdujo al mercado un nuevo tipo de arreglo, con el cual mejoraron la calidad de
la curva, conocida como normal, debido a que detallaba bien los limites de capas, sin embargo
el radio de investigacion de la herramienta disminuia.

En 1934, los hermanos Schlumberger desarrollaron otros dispositivos, como la curva normal
larga, cuya finalidad era lograr tener un mayor radio de investigacion. La conjuncién de estos 3
dispositivos junto con el registro de potencial natural integran lo que hoy se conoce como regis-
tro eléctrico convencional, el cual predominé hasta finales de los afios 50’s.

A partir de 1936, se comenzaron a tomar los primeros registros en pozos perforados en México
por medio de las compafiias Royal Duch Shell y la British Petroleum, utilizando equipos paten-
tados por Schlumberger, que operaban manualmente.

Para 1938, SHELL se convierte en la primera empresa petrolera en perforar pozos con lodo
base aceite. También en este mismo afio poco después de la expropiacion petrolera el 18 de
marzo de 1938, se comenzaron a tomar los primeros registros geofisicos en México por perso-
nal y mano de obra 100% mexicana, reacondicionando el equipo que fue dejado por las empre-
sas extranjeras hasta que Schlumberger comenzé a vender material y equipo exclusivamente a
México.

En 1939, se dio un paso adelante al comenzar a trabajar con las propiedades radiactivas de las
rocas. Para esa época el conocimiento de esta propiedad era muy pobre y se utilizaba el registro
de rayos gamma para poder determinar cualitativamente la litologia (el grado de arcillosidad de
las rocas), y para tener una correlacion geologica mejor detallada.

En 1940, Schlumberger patento la primera herramienta de echados anisotropica capaz de calcu-
lar la direccion y el angulo de inclinacién de las formaciones. La herramienta estaba compuesta
de 3 brazos en conjunto con un dispositivo llamado fotoclinémetro.

Afos mas tarde, para 1942, se observo que los registros eléctricos no eran adecuados para en-
contrar zonas porosas en calizas masivas, y por ello se introdujo el registro de neutrones que
basa su principio en emitir neutrones que interactiian con el hidrogeno de los fluidos de la for-
macion, relacionandolo directamente con la porosidad. Esto represento el uso por primera vez,
de las propiedades radiactivas de las rocas en un registro y la electronica de pozo. A diferencia
del SP y las herramientas de resistividad, la ventaja de estos 2 instrumentos (gamma y neutron),
es que son capaces de tomar registros de formaciones en agujero ademado, en agujeros llenos
de gas o aire, asi como también en agujeros que estuviesen utilizando lodos base aceite, por lo
que lleg6 a ser de gran utilidad en pozos donde nunca antes se habia corrido un registro. Esto
mejoro las interpretaciones litologicas y las correlaciones estratigraficas entre pozos.

Poco después se le dio importancia al registro neutrénico como indicador de porosidad. No obs-
tante, los primeros registros neutrénicos fueron fuertemente influenciados por el ambiente de
pozo, y no fue sino hasta la introduccion de la herramienta de medicién de porosidad en la pa-
red (SNP) en 1962 y de la herramienta de registro neutronico compensado (CNL) en 1970 que
el neutrén fue aceptado como medicion de la porosidad.

También fue en ese mismo afio que se hizo una gran contribucién al estudio de los registros. Se
desarroll6 una de las bases tedricas mas importantes, sino es que la mas importante, acerca del
comportamiento de fluidos a través de un medio al introducirse la Ley de Archie, siendo su
creador Gustav Archie, considerado ahora como el padre de la petrofisica.

Las ecuaciones de Archie se usan rutinariamente en la industria petrolera para poder calcular la
saturacion de agua de los reservorios de hidrocarburos, o para determinar la resistividad del
agua en un intervalo donde haya agua de formacién.

En 1945, después de 11 afios de estancamiento, los registros eléctricos volvieron a tomar inte-
rés. Los objetivos de exploracién y explotacion de hidrocarburos eran a mayor profundidad, en-
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contrandose con carbonatos de espesor delgado. Por tal razén, se desarroll6 una herramienta
que semejaba a dos arreglos laterales en paralelo, conociéndose a este equipo como Curvas de
Calizas. También en ese mismo afio se descubre el fenémeno de la resonancia magnética nu-
clear de ciertos elementos, lo que permitié que afios mas tarde se desarrollaran las primeras he-
rramientas NML.

En 1946, los sensores SP de la herramienta de echados fueron reemplazados por instrumentos
de resistividad corta, lo que permiti6 medir el echado en pozos en donde el SP proporcionaba
pocos datos.

En 1948, se comenz6 a utilizar corriente alterna para registrar pozos que se corrian con lodo
base aceite, a esto se le denomind registros de induccion. Este registro se desarroll6 como resul-
tado del trabajo realizado en tiempo de guerra con los detectores de minas, para usarse en lodos
base aceite. Como el problema no se relacionaba con la invasion producida por filtrado de lodo
base agua, la profundidad de investigacion de esta herramienta era reducida. Sin embargo desa-
rrollos mas modernos de tal registro han permitido también su uso en lodos con agua dulce. La
profundidad de investigacion del registro de induccién se ha incrementado gradualmente con
los afios, a fin de minimizar el efecto de invasién y el efecto de capas laterales.

Para 1949, se tenian problemas ya que no habia forma ni informaciéon que permitieran conocer
la vecindad del pozo y fue por ello que se desarrollé el registro Microlog. Con este registro se
logroé obtener el factor de formacion de las rocas en lugar de medirla, por medio de electrodos
con un espaciamiento muy pequefio, los cuales tendrian contacto con las paredes del pozo a tra-
vés de un patin. El registro es util también para delinear lechos permeables, mientras otros ins-
trumentos de resistividad ayudan a establecer el perfil de resistividad desde la zona invadida
cerca del pozo, hasta la zona virgen no invadida (donde ya no se produce filtrado de lodo). Con
este instrumento se pudo conocer también el diametro del agujero y si existe o no enjarre en la
pared de pozo. En este mismo afio que el registro eléctrico original se vio desplazado por los re-
gistros de induccioén por su incapacidad de poder tomarse en lodos base aceite.

Para 1950, Pemex (Petroleos Mexicanos) adquiere de Schlumberger las primeras unidades mé-
viles de toma de registros, las cuales contaban con todos los adelantos tecnolégicos hasta esa fe-
cha (Camaras de nueve galvanometros y cables de siete conductores).

En 1951 se desarroll6 el registro laterolog, que trata de medir la resistividad verdadera de la for-
macion (resistividad profunda) en lodos muy salados o conductivos. El principio en que se basa
la herramienta es el de enfocar la corriente para mantener la corriente de medicién, por medio
de un gran numero de electrodos (emitida desde un electrodo central), con el propoésito de obte-
ner una mayor resolucion vertical en capas delgadas con lodos de bajas resistividades.

Por estas fechas también se comenzaron a medir las propiedades actsticas de las rocas, cuantifi-
cando el tiempo de transito de estas mismas y relacionandolo con su porosidad. En la actualidad
es una herramienta indispensable en la evaluacion de formaciones.

Para 1953 se desarrolla la herramienta Microlaterolog, la cual tiene la capacidad de funcionar
en lodos salados. El registro de Microproximidad y el registro de Microesférico enfocado apare-
cieron unos afios mas tarde.

A través de los afios se desarrollaron y utilizaron varias herramientas laterolog. En la actualidad,
la herramienta de registro doble laterolog (DLL) que realiza mediciones laterolog profundas y
someras, es la estandar. También se desarrollaron los registros microenfocados (MicroSFL) los
cuales tenian el prop6sito de medir la resistividad de la zona lavada o la influencia de la resisti-
vidad del filtrado de lodo y se corre por lo general aunada al doble laterolog (DLL) para tener
las respuestas de las resistividades aparentes en las tres zonas (zona invadida, zona intermedia y
la zona virgen). Actualmente la herramienta ha evolucionado de tal manera que ahora en lugar
de solo tener tres curvas, podemos obtener cinco curvas de resistividad enfocada, las cuales se
obtienen con una herramienta llamada HRLA (High Resolution Laterolog Array) o registro
eléctrico enfocado de alta resolucién.
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Fue unos pocos afios después, a mediados de los cincuenta, que aparece la primera sonda de
echados eléctrica de registro continuo que permitia realizar una medicion de los echados de la
formacidn, y hoy en dia ha evolucionado de manera que actualmente una herramienta de echa-
dos de cuatro brazos registra diez curvas de micro resistividad simultaneamente, y un aceler6-
metro triaxial y magnetometros, nos proporcionan mediciones exactas sobre el azimut y la des-
viacion de la herramienta.

Para 1956, se desarrolla un aparato de induccién de cinco bobinas que combina una curva SP y
una normal de 16” para formar la herramienta eléctrica de induccién. Para 1959 el aparato de
cinco bobinas fue sustituido por uno con un arreglo de seis bobinas que le permitia realizar me-
diciones a mayor profundidad.

En 1958, Schlumberger patent6 su herramienta de proximidad, la cual ayudd a la interpretacion
directa de la resistividad de la zona lavada. Hoy en dia existen nuevas herramientas que propor-
cionan de forma casi directa los valores de resistividad verdadera de la formacion.

Para finales de los afios cincuenta, el registro sénico de porosidad fue finalmente aceptado
como un registro de porosidad confiable. Su medicion responde principalmente a la porosidad y
es independiente de la saturacién. El registro sénico, junto con los de resistividad enfocados (la-
terolog e induccién), hicieron posible la evaluacion moderna de las formaciones en pozos ya
que proporcionaban mediciones de la porosidad, y los registros de resistividad enfocados pro-
porcionaban la resistividad verdadera de la formacion virgen no invadida. Las mejoras posterio-
res al registro sénico incluyeron el registro sénico compensado por efecto de pozo (BHC), el re-
gistro sonico de espaciamiento largo (LSS), y las herramientas sénico de arreglo (SDT). Estas
ultimas herramientas permiten registrar el tren de ondas completo. Con base en el analisis del
tren de ondas, es posible obtener los tiempos de transito de las ondas de Stoneley y de las ondas
de cizallamiento, ademas del tiempo de transito de las ondas compresionales.

Para 1960, se comienza a utilizar el registro denominado registro CBL (Cement Bounding Log)
o registros de evolucion de la adherencia del cemento. Atn es ampliamente utilizado y a menu-
do se prefiere sobre muchos otros instrumentos de evaluacion de cemento atin mas recientes. De
igual forma se crea el prototipo de la herramienta TDT (tiempo de decaimiento térmico de neu-
trones) para mediciones de saturaciones de la formacion. Lo que se mide es el tiempo necesario
para que un cierto porcentaje de neutrones emitidos por la fuente, sean absorbidos por la forma-
cion.

Otra herramienta que infiere la porosidad, se introdujo al mercado a principios de los afios 60’s,
con el nombre de registro de densidad, la cual depende de la porosidad de la formacién, pudien-
do a su vez precisarse la densidad de la roca en el lugar. Igualmente, para 1960 se patenta la pri-
mera herramienta de resonancia magnética nuclear por parte de la compafiia Chevron, con la fi-
nalidad de identificar la cantidad de alquitran que existia en los reservorios californianos.

Para 1963 aparece el registro de doble induccion (DIL) que es ahora el estandar. Esta herra-
mienta esta compuesta por una combinacion de varios tipos de sondas del arreglo de induccion
convencional. Mide a dos radios de investigacion lo mismo que el registro doble laterolog, ocu-
pandose en formaciones compactas. Efectia mediciones de induccién profunda, inducciéon me-
dia y resistividad somera junto con un MicroSFL en las herramientas actuales.

Un nuevo registro de doble induccién (induccion Fasorial) proporciona una mejor respuesta a
los lechos delgados, una investigacion a mayor profundidad, y un intervalo dinamico de resisti-
vidad mas amplio.

En 1964 surge un nuevo registro que mide la porosidad, el registro de densidad de la formacion
compensada (FDC) que compensaba la presencia de enjarre en las formaciones. Sin embargo, la
herramienta ha evolucionado de tal manera que en el afio de 1981 surgi6é un nuevo registro, el
registro de lito-densidad que proporcioné una mejor medicion de la densidad y una idea mas
clara de la litologia midiendo su factor fotoeléctrico.
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En 1965, Schlumberger finalmente comienza a procesar digitalmente los registros geofisicos en
un camion con los avances tecnolégicos de las computadoras, y se comienza a emplear el regis-
tro compensado de neutrones (CNL) que consta de una fuente y dos detectores de neutrones,
para mediciones de porosidad.

A partir de 1970 es cuando se comienza toda una era de digitalizacion. El uso cada vez mas fre-
cuente de las computadoras, hizo posible analizar con mayor precisién y detalle la informacion
brindada por los registros. Se abrieron centros de procesamiento de registros localizados en lu-
gares estratégicos en distintas zonas del mundo a donde llega la informacién via internet, radio
o por teléfono.

Las unidades superficiales se han acondicionado de tal manera que ahora las computadoras den-
tro de los camiones de registros han permitido tener interpretaciones mas rapidas en el lugar de
obtencion, asi como mejorar las calibraciones de las herramientas. Al mismo tiempo, las herra-
mientas de registros se comenzaron a combinar para obtener la mayor informacién posible en
una sola corrida.

En 1978, Schlumberger desarrolla una herramienta denominada Herramienta de Propagacion
Electromagnética (EPT) que permite medir la permitividad dieléctrica en las formaciones, pu-
diendo con ello obtener la saturacion del agua en la formacion a expensas de la salinidad.

Para 1980 se introdujo una nueva técnica: los Registros Durante la Perforacién (LWD). En lu-
gar de que los sensores se bajen al final del cable de acero, los sensores se encuentran ahora in-
tegrados en la sarta de perforacién y las mediciones se realizan mientras el pozo esta siendo per-
forado. El LWD proporciona medidas de parametros geologicos de fondo de pozo y se recupe-
ran cuando la cadena de perforacién se retira del agujero.

En 1981, se introdujo la Herramienta de Echados de Alta Resolucion Estratigrafica (SHDT), la
cual presenta caracteristicas muy similares al HDT, pero en cada patin se montaron dos electro-
dos, con lo que se obtenian ocho curvas de resistividad en vez de cuatro, mejorando asi notable-
mente la cobertura lateral aumentando significativamente la calidad de las correlaciones que se
podian obtener.

Para 1985, Schlumberger desarrolla una variante de la herramienta de propagacion electromag-
nética, siendo la nueva Herramienta de Propagacion Electromagnética Profunda (DPT), cuya di-
ferencia radica en que permite tener una mayor radio de investigacién.

En 1986 Schlumberger dio un gran paso a la era de evaluacién de formaciones al desarrollar la
primera herramienta de imagenes microresistivas de pozo (FMS). Esta herramienta permitia a
los gedlogos observar y analizar por primera vez la estratificacion en las formaciones, asi como
también poder observar fracturas y porosidad secundaria mucho mejor que antes.

Para 1990 Schlumberger comienza a desarrollar ahora la herramienta de Imagenes Ultrasénicas
del Fondo del Agujero (UBI), la cual utiliza una fuente ultrasonica, transductores enfocados y
tiene la particularidad de poder trabajar en lodos base aceite.

Halliburton también introduce su propia version de una herramienta de imagenes, siendo esta la
herramienta CAST, que permite tomar imagenes del fondo del agujero utilizando transductores
ultrasénicos enfocados. Tanto la herramienta UBI como la CAST tienen una resoluciéon muy pa-
recida a las herramientas de micro resistividades, sin embargo, estas cubren al 100% el agujero.
Para 1991 es que llega la primera unidad MAXIS (Adquisiciones Multitareas y Sistemas de
Imégenes) a México, siendo este camion el primero en utilizar telemetria con tecnologia de
punta.

Como las exigencias de las compafiias petroleras crecian para poder observar en imagenes de
pozo mas y mejores detalles de las condiciones de formacion, Schlumberger desarrolla en 1991
la herramienta FMI (herramienta de Microimagenes de Fondo de Pozo) que permitia tener un
cubrimiento mucho mejor que su antecesora la FMS.

En 1992, Schlumberger desarrolla la herramienta ARI (Imagenes de Resistividad Azimutales) la
cual permite obtener imagenes de pozo, empleando mediciones laterolog.
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e Para los afios 2002-2003, se introduce la sonda de medicién de elementos por Espectroscopia de
Captura Elemental (ECS), asi como el Probador de la Dinamica de la Formacion en Pozo Entu-
bado (CHDT). Esto ha permitido evaluar las complejidades que se pueden presentar en un re-
servorio, especialmente en las porosidades de sistemas de elementos carbonatados.

Como se ha mostrado anteriormente, la evolucién que han tenido las herramientas de toma de registros
geofisicos ha sido amplia y muy rapida. Desde finales de los 80’s hasta la actualidad, diversas empresas
petroleras que trabajan en todo el mundo, ahora han dirigido su atencion a poder analizar y observar de
mejor manera las condiciones predominantes que existen en el pozo por medio de herramientas de ima-
genes eléctricas, sonicas, de densidad, etc. correlacionando la informacién que estas proporcionan, con
la respuesta que brindan las herramientas convencionales. Estas ultimas siguen teniendo un gran campo
de aplicacion y que seguramente continuaran evolucionando.

Una de las técnicas mas modernas que existen ahora es el empleo de imagenes junto a un LWD para
obtener imagenes de pozo en tiempo real al momento de que se realiza una perforacion. Sin embargo,
tanto Schlumberger como otras empresas petroleras, han creado sus variantes para obtener imagenes de
pozo ya sea en lodos conductores o lodos resistivos.

La informacién que proporcionan estas herramientas de imagenes ayuda a los intérpretes para poder de-
finir posiciones estructurales de los yacimientos, asi como también para poder caracterizar de mejor
manera las fallas y fracturas que pudiesen estar presentes en las formaciones. Tanto ge6logos como
geofisicos utilizan todos estos datos de azimuts y fallas para refinar mejor las interpretaciones sismicas,
y con ello poder tener una interpretacion mas detallada de los reservorios, una estimacion mas precisa
de reservas y un mejor desarrollo de localizacion de pozos petroleros.

Clasificacion de los registros. Hoy en dia existe una gama muy amplia de registros geofisicos operan-
do en el campo para obtener ciertas caracteristicas del subsuelo en funcién de sus propiedades fisicas y
litologicas. Sin embargo, no hay que perder de vista que se deben reconocer los factores que puedan es-
tar involucrados en un yacimiento al momento de la toma de los registros. A todos, los podemos clasifi-
car de dos maneras: de acuerdo a la propiedad fisica medida de la formacio6n, ya sea de forma directa o
indirecta; o bien de acuerdo al principio fisico de medicion que utiliza la herramienta.
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2.3 Potencial Natural (SP — Spontaneous Potential)

Principio de medicion. El potencial natural es la diferencia de potencial que existe entre un electrodo
colocado en la superficie del suelo, y otro electrodo mévil en el lodo dentro del pozo, en funcién de la
profundidad. La existencia de este fenémeno ya se conocia ampliamente desde 1931 cuando fue reali-
zado por primera vez un registro comercial por Conrad Schlumberger, y constaba de graficar la res-
puesta de la formacion (un potencial) aun cuando no se estuviera induciendo corriente alguna en el
pozo.

En la practica, la medicion del SP se obtiene mediante un electrodo montado en un medio humedo en
superficie, que bien puede ser la presa de lodo de perforacién, o algin agujero o excavacion sencilla en
las vecindades del camion de registros y otro electrodo que va acoplado en la misma sonda con la que
se obtienen simultaneamente otros registros (Fig. 9).

En los intervalos estratigraficos con una correspondiente litologia de lutitas, el registro SP por lo gene-
ral da una respuesta, y se define como una linea méas o menos recta, la cual se denomina linea base de
lutitas (Fig. 10). No obstante, la posicion de la linea de referencia de las lutitas en el registro no tiene
un significado ttil para prondsticos de interpretacion.

Sin embargo, cuando existe la presencia de formaciones permeables, la curva presenta variaciones res-
pecto a la linea base de lutitas: en estratos cuyos espesores son muy grandes, estas variaciones tienden a
alcanzar un valor esencialmente constante definiendo asi una linea denominada, linea base de las are-
nas. Pero si los estratos son de poco espesor, lo que sucedera es que se veran muchas deflexiones de la
curva a medida que pasa por estratos mas grandes haciendo o complicando un poco mas la interpreta-
cion.

La deflexion que existe en la curva puede ser tanto negativa (hacia la izquierda) como positiva (hacia la
derecha), dependiendo principalmente de las salinidades relativas del agua de formacion y del filtrado
del lodo presentes en el pozo. Si la salinidad del agua de formacién es mayor que la del filtrado del
lodo, la deflexién de la curva se dara hacia la izquierda. Por el contrario, si la salinidad del filtrado del
lodo es mayor que la del agua de formacidn, la deflexion de la curva se dara hacia la derecha. El inge-
niero encargado de la toma del registro sera quien elija la escala de sensibilidad y la posicion de la linea
de referencia de las lutitas, de manera que las deflexiones que se presenten en la curva, permanezcan
dentro de la escala definida para el carril del SP.

Un registro de potencial natural de las formaciones se mide comtinmente en milivoltios (mV), y las es-

calas mas utilizadas son de 10 y 20 mV por division, o sean 100 o 200 mV para el desplazamiento total
de la curva del SP. La curva del SP es muy similar a la de rayos gamma, con la cual es correlacionable.
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Fig. 9 — Obtencién de un registro de potencial espontdneo (Ricco, 2012). Fig. 10 — Ejemplo de un registro SP
(Schlumberger, 2008).

Con lodos ordinarios (lodos base agua), la curva del SP o potencial espontaneo de las formaciones per-
mite:

Determinar intervalos permeables.

Delimitar capas.

Correlacion entre capas.

Determinar la resistividad del agua intersticial de las formaciones.
Determinar de forma cualitativa la cantidad de lutita existente en una capa.

Sin embargo, no es posible registrar una curva de SP en pozos con tuberias metalicas de revestimiento
(TR) o bien en tuberias de produccion (TP), o cuando se utilizan fluidos de perforaciéon no conductores,
ya que en estos casos no existe una continuidad eléctrica entre el electrodo del SP y la formacion que
permita obtener esta propiedad. Adicionalmente, si las resistividades del filtrado del lodo y de los flui-
dos de la formacién son muy semejantes, las deflexiones que se presenten en la curva del SP seran mi-
nimas y por lo tanto, no son significativas.

El Potencial Natural en funcion de la porosidad y la permeabilidad. La movilidad que presentaran
los iones en las formaciones permeables para que se pueda producir un potencial, depende basicamente
del contenido en sales que los solutos en interaccion tengan, y esto solo sera posible en aquellas forma-
ciones que tengan aunque sea una fraccion minima de permeabilidad. Es importante recalcar, que el SP
no cuantifica ni calcula la permeabilidad, asi como tampoco lo hace con la porosidad, inicamente es
una forma de poder determinar zonas porosas y permeables en el subsuelo.

Potencial estatico o SP estatico (SSP). Si observamos las figuras 11 y 12, se puede observar como es
que interactian las lineas de corriente en las formaciones, en las que los fluidos de las formaciones son
por lo regular mas salados que el filtrado de lodo, provocando que la deflexion de la curva del SP sea
negativa. Sin embargo, si se tuvieran por otro lado formaciones de agua dulce, se tendria el efecto con-
trario obteniendo ahora una curva de SP cuya deflexién ahora se da hacia la derecha.
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Fig. 11 — Esquema que muestra del comportamiento del potencial natural Fig. 12 — Esquema que muestra el SP y su valor correspondiente en
estatico en una formacién permeable (Gémez, 1975). formaciones porosas y permeables (Gémez, 1975).

Esto ocurre porque la salinidad del lodo de perforaciéon es mayor que la salinidad de los fluidos de la
formacién provocando que la corriente fluya en direccién opuesta. Pero si se da el caso de que la salini-
dad tanto del lodo de perforacién y de los fluidos de la formacién porosa y permeable, sean iguales, no
existira entonces un potencial o corriente de flujo y por ende no habra una deflexion del SP en el estra-
to.

Sin embargo, las deflexiones que se dan en el SP sélo corresponden a la disminucién de potencial en el
pozo, siendo esto resultado de las variaciones que se presentan en el flujo de la corriente, representando
asi, s6lo una fraccién del SP que generalmente es la mayor. Si se pudiera evitar que estas corrientes flu-
yeran, lograriamos obtener la diferencia de potencial maxima y asi tener el SP maximo de la formacion.
Esta condicién se podria obtener utilizando tapones aisladores, que no permitan que la corriente fluya a
través de los estratos.

Se define asi entonces al SP estatico o bien SSP, como la deflexiéon maxima que se obtiene de la curva
del SP frente a una formacion limpia y de un espesor considerable como podria ser una arenisca limpia.
La deflexion se mide a partir de la linea base de las lutitas y su magnitud se calcula con la siguiente
ecuacion en mV.

R,
SSP=—K-log—
R,
donde,
K = 65.5+0.24T cuando la temperatura esta expresada en grados Celsius.
K =61.3+0.133T cuando la temperatura esta expresada en grados Fahrenheit.

Presentacion del registro. La forma que tendra la curva del SP a cualquier nivel, sera proporcional a la
intensidad de las corrientes del SP en el lodo del pozo a ese nivel. En la Figura 13 se aprecia como se
dan las corrientes en el lodo, mostrando que los valores maximos corresponden a los limites permea-
bles y la pendiente maxima de la curva muestra un punto de inflexién que se da en estos limites.

Fig. 13 — Perfil que muestra como se dan las deflexiones del SP en
funcién de la profundidad a la que se esta dando la invasién (Ricco, 2012).
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Como ya se menciond, la respuesta que tendra el SP frente a una formacién permeable sera y estara
dada en funcion de la salinidad de los fluidos involucrados en la profundidad a la que se da la invasion
(filtrado del lodo y fluidos de la formacién). Por ende, esto permite determinar limites de capas per-
meables y poder con ellos determinar la resistividad verdadera del agua de formacion (R.). La defle-
xion que presentara la curva sera a la izquierda (negativa) en caso de fluidos con salinidad mayor a la
del lodo de perforacion, o a la derecha (positiva) cuando el fluido de la formacién sea agua dulce. Di-
cha respuesta se graficara en el primer carril del registro comiinmente acompafiado también por un re-
gistro de resistividad del lado derecho en un segundo carril en el registro (Fig. 14).

La forma que tendra la curva del SP, asi como la amplitud de la deflexién enfrente de la capa permea-
ble, dependeran entonces de varios factores. Estos afectaran la distribucion de las lineas de corriente
del SPy las disminuciones de potencial que tienen lugar en cada uno de los medios, a través de los cua-
les fluye la corriente. Entre estos factores, tenemos:

e El espesor de la capa (h) y la resistividad verdadera (R;) de la capa permeable.

¢ Laresistividad (Ry) y didmetro de invasion (d;) de la zona contaminada o invadida por el filtra-
do del lodo.

* Resistividad de la capa adyacente de lutita (R;).

¢ Resistividad del lodo (Ry) y didmetro del agujero (dx).

¢ Contenido de arcilla y composicion del fluido de perforacion.

Arera arcillosa |

IS

Lutita

Lutita

=100 )
T~

Fig. 14 — Esquema donde se ejemplifica un registro y se ilustra la curva del SP
o potencial natural junto con las curvas de linea base de las arenas y linea base
de las lutitas (Schlumberger, 2008).

En la interpretacién de los registros, se llegan a presentar situaciones que por su frecuencia, constituyen
algunas veces una parte esencial de la interpretacion diaria. Por otro lado, saber interpretar con eficien-
cia estas condiciones es fundamental para poder llegar al objetivo, que es generalmente determinar la
existencia de hidrocarburo.

SP en arenas delgadas. Debido a que el area transversal vertical de una arena delgada en un pozo es
significativamente menor que la de una arena con un espesor mucho mayor, el area disponible para que
se pueda dar el flujo de corriente en la primera serd menor, habiendo por lo tanto una caida de potencial
mayor en el sistema eléctrico lodo-arena-lutita. Como resultado, se obtiene una deflexién mucho menor
de la curva del potencial frente a una arena delgada que frente a una arena de espesor considerable con
respecto a la linea base de lutitas como se muestra en la figura 15 a.
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SP en intercalaciones delgadas de lutitas en una arena. Cuando existen intercalaciones delgadas de
lutitas en una arena, se da un efecto muy similar al anterior, al ocurrir una considerable caida de poten-
cial, al ser menor el area de flujo de la corriente eléctrica en la lutita del circuito. La consecuencia de
este efecto resulta en que la curva del SP no alcanza la linea base de las lutitas, apareciendo ligeras va-
riaciones en el SP en las arenas (Fig. 15b).
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Fig. 15a — Efecto del SP en presencia de formaciones de arenas

Fig. 15b — Efecto del SP en presencia de formaciones
delgadas y arenas gruesas (Ricco, 2012).

de lutitas delgadas en arenas (Ricco, 2012).

SP en arenas con agua salada y arenas con hidrocarburos. En aquellos intervalos en donde se tienen
arenas limpias con agua salada, generalmente el punto de inflexién de la curva del SP entre una lutita y
la arena es apenas perceptible debido a que la pendiente de la curva es demasiado grande. Esto se debe
a que las lineas de corriente al penetrar las arenas, tienden a fluir por un drea menor debido a la baja re-
sistividad que tienen por la gran cantidad de sales del agua de formacion (a). Esto provoca que el gra-
diente de potencial sea relativamente grande respecto a la profundidad. Mientras que en aquellas arenas
que tengan un contenido de hidrocarburos, por efecto de la resistividad, las lineas de corriente tienden a
dispersarse a través de un area mas grande.

Debido a esto, el gradiente de potencial de las arenas con hidrocarburos es muy chico en comparacion
con las arenas con contenido de agua salada, notandose en el registro que la curva adopta una forma
mas redondeada ya que la variacion de la pendiente de la curva es menos brusca (b), ademas de que en

conjunto con un registro de resistividad se nota con facilidad que son intervalos con contenido de hi-
drocarburos.

Resistividad

Fig. 16 — Efecto del SP en presencia de formaciones, a) de arenas con contenido
en agua salada y b) de arenas con contenido de hidrocarburos (Ricco, 2012).
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SP en arenas arcillosas. Hay dos tipos o geometrias de como las arenas arcillosas atendiendo a su for-
ma, pueden estar presentes en un pozo. Ya sea bien en a) capas alternadas de arenas con lutitas, y b)
como arcillas dispersas en los espacios vacios de la arena. Ambas formas tienen un efecto notorio sobre
el SP, provocando que su curva disminuya especialmente en casos donde la arena contiene rastros de
hidrocarburos ya que se ve afectada la respuesta de la resistividad (Fig. 17), por lo que en estas situa-
ciones se dificulta una buena interpretacién tanto cualitativa como cuantitativa.

bl Bl b1 5]

Fig. 17 — Visualizacién de la deflexién de la curva del SP en
arenas arcillosas con a) agua salada y b) con hidrocarburos (Ricco, 2012).

SP en formaciones duras o de alta resistividad (Calizas). Eléctricamente a este tipo de formaciones
se les denomina duras por tener una muy alta resistividad, la cual es graficada en el registro a diferencia
de las arenas y las lutitas cuya resistividad es generalmente baja a moderada, aun cuando contengan hi-
drocarburos, y siendo este el motivo por el que se les denomina a estas dltimas como formaciones blan-
das (Fig. 18).

Generalmente, por su naturaleza, los cuerpos o formaciones de caliza son de espesores considerable-
mente grandes, sin embargo, puede haber situaciones en que haya intercalaciones de calizas masivas y
calizas porosas, asi como también con lutitas y/o margas. Es recomendable que al hacer los analisis de
las curvas en los registros, estos se realicen por secciones para poder definir e interpretar oportunamen-
te estas condiciones y en su caso correlacionar las curvas para buscar semejanzas con algunos de los
casos tipicos.
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Fig. 18 — Esquema que muestra la respuesta del SP en formaciones duras (Ricco, 2012).

Caliza porosa y caliza compacta entre dos lutitas. La forma que generalmente presenta la curva del
SP en una caliza porosa es muy similar a la respuesta que daria una arena limpia, y en ocasiones hasta
es posible confundirla; mientras que, en las calizas compactas cuyo contenido de fluidos es general-
mente escaso, la respuesta del registro muestra una linea o tramo recto y con una pendiente determina-
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da hacia la zona positiva debido a que el potencial eléctrico aumenta en ese sentido semejando una re-
sistencia variable lineal (Fig. 19). Este fendmeno ocurre de esta manera ya que la corriente tiende a re-
correr con mayor profundidad la capa compacta de alta resistividad, mientras que la lutita lo Unico que

hace es proveer un camino de regreso a la corriente a través del lodo y de ahi a través de la capa per-
meable.

Las fronteras en este tipo de formaciones son por lo general complicadas de delimitar pero asociando la

curva a un cambio de pendiente o curvatura en el registro es posible definir los limites del estrato com-
pacto.

Lutita W

Compacto

Lutita ] =
Poroso

Lutita

Representacién esquematica de la

Distribucién esquematica
formacion y registro SP

de las corrientes de SP

Fig. 19 — Representacion esquematica del SP en calizas
porosas y calizas compactas (Ricco, 2012).

Caliza compacta entre dos lutitas. Debido a la poca o nula presencia de agua en la caliza compacta,
se considera que no existe un potencial o fenémeno electroquimico que origine un potencial entre la ca-
liza y el lodo. Por lo tanto, la pendiente de la curva sera 0, reflejando en el registro un tramo rectilineo
frente a la caliza compacta. Por convencion, se aceptara que cuando la curva sea a la izquierda, ésta se-
ra convexa, y si la deflexion es a la derecha, esta sera concava (Fig. 20).

Sin embargo, tal convencion se debe correlacionar junto con los registros de resistividad ya que el SP
por si solo no es suficiente para determinar capas porosas y permeables.

¢ Una convexion representa porosidad en la roca.

¢ Una recta representa un intervalo compacto en la formacién.
¢ Una concavidad es indicativa de arcillosidad.

) SP (+ Resistividad
Caliza Porosa

Lutita

Qaliza Compacta

Luti s
tita C I)

CalizaPorosa |

Lodo

Fig. 20 — Representacién esquematica del SP en caliza
compacta entre dos lutitas (Ricco, 2012).

Caliza compacta entre dos intervalos de calizas porosas. En este caso especial la respuesta inicial
del SP en la caliza porosa es similar a un sistema arena-lutita, sin embargo existen circuitos entre ambas
calizas y lutitas superiores e inferiores con valores de corriente iguales y en sentido opuesto, provocan-
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do que la pendiente de la curva sea vertical y que en el intervalo compacto se observe un segmento rec-
tilineo vertical entre las zonas porosas (Fig. 21).
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Fig. 21 — Representacion esquematica de la respuesta del SP en
caliza compacta entre calizas porosas (Ricco, 2012).

Con toda esta informacién, podemos afirmar que la correcta y oportuna interpretacion tanto de las for-
maciones duras (calizas), como de formaciones blandas (areniscas, lutitas) nos puede brindar datos
muy utiles para determinar la ubicacion de intervalos productores, ya sean de hidrocarburos o de inter-
valos de agua para abastecimiento.

Correcciones

Anomalias que llegan a ocurrir en SP por condiciones de invasion. En la evaluacion de zonas per-
meables, saber reconocer y comprender estas anomalias en el SP nos ayuda a poder determinar el valor
del SSP con mucha mayor seguridad.

Cambio de la linea base de lutitas. La calidad y respuesta del registro de potencial natural, esta in-
fluenciado en gran medida por la salinidad que contengan las formaciones, asi como también de la sali-
nidad del lodo de perforacion. Generalmente la salinidad en las formaciones se incrementa a medida
que se va profundizando en las perforaciones, sin embargo, pueden existir casos en que el agua en los
intersticios de las rocas tengan variaciones de salinidad, siendo mas salada o menos salada que el fluido
de perforacion, lo que provoca que se tengan variaciones en la linea base de lutitas, por lo tanto, esta
tendra que recorrerse (Fig. 22).

Por otro lado, cuando no exista una capa arcillosa que separe las salinidades de las capas permeables,
también existird un cambio en la linea base de las lutitas. Este sera minimo o imperceptible sin embar-
go, la amplitud de las deflexiones del SP en la capa superior e inferior sera bastante diferente.

Lutita A
12 Arenisca B
Lutita C
+44 Arenisca D
Lutita E
L—ZI& Arenisca F
P Lutita G
Arenisca H

Fig. 22 — Esquema que muestra como se da el corrimiento en la linea base de lutitas. En el
intervalo D podemos apreciar que el fluido es mas dulce que el lodo de perforacién (Ricco, 2012).
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Invasiones desiguales. En formaciones muy permeables y cuyas salinidades son mayores que la del
lodo de perforacién que se esté utilizando, se produce en ocasiones un fendmeno de invasion desigual
del filtrado de lodo, provocando que éste se acumule en la cima de la capa permeable y que vaya dismi-
nuyendo hacia su base por las diferencias de densidad que presentan ambos fluidos, en donde el filtrado
por su baja salinidad se acumulara en la parte superior. Pero ademas si existe una capa impermeable en-
tre capas de condiciones similares, esto se vera reflejado en el SP como una curva similar a los dientes
de una sierra debido a la acumulacion de enjarre en la capa inferior. Lo mas recomendable para poder
obtener el SP de la formacién es tomar el valor mas alto que se produce en la base de la capa permea-
ble, como se muestra en la figura 23a.

Sin embargo, puede ocurrir el caso en que no se produzca un filtrado en la base de la arena, por lo tan-
to, no existira un contacto directo entre ambos fluidos, sino que se produce una membrana cationica
producto del enjarre generandose asi un potencial de membrana. En tales casos la ausencia de una inva-
sion se refleja como una disminucién en la deflexién de la curva del SP debido a que la eficiencia que
presenta el enjarre como membrana es mucho menor que la que tendria una buena lutita, y por lo tanto
el SP de la formacion se leera de la parte superior, (Fig. 23b).

b) Eje del Pozo
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Fig. 23 — a) Invasion desigual del filtrado de lodo en capas permeables donde el SP se lee de la base de la arena,
y b) caso en que no se produce un filtrado sino una membrana catiénica y el SP es leido de la cima de la arena (Ricco, 2012).
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Anomalias que pueden ocurrir en el SP por condiciones ambientales.

Por efecto de magnetismo. En algunas ocasiones puede ocurrir que el malacate que esta montado den-
tro del camion de registros se magnetice accidentalmente, induciendo con ello una sefial de baja ampli-
tud y cierta frecuencia que se superpone al SP de la formacion. Esto provoca que en el registro se gene-
ren picos falsos (Fig. 24), por lo que entonces el SP se debera leer de tal manera que no se sume o reste
la verdadera deflexion del SP, y si este efecto no es posible eliminarlo, se leera el valor de la sinuosidad
media.

10mV
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Magnetizado
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magnetismo

F 9

|
|
|
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Fig. 24 — Efecto de sierra que puede provocar la magnetizacion en el registro SP (Ricco, 2012).

Por Ruido. Los casos mas frecuentes de afectaciones por ruido en el registro del SP tiene que ver con:
la proximidad a lineas de transmision eléctrica y la generacion de corriente de los equipos de perfora-
cion, proximidad que exista entre el camion de toma de registro y pozos de bombeo mecanico. En mar
estos efectos se dan por el paso de embarcaciones cercanas sin embargo, todo esto puede evitar sabien-
do bien en qué lugar ubicar el electrodo de tierra.

Por Bimetalismo. Cuando dos piezas de metal de distintas composiciones de ponen en contacto en un
ambiente de lodo conductor, se genera una pequefia fuerza electromotriz. Esto puede provocar ciertas
anomalias en el SP frente a formaciones de altas resistividades llegando incluso a invertir la curva por
lo que habra que tener cuidado en vigilar el electrodo superficial y el equipo sub-superficial para anular
este efecto.
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Correcciones que se realizan a la curva del SP

Correccion por espesor de capa (h) y diametro de invasion (d;). La formacion de una zona de inva-
sion por efecto del filtrado de lodo en una zona porosa y permeable tiene como consecuencia un aleja-
miento aparente de esta interfaz de la pared de pozo, de manera que la generacion de un potencial de
difusion tiene lugar a cierta distancia de la pared del pozo, lo que equivale a un aumento en el didmetro
del agujero. Por ende y de acuerdo con la siguiente ecuacion si el area aumenta, la resistencia al flujo
de corriente disminuye y con ello la caida de potencial disminuye provocando que el SP sea menos ne-
gativo.

___*I
dD A

Como este efecto es importante en la evaluacion de las formaciones, se tienen tablas de correcciones
para obtener el SP leido del registro, corrigiéndolo por a) efecto del espesor de la capa porosa y per-
meable que se esté evaluando (h), y b) por el efecto del diametro de invasion del filtrado del lodo.

Aplicaciones

Aplicaciones petrofisicas que tiene la medicion del SP.

¢ Identificacion oportuna de capas porosa y permeable (la deflexion de la curva sera positiva o
negativa dependiendo el tipo de fluido que tenga la formacion asi como de la permeabilidad de
esta).

¢ Determinacion de R, una vez conocidos Ry y la temperatura del intervalo que se esté analizan-
do.

¢ Identificacién relativa del tipo de litologia.

¢ Identificacion cualitativa del contenido de arcilla.

* Es un buen indicador de posibles saturaciones de aceite y/o gas en arenas arcillosas, asi como
de la interfaz entre ambos fluidos.

Aplicaciones Geologicas (aspectos litoldgicos, texturales y de ambiente de depdsito). Algunas de las
aplicaciones mas importantes que tiene la interpretacion del SP en los registros de pozos se basa en po-
der identificar aspectos litolégicos, texturales, asi como también incluso el ambiente de deposito de las
formaciones con la finalidad de poder localizar con precision las formaciones que sean de importancia
economica para la explotacion de hidrocarburos. Algunos ejemplos de ello se muestran a en las figuras
25,26y 27.

‘ o - Energia Energia Energia
Energia Disminucién de  Aumento de Fluctuante Fluctuante Fluctuante
Constante Energia Energi (disminuyendo (disminuyendo
hacia arriba) hacia abajo)
SP
"
. . Granos del Granulometria Granulometria
mg:g?sn?::ﬁo S_’E‘"_L"Ome'é'a Granulometria  icmo tamafio disminuyendo disminuyendo
;jsmjnuye_r; o d;fm!""-"-;?“_do intercalados con hacia arriba con hacia abajo con
acia armba ROR B0 cuerpos lutiticos cuerpos lutiticos cuerpos lutiticos

Fig. 25 — Efecto que da la litologia y la textura en la respuesta del SP (Ricco, 2012).

44



SP R SP R SP R SP R SP R
Arena de playa Arena de playa Arena de Arena de Arena de
mar Transgresivo mar Regresivo relleno de valle barra de barrera turbidita

Fig. 26 — Respuesta que da el SP en distintos ambientes de depésito y su respectiva resistividad (Ricco, 2012).
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Fig. 27 — Patrones tedricos de sedimentacion reconocidos a partir de la forma de la curva del SP (Ricco, 2012).




2.4 Rayos Gamma Naturales (NGR)

Principio de medicion. El registro de rayos gamma naturales se basa en mediciones radiactivas de las
rocas y/o formaciones en un pozo, producto de la desintegracion natural existente de pequefias cantida-
des de elementos radiactivos. La magnitud del contenido de material radiactivo en las rocas y/o forma-
ciones depende de sus caracteristicas individuales. Se podria decir entonces que el registro de rayos ga-
mma es un registro de litologia de las formaciones atravesadas por un pozo (Fig. 28), y su efecto es
muy similar al del SP, sin embargo, tiene la particularidad de poder ser tomado en agujeros ademados,
con cualquier tipo de lodo de perforacién y en combinacién con otros registros como los eléctricos, nu-
cleares, de densidad, etc., a diferencia del registro de potencial natural que solo puede ser tomado en
agujeros abiertos, lo que convierte al registro de rayos gamma en una herramienta muy util como curva
de correlacion en operacion de terminacion o reparaciéon de pozos, y es con frecuencia complemento
del registro del SP.

En formaciones sedimentarias, el registro refleja el contenido de arcilla de las formaciones ya que los
minerales arcillosos contienen una mayor cantidad de material radiactivo tendiendo a concentrarse en
arcillas y lutitas, a diferencia de las arenas, areniscas y calizas. Usualmente, en formaciones limpias re-
fleja un nivel de radiactividad muy bajo, a menos que contaminantes radiactivos como ceniza volcanica
o residuos de granito estén presentes, o bien que las aguas de formacion tengan sales radiactivas disuel-
tas. Por lo tanto, una curva de rayos gamma nos indicara la diferencia de radiactividad entre uno u otro
tipo de roca, y tiene utilidad como reemplazo de la curva del SP en pozos perforados con lodo salado,
aire, lodos base aceite o secuencias clasticas.
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Incremento de la radiactividad _ o Liitita
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Lutita
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Fig. 28 — Esquema que muestra la respuesta del registro de rayos gamma en
presencia de distintas litologia (Bassiouni, 1994).

Para tener un mejor entendimiento de como funciona esta herramienta, y como mide la radiactividad de
las formaciones, se pueden consultar las definiciones de la Seccién 1.4 de este manual sobre la radiacti-
vidad y como ésta se comporta.

Mecanismos de absorcion de los rayos gamma. A medida que se propagan los rayos gamma en las
formaciones y van perdiendo su energia, son tres los mecanismos por los cuales estos pueden ser absor-
bidos por la materia, dependiendo principalmente de los elementos involucrados del material absorben-
te, su numero atémico y de la energia de incidencia del rayo.
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Efecto fotoeléctrico. Este mecanismo de absorcion ocurre cuando el nivel de energia con el que incide
un foton en la formacion es baja (menor a 100KeV). Cuando un fot6n colisiona con un electrén orbital
le cede toda su energia en forma de energia cinética, provocando asi que el electrén salga expulsado de
su oOrbita y que el fotén incidente desaparezca al ser solo energia, acelerando asi al electrén a un nivel
de energia muy similar al de incidencia del rayo gamma, sélo quitando la energia de liga que tiene el
electrén con el medio ambiente. Entonces, a este se le puede llamar fotoelectron, y ya que la energia de
liga es minima, la energia del fotoelectrén es muy cercana a la energia original (Fig. 29).

o
Fotoelectron
expulsado

Fig. 29 — Representacion grafica del efecto Fotoeléctrico (Ricco, 2012).

Efecto Compton. Este fenémeno se produce a niveles intermedios de energia (que van de los 100 KeV
a los 1.02 MeV), cuando un foton incidente colisiona contra un electron orbital. El producto de esta co-
lisién resulta en que la energia original del foton sea dividida, una parte al electron que es expulsado de
su orbita original (llamado electron Compton), y el resto generando un nuevo fotén con un angulo ¢
respecto a la direccion original de incidencia pero con una menor energia (Fig. 30). De esta manera se
producen electrones y rayos gamma adicionales, productos de la colisién. Estos nuevos rayos gamma
pueden ser absorbidos por alguno de los dos mecanismos (Efecto Compton o Efecto Fotoeléctrico) sin
embargo, contindan aislando otros electrones hasta que su energia sea tan baja que puedan alcanzar el
dominio del efecto fotoeléctrico y por ende ser absorbidos dentro de una distancia fija.

Este tipo de colision elastica entre los rayos gamma y los electrones ocurre principalmente en aquellos
electrones de las orbitas mas externas de los atomos, por lo que este tipo de reaccién es y ayuda a reali-
zar las mediciones de la densidad de las formaciones.

Fotdn disipado

Fotén
incidente

.a. . i

; qu Electrén de

T " o compton
0 . = rechazado

Fig. 30 — Representacién gréafica del efecto Compton (Ricco, 2012).

Produccion de pares. Este fenomeno ocurre, a diferencia de los dos mecanismos anteriores, en la inte-
raccion de los fotones y el nicleo de los atomos, cuando los niveles de energia con los que incide un fo-
ton en las formaciones son altos (mayores a 1.02 MeV), produciéndose con ello una produccion de pa-
res. Esto significa que se producen un positron (electrén de carga positiva) y un negatrén (electrén de
carga negativa) de altas energias, ambos (de 0.511 MeV) por la colision que ocurre cuando el foton pe-
netra el material (Fig. 31). Estas particulas originalmente inexistentes son el resultado de la separacion
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de la energia original del foton hacia estas dos particulas electronicas, producto de la colision del rayo
gamma con el material, liberdndose la energia inicial en estas dos formas.

El positron es atdbmicamente muy similar al electron, pero con una vida y una penetracion muy corta,
por lo que al momento de colisionar con un electrén, se producen rayos gamma de menor energia, debi-
dos a dicha colisién. De acuerdo con esto, se dice que los rayos gamma de alta energia tienen la capaci-
dad de irse degradando (hacerse mas lentos) energéticamente, pudiéndose dar los efectos Compton y
fotoeléctrico. Por otro lado, los rayos gamma de menor energia no tienen la capacidad de producir ni el
Efecto Compton ni una Produccion de Pares. Sin embargo, este efecto es de menor importancia dentro
de la radiactividad natural que se mide.

e (+)..Positron
Fotén
incidente de
alta energia

e (-)..Negatron

Fig. 31 — Representacion grafica de la produccion de pares (Ricco, 2012).

Al pasar a través de la materia, los rayos gamma experimentan colisiones de Compton sucesivas con
los atomos del material de la formacién y van perdiendo energia en cada colision. Después de que el
rayo gamma ha perdido suficiente energia, un atomo de la formacion lo absorbe por medio del efecto
fotoeléctrico. Por consiguiente los rayos gamma naturales se absorben gradualmente y su energia se de-
grada al pasar a través de la formacion.

La tasa de absorcion variara con la densidad de la formacion, por lo tanto dos formaciones que tengan
la misma cantidad de material radiactivo por unidad de volumen, pero con diferentes densidades mos-
traran diferentes niveles de radiactividad, mientras que las formaciones que sean menos densas apare-
ceran mas radiactivas.

Deteccion y medicion de los rayos gamma. Para realizar la medicion de los rayos gamma producidos
a través de diferentes tipos de procesos nucleares, se usan distintos tipos de detectores.

* Contador Geiger - Miiller. Consta de una pequefia camara y un filamento central como detector,
mantenido a un voltaje fijo de entre 900 y 1000 V. Tiene en su interior un gas (argon, helio o
nedn) a bajas presiones, en donde la incidencia de los rayos gamma provoca que los electrones
se movilicen de las paredes hacia el gas, y que éste se ionice, pudiendo de esta manera ser de-
tectados por medio del filamento central. Actualmente es poca o nula su utilizacién en los regis-
tros NGR.

® (Camara de ionizacion. Consta de una camara cilindrica con gas inerte a altas presiones y una
barra céntrica mantenida a un voltaje de 100 V. Los rayos gamma incidentes interactian con la
pared de la camara y provocan que haya una expulsion de electrones siendo los mecanismos de
deteccion principales el efecto fotoeléctrico y el efecto Compton. Sin embargo su eficiencia es
muy baja ya que el tamafio de los pulsos que da es muy pequefio y en el ambito de la toma de
registro no es muy util.

¢ Contador de centelleo. Consta de tres partes principales que son: un cristal (puede ser de yoduro
de sodio activado por talio), un fotomultiplicador y un discriminador. Actualmente las sondas de
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rayos gamma utilizan este tipo de detector, ya que resulta mucho mas eficaz que los Geiger -
Miiller debido a que solo necesitan unas cuantas pulgadas de longitud (Fig. 32a).

Cuando un rayo gamma incide sobre la superficie del cristal, interactda con los electrones del
mismo y produce un pequefio brote o pulso de luz, cuya intensidad es proporcional a la energia
del rayo inicial. Posteriormente choca con el fotomultiplicador volviéndose un pulso eléctrico,
emitiendo electrones proporcionales a la intensidad de la luz, los cuales son atraidos por un ano-
do y chocan emitiendo tres o mas electrones por cada uno que recibe, y son posteriormente ace-
lerados a otro anodo en donde se multiplican de tal manera que el pulso de salida es proporcio-
nal a la mindscula intensidad de luz y que a su vez es la intensidad del rayo gamma incidente
(Fig. 32b).

La principal funcién del discriminador es eliminar pequefios pulsos indeseables que se pudiesen
generar principalmente por calor. Si no fuese por este elemento, se tendria un niimero cualquie-
ra de pulsos sin relacion con los rayos gamma de la formacion. La principal ventaja del conta-
dor es su eficiencia de entre un 50 y 80% teniendo un mejor detalle de los registros, mientras
que su gran desventaja son los cambios de temperatura.
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Fig. 32 — a) Esquema que muestra el funcionamiento de un Contador de centelleo,
y b) reacciones tipicas que ocurren dentro del cristal detector (Serra, 2008).

El registro NGR se efectda por lo general en combinacién con las herramientas de registros en agujeros
abiertos y en agujeros entubados, y la profundidad de investigacién puede variar de las 10 a las 15",
esto debido al efecto de la velocidad con la que se toma el registro, que es variable.

Unidad de medida y calibracion de la herramienta. En el pasado, cuando se introdujeron las prime-
ras herramientas de rayos gamma, era casi imposible tener una unidad de medida estandar, ya que las
distintas compafiias que ofrecian el servicio utilizaban parametros como: cuentas por minuto, cuentas
por segundo, unidades de radiacion, etc. Fue entonces que se organizo y designé un comité que tomo la
decision de estandarizar las unidades con las que se miden los rayos gammas y se les designé API.

API proviene del American Petroleum Institute en Houston, Texas, que es donde se cre6 y promociond
un centro de calibracion para las herramientas que utilizan mediciones nucleares (registro de rayos ga-

mma y registros neutrénicos), y fue asi como se designé finalmente al API como unidad estandar de
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medicion para los rayos gamma. Una unidad API esta definida como 1/200 de la diferencia que existe
en la deflexion de la curva de rayos gamma entre las zonas de concreto de alta y baja radiacion, que se
localizan al fondo del pozo de calibracion en Houston, Texas (Fig. 33), en donde son calibradas todas
las herramientas de rayos gamma comerciales, esto con la finalidad de que todas midan con las mismas
unidades la radiacién en las formaciones.
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Fig. 33 — Esquema que muestra como esta constituido el pozo calibrador localizado en
las instalaciones del American Petroleum Institute en Houston, Texas (Gomez, 1975).

Las radiactividades en formaciones sedimentarias, generalmente fluctiian entre unas cuantas unidades
API en anhidrita y sal, hasta 200 API o mas en arcillas.

Presentacion del registro. En formaciones sedimentarias, los elementos radiactivos tienden a concen-
trarse en lutitas, causando una lectura alta. Las formaciones limpias compuestas de areniscas o calizas,
usualmente suelen tener bajo contenido de material radiactivo por lo que la lectura presenta valores ba-
jos. Por lo tanto, el registro NGR refleja el contenido de arcilla en una formacion (Fig. 34).

El registro NGR se utiliza para identificar las diferentes litologias de una formacioén, por lo tanto, ayuda
a identificar los reservorios al calcular el volumen de arcilla contenida en las rocas sello.
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Fig. 34 — Presentacion de un registro de rayos gamma en conjunto con un registro neutrén,
y su respuesta al tipo de roca y el fluido presente (Gémez, 1975).

Correcciones ambientales realizadas al registro de rayos gamma

Variaciones estadisticas. Las variaciones estadisticas son una caracteristica inherente a todos los regis-
tros nucleares, debido a pequefias variaciones u oscilaciones alrededor del verdadero valor de respuesta
del registro producto de variaciones en las desintegraciones nucleares en las formaciones. Estas oscila-
ciones son variaciones aleatorias que nunca se repiten y que no representan la respuesta de la formacion
ya que en un momento determinado puede o no ocurrir desintegracion espontanea. En los rayos gam-
ma, aun cuando la herramienta se mantuviera estatica en el fondo del pozo, el nimero de rayos gamma
leidos por el detector ira variando con el tiempo debido a la naturaleza aleatoria con las que ocurren las
desintegraciones nucleares. Por lo tanto, para poder obtener un valor representativo de la intensidad de
la radiacion natural de la capa o formacion es necesario que el detector se mantenga un tiempo sufi-
ciente frente a ésta. Sin embargo, aun haciendo esto seguiran existiendo ligeras variaciones. Al leer un
registro de rayos gamma es recomendable visualizarse y obtener un promedio visual sobre 1 a 1.5 m.
La unica excepcion a esta regla es el caso de una capa de menos de 1 m de espesor, donde se debe leer
el valor del pico.

Velocidad de la sonda. El niimero de pulsos que logran ser generados en el detector aparecen como
una secuencia aleatoria que dependen de varios factores como: la intensidad de la radiacion, la eficien-
cia del contador y la constante de tiempo. Un incremento en la velocidad con la que se toma el registro
equivale a un suavizado de la curva de rayos gamma debido a que se produce un retraso en las reaccio-
nes con las que se maneja el detector, mostrando pequefias variaciones en la intensidad de la radiacion,
mientras que si la velocidad disminuye, se logra tener un perfil mejor detallado de la formacion al darle
a la herramienta tiempo suficiente para detectar variaciones radiactivas.

La constante de tiempo la podemos definir entonces como el tiempo necesario que el detector debe per-
manecer frente a la capa para registrar el 63% de cualquier cambio en la intensidad de los rayos gam-
ma. Esto significa que para una velocidad de registro dada, una constante de tiempo grande disminuye
el efecto de las fluctuaciones estadisticas. Las velocidades de toma de registros mas comunes con su
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respectiva constante de tiempo Optima para evitar las variaciones estadisticas se representa en la tabla

5.

Donde

v=velocidad de toma del registro.
t-=constante de tiempo que debe tener la herramienta.

v [ft/h] te [s]
3600 1
1800 2
1200 3

900 4

Tabla 5 — Velocidades comunes de adquisicién del registro de RG y su constante
de tiempo 6ptima para evitar variaciones estadisticas (Bassiouni, 1994).

La combinacién de los valores de velocidad con la cual se toma el registro, asi como la constante de
tiempo que tiene el detector que se esté utilizando en las herramientas de rayos gamma, da como resul -

tado dos efectos principales:

h,=vt.

La velocidad de toma del registro no es representativa de un estrato o capa cuyo espesor sea
menor que el espesor critico, es decir la distancia que viaja la sonda en una constante de tiempo.
Una anomalia es cambiada o eliminada en la medida en que la herramienta se vaya desplazan-
do. Esta demora, al igual que el espesor critico, quedan expresados de la forma:

Donde h, sera la demora o espesor critico que podra obtener la sonda, por lo tanto v y t. son
escogidos de tal manera que la demora no sea mayor a 1 pie.

En la figura 35 se muestra un ejemplo de cémo influye la velocidad de la toma del registro de rayos ga-
mma en la curva, donde se puede ver un registro de rayos gamma tomado a velocidades de 720 y 2700
ft/hr junto con un SP o potencial natural. Se aprecia que a menor velocidad el detalle que brinda la res-
puesta de la formacion es mas detallado a diferencia de la curva que se tomd a mayor velocidad, siendo

la curva mas suavizada.
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Fig. 35 — Respuesta que se obtiene de un registro de rayos
gamma tomado a distintas velocidades (Bassiouni, 1994).
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Correcciones por condiciones de pozo. Una de las condiciones mas importantes en la medicion de la
radiactividad en los pozos, es el tipo de lodo de perforacién que se esté utilizando. Para un mismo tipo
de lodo, mientras sea mayor el diametro del agujero menor sera la intensidad de la radiactividad regis-
trada. Generalmente las irregularidades que se presenten en el agujero no afectan las mediciones de la
radiactividad, aunque puede haber casos en donde existan cavernas y es solo en estos casos que si se
podrian tener disminuciones.

Por otro lado, la naturaleza del fluido de perforacién que se esté utilizando depende de varios factores:

e Su composicion, y por ende su densidad, afectara al registro de rayos gamma ya que mientras
mayor sea la densidad del lodo, menor sera la intensidad de las radiaciones registradas.

e Su ndmero atomico efectivo Z permitira que la absorcion de los rayos gamma en las formacio-
nes sea mayor si estas contienen bentonita.

e Su contenido en materiales radiactivos como sales de potasio y bentonita incrementara la ra-
diactividad por la columna de lodo.

Posicion de la herramienta en el agujero. La posicion que tenga la sonda de rayos gamma dentro del
agujero afectara algunas de las lecturas que se estén realizando dependiendo de si esta se encuentra
centrada o no. Para poder corregir este efecto, se tiene un factor de correcciéon que depende de un para-
metro t en gr/cm” y puede ser calculado de la siguiente manera:

t_wm)zm¢wm 2.54d
8.345 2 2

sonda

Donde,
Wiae = peso del lodo que se esté utilizando en 1b/gal.
daguiero = didmetro del agujero.
dsonda = didmetro de la sonda.

De igual manera ya teniendo la correccion por el diametro del agujero y el peso del lodo, hay que co-
rregir por el efecto del Standoff (distancia que existe de la sonda a la formacién) utilizando la siguiente
ecuacion:

s—s_T
CF'=CF',+(CF,—CF',)
Sm
Donde,

CF’,, = factor de correccién para herramientas centradas.
CF, = factor de correccion para herramientas excentradas.
S = standoff actual.
Sm = standoff con la herramienta centrada.

Utilizando las ecuaciones anteriores y las tablas de correcciones GR-1 y GR-2 (de la compafiia Sch-
lumberger) en casos de pozos con lodos de barita se puede obtener el valor API corregido del registro
de rayos gamma en agujeros descubiertos. Como es de suponerse, las correcciones son considerables en
pozos con lodos muy densos y de diametros muy grandes.

Para pozos entubados se utiliza la tabla GR-3 donde de igual manera se calcula t, tomando en cuenta
otros parametros tales como la densidad de la TR (tuberia de revestimiento), asi como sus diametros in-
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ternos y externos y la densidad del cemento, de igual manera se obtiene el valor API del registro corre-
gido de rayos gamma.

Aplicaciones del registro de Rayos Gamma

Determinacion de la litologia. La medicion del registro de rayos gamma es principalmente utilizada
para la deteccion de intervalos arcillosos y limites de capas en casos en los que un registro SP no nos
pueda ser muy util, ya sea porque no pudo ser tomado debido a que el pozo tenia lodo base aceite, o
bien por su bajo contraste entre Ry y Ry.. De igual manera se pueden determinar y detectar con los ra-
yos gamma, intervalos de evaporitas y medir su contenido en potasio usando tablas. En combinacion
con otros registros como pueden ser los de resistividad, los neutrénicos, los de densidad y los sonicos,
podria obtenerse con mas claridad la litologia de las formaciones.

Determinacion de la granulometria. La curva de rayos gamma puede reflejar el tipo de grano del que
estan conformadas la o las formaciones en pozo, pudiendo incluso reflejar en algunos casos el tipo de
facies en el cual se depositaron. Con ello podriamos obtener una determinacion cualitativa de la per-
meabilidad ya que conociendo el tipo de grano que lo conforma se podria intuir que tan permeable o no
pudiera ser la roca.

Correlaciones pozo a pozo. Se pueden realizar correlaciones de pozo a pozo mas precisas y mejor de-
talladas utilizando la curva de rayos gamma, esto gracias a que la curva de rayos gamma no es afectada
por cuestiones como cambios en la composicién de los fluidos de las formaciones o del lodo que se esté
utilizando, asi como tampoco por cambios en las porosidades en las rocas. Esto ademas tiene importan-
tes aplicaciones tectonicas ya que nos permite poder observar y evaluar que existan o se presenten es-
tructuras en las formaciones tales como pliegues, fallas normales o inversas, cabalgaduras, roll-overs,
etc. observandose si se repiten las secuencias.

Deteccion de discontinuidades y transgresiones. Un cambio muy significativo o abrupto en la curva
de rayos gamma nos puede definir limites discontinuos o bien una transgresién.

Control de la profundidad en pozos. La colocacién de probadores de formacién, colocacién de nu-
cleares de pared o bien el poder tener un buen control de la profundidad en los pozos, puede ser mejor
controlado utilizando registros de rayos gamma ya que su posibilidad de ser utilizados en pozos adema-
dos o abiertos, desviados o verticales, permite a los operadores tener un buen control de la profundidad.

Evaluacion en perfiles de inyeccion. En ocasiones es posible utilizar los registros de rayos gamma
cuando se realizan perfiles en pozos sobre operaciones de inyeccion de trazadores radiactivos. En este
procedimiento se inyectan trazadores ya sean en suspension o en solucién en la formacion, permitiendo
posteriormente al utilizar un registro de rayos gamma el determinar zonas de fracturas si existieran,
pérdidas de circulacion, localizacién de cemento en la tuberia, agujeros en la tuberia de revestimiento,
etc.

Determinacion del volumen de arcilla en las formaciones. Una de las principales aplicaciones del re-
gistro de rayos gamma, y tal vez la mas importante que tiene, es la determinacion cuantitativa del con-
tenido o volumen de arcilla en las formaciones arcillosas. Como la intensidad de los rayos gamma es
directamente proporcional al contenido de material radiactivo en las formaciones, se puede utilizar la
intensidad media de la radiactividad detectada para determinar a lo que se le denomina el Vg, (volumen
de arcillosidad).
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Cuando el potasio es el tinico o el mayor contribuyente a la radiactividad de la formacion arcillosa, el
registro de rayos gamma entonces nos ayudara a determinar primeramente el I, (indice de arcillosidad)
el cual esta definido por:

I :( ylog_ ymin)
sh ysh_ ymin
Donde,
Yiog = lectura de rayos gamma leido del registro en el intervalo o zona de interés en unidades

APL.
Y,in = lectura minima leida del registro de rayos gamma en la zona de menor radiactividad o

también considerada la zona libre de arcilla (zona limpia) en unidades API.
Y, = lectura de rayos gamma en la zona mas arcillosa en unidades API.

Una vez que se obtuvo el Iy, de la formacion analizada o de la cual se quiera obtener el Vs, se procede a
obtener el Vg, o volumen de arcilla de la formacién o intervalo que se esté analizando.

Es costumbre asumir que Vy, sea igual al I, , sin embargo, esta suposicion tiende a exagerarse debido al
gran volumen de arcillas que luego se manejan. Por ello, se desarrollaron varias relaciones empiricas
que son mucho mas confiables relacionando las mediciones del registro de rayos gamma a diferentes
edades y areas geologicas. Las correlaciones mas confiables que se desarrollaron fueron las de Stiever,
Clavier y Larionov y se expresan analitica y graficamente en la figura 36.

Para rocas terciarias se utiliza la ecuacién de Larionov, donde:
_ 3.7,
V,,=0.083(2°""—1)
Para rocas del Jurasico superior, utilizamos la ecuacion de Stieber, donde:

Ish

V =————MmM—
sh 3_2‘Ish

La ecuacion de Clavier es para rocas mesozoicas, donde:
210.5
V,=1.7-[3.38—(I,+0.7)]
Y para rocas mas antiguas (Jurasico inferior) se utiliza una variante de la ecuacién de Larionov donde:
V,,=0.33(2*"~1)

Las variaciones que se den en los valores obtenidos del V, en los rayos gamma, fluctdan entre un 17%
y un 26% dependiendo del tipo de ecuacion que se utilice. Por lo tanto, dependera de la experiencia y
criterio del analista el saber si utilizar un valor bajo o un valor alto para el tipo de roca que se esté ana-
lizando.
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Fig. 36 — Grafico de correlacion del Vg, con el indice de arcillosidad (Isn)
en el calculo de la arcillosidad en las formaciones (Ricco, 2012).

2.5 Espectroscopia de Rayos Gamma Naturales (NGS)

Principio de medicion. Mientras que el registro de rayos gamma naturales provee de una medicion de
la radiactividad natural de la formacion o las formaciones a expensas de la energia o el espectro de
energia que esta contenga, el NGS (Natural Gamma Ray Spectrometry) o registro de Espectroscopia de
Rayos Gamma ademas de medir la radiactividad de la formacion, mide o cuenta también el nimero de
rayos gamma y el espectro o nivel de energia de cada radiacion que se produce, permitiendo con ello el
poder determinar las concentraciones de Torio, Uranio y Potasio radioactivos en la formaciones, ya que
estos 3 elementos son los responsables de la mayor parte de la radiacion por rayos gamma en la Tierra.

El potasio 40 (K*) con una vida media de 1.3x10° afios, se desintegra directamente en Argén 40 con
una emision de 1.46 MeV de rayos gamma, mientras que el Uranio 238 y el Torio 232 con vidas medias
de 4.4x10° afios y 1.4x10" afios, se desintegran a través de una larga secuencia de isétopos hijos antes
de llegar a ser isotopos estables del plomo. Esto implica que se produzcan rayos gamma de distintas
energia y espectros de energia bastante complejos. Con ello, cada espectro de energia es caracteristico
del decaimiento de la serie radiactiva que se esté leyendo, por lo tanto se le asigna una firma espectral
caracteristica (Fig. 37).
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Fig. 37 — Obtencién del espectro de los rayos gamma naturales utilizando como detector un cristal
de yoduro de sodio de la herramienta NGS de la compaiiia Schlumberger (Schlumberger, 2008).
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El pico caracteristico en la serie del Torio 232 (Th*?) por la desintegracion a Titanio 208 (Ti**®) tiene
una energia espectral de 2.62 MeV, mientras que para la serie del Uranio el pico mas alto tiene una
energia de 1.76 MeV, debido a la desintegracion del Talio 208 (T1**) y del Bismuto 214 (Bi*').

Sin embargo, aquellos rayos gamma que son emitidos con energias discretas pueden ser degradados
por:

¢ Produccién de pares entre la formacién y el cristal si la energia del rayo gamma es mayor a 1.02
MeV.

¢ Efecto Compton en la formacién entre la fuente y el detector.

¢ Efecto Fotoeléctrico.

Las amplitudes relativas de los tres espectros dependeran en gran medida de la proporcion de radiacti-
vidad que se encuentre presente en los componentes, por lo tanto es posible obtener una evaluacién
cuantitativa de la presencia de Uranio, Torio y Potasio separando el espectro de energia total en sus tres
espectros relativos que seran las energias espectrales de las concentraciones de Torio, Uranio y Potasio.
Este analisis s6lo es posible si se asume que los tres espectros de las series radiactivas tienen siempre
una energia de distribucion igual. Como el Torio y el Uranio se encuentran en un equilibrio secular (es
decir que se desintegran los isétopos hijos en la misma proporcion en que son creados por un isétopo
padre), cada serie tendra un espectro caracteristico (Fig. 38).
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Fig. 38 — Espectros de energia caracteristicos de los tres elementos radiactivos en el planeta (Ricco, 2012).

El Torio y el Potasio son constituyentes de las arcillas, mientras que el Uranio no. La proporcion que
existe de Potasio 40 y Potasio total es muy estable y constante en el planeta, a excepcion del Torio 232
cuyos isotopos hijos son muy raros y por lo tanto se puede no tomarlos en cuenta en la evaluacion del
registro. En el caso del Uranio, su degradacion obedece a condiciones ambientales ya que los altos y
bajos contenidos de uranio en las formaciones se deben a concentraciones altas o bajas de materia orga-
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nica. Para poder obtener una evaluacion cuantitativa del Torio, Uranio y Potasio, en muchas ocasiones
es de ayuda dividir el espectro en dos regiones:

¢ Una de alta energia en donde se localizan los picos de los espectros radiactivos del Torio, Ura-
nio y el Potasio.

¢ Una de baja energia donde se cubre el rango en que ocurre el Efecto Compton en la formacion,
asi como también las bajas energia de emision del Torio y del Uranio.

Principio de funcionalidad de la herramienta.

La herramienta que permite tomar espectroscopia de rayos gamma esta compuesta de un detector de
centelleo con un cristal de yoduro de sodio activado por Talio, que se encuentra contenido en una caja
sellada a presion, la cual durante la toma del registro se mantiene pegada a la pared del pozo por medio
de un resorte inclinado.

Aquellos rayos gamma que son emitidos por la formacién casi nunca logran alcanzar el detector direc-
tamente, sino que se encuentran dispersos y van perdiendo energia a través de los 3 efectos menciona-
dos en el registro de rayos gamma naturales: El Efecto Fotoeléctrico, el Efecto Compton y la Produc-
cién de Pares. Debido a estas interacciones y la respuesta del detector, los espectros se vuelven mas di-
fusos.

La herramienta NGS de la compafiia Schlumberger, ofrece cinco ventanas de medicién del espectro de
rayos gamma, esto para poder obtener una mayor y mas completa informacién sobre los espectros del
Torio, Uranio y el Potasio, reduciendo asi las variaciones estadisticas. La parte mas alta del espectro se
divide en las ventanas W3, W4 Y W5, respectivamente, en donde cada ventana cubre un pico caracte-
ristico de las series radiactivas, y si se conoce la respuesta de la herramienta y el niimero de conteos por
ventana es posible determinar las cantidades de Torio 232, Uranio 288 y Potasio 40 en la formacion.
Sin embargo, es posible poder obtener mucho mejores resultados si se toman en consideracion las por-
ciones remanentes del espectro (es decir las porciones de menores energias), ya que pueden contener
informacion pertinente y substancial dentro de las mediciones espectrométricas.

Del mismo modo en que la compafiia Schlumberger tiene su herramienta de espectrometria de rayos
gamma y realiza mediciones de las concentraciones de las series radiactivas mediante ventanas, tam-
bién las distintas empresas que se dedican a este rubro manejan sus propias variantes de la herramienta
y sus propios métodos de interpretacion. En la tabla 5 podemos ver las principales herramientas:

Principales Herramientas de espectrometria de rayos gamma
_ . Nimem de | Nomerm de Rango del Rango | Muestreo | Velocidad Re_sulucic’m Prafunqidaq _de Precision Exactitud
Compania Herramienta | Detector Ventanas Canales E(Sﬁgg{t}ra (AP1) It De Logeo V;:n;-laljg(:do:f;} Invgg_lé%e;:ﬁmn En % &API | En % &API
Schlumberger NGS MNal(TT) 5 0.06-3 0-2000 1800 8-12 9.5 K:0.5, Th:3.2, U:2.3
HNGS 2(BGO) 256 0.06-3 0-2000 1300 812 95 K:0.4, Th:2, U2
Halliburton CSNG Nal(TT) 768 0.06-3 0-1500 4010 600 812 4 1 3 5 5 5
KUTh BGO
Baker-Atlas SL Nal(TT) 3 256 600

Tabla 5 — Principales herramientas de espectrometria de rayos gamma utilizadas
por las distintas compaiiias de servicio a la industria petrolera (Serra, 2008).

Principales tipos de detectores utilizados. Existen numerosos tipos de detectores que pueden ser utili-
zados para la medicion de rayos gamma en las formaciones, pero los mas comunes o al menos los mas
empleados son los cristales de Yoduro de sodio activados por Talio (Nal(TI)) que constan de un cilindro
de 2" x 12". Otro tipo de detectores usados son los cristales de BGO (bismuto-germanato-oxisilicato)
que produce mas conteos, puede ser mas pequefio que el cristal de Yoduro de sodio y reduce las incerti-
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dumbres, sin embargo lo afecta la temperatura y su resolucién es muy pobre. En la herramienta NGS
(Fig. 39), de la compaiiia Schlumberger se utilizan dos detectores de este tipo para poder minimizar las
variaciones estadisticas.
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Fig. 39 — Esquema del funcionamiento de la herramienta NGS donde se
muestran el cristal de yoduro de sodio, el fotomultiplicador y el amplificador (Ricco, 2012).

Presentacion del registro

Normalmente en los registros de espectrometria de rayos gamma sélo se presentan los datos finales de
las concentraciones radiactivas de Torio, Uranio y Potasio de la formacién que fueron previamente fil-
trados por variaciones estadisticas, y estos se grafican en las pistas 2 y 3 del registro (Fig. 40). Las con-
centraciones de Torio y Uranio se presentan en partes por milléon (ppm) mientras que la concentracion
de Potasio se presenta en porcentaje (%). Del mismo modo es comun que se presente una curva de ra-
yos gamma naturales en la pista 1 del registro, la cual es obtenida por medio de una combinacién lineal
de los tres elementos radiactivos y sus respuestas individuales o bien si se quisiera también es posible
obtener una curva de rayos gamma “libre de uranio” resultado de la combinacién de las curvas de Torio
y Potasio, permitiendo en muchos casos obtener una arcillosidad mas real de la formacion.

Es evidente que las formaciones individuales pueden tener cantidades significativas mayores o menores
y algunos minerales especificos con concentraciones caracteristicas de Torio, Uranio y Potasio. Por lo
tanto, las curvas del registro NGS se pueden utilizar para identificar minerales o el tipo de mineral que
constituye a la formacion.
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Fig. 40 — Presentacion de un registro de espectroscopia de rayos gamma, en donde se logran
observar las curvas respectivas a las concentraciones de Torio, Uranio y Potasio y la curva de
rayos gamma libre de presencia de uranio (Schlumberger, 2008).
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Correcciones ambientales

Calibracion. Al menos para las herramientas de la compafiia Schlumberger (la NGS y la HNGS), la
base o la manera en que se llevan a cabo las calibraciones de las herramientas, es un pozo calibrador
construido en Clamart, Francia. Su estructura basica esta disefiada en cuatro zonas, de las cuales las tres
primeras contienen a los elementos radiactivos Torio, Uranio y Potasio con la gran posibilidad de defi-
nir un contraste significativo entre ellas, mientras que la cuarta zona casi a boca de pozo ademas de
permitir la entrada de herramientas de largas longitudes, evalia la contribucién radiactiva del cemento
que es el principal componente de la zona mas baja. Para la herramienta NGS, esta calibracion se efec-
tda cuando se sitia la herramienta en el centro del pozo calibrador entre las tres zonas radiactivas y se
cuentan sucesivamente los conteos en las cinco ventanas de energia.

Se puede decir entonces con esto que la respuesta que tendra la herramienta obedece a dos parametros:

e La eficiencia del detector (€), que sera el nimero de rayos gamma detectados para 1 ppm de for-
macion.
¢ Laenergia de respuesta del detector.

Profundidad de investigacion y resolucion vertical. La profundidad de investigacion de la herra-
mienta no s6lo obedece a condiciones del agujero tales como su diametro, densidad del lodo y densidad
de la formacion que se esté analizando, sino mas primordialmente a la energia de los rayos gamma que
se estén emitiendo. Los rayos gamma que tengan mas energia podran por ende, alcanzar el detector de
Yoduro de sodio desde zonas mas profundas en la formacién.

La resolucion obedecera a poder obtener hasta el 90% de la sefial, que corresponde a obtener 36 pulga-
das de informacion, lo que es igual a tres veces el tamafio del detector.

Correcciones por efectos ambientales y condiciones de pozo. Como bien se ha dicho, la respuesta
que tendra la sonda de espectroscopia de rayos gamma no solo es funcion de las concentraciones de los
tres elementos radiactivos principales, sino también de las condiciones en el agujero y de la interaccion
de los tres elementos. Por lo tanto, se puede decir que las correcciones ambientales que se realizan para
este registro son las mismas que se le realizan al registro de rayos gamma: variaciones en la velocidad
de toma del registro, posicion de la sonda dentro del pozo (ya sea bien centrada o no), diametro del
agujero y composicién del lodo de perforacién, asi como también el espesor de la capa. Para ello la
compafiia Schlumberger tiene tablas de correcciones para situaciones especificas (NGScor-1 y NGS-
cor-2) cuando se esté realizando la toma del registro.

Aplicaciones del registro NGS

El registro de espectroscopia de rayos gamma tiene multiples aplicaciones interesantes tanto en estu-
dios geologicos como en estudios ingenieriles.

Identificacion de la litologia. La cantidad y los tipos de elementos que se encuentren presentes en las
formaciones, estan determinados en gran medida en la manera en que éstos fueron depositados asi
como en lo que ocurrié después de su depositacién, por lo tanto, las curvas de correlacion calculadas
para cada elemento radiactivo permite detectar, evaluar y determinar su origen en cuanto a su ambiente
de deposito, los procesos diagenéticos posteriores, el tipo de arcilla y el volumen de arcilla que conten-
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ga la formacion o roca analizada. Sin embargo, es recomendable que se correlacione esta informacion
junto con otros registros de identificacion de litologia para realizar un analisis mas conciso.

Determinacion del volumen de arcilla. Tal vez su aplicacion mas importante radica en la estimacion
del volumen de arcilla en las formaciones ya que la respuesta de las curvas del Torio y el Potasio, o tini-
camente la curva del Torio, frecuentemente son mejores indicadores de arcillosidad. Esto radica en que,
para el registro de rayos gamma naturales, las zonas altamente radiactivas fueron consideradas como
arcillas sin embargo no se analiza el tipo de arcilla que le conforma, o si ésta fue analizada se le debe
aplicar una correccion. Para el NGS se calcula la curva de rayos gamma libre de Uranio brindandonos
asi una mejor interpretacion de la arcillosidad en la formacién.

Para poder calcular el Vy, de la formacion a partir de las curvas del registro de espectrometria de rayos
gamma, podemos calcular el Iy, de cada curva de la misma manera en que se realiza con el registro de
rayos gamma tomando ahora los valores de las curvas del registro.

CTh,,,—CTh,,,
CTh,—CTh,.

1,(Th)=

_ CKlog - CKmin

I,(K)=
Sh( ) C’I<sh_C'I<min

_|CGR,,,—CGR,,,
I4(CGR)= CGR,—CGR, .
Donde,
C = concentracion de cada elemento en la curva del registro.
min y sh = concentraciones en las zonas de minima radiactividad y en las lutitas.

Con estos valores de Iy, del Torio y del Potasio calculados de las curvas del registro NGS, seran mucho
mas precisos los valores que con el Iy, obtenido directamente del registro de rayos gamma. Esto nos
ayuda a identificar el tipo de mineral que constituye las arcillas utilizando el crossplot de la compafiia
Schlumberger que se muestra a continuacion.
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Fig. 41 — Gréfico CP-19 cortesia de Schlumberger para obtener el tipo
de mineral representativo de las rocas (Ricco, 2012).
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Una vez que se tiene la curva corregida por uranio (CGR), se proceden a aplicar de nueva cuenta algu-
na de las ecuaciones ya vistas en los rayos gamma, dependiendo la edad y el tipo de roca que se esté
analizando, ya sea Stiever, Clavier o Larionov para obtener el Vg, a partir del I, de la formacion.

Otras aplicaciones que se pueden realizar con el NGS. Al igual que el registro de rayos gamma, el
registro de espectroscopia de rayos gamma sirve para:

Correlacion entre pozos y deteccién de fracturas.

Control de la profundidad y deteccién de discontinuidades en la estratificacion.
Permite el analisis mineral6gico de mezclas litol6gicas complejas.

Identificacién de areniscas y arenas arcillosas y estimacion del potencial de Uranio.
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3. Registros de Resistividad®

Objetivo: El alumno comprendera los principios de medicién, correcciones, presentacion y aplicacio-
nes de los registros de resistividad.

3.1 Registros Convencionales

Como se mencion6 en el Capitulo 1 de este manual, la resistividad es una de las propiedades fisicas
mads importantes de las rocas para la evaluacion de las formaciones, ya sea de manera cualitativa o
cuantitativa por medio de los registros eléctricos. Los registros eléctricos convencionales remontan sus
origenes al origen de los registros alrededor de los afios 1920 y 1930, y han ido evolucionando desde
entonces para obtener métodos de medicion mas sofisticados de las resistividades de las formaciones
para las determinaciones de Ry, y R, respectivamente, etc.

Principio fisico de la herramienta. Todas las herramientas eléctricas para la medicion de esta propie-
dad operan bajo la sencilla teoria de la herramienta eléctrica. Cuentan con un sistema de electrodos que
son introducidos a un pozo, generando con ello una corriente eléctrica a través de una fuente (A),
creando de esta manera esferas equipotenciales centradas en la fuente, y que con el lodo de perforacion
actuando como conductor, es posible distribuir la corriente entre los electrodos y las formaciones (Fig.
42). Lo que miden finalmente los electrodos sera el voltaje a una distancia dada de la fuente, la cual de-
penderd del espaciamiento entre la emisiéon y los electrodos, y de la resistividad de la formacion entre
los dos electrodos, lo que ira correspondiendo proporcionalmente a la resistividad de las formaciones.

Estos electrodos son montados normalmente en una sonda, y dependiendo del tipo de arreglo que exista
entre los electrodos emisores de corriente y entre los electrodos de medida, las sondas podran ser bien o
"normales o laterales". Es importante recalcar que este tipo de registros solo es posible obtenerlos en
agujeros abiertos (o sea, sin tuberia de revestimiento) y con un lodo que sea relativamente conductor,
pudiendo encontrarse asi valores altamente variables en las resistividades de las formaciones que pue-
den variar entre los 0.5 a los 500 Ohms/m dependiendo del tipo de roca y los fluidos que se tengan.

——(—

B

Lineas de
Corriente

Esfera
equiportecial

Fig. 42 — Principio de medicién de la resistividad
en un medio isotrépico, homogéneo e infinito (Ricco, 2012).

2 El presente tema se desarrolla con base en la tesis de licenciatura Principios De Medicién De Los Registros Geofisicos De Pozos, de Gustavo Alberto
Ricco Macedo, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2012, retomando su capitulo “4.- Registros de Resistividad”.
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Dispositivos de investigacion somera

Arreglo o sonda normal. El dispositivo o arreglo normal (SN), constituye la base de los registros eléc-
tricos convencionales, ya que gran mayoria de los pozos petroleros antiguos fueron obtenidos con la
curva de esta herramienta. Su principio se basa en estar constituida de un electrodo A, por el cual es
transmitida una corriente alterna constante I de baja frecuencia, emitida desde superficie, cerrandose él
circuito en un electrodo B alejado de A y de otro electrodo M (Figura 43). El electrodo M es un electro-
do de medida o potencia que puede estar colocado a una distancia de 16” de A, o bien a 64”, siendo el
nombre de este segundo arreglo la Normal Larga (LN); lo que se mide es la diferencia de potencial que
ocurre entre M y un electrodo N muy alejado (Figura 44).
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Fig. 43 — Configuracion real del dispositivo Normal (Ricco, 2012). Fig. 44 — Principio de funcionamiento teérico del dispositivo

Normal (Ricco, 2012).

Un registro de resistividad seria una linea recta paralela al eje de las profundidades si se supusiera que
se atraviesa un medio homogéneo, isotrépico e infinito. Pero como no ocurre de esa manera, ya que la
sonda va atravesando medios heterogéneos, lo que se obtiene al final es una curva proporcional a la re-
sistividad del medio que separa la caida de potencial en los electrodos. Consecuentemente a esto, se po-
dria decir que el radio de investigacion del arreglo normal es el doble del espaciado que existira entre
los electrodos A y M. Las curvas de resistividad que seran obtenidas por medio de este arreglo en los
electrodos de la sonda, son denominadas curvas normales.

Una de las aplicaciones mas comunes que tiene el arreglo es la de correlaciones entre pozos, delimitar
estratos y evaluacion de capas delgadas.

Dispositivos de investigacion media

Sonda normal larga. La tnica diferencia que radica entre este arreglo y el normal, es el espaciamiento
que existe entre el electrodo de corriente A y el electrodo de medida M, el cual es de 64” (Fig. 45). Sin
embargo, el principio de funcionamiento es el mismo para los dos arreglos. El radio de investigacion
que este arreglo tiene es de aproximadamente 10 pies (3 metros), y era muy utilizado para determinar
efectos que pudiesen ocurrir en la zona invadida, asi como también para obtener un valor representativo
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de la resistividad de la zona virgen de las formaciones (R,). Sin embargo, en capas delgadas tiene una
precisién muy pobre.

Generador Grabador

J_T__ c

Formacion

-
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54
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Fig. 45 — Configuracién de la sonda Normal Larga (Ricco, 2012).
Presentacion de la curva en el arreglo normal.

e En capas muy resistivas de gran espesor: en aquellas capas que tengan un espesor considerable-
mente mayor que el espaciamiento que exista entre los electrodos A 'y M, y su resistividad sea
mayor que la de las capas adyacentes, el comportamiento que se presentara en la curva muestra
un redondeo marcado por dos puntos de inflexién que se acercara mas al valor verdadero de Ry,
mientras mayor sea el espesor de la capa. Con esto se argumenta que si el espesor de las capas
es cuatro veces mayor que el espaciamiento, se puede obtener un buen valor de R.. Por otro
lado, cuando los espesores son menores, se tienden a registrar espesores menores que los reales,
asi como también resistividades menores que las verdaderas (Fig. 46).

¢ En capas muy resistivas de poco espesor: en capas cuyas resistividades sean mas grandes que
sus capas adyacentes pero su espesor es muy pequefio, se tiene una disminucién muy notable de
la curva de resistividad, como si esta fuese una capa conductiva, y ain mas conductiva mientras
mayor sea su resistividad. Este fenomeno ocurre cuando la distancia A - M entre los electrodos
es mayor que el espesor de la capa dandose un efecto inverso de la sefial en la curva, obtenién-
dose una resistividad aparente minima. De hecho, menor a la resistividad de las capas adyacen-
tes formandose dos picos simétricos separados a una distancia A - M + el espesor de la capa. Se
dice entonces que una capa es de espesor critico cuando se observa este fendmeno en la curva

(Fig. 47).
Ra
z 3 4 4 56 7 8
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Fig. 46 — Capa resistiva de gran espesor (Ricco, 2012). Fig. 47 — Capa resistiva de espesor critico (Ricco, 2012).
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¢ Comportamiento en capas poco resistivas o conductoras de gran espesor: en capas de gran espe-
sor la curva mostrard la resistividad verdadera de la formacién mientras mayor sea el espesor de
la capa; sin embargo, la curva provocara también que el espesor registrado sea mayor al verda-
dero. Se podria decir que en estos casos el espesor real sera la resta de la distancia que exista
entre los puntos de inflexion menos el espaciamiento de A - M (Fig. 48).

¢ Comportamiento en capas poco resistivas o conductoras y de poco espesor: En capas cuyas re-
sistividades sean menores a sus capas adyacentes y su espesor sea critico, el espesor registrado
sera mayor al espesor real, siendo el espesor real igual a la distancia que exista entre las infle-
xiones de la curva menos el espaciamiento A — M (Fig. 49).
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h= 10 AM M Purftos |de | |+ = AM ---1-1-F-]- 4L
Rt=Rm=1 Inflexign = 2
k o Rt=Rm=1
-F—t——t=r -1 4 Rs=5
Rs=5
Fig. 48 — Capa conductiva de gran espesor (Ricco, 2012). Fig. 49 — Capa conductiva de espesor critico (Ricco, 2012).

En ambos casos para capas resistivas y para capas conductoras en el arreglo eléctrico normal, las cur-
vas seran simétricas a la mitad de la capa.

Dispositivos de investigacion profunda

Arreglo o sonda lateral. El dispositivo lateral basico consta de dos electrodos A y B por los cuales se
deja pasar una corriente constante, de donde se mide posteriormente la diferencia de potencial que exis-
te entre dos electrodos de medida M y N que estan relativamente muy cercanos entre ellos y entre el
electrodo A, localizados en superficies equipotenciales, esféricas y concéntricas, que se centran en A
(Fig. 50). De esta manera el voltaje que se mide es proporcional al gradiente de potencial entre M y N.

El punto de medicion se localiza en O que es el punto medio entre los electrodos M y N y el electrodo
de corriente A, por lo tanto el espaciamiento AO que constituye la herramienta es de 18 pies 8 pulga-
das. En general, mientras mayor sea el espaciamiento que se tenga entre los electrodos de corriente y de
medida, mayor sera el radio de investigacion dentro de la formacion. Se puede decir con esto que el
arreglo lateral con un espaciamiento de 18’8”, tiene una mayor profundidad de investigacién a diferen-
cia del arreglo normal, ya que excede por mucho a los 10 pies que tiene el arreglo normal.

Como podemos observar en la Figura 51, los electrodos de corriente A y B van dentro del pozo y susti-
tuyen a los electrodos de medida M y N que se tienen en un esquema teérico. En la practica, es comtn
que el electrodo N igualmente vaya dentro del pozo y a una distancia grande de los electrodos A 'y M.
Este cambio de los electrodos de corriente por los de medida tiene su base en el principio de reciproci-
dad, lo que permite que ambos circuitos puedan soportar corrientes en ambos sentidos para anular los
fendmenos de induccién y polarizaciéon.
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El arreglo lateral permite, por ende, tener una muy buena determinacién del valor de R, de la forma-
cion, pero esto solo se cumple cuando se tienen capas con espesores mayores a 40 pies (12 a 13 metros)
o mas grandes y no existe invasion. En capas de espesores menores su resolucion vertical es muy baja.
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Fig. 50 — Arreglo teérico de una sonda lateral (Ricco, 2012). Fig. 51 — Arreglo practico que tiene la sonda lateral (Ricco, 2012).

Presentacion de la curva en el arreglo lateral. En general, la gran limitante que tiene el arreglo late-
ral es que se obtiene una curva asimétrica respecto al centro de la capa, provocando que no sea posible
definir correctamente el limite entre capas porosas y permeables, ademas de que en espesores de capas
que sean 1.5 veces menores al espaciamiento A - O de la herramienta, su respuesta es muy pobre. Por
ello es por lo que en muchas ocasiones se ve en la necesidad de utilizar nomogramas para corregir la
sefial por efecto del agujero, espesor de la capa y de las capas adyacentes.

¢ Comportamiento en capas muy resistivas de gran espesor: ademas de presentarse como una cur-
va asimétrica, el comportamiento que presenta la curva del arreglo lateral en estos casos, regis-
tra valores de resistividad comparativamente bajos en los limites superiores, y lecturas de altas
resistividades cerca de los limites inferiores. En la Figura 52a podemos ver cémo es que se for-
ma un aplanamiento moderadamente grande de la curva y de lecturas similares al valor verdade-
ro de R, que al igual que el arreglo normal mientras mayor sea la capa, sera mas representativo
el valor de R, de la formacion sin ser afectado por las capas adyacentes.

¢ Comportamiento en capas muy resistivas de poco espesor: en capas resistivas cuyos espesores
sean menores o muy similares al espaciamiento A - O de la herramienta, se presenta una cresta
de alta resistividad muy notoria, seguida de lecturas de resistividad bajas en la parte inferior de
la capa. La diferencia principal de estas curvas de resistividad con respecto a las que se presen-
tan en capas gruesas es que no existe un punto en la curva cuya resistividad aparente sea similar
a la resistividad de la formacion (R,), sino que siempre es menor (Figura 52b).

e Comportamiento en capas muy resistivas muy delgadas: si la capa es de un espesor mucho me-
nor que el espaciamiento que exista en los electrodos A - O, habra una disminucion de la resisti-
vidad aparente dentro de una distancia A - O medida desde el limite inferior de la capa, hacia
abajo, llamada "zona ciega", que corresponde al efecto de la posicién variable de los electrodos
de la sonda con respecto a las capas resistente y adyacente respectivamente, ocurriendo ensegui-
da un pico de reflexion (Figura 52c).

Como es posible notar, el fendmeno que ocurre en capas cuyas resistividades son mayores que
las de las formaciones adyacentes, para un mismo valor de R, medido en la zona no invadida,
las resistividades aparentes maximas obtenidas con el arreglo lateral, irdn disminuyendo confor-
me el espesor de la capa resistiva vaya disminuyendo hasta cierto valor, después del cual, volve-
ran a aumentar las resistividades a medida que la capa se vaya haciendo mas delgada. Para tales
casos los valores minimos de las resistividades aparentes se obtienen cuando el espesor de la
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capa resistiva es aproximadamente igual al espaciamiento A - O del arreglo lateral, es decir su
espesor critico.
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Fig. 52 — Respuesta de la curva del arreglo lateral en formaciones
que son mucho mas resistivas que las capas adyacentes (Ricco, 2012).

¢ Comportamiento en capas conductoras de grandes espesores (Fig. 53) y en capas delgadas (Fig.
54): tal como se ejemplifico en capas conductoras con el arreglo normal, la respuesta que tienen
este tipo de formaciones en la curva del arreglo lateral es muy similar debido a que los espeso-
res aparentes que se manejan son mayores que los espesores reales de las capas en una cantidad
aproximada al espaciamiento AO en el arreglo.
El limite superior de la capa suele estar bien definido, mientras que el limite inferior se encuen-
tra desplazado una cantidad igual al espaciamiento AQO.
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Fig. 53 — Respuesta de la curva del arreglo lateral en formaciones Fig. 54 — Respuesta de la curva del arreglo lateral en formaciones
conductoras de espesor mayor al espaciamiento A - O (Ricco, conductoras de espesor menor al espaciamiento A - O (Ricco, 2012).
2012).
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Presentacion del registro eléctrico. La presentacion del registro eléctrico convencional, que es co-
munmente empleado en la industria, se caracteriza por el uso de dos curvas normales con distintos es-
paciamientos en los electrodos (normal y normal larga), lo que les permite poder tener distintas profun-
didades de investigacién en las formaciones, asi como también el uso de una curva lateral. Esto se lleva
a cabo con el objetivo de poder evaluar efectivamente las tres zonas que comprenden la invasion del
filtrado de lodo, asi como también para identificar oportunamente los limites o capas que sean de gran
espesor y el contenido de fluidos que estos puedan tener, o bien, aquellos limites o capas que sean muy
delgadas pero que tengan caracteristicas de poder estar almacenando hidrocarburos.

En el ejemplo del registro eléctrico que se presenta en la figura 55, se puede observar como se grafican
la curvas y como estan representadas las unidades de medicion de las herramientas. Tanto para los arre-
glos normales como para los arreglos laterales, la escala que mas frecuentemente se utiliza es de resisti-
vidades de 0 a 20 ohm-m sin embargo, si las resistividades sobrepasan esta escala, se da un salto de ci-
clo y se comienzan a utilizar escalas de 0 a 200 ohm-m.

Potencial Natural Prof Resistividad Resistividad
milivalts ohms m*/m ohms ni/m
11500
0 Normal corta  20{p Lateral 20
& 0 Amplficada 4|0 200

5 H +
0 MNormal larga 20

______ [ ———

2750m

2800m

= e e = e

‘-__\___? 2B50m ; ),—- ,}

Fig. 55 — Ejemplo de un registro de resistividad convencional tomado en una secuencia de
arenas y lutitas del Mioceno en las costas del Golfo de México (Gémez, 1975).
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Como se puede observar, en el carril 1 del registro se tiene la curva de potencial espontaneo y grafica-
das en los carriles 2 y 3, las cuatro curvas de resistividad. Por convencion, cuando se tiene mas de una
curva en el mismo carril la curva que no sea continua representara la respuesta de la herramienta con
una mayor profundidad de investigacién, la cual en este caso es la normal larga de 64”, mientras que en
el carril 3 se grafica la respuesta del arreglo lateral como una curva continua.

Cuando se estan evaluando las formaciones por medio de este tipo de informacion hay que tener en
cuenta que puede o no ocurrir invasién del filtrado del lodo en las capas permeables. Por lo tanto es ta-
rea de analista del registro poder observar y diferenciar estas particularidades. En el caso de la Figura
55 se observa que las resistividades de la curva normal son mayores a las resistividades de la normal
larga a pesar de que sean intervalos con contenido de agua salada, por lo tanto los valores mas repre-
sentativos de R, los podemos obtener de las curvas de mayor investigacion que en este caso seran la
normal larga y la lateral o inversa.

Correcciones a los registros convencionales. L.os valores de las resistividades que se estén leyendo
del registro eléctrico, utilizando cualquiera de los arreglo de los ya mencionados, seran solo las resisti-
vidades aparentes de las capas (R,). Estas resistividades se veran, por ende, afectadas tanto por las con-
diciones existentes que haya en el pozo, como por el tipo de arreglo que se utilice para poder obtener
una buena determinacién del valor de R, que es lo que se esta buscando. En la siguiente ecuacion se ex-
presa de una manera muy general en funcion de qué depende la resistividad aparente.

Ra = f (Rm, dh, Rmc, RXO’ di’ Rt: h: RS)

Por lo tanto, para poder obtener un buen valor de R, hay que hacer las correcciones necesarias por dia-
metro del agujero (dy), diametro de invasion (d;), resistividad del lodo y del enjarre (Rm y Rc), resistivi-
dad de la zona invadida (Ry,), diametro o espesor de la capa (h), resistividad de las capas adyacentes
(Rs), asi como también por espesor del enjarre (hm). Esto se logra utilizando diversas tablas de correc-
cion que las distintas compafiias de servicios emplean en sus registros para realizar las correcciones por
efecto del agujero, correcciones por invasion, correcciones por espesor de capa, etc. Debido a ello y a
la gran cantidad de correcciones y limitantes que tienen los registros eléctricos convencionales para po-
der obtener buenos valores de R, en las formaciones, su utilizacion ya no es tan o nula en algunos casos
y han sido desplazados por nuevas y mejores herramientas.

Aplicaciones. Los registros convencionales de resistividad tienen aplicaciones tanto cualitativas como
cuantitativas cuando se combinan con otras herramientas tales como el sénico de porosidad y con la in-
formacién de la curvas de potencial natural. Algunas de sus aplicaciones mas importantes o las mas fre-
cuentes que se pueden realizar con el registro eléctrico son:

Determinacion de Ry, y de R; a partir de la informacion de R, del registro.
Determinacion de zonas con hidrocarburos.

Determinacion de contactos agua-hidrocarburos.

Correlacion entre pozos.
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Herramientas de microrresistividad (Microlog). La determinacion de un buen valor de R, a partir del
registro eléctrico convencional se encuentra sujeta a llevar a cabo un gran numero de correcciones por
condiciones ambientales dentro de pozo. En mayor medida, dentro de los registros eléctricos, son de
particular importancia aquellos casos en donde exista un filtrado de lodo dominante en las formaciones
y consecuentemente la formacién de un enjarre ya que, la resistividad del filtrado del lodo puede en
muchas ocasiones afectar la respuesta éptima del registro eléctrico. Por ello, el poder obtener Ry, de la
zona de invasion es importante por varios motivos:

¢ Cuando la invasion es de moderada a alta, el conocimiento de Ry, permite realizar las correccio-
nes respectivas para determinar R, por efectos de invasion.

¢ Algunos métodos computacionales para obtener la saturacion de agua de la zona virgen necesi-
tan conocer el radio de filtracién que se lleva a cabo dentro de la formacion (Ry/Ry).

¢ En formaciones limpias, el valor del factor de formacién y de la porosidad de la roca o yaci-
miento, puede ser medido o calculado a partir de Ry,.

Debido a estas particularidades es que se cre6 la herramienta Microlog, la cual nos permite obtener una
buena determinacion de Ry, al tener una profundidad de investigacion muy baja debido a que el filtrado
de lodo s6lo se extiende unas pulgadas en las formaciones.

Principio de medicion del registro microlog. La herramienta microlog se encuentra constituida de un
patin de hule con tres electrodos centrados en linea recta y con una separacion de 1 pulgada entre ellos,
lo que le permite obtener dos mediciones de resistividad a distintas profundidades. La configuracién en
el patin le permite obtener a la herramienta una curva microinversa o microlateral de 1x1 pulgadas con
un radio de investigacion de 1.5 pugadas, y una curva micronormal de 2 pulgadas, que son registradas
simultaneamente en el registro, con las cuales se puede determinar zonas permeables y sus respectivos
espesores, asi como también Ry, de la zona de invasion.

A diferencia del registro eléctrico convencional, la forma en cémo opera la microlog para pasar la co-
rriente a la formacion, ya se realiza a través de lodo, sino directamente de los electrodos a la formacion
ya que este patin generalmente va pegado a la formacién por un sistema mecanico e hidraulico que es
controlado desde la superficie (Fig. 56). Los electrodos son muy similares a los del registro eléctrico,
tenemos un electrodo A de corriente, 2 electrodos de medida y un electrodo B de referencia que sirve
para medir las caidas de potencial totales (Fig. 57).
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Fig. 56 — Principio de mediciéon del Microlog mostrandose el patin y los Fig. 57 — Arreglo préctico que tiene la
electrodos, asi como la forma en como se distribuyen la corriente al agujero herramienta Microlog (Ricco, 2012).

(Ricco, 2012).
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Esta configuracién caracteriza a la herramienta para poder obtener las curvas de microresistividad, obe-
dece en gran medida a la forma en que los electrodos pueden combinarse.

® Microlateral o microinversa: esta curva se obtiene de la combinacion de los electrodos A, M, y
M,, en donde se mide la resistividad del volumen de materia que atraviesa por M; y M, tal y
como se puede observar en la Figura 56. Los valores de resistividad aparente (R,) que seran re-
gistrados, equivalen a porciones de formacion entre los 2.5y los 5 cm medidos desde el electro-
do Ay se les denomina resistividades tipo Riy:.

e Micronormal: Esta curva, a diferencia de la microlateral, se obtiene de la combinacion de los
electrodos A y M,, midiéndose la caida de potencial que ocurre entre el electrodo M, y un elec-
trodo B alejado de M, , lo que le permite tener una profundidad de investigacién mayor que la
microlateral. Las resistividades aparentes se designaran como tipo R2 y empiezan a partir de los
5 cm medidos desde el electrodo A hacia la formacién.

Sin embargo, la herramienta no so6lo permite obtener las dos curvas de microrresistividad, sino que
también es posible obtener una curva caliper del pozo (Fig. 58). Esta curva, generalmente, va graficada
del lado izquierdo en el primer carril de los registros y al menos en la herramienta microlog, su obten-
cion es posible ya que para poder obtener las curvas de resistividad de la zona invadida el patin de hule
de la sonda debe ir pegado a la pared del agujero por medio de brazos y resortes en la sonda. Esto per-
mite que a medida que se vayan graficando las respuestas resistivas de un volumen muy pequefio de
enjarre y de la formacion, a la vez podamos tener una curva que nos diga el didametro del agujero que
puede ir variando desde las 4.5” hasta las 16”.

Brazos del
Calliper.

Patin del
Microlog

Patin
Trasero

Fig. 58 — Esquema que muestra como esta montado el patin que permite obtener
el didmetro del agujero o caliper del pozo en una herramienta Microlog (Ricco, 2012).

Presentacion del registro microlog. En un registro microlog la comparacion que exista entre las cur-
vas micronormal y microlateral o microinversa, que son cominmente graficadas en el carril 2 del regis-
tro, es lo que permitira poder identificar con facilidad intervalos permeables en donde se presente la
formacion de un enjarre ya que dicho intervalo representa el sitio en donde los sélidos del lodo son
adheridos y/o acumulados a la pared de pozo formando este enjarre. Por lo general, el enjarre tiene una
resistividad un poco mayor a la del lodo de perforacion que se esté utilizando, y mucho menor que la
resistividad que sea medida de la zona invadida.
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Por ello, en formaciones permeables el enjarre suele afectar mas la calidad de respuesta de la curva, es-
pecificamente mas a la microlateral por tener una profundidad de investigacién menor; a diferencia de
la micronormal que casi no es afectada por este efecto, reflejandose esta respuesta en las curva al dar
valores de resistividades mayores produciéndose con ello una separacion "positiva" de las curvas,
mientras que en formaciones impermeables, ambas curvas suelen presentar valores de resistividades
muy similares o bien pueden mostrar una separacién "negativa" de las curvas, lo que por razones fisicas
indica que las resistividades suelen ser mucho mayores que en las formaciones permeables. Mientras
que con enjarres de resistividades bajas ambas curvas dan valores de resistividades de entre dos a diez
veces la resistividad del lodo (Rn). En la Figura 59 se ilustra un registro microlog, en donde se logra
apreciar la forma en que se dan las separaciones de las curvas micronormal y microinversa.

Calibrador de P—
Microresistividad Prof. Resistividad
Diametro del agujero (pulg) ochms m'/m
T 8 9 10 11 12 13 14 15 — o
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. ">
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enjame | | T TT-=
L~ £
.|
"“-.-
i
P
T
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% 2775m
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Fig. 59 — Ejemplo de un registro microlog tomado en una secuencia
de arenas y lutitas del mismo pozo de la Figura 55 (Gémez, 1975).
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Correccion aplicada al registro microlog. La correccion por efecto de enjarre es la tinica que se reali-
za al registro microlog ya que el enjarre es lo tinico que afecta la respuesta de las lecturas de resistivi-
dades, principalmente para la curva microlateral por su poca profundidad de investigacion. Su efecto
perjudicara en mayor o menor medida las lecturas dependiendo de la resistividad del enjarre (Rn.) y de
su espesor en las formaciones permeables (hn.), ademas de que los enjarres pueden ser en ocasiones
anisotropicos. Esta ultima caracteristica puede afectar las lecturas de modo que el espesor efectivo o
eléctrico puede ser mayor o menor que lo que indica el caliper.

Para poder obtener un bueno valor de Ry, podemos utilizar las hojas de correcciones que las empresas
emplean dependiendo la variante de la herramienta que estas utilicen. En este caso, por ser Schlumber-
ger la principal empresa que desarrolla la tecnologia, se tomaran como base sus tablas, siendo la grafica
de correccion Ry, la utilizada para obtener Ry, a partir de un valor obtenido de R, , mientras que el es-
pesor del enjarre se obtiene directamente del registro caliper. Sin embargo, este método tiene ciertas li-
mitantes las cuales son las siguientes:

® hyc no puede ser superior a las 0.5 pulgadas de espesor.

¢ La profundidad de invasion debe ser superior a las 4 pulgadas, de lo contrario los valores de R,
afectan las lecturas del microlog.

e La relacion Ry/Rmc debe ser menor a 15 (no aplica en casos donde la porosidad sea mayor al
15%).

Aplicaciones del registro microlog. Entre las aplicaciones principales que tiene el registro microlog
resaltan:

* Identificacion de intervalos permeables debido a la formacién de un enjarre en las formaciones.

¢ (Cuando no existe presencia de enjarre el registro puede proporcionar informacion ttil sobre la
litologia del pozo.

e En intervalos permeables ya sean bien de arenas con agua salada o bien en arenas con presencia
de hidrocarburos, la respuesta de las curvas microlateral y micronormal mostraran separaciones
positivas. La unica diferencia seran los valores de resistividades mas altos en las arenas con hi-
drocarburos.

e En presencia de intervalos de lutitas generalmente las resistividades seran bajas y la separacion
de las curvas serd a menudo nula, ademas de que el efecto del lodo sobre las capas en ocasiones
provocara cavidades por el derrumbe viéndose el efecto también en la curva del caliper.

* Obtencion de Ry, utilizando ciertas graficas de correccion (Ry.-1 de la compafiia Schlumberger).

e En capas muy delgadas tiene una resolucion vertical excelente, por lo que su deteccion con la
herramienta microlog es muy ttil a diferencia de la normal, la normal larga o la lateral que en
muchas ocasiones no las detectan.

¢ En formaciones compactas donde no se tiene la formaciéon de un enjarre, asi como tampoco
existen fluidos en la roca, los valores de las resistividades mostradas por las curvas micronor-
mal y la microlateral casi siempre se salen de la escala por ser demasiado altas y la separaciéon
entre las curvas sera nula.
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3.2 Registros Enfocados

Este tipo de registro eléctrico, basa su principio de funcionamiento en el poder "enfocar" la corriente
eléctrica dentro de las formaciones para mantener la medicion por medio de un gran nimero de electro-
dos. Fue disefiado de esta manera poco después de los afios 50 por la necesidad que existia al tomar los
registros eléctricos, de poder minimizar y/o evitar en lo posible los efectos que alteraban la respuesta de
las herramientas de resistividad convencionales (ES), especialmente en aquellos casos donde se tienen
lodos muy conductores y/o capas muy delgadas.

El nombre con el que se les conoce comercialmente a las herramientas para obtener este tipo de regis-
tros son las laterolog, y existen varios tipos de estas herramientas en donde la tinica diferencia principal
entre ellas, radica en la profundidad de investigacién con la que operan. Entre ellas se tienen en orden
decreciente de acuerdo con su profundidad de investigacion las herramientas laterolog 7 (LL7), la late-
rolog 3 (LL3) y la laterolog 8 (LL8). Las dos primeras tiene una buena profundidad de investigacion
que les permite obtener perfiles mas detallados de las resistividades verdaderas de las formaciones (R.),
mientras que la LL8 o laterolog 8 es de investigacion somera, y es la que se toma generalmente en
combinacion con los registros de induccion. De igual manera existe una herramienta de investigacion
mas somera que la LL8 sin embargo, esta dltima utiliza un sistema de enfoque de corriente diferente y
se le conoce comercialmente como la herramienta esférica enfocada (SFL).

Principio de medicion. El principio basico con el cual operan las herramientas de este tipo a excepcion
de la esférica enfocada (SFL), se basa en forzar la corriente del electrodo central de manera radialmente
como si se tratase de una ldmina delgada que penetra la formacién a través de electrodos de guarda que
permiten enfocar la corriente (Fig. 60). Los electros de guarda son dispositivos claves de este tipo de
herramientas ya que obligan a la corriente emitida por medio del electrodo central A, a fluir de manera
perpendicularmente a la formacion y, se realiza de esta de esta manera logrando minimizar el efecto del
agujero y de las capas adyacentes a la zona de interés siempre y cuando la invasion del filtrado del lodo
no sea muy profunda. Para fines de correlacion litologica, estos se corren en conjunto con un registro
de rayos gamma o un potencial natural (SP).

Su principal aplicacion se centra en detectar capas o formaciones delgadas asi como también hacerlo en
pozos exploratorios cuando no existe suficiente informacién, permitiendo poder distinguir de forma
oportuna entre formaciones que tengan hidrocarburos, de aquellas que solo tengan agua salada. En
aquellos casos donde solo se tengan intervalos con contenido de hidrocarburos, sera posible obtener
buenos valores de R, ya que la relaciéon R,/Ry, serd mayor a 4 a diferencia de intervalos con agua salada
donde la relacion no sobrepasa a 4.

Existen numerosas herramientas de este tipo que son empleadas por las distintas compafiias de servi-
cios de registros en donde, lo Unico que variara entre ellas seran la cantidad de electrodos de guarda
que son utilizados. A continuacién se dara una descripcion detallada de cada herramienta laterolog y
como operan cada una.
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Fig. 60 — Esquema del principio de medicién de las
herramientas Laterolog (Ricco, 2012).

Dispositivos de investigacion somera

Laterolog 8 (LL8). La herramienta Laterolog 8 es la sonda de menor radio de investigacion entre las
Laterolog, a excepcion de las herramientas microenfocadas. Esta constituida por 7 pequefios electrodos
que van montados en la misma sonda con la que se obtiene el registro doble induccion Laterolog y su
principio de medicion es muy similar a la Laterolog 7 (LL7) que se describira posteriormente. La dife-
rencia entre ellas es el espaciamiento que existe entre el acomodo de los electrodos con los que opera
esta sonda los cuales se encuentran menos separados que la LL7, lo que le permite tener una resolucién
vertical de 14” pudiendo asi marcar mas las capas.

Sin embargo, esta herramienta estd mas influenciada por los efectos que tiene el filtrado del lodo dentro
de las formaciones, por lo que es posible obtener valores de Ry, aceptables haciendo las correcciones
necesarias.

Herramienta o dispositivo de enfoque esférico (SFL). Esta herramienta es al igual que la Laterolog 8
de investigacion somera, sin embargo es mas somera todavia que la L1.8 y mucho mas eficaz que las
herramientas eléctricas convencionales (normal) ya que minimiza y/o elimina los efectos del agujero
que afectan la respuesta de la LL.8. Comtnmente su utilizacion se da en combinaciones junto con un
potencial natural, registros sonicos o bien en registros de induccién ya que permite obtener buenos va-
lores de Ry, una buena resolucion vertical de las capas, etc.

La sonda, como se muestra en la figura 61, consiste en un electrodo central A, y cuatro pares de elec-
trodos espaciados simétricamente tanto en su parte superior e inferior teniendo un total de 9 electrodos.
Ambos electrodos por par en la sonda, estan conectados entre si eléctricamente por medio de alambres
aislados de tal manera que existe una conexion entre A;-A’;, Mo-M o y asi sucesivamente. De A, fluye
una corriente “variable” para mantener M;-M ; y M,-M ;, a un mismo potencial mientras que una co-
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rriente auxiliar enfocada I, fluye entre Ay y A;-A’; forzando asi a la corriente I, a penetrar la formacion
cerca del centro de la sonda formandose superficies equipotenciales semiesféricas de donde la region
mas cercana al punto de entrada es la que mas contribuye a las caidas de potencial producidas por la
corriente Iy, ya que es donde mas se concentran las lineas de corriente, siendo esta region en donde se
contribuye a la mayor caida de potencial entre las zonas B y C y por lo tanto, la que mas contribuya a la
lectura de la resistividad.

Por lo tanto, la herramienta SFL utiliza un método de enfoque distinto a las Laterologs ya que produce
caidas de potencial en el agujero, tales como si se tuvieran las condiciones y resistividades de forma-
ciones homogéneas permitiendo con ello, corregir las distorsiones que ocurririan con la normal corta
cuando el medio no es homogéneo. Esto permite que las superficies equipotenciales que se desarrollan
no sean completamente esféricas sin embargo, le permite tener una buena profundidad de investigacién
somera en donde la corriente de intensidad I, es inversamente proporcional a la resistividad de la for-
macién entre dos superficies equipotenciales.

Fig. 61 — Esquema del arreglo de los electrodos y las lineas de corriente y las de enfoque en el registro SFL (Ricco, 2012).
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Presentacion del registro LL8 y SFL. El registro Laterolog 8 generalmente se toma en combinacion
con un registro doble induccion (Fig. 62), siendo denominado el registro como un 2IL-LL8 (Doble In-
duccion — Laterolog 8), permitiendo de esta manera obtener tres mediciones de resistividad enfocadas a
la vez a distintas profundidades logrando con ello, una mejor respuesta en capas que sean muy delgadas
y una disminucion del efecto del agujero sobre la respuesta de la sonda. Se disefié de esta manera para
poder tener valores de R, mas exactos y que puedan tomarse en lodos conductores o bien en lodos base
agua. Una caracteristica importante de este tipo de registro es la escala logaritmica de tres ciclos que
puede cubrir rangos de resistividades de 1 a 1000 ohm*m permitiéndole tener una mayor facilidad en
las lecturas de resistividades bajas.

2IL-LL8
?5P Resistividad

o 1 10 100 1000

a
i
:
!

Fig. 62 — Ejemplo de un registro doble induccién-laterolog (Gémez, 1975).
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Al igual que el registro Laterolog 8, el registro SFL es muy utilizado junto con mediciones de resistivi-
dad en conjunto con el arreglo doble induccién (DIL), siendo la respuesta de la herramienta SFL las
mediciones de resistividad mas someras que se registran (Figura 63). Ademas de estas curvas, es posi-
ble combinar otras herramientas junto con la SFL, como puede ser un céliper, un sénico, un potencial
natural, etcétera, con la finalidad de obtener mediciones e interpretaciones mas precisas de Ry, sobre la

formacion.
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Fig. 63 — Ejemplo de un registro Doble Induccién - SFL tomado en la Formaci6n Travis al este de Texas (Dewan, 1983).
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Dispositivos de investigacion media

Laterolog 3 (LL3). A diferencia del Laterolog 7 (LL7), el Laterolog 3 (LL3) consta de un cilindro de
gran longitud el cual se encuentra dividido en tres electrodos céntricos y aislados en la sonda (Fig. 64).
El electrodo central de corriente A, usualmente es de 1 pie de longitud y se le conoce como el electrodo
de medida, mientras que los electrodos superior e inferior son los electrodos de guarda que tienen una
longitud de 5 pies. Esta sonda fue la primera version que existio del Laterolog y es ligeramente mas efi-
caz que el Laterolog 7, ademas de que la diferencia principal entre ellos radica en el gran tamafio de los
electrodos que la Laterolog 3 (LL3) utiliza.

Su principio de funcionamiento, sin embargo, es muy similar al Laterolog 7 la cual se describira poste-
riormente. De un electrodo central A, y un electrodo remoto, es emitida una corriente "constante" I a la
formacién la cual es automaticamente ajustada por una corriente enfocada entre los electrodos de guar-
da y el electrodo remoto, permitiendo de esta manera que se mantenga constante la corriente de A, y el
potencial entre todos los electrodos de la sonda. Esto permite que el potencial V, varie proporcional-
mente con las resistividades del medio que se estén atravesando.

De esta manera, lo que se tendra sera una lamina de corriente I, de espesor O; -O, que es confinada en
la formacion de igual manera a como se ilustra a continuacién, y que es controlada enfocando la co-
rriente que emite Ao. Usualmente este confinamiento es de un espesor mucho menor (12”) que la Late-
rolog 7, lo que le permite tener una resolucién vertical excelente en capas delgadas, pudiendo incluso
en ocasiones detectar capas que sean menores que la lamina de enfoque, asi como también tener menos
perturbaciones por efectos de la zona invadida y del lodo. Sin embargo su limitante radica en la gran
cantidad de masa metalica con la que esta construida provocando que, en combinacion con un potencial
natural, la sefial de esta ultima sea desplazada.

Az

Laterolog 3

Fig. 64 — Principio de medicion de la Laterolog 3, donde se observa
como se distribuye la corriente a la formacion (Ricco, 2012).
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Dispositivos de investigacion profunda

Laterolog 7 (LL7). Esta sonda se encuentra constituida por un electrodo central A, y tres pares de elec-
trodos denominados M; y My, M1 y M5, y A; y A, , lo que en total da 7 electrodos. Su funcionamiento
se basa en emitir desde el electrodo central de medida A, una corriente I, de intensidad “constante” y
subsecuentemente a ello, tanto de los electrodos A; y A, que son electrodos de guarda, se envian co-
rrientes de la misma polaridad con la que salen de A, pero de una magnitud ajustable. Posterior a ello la
intensidad de las corrientes se ajustan automaticamente de tal manera que los electrodos M, My, M1 y
M, siempre estaran a un mismo potencial.

Si se realiza entonces la medicion de la caida de potencial que ocurre entre uno de los electrodos de
monitoreo, y un electrodo colocado en el infinito (en superficie) para una corriente I, constante, sera
posible observar como es que el potencial ira variando directamente con las resistividades de las forma-
ciones que se van atravesando por la sonda. Con ello, se logra que las corrientes no puedan fluir ni ha-
cia arriba o hacia abajo de la formacién como si se aislara el pozo al nivel de los electrodos de medida,
forzando asi a que la corriente que sale de A, fluya de forma horizontal dentro de la formacién. De esta
manera se logran eliminar los problemas que afectaban a las herramientas convencionales en casos de
resistividades mayores al lodo de perforacion.

Con ello el potencial que sera medido en cualquiera de los electrodos de medida de la sonda, sera pro-
porcional a la caida de potencial producida en la lamina de corriente, siendo por lo tanto, proporcional
a la resistividad verdadera de la formacion.

Laterolog 7

Fig. 65 — Principio de medicién de la Laterolog 7 donde se ejemplifica la
distribucioén de la corriente con la que opera la herramienta (Ricco, 2012).

Presentacion de los registros LL.3 y LL7. Estos registros, al igual que la Laterolog 8 (LL8) y el esféri-
co enfocado (SFL), utilizan generalmente una escala logaritmica al ser graficadas sus respuestas, y su
aplicacion principal se basa en una interpretacion cuantitativa para la interpretacion de R, (Fig. 66). Sin
embargo, si se utiliza cualquiera de ambos de forma aislada, sera necesario obtener un valor del diame-
tro de invasion (d;) para poder obtener un valor satisfactorio de R..
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Fig. 66 — Presentacion de un registro de resistividad tomado con laherramienta Laterolog 7 (LL7) (Bassiouni, 1994).
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Doble laterolog (DLL-R,,). La herramienta doble laterolog (Fig. 67) surgio poco después de la apari-
cion de las Laterolog en los afios 50, ya que atin existia la necesidad de tener valores confiables de la
zona virgen (R,), debido a que las lecturas de resistividad aisladas de las laterologs y la herramienta es-
férica enfocada (SFL) no eliminaban por completo los efectos por los entornos de pozo, ademas de que
en la DLL se comenzaron a emplear rangos de resistividades mas amplios (de 0.1 a 40,0000hm*m).

Con esta herramienta lo que se busco era poder obtener mediciones simultaneas de las resistividades de
las formaciones (R, Ri y Ry) a tres distintas profundidades de investigacion obteniendo asi mediciones
someras (MSFL), medias (LLS) y las profundas (LLD), teniendo como objetivo principal obtener R, de
la formacién en funcién de estos tres datos. Comtinmente su utilizacion se centra en formaciones de al-
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tas resistividades como son los casos de rocas carbonatadas en donde el rango de precision de los regis-
tros de induccién no son lo suficientemente precisos.

El funcionamiento de la herramienta por lo tanto se centra en obtener tres mediciones a distintas pro-
fundidades por medio de una LLD, una LLS y una MSFL pudiéndose combinar ademas con otros re-
gistros tales como los de rayos gamma, potencial espontaneo, caliper, etc.

Patin de Rxo
M n M (MSFL)

14 Pies

14 Pies

Fig. 67 — Esquema que muestra la configuracién de la DLL y el acomodo de los electrodos de guarda y de corriente (Ricco, 2012).

Principio de medicion de la DLL. El principio de medicion de la herramienta doble Laterolog es muy
similar al utilizado por las Laterolog enfocando la corriente dentro de la formacion sin embargo (Fig.
68), la diferencia principal de esta herramienta radica en que se desarrollé un arreglo electronico en el
cual, lo que se mantiene variante es el potencial y la corriente de medida (Vo, Iy), pero el producto de
ambos se mantiene "constante" logrando asi obtener mediciones satisfactorias a altas y bajas resistivi-
dades.

La obtencién de las curvas a través de la LLD y LLS es muy semejante al funcionamiento de la herra-
mienta Laterolog 7, ya que utiliza dos conjuntos de electrodos de guarda A; y A, que producen un ma-
yor enfoque, y por lo tanto un radio de investigaciéon mayor, logrando de este modo que los haces de
corriente tengan un espesor similar, aunque el sistema de enfoque sea diferente.

Ambos registros, tanto el LLD como el LLS, tienen una resolucion vertical de 24”, sin embargo, para
lograr que la LLS sea mas somera para medir los valores de resistividades de la zona lavada e invadida,
se obliga a la corriente de enfoque a regresar por los electrodos mas cercanos (de A; a A’y con lo que se
logra una penetracién de 30”) ya que la corriente diverge mas y reduce su penetracién dentro de la for-
macién, en lugar de que sea por electrodos remotos como es el caso de la LLD (de A; 0 A’; a la superfi-
cie con lo que se logra una penetracion de 6 pies), con la cual se obtienen los valores de la zona virgen
o no invadida (R,). Ambas mediciones dependen del diametro de invasion y de los valores relativos de
la resistividad del filtrado del lodo (Rwy) y del agua de formacién (R,).

El equipo doble Laterolog es de gran utilidad cuando hay que registrar formaciones cuyas resistivida-
des sean contrastantes, ademas de tener una excelente resolucion vertical pudiendo incluso detectar ca-
pas de tan solo 1 pie, sin embargo, su gran limitante es su nula aplicacién en pozos que sean perforados
con lodos base aceite o bien aireados.
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Fig. 68 — Disefio de los patrones de corriente que se obtienen por medio de la
Laterolog profunda (LLD) y la laterolog somera (LLS) (Ricco, 2012).

Presentacion del registro doble laterolog (DLL-R,,). En los registros doble laterolog utilizados co-
mercialmente, la respuesta de las resistividades obtenidas con la LLD, la LLS y la MSFL generalmente
van graficadas en los carriles 2 y 3 empleando escalas logaritmicas de cuatro ciclos (Fig. 69), sin em-
bargo cuando son insuficientes, es posible por medio de otro galvanémetro aumentar la escala hasta
40,000 ohm*m permitiendo de esta manera lecturas mas precisas cuando se tienen valores de bajas y
altas resistividades, lo que es una gran ventaja al poder ver cambios notables de resistividad.

RG (API) Rxo(MSFL)
Calliper

1700m

1800m

Fig. 69 — Presentacion de un registro doble laterolog (DLL-Ry,) tomado con un lodo
conductor y cuya escala comprende 3 ciclos logaritmicos (Dewan, 1983).
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Correcciones aplicables a los registros Laterolog

Factor pseudo-geométrico de las Laterolog. La forma en cémo el medio puede o no afectar la res-
puesta de los valores resistivos de la sefial R, en las distintas herramientas Laterolog que existen, de-
pende, en gran medida, del radio de investigacion que estas manejan, lo cual es directamente proporcio-
nal a la configuracién del espaciado que tengan los electrodos de guarda y los contrastes de resistividad
entre la zona invadida (Rx) y la zona virgen (R,) en las distintas herramientas Laterolog para alcanzar
distintas profundidades de investigaciéon. Con esto se podria decir que cuando el espaciado entre los
electrodos es corto, el efecto del lodo que existe en el agujero tiene un efecto dominante en los valores
obtenidos de resistividad mientras que, si el espaciado se vuelve mayor, se podran obtener con ello bue-
nos valores de R, siempre y cuando la invasion del filtrado del lodo sea grande sin embargo, los efectos
dominantes que afectaran la respuesta de la sefial seran ahora el efecto de las capas adyacentes y el vo-
lumen de formacion que se esté investigando.

Las lecturas mas profundas para la obtencion de R, se realizan por medio de la LLD y le siguen la LL3
y la LL7 para las lecturas mas someras o de poco radio de investigacion, mientras que en la obtencion
de Ry, se utilizan las curvas de los registros SFL, LLS y la LL8 (Fig. 70). Es de particular importancia
mencionar que tanto la LLD como la LLS se obtienen en conjunto por medio de la herramienta doble
laterolog mientras que la LL3 Y LL7 se toman de forma aislada y la LL.8 en combinacién con un arre-
glo doble induccion.

Capas delgadas
8" diametro del agujero

0.8

0.6

0.4

Factor pseudogeométrico, J

0.2

=== Rxo=0.1Rt
Rxo > Rt

1 1 1
0 8 20 40 60 80

Didmetro de invasion en pulgadas (di)

Fig. 70 — Factores pseudo-geométricos que se obtienen de las distintas herramientas
Laterolog de acuerdo con el radio de investigacion con el que operan. Si J=1 toda la
sefial proviene de la zona invadida y si J=0 toda provendra de la zona virgen (Ricco, 2012).

Correcciones realizadas al L1.3, LL7, LL8, SFL, y DLL. Tal como sucede con las herramientas con-
vencionales, las Laterolog son susceptibles de ser afectadas por varios factores del entorno de pozo du-
rante la operacién de la toma de registros, tales como: el diametro del agujero, si la herramienta va cen-
trada o no, el efecto de las capas adyacentes sobre la respuesta del registro, la invasién del lodo, etc.
Para poder corregir algunas de estas variaciones en la respuesta de las herramientas, se proceden a utili-
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zar las tablas de correccion de la compaiiia Schlumberger debido a que esta empresa fue la desarrolla-
dora de ellas.

Correcciones para la LL3, y LL7: Debido a que ambas herramientas tienen un funcionamiento
muy similar, se espera que los factores ambientales que las afectan sean los mismos, por lo tan-
to las correcciones a estas herramientas seran “por efecto del didmetro del agujero y por efecto
de la invasién del filtrado de lodo”.

Correcciones realizadas al LL8: Su interpretacion se realiza en conjunto con el registro doble
induccién-laterolog, sin embargo, es posible también ser tomado de forma aislada. La correc-
cién “por diametro del agujero” es la tnica realizada al registro laterolog.

Correcciones realizadas al SFL: La herramienta esférica enfocada como se puede apreciar en la
Figura 70, tiene una mayor eficacia para obtener valores de Ry, a diferencia de las herramientas
convencionales y de la LL8, al ser mas somera y minimizar o eliminar el efecto del agujero so-
bre ella. Esta herramienta cuenta con su grafica de correccién (Rcor-1) para obtener el valor
verdadero de la resistividad de la zona invadida “por efecto del diametro del agujero y del stan-
doff”.

Correcciones realizadas al DLL-R,, : La doble Laterolog al igual que las herramientas anterio-
res, tiene sus graficas de correccién para obtener los valores de resistividades corregidos para la
LLD y la LLS. La primera correccion es por efecto del didmetro del agujero” para herramienta
centrada o excentrada (Rcor-2b, Rcor2c) debido a que los valores de las resistividades dependen
de que tan ancho sea el pozo perforado, asi como también del tipo de lodo que se esté utilizando
por donde viaja la corriente. Posteriormente se realiza la correccion “por efecto de efecto de ca-
pas adyacentes” (Rcor-10) la cual es nula en el caso de capas de grandes espesores.

Una vez realizado esto, se realiza la correccion pertinente “por efecto de la invasion del filtrado
de lodo” (Rint-9b) ya que, puede afectar mucho las mediciones de resistividad de la herramienta
con los valores de Ry, y R obtenidos para la posterior obtencion de la saturacion de agua (Sw).
Se puede decir con esto que cuando R sea menor a Ry, (R: < Ry), las lecturas del LLD y LLS
son muy afectadas por la invasién mientras que si Rt es mayor a Ry, (R: > Ry,), la lectura del
LLS sera proporcional a Ry, independientemente de la invasion del filtrado de lodo la cual si es
muy grande (de 80”) también afectara a la LLD.

Se debe tomar en cuenta que en las mediciones que son realizadas con las herramientas Laterolog, ge-
neralmente se asume que la corriente de retorno esta localizada en un punto en el infinito y que el vol-
taje de referencia sobre N esté a un potencial 0. Sin embargo, en los comienzos de estas herramientas,
B y N se localizaban dentro de la sonda provocando algunos efectos que hay que tener en cuenta para
la interpretacion de las mediciones de resistividad, tales como:

Efecto Delaware. Este fendmeno es un caso particular de la herramienta DLL, especificamente
de la lectura de la LLD en donde se produce un incremento significativo de la resistividad de
una capa altamente resistiva como es el caso de un intervalo de gran espesor de anhidrita en el
momento en que los electrodos B y N en la herramienta entran en la formacién (Fig. 71 izquier-
da). En ese momento el electrodo B es afectado por el confinamiento del flujo de corriente a lo
largo del agujero causando que en el electrodo N se genere un potencial negativo. Esto provoca
que exista un falso incremento en la resistividad aparente de la capa, por lo tanto, lo que se hizo
para poder eliminar este efecto fue modificar el acomodo del electrodo B localizdndolo en su-
perficie, de tal manera que la corriente no se confine en el agujero.
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e Efecto Groningen. Este efecto, al igual que el Delaware, se presenta en situaciones donde se tie-
nen un incremento falso de la resistividad en capas menos resistivas por debajo de capas alta-
mente resistivas con la variante de que existen dos elementos que provocan este fenémeno (Fig.
71). El primero es la corriente de retorno que viaja a través del cable provocando que haya un
incremento sobre la corriente que fluye por N, asi como también por efecto de la tuberia de re-
vestimiento ya que la corriente viaja hacia la superficie de la tuberia antes de fluir a superficie
lo que provoca que se incremente la corriente que pasa por N. Ambos efectos tanto del cable
como de la tuberia, aseguran que la resistencia entre B y N sea menor que la que haya entre N y
A de manera que el potencial en N sea negativo. Para el Efecto Groningen no hay correccion del
DLL que se pueda realizar, sin embargo, se puede monitorear la diferencia de ambos voltajes.

Resistividad
del Laterolog
0

(I Anhidrita
0|

: 1;3}’ e

Fig. 71 — Del lado izquierdo se ejemplifica como se presenta el efecto Delaware en
capas altamente resistivas mientras que del lado derecho, el efecto Groningen en las
mismas condiciones (Schlumberger, 2008).

Aplicaciones del registro DLL. El registro doble laterolog es particularmente util para las siguientes
aplicaciones:

Correlacion entre pozos.

Deteccién oportuna de intervalos con hidrocarburos.
Deteccion de intervalos porosos y permeables.
Determinacion de R..

Perfiles de invasion.

Indicador de hidrocarburos moviles.
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3.3 Herramientas microenfocadas

Este tipo de registros surgieron con el propoésito fundamental de poder obtener valores precisos de Ry,
el cual es esencial para interpretaciones cuantitativas en condiciones donde los microlog no eran tan de-
tallados. El principio de medicion con el que funcionan es muy similar a la herramienta microlog (ML),
pero con la variante de que se envia una corriente enfocada dentro de la formacién por medio un patin
construido de un material aislante y que por dentro se encuentra constituido de un arreglo de electrodos
concéntricos con un espaciamiento muy corto que va pegado contra la pared del pozo.

Microlaterolog (MLL). El registro microlaterolog es un micro-registro de corriente enfocada donde se
logran obtener valores de Ry, alin mas precisos que con la microlog, ya que este es capaz de poder obte-
nerse en cualquier tipo de formacién con lodos de perforacién cuyas conductividades sean muy altas, o
bien en donde el enjarre sea relativamente grueso (cuando la porosidad de la formacién sea menor al
15%) aplicando una sencilla correccion.

El principio de funcionamiento se basa en estar constituido de un electrodo central A, muy pequefio, y
tres electrodos circulares y concéntricos a Ay designados M;, M, y A; dentro de 1 patin de goma que va
pegado a la formacion. Desde el electrodo A, se envia una corriente de intensidad constante (Iy) y pos-
teriormente de A, se envia otra corriente de la misma polaridad, la cual se ajusta automaticamente para
que la diferencia de potencial en los electrodos monitores sea 0. Posteriormente la corriente regresa a
través de las partes metalicas de la sonda y con ello la resistividad obtenida por medio de la sonda, sera
proporcional al potencial en cualquiera de los electrodos M; 0 M» y a un factor que depende de las ca-
racteristicas geométricas del sistema.

Lo anterior permite que la corriente A, penetre dentro de las formaciones de forma horizontal con ma-
yor facilidad tal como se ilustra en la Figura 72 por la corriente de enfoque que sale de A ;, permitiendo
de este modo que las resistividades obtenidas con la herramienta microlaterolog estén mucho menos in-
fluenciadas por el enjarre. Esta ventaja sera ademas mayor mientras mayor sea el contraste entre
Rxo/Rme, ya que en los microlog la corriente normalmente tenderia a escapar a través del enjarre mien-
tras que con la microlaterolog se elimina este problema.

§ Enjarre

Patin
aislante

/ Formacion

Permeable

Formacion
Permeable Lodo

a) Microlaterolog b) Microlog

Fig. 72 — Esquema que muestra el disefio del patin de la herramienta microlaterolog
y la geometria que se obtiene de las lineas de corriente de esta herramienta por medio
de un sistema de enfoque, comparado con las que se obtendrian de la microlog (Ricco, 2012).
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Proximidad (PL). El principio de funcionamiento de la herramienta de proximidad es muy similar a la
microlaterolog (MLL), debido a que utiliza igualmente tres electrodos, sin embargo, la variante princi-
pal en la herramienta radica en que los electrodos utilizados son geométricamente cuadrados (Fig. 73),
de mayores dimensiones a comparacion con la MLL y el espaciamiento entre ellos es igualmente ma-
yor, lo que le permite tener buenos valores de Ry, al eliminar la influencia del enjarre. La herramienta
permite obtener un valor preciso de Ry, siempre y cuando el espesor del enjarre no exceda los 3/4”,
pero como comunmente esto no ocurre, se puede decir que no le afecta y no es necesario hacerle alguna
correccion por espesor de enjarre ademas de que, puede tomar valores de resistividad en capas de hasta
1 pie de espesor.

= = ==~ Corriente enfocada
Corriente medida

Electrodo de medida

\ Electrodo monitor
/

- —

- *

Dispositivo
microlog

el

Dispositivo
de proximidad

Electrodo de guarda

Electrodo de vuelta

Fig. 73 — Esquema que ejemplifica el arreglo que tienen los electrodos en la herramienta de
proximidad asi como también una representacion de la sonda que alberga los patines del
microlog y la herramienta de proximidad en la toma de un registro (Ricco, 2012).

Algunas de las caracteristicas mas sobresalientes de esta herramienta se basan en lo siguiente:

¢ Tiene una corta resolucion vertical de 6” haciéndolo tal vez no tan detallado como el MLL o el
ML.

e El didmetro de la invasion (di) por filtrado de lodo debera de ser mayor a 40” para poder obtener
valores directos de Ry, ya que su respuesta puede ser afectada por las lecturas de R..

¢ Puede ser tomado en cualquier tipo de formacién ya sean blandas o duras.

La herramienta de proximidad normalmente se utiliza en combinacién con una microlog al montarse en
un patin la herramienta de proximidad y en el lado opuesto de la sonda un microlog, permitiendo inclu-
so también obtener un caliper.

Herramienta microesférica enfocada (MSFL). Al igual que la herramienta de proximidad, la MSFL es
un micro-registro con un principio de mediciéon muy similar a la herramienta de enfoque esférico (SFL)
con la variante que, en la MSFL se utilizan cinco electrodos ain mas pequefios, geométricamente cua-
drados y con un espaciamiento muy cuidadoso entre ellos, que van igualmente montados dentro de un
patin de hule pegado a la formacién. Cominmente va montado en una sonda doble laterolog (DLL) o
bien en una doble induccién (DIL) para la obtencion directa de Ry, (Fig. 74). De igual forma, su resolu-
cion vertical es aproximadamente similar a la microlaterolog, y si bien esta herramienta es menos in-
fluenciada por el enjarre, no es totalmente invulnerable a su efecto.

Esta herramienta permiti6 reemplazar y desplazar tanto a la microlaterolog como a la de proximidad
por sus mejores resultados al ser menos afectada por la formacion de enjarre, incluso en aquellos casos
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donde el enjarre supera los 3/8” de espesor en donde la MLL esta limitada, e igual a la de proximidad,
ya que solo cuando la invasion excede las 40” se obtienen buenos valores de Ry,.

Lodo
Enjarre de Lodo

;
{Formacion _ M, A,
:

Voltaje de A?
Medida

Voltaje “Ay=g”

Menitor =~

Fig. 74 — En la porcién de la izquierda se ejemplifica el arreglo que tienen los electrodos en la
herramienta, asi como el enfoque que se obtiene en la formacién, y del lado derecho el montaje
de la misma en una sonda doble laterolog para la obtencién de R, (Ricco, 2012).

Por lo tanto, la corriente de enfoque dependera principalmente del espesor del enjarre que generalmente
se obtiene por medio de un caliper y de la resistividad que este tenga (hmc, Rinc)-

Presentacion de los registros microenfocados. A continuacion, se mostraran ejemplos de registros en
donde se utilizaron las distintas herramientas microenfocadas antes mencionadas. Como se podra apre-
ciar en los registros, la escala que todas las herramientas utilizan es una escala logaritmica de 3 a 4 ci-
clos con la finalidad de obtener buenos contrastes de resistividad de las formaciones.

Microcalibrador

3
6!! 16“ 9.‘
N 1 | N
Jerinyersa 1o x = Proximidad(PL)
Micronormal 2" o : : ! \
e [53 1 10 700 7000

2000

Resistividad ohm*m

1325m

Ty 1340m

Fig. 75 — Ejemplo de un registro de proximidad en combinacién con un microlog (ML)
tomado en una caliza del Cretacico (Gémez, 1975).

El registro microlaterolog es muy similar al que se muestra en la Figura 75, con el registro de proximi-
dad, sin embargo, el registro que se obtiene con la herramienta de microenfoque esférico (MSFL) es di-
ferente en el sentido en que esta se toma generalmente en combinacién con una herramienta DLL-Ry,, 0
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bien en combinacion con los registros de induccion. La escala es igualmente logaritmica de 4 ciclos y
se muestra un ejemplo de ello en la Figura 76.

RG (API) D MSFL (Ohm*m)
150 caliiper 300 & [z LLS (Ohm*m) 100
6" RG (ap)) 16"
0 150

1700m

Rayos
gammg

At L

—Calliper |

Fig. 76 — Ejemplo de un registro doble laterolog utilizando un lodo conductor (Dewan, 1983).

Correcciones aplicadas a los registros microenfocados. A diferencia de las correcciones que son apli-
cables a los registros laterolog y doble laterolog por los efectos de didmetro del agujero (dx) e invasion
del filtrado del lodo (d;), éstos tendran efectos nulos o bien despreciables en las herramientas microen-
focadas debido a que estas se basan en las mediciones realizadas por medio de un patin pegado a la for-
macion y no a traveés del lodo como lo realizan las laterolog. La respuesta de las herramientas microen-
focadas por ende, seran afectadas en gran medida por el efecto del enjarre, sin embargo, hay otras parti-
cularidades que hay que tomarse en cuenta.

¢ Correcciones a la herramienta microlaterolog (MLL): El didmetro de pozo y la influencia del
lodo de perforacion no afectan las mediciones de las MLL debido a que el patin hace buen con-
tacto con la formacion, sin embargo, aunque el lodo de perforacién no afecta las lecturas de la
herramienta MLL, se deben de tomar en cuenta el espesor y la resistividad del enjarre que se es-
té formando (hm, Rmc) debido a que a mayores valores entre Ry/Rmc la respuesta de la herra-
mienta vendra en gran medida de Ry, y el efecto del enjarre pierde interés, sin embargo, si éste
es mayor a los 3/8” se utiliza la tabla de correccion “por efecto de enjarre” de la compaiiia Sch-
lumberger (Ry.-2) para corregir este problema.

e Correcciones a la herramienta de proximidad (PL): Al igual que la herramienta microlaterolog,
la herramienta de proximidad es afectada tinicamente por el enjarre solo en aquellos casos en
donde el espesor del enjarre sea mayor a 3/8" o bien en aquellos casos donde la invasiéon del fil -
trado del lodo sea poco profunda pudiendo alterarse la respuesta del registro en los valores de
R, pero como comtnmente no ocurre de esta manera se dice que no le afecta, sin embargo, exis-
te la tabla de correccion (Rx.-2) en caso de que se llegara a necesitar.
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e Correcciones a la herramienta microesférica enfocada (MSFL): La herramienta MSFL no s6lo
permitié reemplazar a la MLL y la PL, sino que su cuidadoso disefio permitié que el efecto del
enjarre sobre ella sea minimo, sin afectar demasiado la profundidad de investigacion al forzar a
la corriente a fluir directamente hacia la formacion, minimizando el efecto del enjarre. Schlum-
berger tiene la tabla de correccion “por efecto de enjarre” (Rx.-3), el cual depende del contraste
de resistividad entre Ryo/Rpc.

Aplicaciones de los registros microenfocados. La principal aplicacion que tienen los registros mi-
croenfocados se centran en la obtencién directa de la zona invadida o Ry, haciendo las correcciones
pertinentes en caso de ser necesarias para el calculo del factor de formacion o bien, en combinacién con
la DLL o la DIL (registros dobles de induccion) para el calculo de R, por efecto de la invasién.

De igual manera permiten obtener interpretaciones cualitativas de:

e Diametro y rugosidad del agujero.
* Deteccion de zonas permeables.
e Evaluacion de capas laminares de arena arcillosa.

Registros de resistividad a través de la tuberia

Durante mucho tiempo el intentar realizar la medicion de la resistividad en las formaciones a través de
una tuberia de revestimiento (TR) en los pozos, era solo un suefio lejanamente concebible debido a las
limitantes tecnologicas. Esta idea se remonta al comienzo de los registros, entre 1930 y 1940, periodo
en que Conrad y Marcel Schlumberger desarrollaron los primeros registros eléctricos comerciales. Fue
entonces que se reconoci6 la gran necesidad que habia de poder contar con alguna herramienta que per-
mitiera realizar mediciones similares a las herramientas eléctricas en pozos abiertos, pero con la varian-
te de que estas pudieran ser realizadas con tuberias de revestimiento para las evaluaciones de zonas
productivas posiblemente inadvertidas en pozos viejos, aumentar las productividad en los campos para
lograr ampliar su vida util incrementando las reservas existentes, asi como también para el monitoreo
de la produccion en miles de pozos completados. Sin embargo, medir los cambios de saturacion en las
formaciones, solo era posible realizarlo a través del revestimiento y no con las herramientas de resisti-
vidad convencionales.

La idea, aunque relativamente parecia sencilla, tenia varias limitantes por superar, ya que era necesario
medir la corriente que se fuga a través del revestimiento hacia la formacién adyacente la cual resulta
ser s6lo una fraccion muy pequefia de la corriente original que se introduce en el revestimiento y en la
practica del método, el acero tiene ademas 10’-10" mas conductividad y una permeabilidad magnética
mucho mayor que las formaciones adyacentes, lo que lo hacia un método extremadamente dificil al
quedar enmascarada la débil sefial de la formacion por la sefial del revestimiento. A pesar de ello sur-
gieron muchas propuestas para realizar tal proeza entre las que destacan métodos galvanicos, electrodos
o lateroperfil, asi como también métodos de induccién, sin embargo, no lograban realizar un espaciado
optimo entre electrodos, minimizar las variaciones en la resistencia de contacto del electrodo y las va-
riaciones con el espesor del revestimiento, el efecto piel y la resistencia.

Hoy en dia, solo los métodos que emplean electrodos han demostrado ser los apropiados para realizar
mediciones a través de la tuberia de revestimiento y esto se logré a principios de los afios 90s gracias a
los avances que ya existian en la tecnologia de dispositivos electronicos permitiendo crear una herra-
mienta operada por medio de un cable eléctrico. Fue a finales de 1980, cuando Paramagnetic Logging
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(PML) disefi6 el montaje y el método de adquisicion que dio como resultado la primera herramienta de
demostracion, de la cual se obtuvieron registros experimentales, demostrando con ello varios puntos de
importancia:

e La teoria de operacion y los datos obtenidos reproducian las caracteristicas del lateroperfil de
pozo abierto.

e Las mediciones eran repetibles y operaban en un rango de 7 a 100 ohm*m

¢ El cemento en el revestimiento no parecia afectar la medicion.

Poco después Schlumberger mostro su interés en desarrollar registros de resistividad en pozos entuba-
dos como consecuencia del desarrollado de su herramienta CPET (herramienta de evaluacion de la co-
rrosion). Se realizaron muchos estudios tanto de investigacion como de ingenieria en el desarrollo de
nuevos dispositivos electronicos y los métodos de procesamiento de sefiales, asi como también en el su-
ministro de energia al fondo de pozo y el poder mantener un buen contacto de los electrodos con la tu-
beria.

Todo esto llevo a que, a finales de los noventa, Schlumberger desarrollara la herramienta CHFR (Cased
Hole Formation Resistivity), o herramienta de resistividad de la formacion en pozo entubado, la cual
utiliza en su disefio, 2 canales para las mediciones de resistividad. Esta herramienta proporciona una
buena profundidad de investigacion de hasta 2 m, a diferencia de lo que se lograba con las herramientas
nucleares (aproximadamente 25 cm), lo que le permite tener una mejor medicion en el monitoreo de
saturacion (S) en pozos entubados. Ademas de que en las herramientas nucleares existe el gran incon-
veniente de estar limitadas a sélo poder funcionar en condiciones de altas porosidades y salinidades. La
herramienta CHFR en cambio, permite obtener mediciones en zonas de porosidades y salinidades bajas
de los fluidos de formacién, asi como también proporcionar una comparacién directa con registros de
pozo abierto.

Principio de medicion. Desde hace poco mas de 60 afios, el realizar mediciones confiables y exactas
de la resistividad a través del revestimiento ya no es solo un logro concebible en la industria, sino que
ahora se ha convertido en un servicio esencial para la medicion de la resistividad en pozos entubados
de alto riesgo a diferencia de los registros de pozo abierto, en donde no es posible realizar la medicion.
Tiene ademas la ventaja de poder combinarse con las mediciones de las herramientas de resistividad y
porosidad nucleares para una mejor evaluacion de la saturacion.

La herramienta CHFR es una herramienta lateroperfil, es decir, un dispositivo con electrodos que mi-
den las diferencias de voltaje que se producen cuando una corriente emitida fluye hacia la formacion al-
rededor del pozo. Su principio se basa en medir la corriente emitida (I) y el voltaje de la herramienta
(V) para la obtencién de R,, en donde la relaciéon de ambos pardmetros se multiplica por un coeficiente
constante conocido como el factor K de la herramienta, el cual depende de la geometria misma de la
sonda. La férmula para obtener R, es la siguiente:

r=2V
I
La diferencia significativa que rige a las mediciones en un pozo entubado por medio de la herramienta
CHFR, es el hecho de que la tuberia de revestimiento del pozo sirve como un electrodo gigante que ale-
ja la corriente del pozo al seguir el trayecto de menor resistencia para completar un circuito eléctrico, y

cuando la opcidn es pasar a través de la tuberia de baja resistencia o a través de la tierra, la mayor co-
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rriente fluira a través del acero, pero con corriente alterna (CA) de baja frecuencia o con corriente con-
tinua (CC). Una pequefia parte se filtra hacia la formacién y es esta corriente que se fuga, la que pre-
senta el mayor desafio en la medicion.

Por lo tanto, la corriente que pasa a través de la TR, se emite por medio de un electrodo ubicado en la
sonda CHFR en el interior y en contacto con el revestimiento. Esto permite que se filtre gradualmente
la corriente hacia las formaciones circundantes al pasar a través del terreno hasta la conexion eléctrica a
tierra en donde la medicion de dicha fuga de corriente hacia la formacion se podra comprender si es
que se sigue el trayecto de la corriente misma hacia arriba del revestimiento y el restante hacia abajo.
La cantidad que fluira hacia arriba o hacia abajo dependera de la ubicacién de la herramienta en el pozo
y las resistividades de las formaciones que, si bien da el caso de tener formaciones altamente resistivas,
la corriente que fluird hacia abajo del revestimiento serd menor. Esto ocurre debido a que la corriente al
fluir, se conecta a tierra al pasar a través de la formacion haciendo a la herramienta menos sensitiva por
la poca corriente que penetra a la formacién (Fig. 77).

La fuga de esta corriente a través del revestimiento se puede entender como cierta fraccion de disminu-
cion de la corriente que penetra la formacién hacia abajo del revestimiento, la cual es casi siempre
constante en formaciones de bajas resistividades hasta que la herramienta se aproxima a la zapata del
revestimiento en el fondo del pozo. En este punto, aunque la corriente descendente sea menor, una ma-
yor parte de ella se filtra progresivamente cada metro, hasta el tiltimo metro de formacién haciendo que
la fuga sea considerable y maxima en la zapata y en general, es de gran ayuda que sea de este modo ya
que los intervalos de interés se localizan casi siempre en el fondo, sin embargo, es imposible medir di-
rectamente la corriente que se fuga hacia la formacion ya que los electrodos de la CHFR no estan en
contacto directo con el terreno.

Hoy en dia los dispositivos electrénicos dentro del pozo son lo suficientemente precisos y estables
como para determinar la resistividad de la formacion detras del revestimiento conductivo, medicion que
se efecttia de dos maneras. En una primera etapa se emplea una fuente o electrodo de inyeccién de co-
rriente que aplica corriente alterna de baja frecuencia a la TR y debajo de esta, existen otros cuatro
electrodos separados 2 pies, de los cuales, 3 se utilizan en la medicion. La caida de voltaje entre pares
de electrodos es una combinacion de las pérdidas debidas a la fuga de corriente hacia la formacion y las
pérdidas resistivas en el revestimiento, que es donde se utiliza ahora la segunda etapa llamada “de cali-
bracion” para determinar dichas pérdidas (Fig. 78).

La segunda calibracién comienza en el mismo punto que comienza la etapa de medicion, es decir en el
electrodo que aplica la corriente, sin embargo, ahora la corriente fluye hacia abajo del revestimiento ha-
cia otro electrodo remoto ubicado a 33 pies en donde la fuga es poco significativa ya que la corriente
no pasa a través de la formacion para completar el circuito. De esta manera, la resistividad de la TR se
puede determinar con los mismos electrodos que se utilizan en la etapa de medicién computando la di-
ferencia entre ambas mediciones o bien, si se conoce la resistividad del acero, es posible obtener el es-
pesor de este.

Sin embargo, para obtener el voltaje (V,) del acero son necesarias mediciones muy exactas en el rango
de los 10 a 100 mV, por lo que se utiliza corriente directa del mismo modo en que se realiza en los pa-
sos de medicién y calibraciéon ya que no es posible hacerlo con corriente alterna como en los dos pasos
mencionados. El voltaje se mide dos veces entre el inyector inferior y un electrodo de referencia colo-
cado en superficie con polaridades positivas y negativas consecutivamente para poder eliminar errores
sistematicos como la polarizacion o bien la deriva.
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No siempre es posible en la practica ubicar el electrodo de referencia en superficie alejado lo mas lejos
de la boca de pozo por dificultades técnicas que se pueden presentar en el campo, por lo tanto, muy a
menudo lo que se hace es emplear una ecuacion derivada empiricamente para estimar la resistividad sin
una medicién de voltaje, lo que da como resultado resistividades de formacion aparentes en lugar de
absolutas, y aunque esta no es aplicable universalmente, en muchos casos da resultados satisfactorios
permitiendo que la herramienta CHFR sea de gran confiabilidad. Aparte de estas mediciones, a menudo
se dispondra de un registro de referencia adquirido en pozo abierto lo que permitira el ajuste del factor
K.
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Fig. 77 — Primera etapa de medicién de la herramienta CHFR. En Fig. 78 — Etapa de calibracién de la herramienta CHFR. La corriente
ella la corriente alterna de baja frecuencia asciende por la tuberia 5910 fluye desde el electrodo super%or hac?a el inferior pe'rmitie'ndo el
de revestimiento hacia la superficie del terreno y desciende por el computo de ARc, como la diferencia en la resistencia del
revestimiento a través de la formacién hacia un electrodo remoto revestimiento entre dos puntos de medicion (Ricco, 2012).

emplazado en superficie. La herramienta mide la diferencia de
voltaje Al entre pares de electrodos (Ricco, 2012).

Desafios de la herramienta CHFR en la medicion y su disefio. La principal funcién por la cual fue
disefiada la herramienta CHFR, fue para poder medir de forma precisa y confiable la resistividad de las
formaciones detras de un revestimiento de acero en los pozos, y que a esta no le afectaran circunstan-
cias como un mal contacto con el revestimiento o capas de cemento e invasién de fluidos en las cerca-
nias del pozo. Para lograr tal proeza habia que superar ciertos desafios fisicos y tecnolégicos como lo
fue el comprender principalmente el distinto comportamiento de la corriente eléctrica en un pozo entu-
bado a diferencia de un pozo abierto.

Con ello en mente, se establecieron ciertos objetivos como lo son la deteccién de capas delgadas, estra-
tificacién, contactos agua-aceite, aceite-gas, estos con una resolucién vertical de 1 pie y determinar con
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ello los contrastes de resistividad del orden de 5%. Se sabe que las formaciones tipicas tienen resistivi-
dades cerca de mil millones de veces mas altas que las que tiene una tuberia de revestimiento, sin em-
bargo, debido al gran volumen de roca que se presentan en las formaciones, la relacion entre la corrien-
te de formacion y la corriente aplicada esta en un rango de 102 a 10” en lugar de ser de 10 ya que el
cable eléctrico limita la corriente total a ser aplicada al revestimiento a ser de unos pocos amperios.
Esto llevo a que el principal desafio en el desarrollo de la herramienta fuese tener un dispositivo que
pudiera medir en nanovoltios.

Actualmente la herramienta mide 13 m con un diametro de 3.375”, y consta de un cartucho electrénico,
un electrodo de inyeccion de corriente, cuatro juegos de electrodos que constan de tres placas o brazos
cada juego y separados 120° entre ellos y conectados en paralelo, y un electrodo de retorno de corriente
que al igual que el de inyeccion, actia como centralizador (Fig. 79). La herramienta puede ser utilizada
en pozos con una desviacion hasta de 70° o incluso en pozos horizontales utilizando separadores con
propiedades aislantes. Este disefio de tres electrodos por nivel le proporciona a la herramienta redun-
dancia, de tal forma que pocas mediciones se han perdido por fallas en un electrodo.
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Fig. 79 — Disefio de la herramienta CHFR de la compafiia Schlumberger para obtener la resistividad de las
formaciones detras del revestimiento y disefio de los electrodos en la herramienta (Schlumberger, 2001).

La frecuencia con la que opera puede variar entre los 0.25 a 10 Hz, pero normalmente se trata de man-
tener 1 Hz, ya que se necesitan bajas frecuencias para evitar la polarizacion y la deriva que acompafian
el uso de corriente continua y el efecto piel del revestimiento, que dependiendo del espesor que tenga la
TR, en algunos casos podria ser una preocupacion. En cambio, si se llegase a utilizar alta frecuencia, la
corriente no desciende primero ya que se concentra en la parte interna del revestimiento y se va directa-
mente a superficie dando a lugar a que no exista una corriente de formacion y por ende no haya una
medicion.

Las mediciones se efecttian siempre con la herramienta estacionaria principalmente por dos razones: las
magnitudes de las cantidades medidas son muy pequefias y por lo tanto muy sensibles al error y segun-
do, el movimiento de los electrodos a lo largo del revestimiento introduce un nivel de ruido significati-
vo de hasta 10* veces mayor que la sefial de la formacién. Esto ocasiona que los tiempos en cada esta-
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cion, incluyendo la etapa de calibracion en el fondo del pozo varien entre 2 y 5 minutos, dependiendo
de la resistividad de la formacién estimada, la precision deseada y las propiedades del revestimiento, lo
que permite que al igual que en las herramientas nucleares, se mejore la precisién en las mediciones de
la herramienta CHFR y se amplie el rango de resistividades.

Presentacion del registro y correcciones aplicables a la herramienta CHFR. La herramienta CHFR
o herramienta de resistividad a través del revestimiento, tiene una profundidad de investigacion en las
formaciones de entre 7 y 37 pies, dependiendo de los parametros que se tengan en la formacién, lo que
le permite no solo monitorear la zona invadida sino también, bajo ciertas condiciones, proporcionar un
indice oportuno de fuentes de inundacién que se estén acercando, ademas de tener una respuesta que
coincide bastante bien con las curvas de otras herramientas de resistividad tales como la curva de la la-
teroperfil profunda de alta resolucién (HRLA) y las lecturas profundas de la lateroperfil azimutal
(HALS), como se puede apreciar en las figuras 80 y 81.

Al igual que las herramientas laterolog, la herramienta CHFR mide las resistencias en serie lo que tiene
como consecuencia que la medicion de la corriente que se fuga a través del revestimiento deba atrave-
sar y se vea afectada por cualquier elemento que se encuentre entre el revestimiento y la formacion,
mientras que la capa de cemento actuara del mismo modo en que lo hace la zona invadida (Rx,). Por
ello, los parametros cruciales son el contraste entre las resistividades del cemento y la formacion (R¢/
Rcem) y los espesores del cemento. Sin embargo, cuando se tiene un cemento conductor su efecto sobre
la medicion es insignificante, mientras que si este es resistivo, puede afectar las mediciones generando
en muchos casos lecturas demasiadas altas de resistividades aparentes en formaciones que son de bajas
resistividades, lo que influyé en fijar el limite mas bajo de resistividad de la herramienta en 1 ohm*m.

Ademas de estas variantes, hay dos factores adicionales igualmente relacionados con el cemento cuyos
efectos sobre la medicion de la herramienta CHFR pueden ser inciertos, el primero es el posible cambio
de la resistividad del cemento a lo largo del tiempo y el segundo la calidad de los trabajos de cementa-
cion efectuados en el pozo para lo cual, es recomendable evaluarlo con la herramienta CBT (herramien-
ta de adherencia del cemento) o bien la CET (herramienta de evaluacién de la cementacién) ambas de
la compafiia Schlumberger. En la actualidad, los registros que se obtienen de la herramienta CHFR han
demostrado ser no soélo repetibles sino incluso comparables con aquellos registros que se obtuvieron,
hace mas de 30 afios, a pozo abierto. Esto ha permitido que la herramienta CHFR tenga varias ventajas
al no verse afectada por cambios en la cementacion, asi como tampoco por posibles derrumbes que pu-
diesen ocurrir en los pozos gracias al principio fisico con el que opera la herramienta.

Con todo lo anterior, se puede decir que la herramienta CHFR mide en un rango de resistividades de 1
a 100 ohm*m siendo el limite inferior el fijado por la influencia del cemento mientras que el limite su-
perior esta fijado por la relacion sefial-ruido y el tiempo aceptable por estacién. Sin embargo, depen-
diendo del diametro, espesor, peso del revestimiento, y de la distancia a la zapata del revestimiento, el
limite superior puede ser mayor a 100 ohm*m. Por estas razones, hacer una planificacién previa al tra-
bajo puede ayudar mucho para determinar si las propiedades del yacimiento son las adecuadas para el
uso de la herramienta CHFR.
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Fig. 80 — Registro CHFR tomado en el pozo de prueba en Villejust, Francia en donde se aprecia la gran
repetibilidad entre las dos carreras tomadas de la herramienta CHFR y el registro lateroperfil profundo tomado 30 afios
antes, ademas se logra observar la baja calidad de la cementacién gracias a la herramienta USI (Schlumberger, 2001).
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Fig. 81 — Presentacion de un registro CHFR en conjunto con un registro lateroperfil profundo de la sonda Platform Express
adquirido en un pozo de gas en Austria en donde se observa la gran coincidencia entre ambos registros proporcionando
un alto grado de confianza en las mediciones, ademas de mostrar en el carril 3 el cruce tipico de las
curvas densidad-neutrén frente a aquellas zonas con contenido de gas (Schlumberger, 2001).

Aplicaciones de la herramienta CHFR. Las aplicaciones basicas para las mediciones de resistividad
en pozos entubados abarcan: la adquisicion de registros primarios, la adquisicion de registros de contin-
gencia, la identificacion de zonas productivas previamente inadvertidas y el monitoreo de yacimientos.
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Registros Primarios. La adquisicién de registros primarios es una decision planificada para poder
reemplazar a corto o largo plazo todos o por lo menos la mayor parte de los servicios de pozo abierto,
por mediciones realizadas con la herramienta CHFR en pozos entubados, esto con la finalidad de pre-
venir o reducir en lo posible los riesgos asociados que puedan existir en los pozos perforados ya sea por
inestabilidades existentes en los pozos, o por que puedan presentarse malas condiciones que no permi-
tan llevar a cabo las mediciones pertinentes; asi como también para mejorar los aspectos economicos.

Registros de contingencia. Este tipo de registros es apropiado para situaciones no planificadas en las
que las condiciones del pozo abierto, tales como la inestabilidad del agujero o la falla de la herramien-
ta, impidan la adquisicion exitosa del registro. Ahora, con el servicio de la herramienta CHFR, se pue-
den proporcionar los datos necesarios.

Identificacion de zonas productivas previamente inadvertidas. Estas zonas constituyen la base y la
esencia por la cual se desarrollé la herramienta CHFR, ya que es en estas zonas donde existe un por-
centaje significativo de las reservas petroliferas potenciales en muchos campos petroleros, ya sea por-
que fueron mal identificadas o porque fueron deliberadamente inadvertidas, y otras que han experimen-
tado resaturacion después de afios de produccion. Por lo tanto, la evaluacion de estas zonas permite y
facilita la estimacion de reservas adicionales.

Monitoreo del yacimiento. El monitoreo del yacimiento consiste en la adquisicion de registros por
lapsos de tiempo para hacer un seguimiento de los cambios que puedan existir en la saturacion de los
fluidos y con ello, poder monitorear la posicion de los contactos entre los mismos durante la produc-
cién y los procesos de inyeccion de agua.

Todo esto ha permitido que la herramienta CHFR proporcione mediciones de saturaciones provenientes
de una profundidad de investigacién bastante superior a la de las herramientas nucleares utilizadas ac-
tualmente para la evaluacion de las formaciones detras del revestimiento.

3.4 Registros de Induccion

Tanto los registros convencionales de resistividad, como los registros laterolog, tienen la gran limitante
de poder ser adquiridos solo en pozos cuyos lodos de perforacion sean relativamente conductores ya
que, s6lo de esta manera se permite que haya una transferencia o contacto de la corriente emitida entre
los electrodos de la sonda y la formacion para las mediciones de las resistividades de las formaciones.
Sin embargo, existen casos en los que se tiene la necesidad de registrar pozos cuyos lodos de perfora-
cién no sean conductores como los lodos base aceite, o bien en pozos utilizando lodos aireados. Esta
problematica fue el detonante para que surgieran los registros de induccién a principios de los afios 40
s, por la gran necesidad que habia de tomar registros en pozos en donde no habia una forma de estable-
cer un contacto entre la sonda y las formaciones atravesadas por el mismo pozo, y en donde no existia
un medio conductor que permitiera inyectar la corriente en las formaciones.

Hoy en dia, esto permite que los registros de induccion tengan mas ventajas técnicas respecto a los re-
gistros eléctricos ya que es posible medir la resistividad de la formacién sin la necesidad de enviar di-
rectamente una corriente por los electrodos de la sonda hacia la formacién a través de un lodo o que la
herramienta tenga contacto con la formacién. Ademas, las herramientas de induccién operan con un
principio de medicion muy diferente respecto a las herramientas eléctricas convencionales y las latero-
log, permitiendo incluso obtener mejores respuestas en capas delgadas eliminando la necesidad de la
correccion por este efecto, minimizar las influencias de agujero, las formaciones adyacentes, asi como
minimizar los efectos de la zona invadida incluso en pozos perforados con lodos base agua dulce.
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Principio de medicion. En la actualidad las herramientas de induccion estan compuestas por multibo-
binas transmisoras y receptoras, las cuales tienen como finalidad, enfocar la corriente para mejorar la
respuesta del registro, confinando la investigacion a una zona dada al minimizar las contribuciones y
maximizar la profundidad de penetracion y la resolucion vertical. Por ello, para poder entender el prin-
cipio basico con el que operan los registros de induccion se considerara en este caso un solo arreglo que
consta de una bobina transmisora y otra receptora.

La bobina transmisora es alimentada normalmente por una corriente alterna de intensidad constante (I)
y con una frecuencia de 20,000 Hz, generandose con ello un campo magnético (H,), que induce a su
vez, corrientes eléctricas hacia la formacion que rodea al agujero. La intensidad y frecuencia que tenga
este campo magnético dependera de la corriente transmisora generada por la bobina, provocando que
su componente vertical genere un campo eléctrico (e, y ey) donde las corrientes fluyan en forma de ani-
llos circulares coaxialmente al eje de la sonda. Estas corrientes generan a su vez su propio campo mag -
nético secundario (H.), el cual es proporcional a la conductividad de la formacién y por lo tanto a su re-
sistividad al inducir un voltaje sobre la bobina receptora.

Como la corriente alterna en la bobina transmisora es de frecuencia e intensidad constantes, las corrien-
tes del anillo (podemos definir como anillo unitario del terreno, un anillo horizontal, homogéneo en
forma de circunferencia, cuya seccion transversal es un cuadrado muy pequefio de area unitaria) son di-
rectamente proporcionales a la conductividad de la formacién, y al menos calibradas en términos de
conductividad, la conductividad serd usualmente convertida a resistividad y registrada en funcion de la
profundidad.
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Fig. 82 — Esquema que muestra la generacién de las corrientes inducidas y el
funcionamiento de las bobinas transmisoras y receptoras (Ricco, 2012).

Por otro lado, las sondas de induccion al igual que las herramientas eléctricas y las laterolog, dependen
en gran medida del espaciamiento que exista entre los electrodos mientras que, para las herramientas de
induccién, este espaciamiento estara definido como la separacién que exista entre ambas bobinas (emi-
sora y receptora). Las sondas actuales tienen espaciamientos de 40 pulgadas, aunque también existen
versiones con menor espaciamiento entre bobinas (27 pulgadas), y se utilizan en ambos casos al tomar
registros junto con una curva normal corta de 16 pulgadas, siendo estos registros los llamados registros
eléctrico/induccion (IES).
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Una de las grandes ventajas que tiene el arreglo de induccién es que se registra en escala de milimhos
(m mhos). Sin embargo, por medio de un reciprocador eléctrico instalado en superficie, se puede obte-
ner simultdneamente la curva de resistividad, inversa de la de conductividad obtenida por induccién en
ohm*m. Por ello los registros de induccion son tan precisos como para poder obtener resistividades que
van de unos cuantos ohm*m hasta los 200 ohm*m, donde se podria considerar que la precision es ain
buena. M4s alla de los 200 ohm*m se pierde precision y es cuando se prefiere el uso de la herramienta
doble induccién laterolog ya que proporciona mediciones mas confiables en formaciones altamente re-
sistivas.

Las herramientas de induccién funcionan mucho mejor cuando el fluido utilizado en el pozo es aislante
o bien no conductor de corriente, incluso ya sea aire o bien gas. Esto no limita a los registros de induc-
cion a no poder funcionar en agujeros cuyo lodo de perforacién sea conductivo, a menos que este sea
muy salado, las formaciones muy resistivas, o bien que el diametro del agujero en el pozo sea demasia-
do grande. Por ello se desarrollaron sondas que tienen bobinas multiples, cuya respuesta se obtiene al
emplear todas las combinaciones posibles de pares transmisor-receptor para minimizar los efectos del
agujero y de las capas adyacentes, proporcionando multiples profundidades de investigaciéon.

Factor geométrico. El factor geométrico de las herramientas eléctricas se define, en una forma genera-
lizada, como la proporcion de la sefial total de la conductividad con la que contribuye un medio deter-
minado, tomando en cuenta los factores que interactian en el pozo y que llegan a afectar las medicio-
nes. Esto depende del espaciado que exista entre los electrodos, o bien de las bobinas de las sondas para
las mediciones a distintas profundidades de investigacién en los pozos (R, Ri y Ry).

En los registros eléctricos convencionales de resistividad, el flujo de la corriente es radial de tipo esféri-
co, lo cual no permite estudiar por separado las diferentes zonas o regiones vecinas al sistema de elec-
trodos que son mas bien del tipo radial cilindrico, ya que la corriente al fluir va atravesando diferentes
medios de diferentes caracteristicas antes de llegar a los electrodos de medida mientras que en los re-
gistros de induccion, el comportamiento es muy diferente ya que las lineas de flujo de la corriente son
circunferencias horizontales que tienen en su centro el eje del agujero suponiendo que este sea vertical.

Por lo tanto, cada espira de flujo de corriente permanece siempre dentro del mismo medio durante todo
su trayecto sin cruzar jamas medios con conductividades diferentes, por lo que la sefial de cada espira,
sera proporcional a su conductividad, permitiendo de esta manera el poder analizar por separado cada
zona que tenga una simetria de revolucion, siendo la sefial total recibida (G), la suma de las sefiales in-
dividuales de conductividad de cada region (la columna de lodo Cy, la zona invadida Cs., la zona vir-
gen C, y las capas adyacentes C;) dependiendo de la posicion relativa de la espira de corriente con la
herramienta y que esta se encuentre centralizada. El porcentaje de contribucion de la sefial de un volu-
men de formacién determinado sera entonces funcion del espaciamiento que exista entre bobinas, del
radio de la espira de formacion y de la ubicacion de la espira (Figura 82) teniendo como expresion de la
sefial total:

Ca:GmCm+CXOCXO+GtCL+GsCs
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Siendo G+ Gy + G+ Gs= 1 y donde G es el factor geométrico para una region definida y C, la con-
ductividad aparente del ese medio (Fig. 83). De este modo, un volumen de espacio definido solo por su
geometria relativa a la sonda tiene un factor geométrico fijo y computable. Esto permite que se prepa-
ren cartas de correccion adecuadas con el propoésito de explicar los efectos del lodo, la zona invadida, y
las capas adyacentes en la medicion de R, siempre y cuando exista una simetria en las mediciones. Con
esto se podria resumir que para poder obtener el factor geométrico (G) para cierta regiéon dada, la con-
ductividad aparente dependera de las conductividades y factores geométricos individuales de todas las
areas que rodean la sonda.
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Fig. 83 — Manifestacion de los factores geométricos relativos de cada zona
en un pozo utilizando una sonda de una bobina transmisora y una receptora (Ricco, 2012).

Efecto pelicular o efecto piel (Skin effect). Este efecto se presenta con mucha frecuencia cuando se
corren registros en formaciones de bajas resistividades, es decir, formaciones muy conductoras en don-
de las corrientes secundarias inducidas en los anillos de tierra son muy grandes y sus campos magnéti-
cos son considerables. Dichos campos inducen voltajes eléctricos adicionales en otros anillos de tierra.
Los campos electromagnéticos inducidos por estos anillos de tierra sufriran una atenuacion y se en-
cuentran desfasados en relacién con los inducidos por la bobina transmisora de la herramienta de in-
duccion.

Esta interaccion entre los anillos de tierra y los inducidos por la bobina transmisora provoca que se ge-
nere una reduccion considerable de la sefial de conductividad grabada en los registros de induccion y es
un fenomeno predecible y de importancia cuando la formacion excede los 1000 m mho/m. Del mismo
modo, se puede decir que el efecto piel o pelicular propicia que la profundidad de investigacion de la
herramienta se reduzca y que tenga que ser corregido mientras mas conductoras sean las formaciones.

Actualmente los registros de induccion (DIL-LL8, 6FF40) permiten realizar las correcciones pertinen-
tes automaticamente en el momento en el que se esta corriendo el registro.
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Dispositivos de induccion. A la herramienta de induccion eléctrica comtn (IES) se le denomina 6FF40
y se encuentra constituida de un dispositivo de 6 multi-bobinas enfocadas con un espaciamiento nomi-
nal de 40 pulgadas entre ellas (de ahi los niimeros 6 y 40 del nombre), una curva normal y un electrodo
SP para las mediciones de conductividad-resistividad mientras que FF significa que estan enfocadas ra-
dial y verticalmente. Fue desarrollada a finales de los afios 50's y la finalidad de dotar a la herramienta
de seis de bobinas, fue para permitirle enfocar mas la sefial en las formaciones al ir sumando las lectu-
ras conductivas por cada par de bobinas y algebraicamente captar la respuesta final que se extraiga to-
mando en cuenta la polaridad y la posicién relativa que tenga al punto de medicion. Esta configuracién
permite penetrar en la formacién con mucha mayor eficacia y obtener con ello las lecturas de la zona
virgen (R,) y la zona lavada (R.), al mejorar la respuesta de la sefial obteniéndose una mejor resolucion
vertical de las capas minimizando los efectos de capas adyacentes, una supresion de sefiales no desea-
das o ruido, asi como mejorar la profundidad de investigacion.

Versiones mas antiguas de las herramientas de induccion las constituyen las herramientas 5FF40 Y
6FF27, asi como la 8FF32 que como bien indican los nombres, eran arreglos de mas o menos bobinas,
o bien el espaciado entre los electrodos era menor. Su uso ya no es tan frecuente por la diferencia en la
calidad de respuesta que brindaban al ser mas afectadas por el factor geométrico en las formaciones
(Fig. 84).
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Fig. 84 — Factor geométrico radial que se obtiene de las distintas herramientas de induccién (Ricco, 2012).

Hoy en dia, la herramienta 6FF40 igualmente ha sido desplazada o reemplazada por otros dispositivos
de induccion que permiten obtener mejores respuestas en los pozos petroleros que se han vuelto mas
complejos de explotar cada dia, lo que no limita a la herramienta 6FF40 a no poder trabajar apropiada-
mente, siempre y cuando las condiciones sean las adecuadas para su buen funcionamiento. Estas nue-
vas tecnologias en los registros de induccion se constituyen por dispositivos multi-arreglos que constan
de arreglos de induccion simples cuyas respuestas son combinadas y/o procesadas para obtener las res-
puestas verticales y radiales, asi como registros triaxiales de induccion cuyo principio ya se conocia
después de la década de los 50’s, pero fue hasta mitades-finales de los 90’s, que con los avances infor -
maticos, finalmente se pudo procesar eficazmente toda la informacién que brindaba.

Dispositivos de doble induccion (DIL). El registro doble induccion es un registro que fue disefiado
para obtener un valor mas exacto de la resistividad de la zona virgen en las formaciones (R), reducir el
efecto que tiene el diametro del agujero sobre la sonda, asi como para dar una mejor respuesta en capas
delgadas y en formaciones altamente resistivas cuyas resistividades superan los 200 ohm*m. Su disefio
se basa en estar integrado por varias bobinas separadas 40” para poder proporcionar 2 curvas de con-
ductividad o de resistividad de diferente profundidad de investigacién (ILD para las lecturas profundas
de R, e ILM, para las lecturas medias de R; teniendo ILM la misma resolucion vertical que ILD pero
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con la mitad de la profundidad de investigacion que tiene ILD), mientras que su principio de funciona-
miento se realiza exactamente igual al que se tiene con el arreglo de induccion comun (IES). Sin em-
bargo, la gran variante en este registro es la implementacion de una curva LL8 o bien una de microre -
sistividad (SFL) con una profundidad de investigacion de 80 cm para las mediciones mas someras en
busca de la obtencién de Ry,.

Con este registro es posible obtener las resistividades de la zona invadida y de la zona virgen (R, y Ry)
en agujeros que estén utilizando lodos conductores o no conductores, y que presenten una gran invasion
por filtrado de lodo en profundidades entre 1 a 5 m, utilizando también una curva SP en las mediciones,
o bien, en agujeros no conductores (aceite o gas), utilizando una curva de rayos gamma. Sin embargo,
la gran limitante de esta herramienta se centra en su pobre resolucién frente a aquellas formaciones cu-
yas resistividades pasen los 200 ohm*m.

La diferencia entre las herramientas DIL-LL8 y la DIL-SFL radica en que es mejor la respuesta que se
obtiene con la DIL-SFL para Ry,, ademas de que el efecto del agujero sobre la misma sera menor.

Dispositivos de induccion de investigacion somera

No hay una herramienta de induccion que se centre en obtener las lecturas provenientes de la zona de
invasion o zona lavada ya que el objetivo principal con el cual se disefié la herramienta de induccién
fue el poder obtener lecturas de conductividad-resistividad en lodos que sean no conductores. Se puede
decir, ademas, que las mediciones que realizan las laterolog con respecto a las herramientas de induc-
cion son diferentes, ya que las mediciones de las herramientas de induccién se realizan en paralelo
mientras que las mediciones realizadas con las laterolog se realizan en serie. Por ello, la unica manera
con la que se puede conocer la resistividad de la zona lavada utilizando los registros de induccion, es
utilizando un microrregistro LL.8 o un SFL en combinacion con la herramienta doble induccion en la
medicion.

Dispositivo de doble induccién fasorial (DIT). Al finalizar la década de los 80’s se dio un gran avan-
ce con los registros de induccion, ya que finalmente se pudo procesar con mucha mayor eficacia la in-
formacién de los registros gracias a los avances tecnologicos que se estaban desarrollando. Esto permi-
tié que el procesamiento de las sefiales obtenidas por los registros de induccion pudiesen ser ahora mo-
deladas matematicamente por medio de poderosas computadoras para acercar los valores obtenidos, lo
mas posible a los valores verdaderos de las formaciones para su interpretacion. Este proceso, también
llamado “inversién de datos™, consiste en “reconstruir los perfiles de las propiedades de las formacio-
nes a partir de los datos medidos por la herramienta”.

Fue asi como surgi6 la herramienta doble induccién fasorial (DIT) a principios de los 90's, la cual utili-
za un procesado previo de la sefial brindada para mejorar las mediciones convencionales de induccion
utilizando solo 1 compilado de valores para corregir los posteriores. La gran diferencia que tiene esta
herramienta con respecto a las herramientas convencionales de induccion o bien la doble induccion la-
terolog (DIL), es que la DIT puede trabajar en rangos de frecuencias entre los 10 y 40 kHz, ademas de
la de 20 kHz que es con la cual trabajan la mayoria de las herramientas de induccion. Cuenta con un
sistema automatico de verificacion continua de calibraciéon que mejora la precision de la respuesta de la
sonda y reduce de manera significativa los efectos ambientales y se mejor6 ademas el sistema de trans-
mision de datos en formato digital de la sefial de fondo a la superficie, lo que permite que se tenga una
mayor capacidad de procesado de las sefiales libres de ruido.
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Su principio de medicién es el mismo con el que operan todas las herramientas de induccién y funciona
de una manera muy similar a la doble induccién laterolog, ya que brinda 3 mediciones de resistividad a
distintas profundidades de investigacion. La medicion mas profunda con la cual se logra obtener los va-
lores de R,, la compone la curva DIPH (Deep Induction Phasor), la MIPH (Medium Induction Phasor)
que constituye la respuesta de la zona de transicion con lo que se obtiene el valor de R;, y finalmente al
igual que con el de doble induccion, se utiliza un microrregistro de resistividad como el SFL y una cur-
va SP para la obtener el valor de Ry,.

Con esta informacion, correlacionable con otros registros, es posible obtener datos de saturacién y mo-
vilidad de los fluidos en los intervalos de interés, formar graficos de invasion, interpretacién de forma-
ciones en agujeros de gran diametro de invasion e identificar formaciones con contrastes medios-altos
de resistividad.

Otros registros de induccion.

Al igual que la herramienta de induccion convencional 6FF40, existen arreglos de induccion cuyas va-
riantes se centran en tener menos bobinas, o bien que el espaciado entre electrodos es menor al de las
herramientas convencionales. Tal es el caso de la herramienta de induccién (IES) 6FF28, la cual es una
version reducida del dispositivo 6FF40 cuyo espaciamiento entre bobinas es de 28”, un electrodo SP y
una curva normal estandar de 16”. Generalmente se utiliza solo en el caso de que se tengan agujeros
muy pequeflos y en operaciones a través de tuberias.

Dispositivos de induccion de alta resolucion (HRI). Estos registros aparecieron a principios de los
afios 90’s y rompieron todo el esquema que se tenia sobre de los dispositivos convencionales de induc-
cion ya que estas nuevas herramientas se encontraban constituidas no solo de sus respectivas bobinas
transmisoras-receptoras igualmente espaciadas, sino que ademas también se le agreg6 una bobina re-
ceptora central que se encuentra a una distancia diferente sobre las demas con respecto a la bobina
transmisora principal. Esto permite que se generen las mediciones resistivas-conductivas a profundida-
des de investigacion medias y profundas, conocidas como las curvas 5FF75Y 5FF35.

La idea detras de esta herramienta se centra en considerar que la respuesta vertical de la sonda es tenue
y esta, en gran medida, controlada por la distancia que existe entre la bobina central y las bobinas con-
trarias, mientras que la respuesta radial es controlada por la distancia entre la bobina transmisora y re-
ceptora.

Dispositivo de propagacion electromagnética (EPT). Esta herramienta utiliza un espaciado muy cor-
to entre bobinas transmisoras y receptoras para poder medir el tiempo de viaje y la atenuacion de una
onda electromagnética de 1.1 gHz enviada a través de la zona invadida. La propagacion electromagné-
tica en un medio de una conductividad relativamente baja es inversamente proporcional a su constante
dieléctrica. Esta constante es mucho mayor en presencia de agua que en algun otro constituyente de las
formaciones incluido el hidrocarburo. Por lo tanto, la medicion que realizara la herramienta es predo-
minantemente sensible a la presencia de agua y puede ser usado petrofisicamente para el calculo de la
saturacion de la zona invadida (Sxo).
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Calibracion de los registros de induccion. Existen dos maneras por las cuales es posible calibrar las
herramientas de induccion, tanto para las mediciones de las curvas profundas, como las curvas de in-
duccién medias. La primera de ellas es tener la herramienta en un medio que tenga una conductividad
nula lo cual puede ser logrado suspendiendo la herramienta en el aire, mientras que para la otra forma
de calibracién se simula un anillo que tenga un resistor de precisiéon de valor tal que cuando se ubica di-
cho aro en el punto de medida, se produce una sefial equivalente a 500 mmhos/m.

Presentacion del registro de induccion
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Fig. 85 — Ejemplo de un registro doble induccién-SFL (Asquith, 1982).

Correcciones ambientales en los registros de induccion

Al igual que con las herramientas de resistividad convencionales, las de resistividad enfocada y las he-
rramientas de resistividad a través de la tuberia, las herramientas de induccién igualmente necesitan ser
corregidas por ciertos factores ambientales que pueden llegar a afectar las lecturas brindadas por las he-
rramientas. Aunque en un principio las herramientas de induccion se disefiaron con la finalidad de po-
der minimizar estos efectos, generalmente las correcciones no son muy grandes e incluso puede haber
situaciones en las que se puedan ignorar sin tener repercusiones en las interpretaciones, sin embargo,
estas correcciones se deben tener en cuenta si se llegasen a necesitar.

Las correcciones mas importantes y necesarias para los registros de induccién son por efecto del aguje-

ro y el standoff de la herramienta, por espesor de capa, el efecto de capas adyacentes, el efecto por in-
vasion de filtrado de lodo y por efecto del echado de las capas.
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Por efecto del agujero y del standoff. La correccion por efecto del agujero y el standoff de la herra-
mienta es la primera que se debe realizar al registro de induccion. Debido a que Schlumberger es la
principal proveedora de gran parte de las herramientas de induccion utilizadas hoy en dia, procedemos
a utilizar sus graficas de correccion, y en este caso seria la Rcor-4 con la que se obtienen las correccio-
nes para varias curvas (6FF40, ILD, ILM, 6FF28, DIPH, MIPH) asi como también varios standoffs y la
respuesta del factor geométrico del lodo en funcién de los dos parametros anteriores.

La contribucion de la columna de lodo a la sefial total que brindara el registro, esta dada por la expre-
sion CyGw siendo Gy el factor geométrico del lodo. El objetivo del procedimiento de correccion es por
lo tanto el poder eliminar el efecto de la sefial proveniente del agujero la cual en didmetros muy peque-
flos sera muy pequefia, mientras que para agujeros con diametros mayores a 8”, la sefial aumentara,
provocando en consecuencia que aumente del mismo modo el factor geométrico y que con ello la sefial
de agujero se incremente. Comunmente en la practica lo que se hace es aumentar el tamafio del separa-
dor de la herramienta para evitar este problema ya que, al no ir centrada, provoca que las corrientes no
sean axiales con el agujero.

Realizado esto, se debe considerar también el efecto que provoca cambiar la resistividad del lodo, lo
cual, si se observa en el grafico Rcor-4 de la compafiia Schlumberger, se podra ver que, a valores pe-
quefios del factor geométrico, corresponden resistividades cuyo efecto es poco o nulo en agujeros pe-
quefios, incluso cuando se estén tomando los registros en lodos conductores. Mientras que, si el factor
geométrico aumenta, aumentara de igual manera la correccion que se deba realizar a la sefial. Final-
mente, ya obtenido el valor de la sefial del agujero, se procede a obtener el valor corregido de la curva
de conductividad al restar el valor de la sefial del agujero el de la conductividad medida quedando de la
siguiente manera.

C_ .= Valor del registro— Sefial del agujero
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_ 1000
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Por efecto de espesor de capa y capas adyacentes. Para poder realizar la correccion por efecto de es-
pesor de capa y de capas adyacentes, se debe tomar como valor de resistividad de capa adyacente (Rs)
el valor mas contrastante de la capa, mientras que su espesor se puede obtener directamente del registro
(generalmente se escoge la capa adyacente mas gruesa que exista y de ella se toma el valor de resistivi-
dad.

Las graficas de correccion aplicables por este efecto se encuentran en las graficas de correccion por
parte de la compafiia Schlumberger y son la Rcor-5, Rcor-6, Rcor-7 y Rcor-9. Las primeras dos son
aplicables para correcciones a las herramientas 6FF40, 6FF28, ILD e ILM mientras que la Rcor-7 es
aplicable para las mismas herramientas, pero en aquellos casos en donde se tengan capas conductivas
muy delgadas. Mientras que, para corregir la sefial brindada por la herramienta de induccion fasorial, se
utiliza la grafica de correccion Rcor-9, que proporciona correcciones por espesor de capa para las medi-
ciones de induccion de la herramienta (cabe mencionar que esta correccion es la inica que se realiza a
la herramienta de induccién fasorial).

Las graficas de correccién reflejan una respuesta muy superior con respecto a la herramienta fasorial

para el espesor de la capa. Para aquellas capas con espesores mayores a 6 pies y cuyas resistividades
excedan los 5 ohm*m, casi no es necesario realizar la correccién por espesor de capa.
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Por efecto de invasion del filtrado de lodo. Los efectos que tendra la zona invadida (Ry,) sobre las
lecturas de las herramientas de induccién se derivan de consideraciones sobre factores geométricos y
son importantes mientras mayor sea el diametro de invasion del filtrado de lodo o cuando Cy, y C; son
altos. Por lo tanto, dentro de las cartas de correccién de la compafiia Schlumberger, existen graficas
para poder realizar las pertinentes correcciones por efecto de la invasion del filtrado de lodo (d;) las
cuales en algunos se conocen como graficas tornado o graficas de mariposa, que se derivan de los fac-
tores geométricos de los distintos perfiles de pozo (R, Ri, y R/). Estas proporcionan una solucion grafi-
ca de estas variables para diferentes combinaciones de herramientas de induccién y tipos de lodo para
poder definir con ello el didmetro de invasion y el valor real de resistividad de la zona virgen R..

Si se hace la correccion de forma analitica, se obtendran sistemas de ecuaciones con base en las medi-
ciones de las herramientas (ILD, ILM, SFL) donde se tienen tres incognitas por conocer que son los va-
lores de Ry, di, y R;, y en donde si se realizan las correcciones por efectos de pozo y capas adyacentes,
los términos se vuelven ceros quedando de la siguiente manera:

Rxoa:Rxo*Gxo*di
Ria:Rxo*Gxo*di+Ri*Gi*di
Ri=Ruw0*Gro*ditRi*Gi*di+R*G*d;

Siendo Ry, Ria ¥ Ri los valores de resistividades aparentes de las lecturas del registro, mientras que G
sera el factor geométrico influyente de cada zona (Figuras 86 y 87), y todos referidos al mismo diame-
tro de invasion d; para las diferentes herramientas de induccion.
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Fig. 86 — Factor geométrico que se obtiene de las herramientas de induccién (Ricco, 2012).
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Fig. 87 — Factor geométrico que se obtiene de las herramientas microrresistivas (Ricco, 2012).

Para la herramienta de induccién fasorial, sin embargo, se mejora en gran medida la resolucion de la
herramienta incluso en formaciones donde la invasion sea profunda.
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Por efecto del echado de las capas. En aquellas capas que no sean perfectamente perpendiculares res-
pecto al eje del pozo, la conductividad aparente podra tener errores en sus lecturas. Esto tiene que ver
con condiciones de macro-anisotropia, en donde los desarrollos informaticos modernos han permitido
modelar la respuesta que se obtiene de capas inclinadas y las mediciones de conductividad en funcion
del espesor que estas tengan. Por ello es importante que en la interpretacion se tenga en cuenta el tipo
de pozo que se esta perforando, ya sea direccional, horizontal, vertical y las mediciones de echados ob-
tenidas por medio de la herramienta de echados mencionada mas adelante.

Los estudios que se han hecho respecto a este tema han permitido demostrar varios puntos de interés:

La inclinacion de las capas las hace parecer mas gruesas de lo que en realidad son.
Las lecturas de R, se promedian con R.

Las capas delgadas son mas afectadas que las capas gruesas.

Las capas resistivas se ven mas afectadas que las capas conductivas.

Error atribuido a la sonda. El error que proviene de la herramienta es un valor que puede ser determi-
nado y corregido considerando dos factores que pueden provocar que se obtengan valores erréneos, y
se realiza desde el momento de la calibracion de la herramienta. El primero de ellos es la sefial prove-
niente del ambiente y el segundo la sefial proveniente del cartucho, cable e instrumentos cuando la he-
rramienta se encuentra en un medio de cero conductividad. Una vez obtenido este valor de error, se in-
corpora posteriormente al equipo antes de tomarse los registros.

En formaciones que sean altamente resistivas, las herramientas de induccién generalmente miden una
conductividad muy baja que incluso después de calibrarse, la herramienta puede atin tener un margen
de error de aproximadamente + 2 ohm*m lo que puede provocar un 20% de error en la sefial de la for-
macion. Para poder corregir esto se puede calibrar la herramienta dentro del pozo y en alguna forma-
cion altamente resistiva de un espesor considerable.

Aplicaciones de los registros de induccion. Los registros de induccion, como se menciono anterior-
mente, son los registros mas adecuados cuando se tienen pozos que estén utilizando lodos conductores,
lodos base aceite o lodos aireados por donde no es posible transmitir una corriente a través de electro-
dos como lo hacen las herramientas laterolog. Ademas, debido a que la herramienta es muy sensible a
la conductividad, resulta mas precisa en formaciones de resistividades medias a bajas.

Se podria describir que la naturaleza de las herramientas de induccion en comparacion con las herra-
mientas laterolog, se basa en que las laterolog "ven" las zonas mas resistivas mientras que las de induc-
cion "ven" las zonas mas conductivas. De esta forma si Ry, > R, se prefiere utilizar registros de induc-
cién mientras que si Ry, < R, se utilizan las laterolog.

Sin embargo, en la actualidad existen muchas herramientas comerciales constituidas de multiples arre-
glos de induccién, y que pueden ahora obtener mediciones de resistividad de hasta 1500 ohm*m a dife-
rentes profundidades de investigacion, y son ademas menos sensibles a lodos conductores. Las mas im-
portantes las componen la herramienta AIT y la RT scanner, y por medio de ambas es posible obtener
mediciones de conductividad muy buenas, incluso en capas tan delgadas como 1 pie de espesor.
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3.5 Arreglos de Induccion

Dispositivos de induccion de arreglos de imagenes (AIT). La finalidad de querer construir una herra-
mienta que estuviese constituida de multiples configuraciones de bobinas transmisoras y receptoras a
principios de los afios 90’s, tuvo su origen de la necesidad que existia de poder contar con una herra-
mienta que pudiese transmitir y procesar grandes volimenes de informacién provenientes de mdltiples
zonas a los alrededores del pozo para minimizar en lo posible, errores por condiciones ambientales de
pozo y con ello poder obtener la conductividad de la formacion penetrando zonas irregulares y zonas
invadidas hasta llegar a la zona virgen. Esto permite que al poder manejar una mayor cantidad de datos
consecutivamente la herramienta brinde una mayor informacién radial del pozo y por ende una mayor
precision en la informacion.

Fue con esta iniciativa que surgio la herramienta de induccion de arreglos de imagenes (AIT), la cual
puede proporcionar una respuesta en un amplio rango de ambientes y puede, ademas, trabajar con cual-
quier tipo de fluido incluyendo lodos no conductores (base aceite) a diferencia de las herramientas de
induccion convencionales. Esto da como resultado la posibilidad de obtener imagenes de invasion, re-
sistividad del agua de formacion y contenido de fluidos de las formaciones que se estén analizando,
ademas de contar con la gran ventaja de que es autocalibrable, proporcionando con ello informacion
veraz independientemente de las condiciones existentes en las formaciones.

Disefio de la herramienta AIT. La herramienta de induccién de arreglos de imagenes esta constituida
por un transmisor y ocho receptores o arreglos de induccion en serie, con espaciamientos que varian
desde algunas pulgadas a varios pies y con 3 bobinas acopladas, cada una trabajando a 3 distintas fre-
cuencias en forma balanceada, permitiendo a la herramienta el poder adquirir 28 mediciones de induc-
cion diferentes en intervalos de 3 pulgadas para obtener al final del procesamiento de las sefiales, 5 cur-
vas con profundidades medias de investigacion de 10, 20, 30, 60 y 90 pulgadas desde el centro de la
perforacion, y con resoluciones verticales que varian entre 1 pie (para evaluaciones de capas delgadas),
2y 4 pies (para una facil correlacién con registros existentes). Estas medidas generalmente son corregi-
das en tiempo real por efectos de pozo, por lo que se puede usar inmediatamente para el procesamiento
de datos.

Ya que cada una de las cinco medidas AIT tiene una distinta profundidad media de investigacién en las
formaciones, las variaciones de la resistividad que se generen entre ellas, permitiran identificar la hete-
rogeneidad lateral cerca del agujero. Esto nos da un panorama de la complejidad del yacimiento, que
ningun otro instrumento de induccién puede proporcionar.

Con esta informacion, ademas de obtenerse un niimero importante de datos auxiliares, es posible obte-
ner también a partir de estos 5 perfiles, la resistividad de la zona virgen y de la zona lavada, asi como
también 3 parametros adicionales: invasion limite radial de la zona lavada, limite radial de la invasion y
volumen del filtrado de lodo. La informacion del perfil se puede presentar como una imagen 2D a color
de resistividad aparente de agua. Especificando la resistividad del agua de formacion y la resistividad
del filtrado de lodo, en conjunto con la descripcion de la invasién, se puede obtener una imagen a color
de la saturacién de agua (S.).

Herramientas AIT. Entre las principales herramientas de induccion AIT que se utilizan comercialmen-
te se tienen las herramientas AIT-B que es la estandar, mientras que la AIT-C y la AIT-H son utilizadas
en un sistema llamado “Plataforma Express” (Fig. 88).

La herramienta AIT-B y AIT-C son las herramientas de induccién estandar que existen para obtener la
resistividad verdadera de las formaciones (R;), y ambas operan en un rango de 10* a 10° hz. Estan cons-
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tituidas de ocho receptores con tres bobinas cada una tal como se mencion6 anteriormente, pero de esas
ocho bobinas, seis operan simultdneamente a dos frecuencias para poder incrementar la resolucion ra-
dial en formaciones que tengan resistividades relativamente bajas, mientras que la herramienta AIT-H
se diferencia de las dos anteriores por operar a una sola frecuencia de 26 Khz midiendo las sefiales R y
X en cada arreglo de bobinas cada 3 pulgadas de profundidad (R sera la sefial proveniente de la forma-
cion, es decir, su resistividad; y X sera la sefial de acople directo, proveniente del transmisor que con-
tiene informacion de como la sefial ha sido afectada).

Por otro lado, esta herramienta s6lo es utilizada en el sistema Plataforma Express que consiste en ser un
sistema de adquisicion de registros que permite evaluar yacimientos a partir de la integracion de herra-
mientas sustituyendo al sistema triple combo (resistividad, neutrén y densidad) con la adicion de la re-
sistividad del lodo de perforacién en sus mediciones (Rn). Ademas de esta variante, la herramienta AIT-
H es solo la mitad de la longitud de las herramientas AIT-B y AIT-C (de 13 pulgadas), sin embargo, se
puede obtener de ella la misma calidad en las lecturas de conductividad y es cominmente utilizada en
pozos con presiones de hasta los 15,000 PSI y temperaturas de hasta 125 °C (257 °F).
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Fig. 88 — Figuras ilustrativas de las herramientas AIT estandar (AIT-B y AIT-C), y configuracién
de la herramienta AIT-H utilizada en la Plataforma Express. (Schlumberger, 2004).
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Factores que afectan las mediciones y correcciones aplicadas al registro. Entre los factores que
afectan la respuesta del registro de induccién, tenemos el efecto pelicular o efecto de la piel, que tiende
a atenuar la sefial de la herramienta debido a una inductancia mutua entre las corrientes a medida que
penetra la zona de estudio. Del mismo modo ocurre con el efecto de la vecindad por inductancia entre
zonas o capas vecinas. Por otro lado, el efecto de perforar en pozos desviados afecta las mediciones de
la herramienta AIT, ya que realiza la medicion de las formaciones en forma perpendicular a la posicién
de la herramienta.

Correcciones. La principal correccion que se realiza a las herramientas AIT estandar no proviene por
factores derivados de un mal funcionamiento de la sonda sino por condiciones atribuidas a la forma en
que el personal de las compafiias maneja el equipo. Principalmente, esto tiene que ver con la "velocidad
de adquisicién" del registro en el pozo ya que cuando la velocidad difiere sustancialmente de la veloci-
dad recomendada, se obtienen datos o mediciones no confiables. Estos casos de aceleracion rapida pue-
den ocurrir cuando por ejemplo las herramientas se liberan de un aprisionamiento en el pozo lo ocasio-
na una pérdida de datos. Por ello, para mitigar el problema, la sonda cuenta con un acelerémetro que
corrige la velocidad en tiempo real por efecto de la profundidad y permitir que funcione atn sin tener
movimiento uniforme.

Aparte de la correccién por velocidad, también existe una correccion por efecto de pozo para las herra-
mientas AlIT, sin embargo, esta se realiza en un pozo escuela, en el cual se incluye una descripcién
exacta de la herramienta, y se corrige la sefial en un modelo 2D tomando en cuenta la excentricidad.

Aplicaciones de las herramientas AIT. La principal aplicacién que tiene la herramienta AIT en la in-
dustria consiste en obtener de manera eficaz a partir de informacién cuantitativa, la saturaciéon de agua
en las formaciones que se estén analizando (S.) y la resistividad de la zona virgen (R;) lo que nos per-
mite en consecuencia conocer la cantidad de hidrocarburo existente y poder con ello calcular reservas.

No obstante, también tiene otros usos practicos, siendo los mas importantes los mencionados a conti-
nuacion:

Deteccién de hidrocarburos méviles.

Obtencion de perfiles de invasion de forma grafica.
Analisis de capas delgadas.

Delimitacion de reservorios.

Dispositivo de induccion triaxial o Rt Scanner. Las mediciones realizadas por medio de las herra-
mientas de induccion convencionales junto con las herramientas laterolog, fueron durante mucho tiem-
po las mediciones estandar en la obtencion de la resistividad de las formaciones, sin embargo, lleg6 una
época en donde “el petréleo facil” se acabo, siendo hoy en dia mas complejas e inciertas las condicio-
nes de pozo en las que se labora, por lo que se visualizé en poco tiempo la gran necesidad que habia de
poder obtener respuestas por medio de los registros, en condiciones particularmente complicadas de las
formaciones. Las sondas de induccién convencionales se construyen con bobinas cuyos momentos
magnéticos (paralelos al eje de la herramienta) inducen corrientes a la formacion en planos perpendicu-
lares al eje del pozo permitiendo que cuando el pozo sea vertical y las capas planas, las corrientes de
medicion sean paralelas a las laminaciones y la resistividad medida sea esencialmente sensible a Ry, (re-
sistividad horizontal). Sin embargo, cuando las capas tienen un buzamiento notable o bien las condicio-
nes de perforacion hacen al pozo direccional o bien desviado, la respuesta que se obtendra con las he-
rramientas convencionales se complicara siendo ahora la resistividad medida, una combinacion de Ry y
R, (resistividad vertical) de las laminaciones.
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Un ejemplo comtn para poder entender el principio de funcionalidad de la herramienta, lo representan
aquellas formaciones que se encuentran conformadas por secuencias de laminas finas de arcilla y are-
nas que pueden tener cantidades significativas de hidrocarburos. Estos sistemas se encuentran en depo-
sitos turbiditicos, ambientes fluviales, facies distales en depositos deltaicos, etc. Entonces, la respuesta
que se obtendra por medio de herramientas de induccion convencionales estara dominada por la resisti-
vidad mas baja del sistema, es decir, por las lutitas. Esto hace que los contrastes de resistividad entre las
arenas que constituyen el yacimiento y las lutitas que son el sello, sean muy bajas dificultando la detec-
cion de las arenas y subestimando el volumen de hidrocarburos que se pueda extraer.

Este tipo de formaciones son un caso particular de formaciones productoras de baja resistividad y/o
bajo contraste en ambientes de depositos turbiditicos, que bien pueden llegar a almacenar cantidades
considerables de hidrocarburos, como es el caso de la Formacion Chicontepec, en las inmediaciones del
estado de Veracruz, y limitada al oeste por la Sierra Madre Oriental. Esta formacion esta constituida de
intercalaciones de arenas y lutitas que se formaron en una serie de abanicos submarinos desde el Paleo-
ceno hasta el Eoceno Medio, seguida de una erosion temprana en el Eoceno, dejando que los yacimien-
tos sean secuencias de depdsitos comprendidos por multiples capas de areniscas intercaladas con luti-
tas, y con laminaciones que van desde un par de centimetros, hasta los 10 metros.

Por lo tanto, la alternativa que se encontr6 para poder evaluar este tipo de formaciones es a través del
efecto de la “anisotropia de resistividad”, la cual es una propiedad tipica de este tipo de formaciones la-
minadas. En ellas, propiedades como la permeabilidad y la conductividad son tensoriales y dependen
por lo tanto de la direccion en que sean medidas. De hecho, se estima la resistividad vertical y horizon-
tal de las formaciones, siendo Ry la resistividad medida paralela a las laminaciones y dominada por la
baja resistividad que generalmente se encuentran en las arcillas, mientras que R, es la resistividad me-
dida perpendicularmente a la estratificaciéon de las capas, siendo mayormente dominada por la resistivi-
dad de las arenas que contienen los hidrocarburos de laminaciones compactas, y significativamente mas
alta que las lecturas de R;.

Fue asi como surgid la herramienta de induccion triaxial de las formaciones, también llamada herra-
mienta “Rt Scanner”. La nueva herramienta de induccion triaxial permite la medicion de Ry y R, al pro-
veer de varias medidas de matriz tensor de 3x3 sensibles a Ry, y Ry, y que, mediante una posterior inver-
sion rapida y rigurosa de los datos de induccién, se obtienen como resultado los registros Ry y Ry sin
efecto de capa adyacente, computandose ademas el buzamiento relativo de las capas. Con esta nueva
herramienta y utilizando las técnicas de interpretacion que hacen uso de la anisotropia a partir de Ry y
R, y asumiendo algunos parametros, se pueden obtener resultados satisfactorios para la obtencién del
volumen de real de las arenas (Vs), el volumen de arcillas (Vs), computar una resistividad de la frac-
cion de arena (R;) y obtener el volumen real de hidrocarburos (V,). Permite ademas precisar de datos
de saturacion de agua para realizar calculos mas reales de las reservas, mejorar la estimacion del agua
movil, evitar minimizar el potencial de zonas prospectivas de baja resistividad, asi como la deteccion
de eventos estratigraficos locales y correlaciones entre pozos.

Diseiio de la herramienta y principio de medicion del Rt Scanner. La herramienta de induccion tria-
xial o Rt Scanner permite realizar el calculo de Ry, y R, a partir de mediciones directas en las formacio-
nes, incluso los casos en que se tengan perforaciones direccionales. Con ello se puede decir que las ma-
yores estimaciones de hidrocarburos y agua saturada se obtienen de estas mediciones, resultando en
modelos mas precisos para la estimacion del reservorio, especialmente para todas aquellas formaciones
que presenten laminaciones, condiciones de anisotropia o bien se encuentren falladas.

El disefio de la herramienta consta de tener un transmisor con tres bobinas ortogonales superpuestas
(Tx, Ty, Tz) que se acoplan a través de la formacién con sus correspondientes bobinas receptoras orto-
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gonales superpuestas (Rx, Ry, Rz), las cuales permiten hacer las mediciones a varias profundidades en
la formacion. El disefio real, sin embargo, consiste no solo de uno sino de varios arreglos de bobinas
triaxiales receptoras con espaciamientos similares a la herramienta AIT (arreglos multiples). Es enton-
ces, una herramienta que cuenta con tres arreglos de receptores axiales cortos y seis receptores triaxia-
les largos entre el transmisor y receptor principal, cada uno con tres bobinas colocadas en serie con la
correspondiente bobina receptora principal, para realizar las mediciones a diferentes profundidades de
investigacion. R, y Ry, se calculara por cada espaciamiento existente del arreglo triaxial en donde ade-
mas de las mediciones de resistividad, se obtienen también el echado y azimut de la formacién prove-
niente de la interpretacion incluso en pozos direccionales (Figura 89).

El principio de medicion con el que opera es muy similar al de las herramientas convencionales de in-
duccion, pero la herramienta Rt Scanner tiene la ventaja de transmitir corrientes principales en tres di-
recciones que, a la vez por los campos magnéticos creados por estas corrientes, provoca que se induz-
can corrientes secundarias en todas direcciones, permitiendo con ello poder medir las resistividades en
tres dimensiones y a tres diferentes profundidades (Figura 90). Se puede decir que esta es la primera
herramienta de medicion de resistividad verdaderamente 3D capaz de inducir y medir los efectos de las
corrientes eléctricas que circulan en cualquier direccion del subsuelo.

El objetivo de realizar las mediciones a muiltiples profundidades de investigacion en tres dimensiones
es asegurar que las tres resistividades sean efectivamente mediciones en 3D o seguras en sus tres ejes
sensibles tanto a Ry, R, y al echado de la formacién. Los casos de estudio alrededor del mundo han de-
mostrado la gran utilidad que ha tenido la herramienta en mediciones realizadas tanto con lodos base
aceite como con lodos base agua, en pozos verticales, con buzamientos en las capas, con pozos direc-
cionales, etc. logrando haber identificado zonas productoras de baja resistividad, incluso en aquellos
casos donde las herramientas de induccion convencionales fallaron o bien las pasaron por alto, siendo
posteriormente confirmadas por medio de imagenes de microrresistividad y las mediciones del Rt
Scanner.

Alojamisnio Distribucion de las lineas de
eléctrico . . N .
corrientes en 3 direcciones por medio

de la herramienta Rt Scanner
Transmisores 4|—>

triaxiales
Receptores —»
cortos

Mandril
conductor

Receptores —»
largos

s ] e

Formacion laminada

Sensor de resistividad
del lodo de perforacion
(Rm)

®

*Colocacion de los 3 sensores ortogonales
“Induccion en las 3 direcciones (X, Y y Z)
*Lo mismeo ocurre con los receptores largos
*Los receptores cortos miden axialmente

Fig. 89 - Esquema que muestra como estd configurada la Fig. 90 — Esquema que muestra cémo se distribuyen las corrientes
herramienta Rt Scanner y la forma en que realizan la medicién los inducidas en todas direcciones a las formaciones laminadas
receptores (Cérdova, 2008). (Cérdova, 2008).
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Mediante la medicion de las resistencias percibidas por las corrientes que fluyen en sentido paralelo y
perpendicular a la estratificacién, que pueden diferir en un factor de 10 o superior, esta herramienta
puede proveer una estimacién mas precisa de los hidrocarburos presentes en los yacimientos en forma-
ciones laminadas.

Aplicaciones del registro Rt Scanner. La principal aplicacion que tiene la herramienta Rt Scanner es
la oportuna evaluacion petrofisica de formaciones productoras laminadas de bajas resistividades y/o ba-
jos contrastes, debido a que los registros convencionales de inducciéon en muchas ocasiones pueden
presentar muchas dificultades en la adquisicion de las mediciones, haciendo que su uso no sea practico
para estos casos. Ademas, con la herramienta Rt Scanner se puede también obtener un echado prome-
dio o echado estructural de las formaciones que sirven para aplicaciones geoldgicas.

Algunas otras de sus aplicaciones igualmente importantes las constituyen las siguientes:

¢ Determinacion de la resistividad verdadera R; y de las resistividades vertical y horizontal (R, y
Ry).

¢ Determinacion de la saturacion de agua en la formacion (S.).

* Determinacion de formaciones laminadas.

¢ Identificacién de zonas productoras de bajas resistividades (observando la separacion de las cur-

vas Ry y R, que corresponde a la anisotropia de resistividad en formaciones laminadas de baja

resistividad y bajo contraste).

Andlisis estructural de las capas por medio del echado y azimut de las formaciones.

Analisis de capas delgadas.

Delimitacion del reservorio.

Obtencion de un perfil de invasion.

El integrarlo junto con un registro de resonancia magnética nuclear, permitira ver las zonas con

fluidos moviles.

e Es posible correlacionar la informacion del Rt Scanner con otros registros de campos existentes.

4. Registros de porosidad®

Objetivo: El alumno conocera los principios de medicion, correcciones, presentacion y aplicaciones de
los registros de porosidad.

Dentro de la industria petrolera existen herramientas que permiten la medicion de la porosidad de las
formaciones por medio de ciertas propiedades fisicas y petrofisicas presentes en las rocas del subsuelo.
En la actualidad, dichas mediciones son realizadas principalmente por 4 tipos de registros para la deter-
minacién de la porosidad, mejor conocidos como registros de indice de porosidad. Estos se encuentran
conformados por los registros sonicos, los registros de densidad, los registros de neutrones y los regis-
tros de resonancia magnética nuclear. Es importante sefialar que ninguno de los registros mencionados
permite la obtencion directa de la porosidad de las formaciones, sino que miden ciertas propiedades fi-
sicas presente en las rocas, de las cuales se puede obtener posteriormente una porosidad de manera in-
directa.

3 El presente tema se desarrolla con base en la tesis de licenciatura Principios De Medicién De Los Registros Geofisicos De Pozos, de Gustavo Alberto
Ricco Macedo, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2012, retomando su capitulo “5.- Registros de Porosidad”.
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4.1 Registro sonico de porosidad

El registro sénico o actstico utiliza una de las herramientas mas importantes con las que se cuenta hoy
en dia dentro de la gama de registros geofisicos de pozos para la evaluacion de la porosidad de las for-
maciones. Este registro se toma unicamente en agujeros abiertos y su principio de medicion se basa en
la propagacion de trenes de ondas actsticas que viajan a través de las formaciones en todas direcciones
alrededor del agujero a diferentes frecuencias e intervalos de tiempo, para la medicién de algunas de las
propiedades actsticas de las formaciones tales como las velocidades y las atenuaciones que presentan
las ondas Py S, asi como la amplitud de las ondas reflejadas.

La medicion de las velocidades actsticas puede ser de utilidad para la evaluacion de la porosidad de la
formacién, ademas de ayudar en las determinaciones de las litologias y las compresibilidades en los po-
ros de las rocas. La atenuacion de las ondas acusticas, por otro lado, se centra en la determinacion de la
calidad con la que fueron realizados los trabajos de cementacion (aplicaciéon de importancia para los re-
gistros CBL (Cement Bond Log), asi como la identificacion de zonas fracturadas en las formaciones.
Adicionalmente, la medicién de la amplitud de las ondas reflejadas es de utilidad para la identificacion
de fracturas, localizaciéon de vigulos, determinacion de la orientacion de las fracturas y para labores de
inspeccion de las tuberias de revestimiento.

Desde mitades de la década de los 30’s Conrad Schlumberger especificé como es que se podria utilizar
un transmisor y dos receptores para las mediciones de la velocidad del sonido en un intervalo de roca
penetrado por un pozo. Sostenia que la velocidad y la atenuacion del sonido permitia caracterizar el
tipo de litologia que se tuviese a profundidad. Sin embargo, su invento fallé debido a las limitantes tec-
nolégicas que existian en ese tiempo para medir la breve diferencia de tiempo existente entre las sefia-
les que viajan a la velocidad del sonido (de unos cuantos microsegundos). Histéricamente se tienen an-
tecedentes de que el registro sénico fue desarrollado originalmente como un método complementario
para la evaluacion de tendidos sismicos, gracias a los grandes avances tecnologicos que se han genera-
do en los ultimos 30 afios el registro sonico es ahora de gran importancia e implementacién en la indus-
tria petrolera para la evaluacion de las formaciones, especialmente para la determinacion de la porosi-
dad a partir de las mediciones de los tiempos de transito (At) registrados de las ondas acusticas, siendo
este parametro el valor reciproco de la velocidad de la onda compresional del sonido (u onda P). El
tiempo de transito es una medicién de la capacidad de las formaciones para transmitir ondas acusticas,
la cual se encuentra geolégicamente relacionada al tipo de litologia que se tenga, asi como la textura de
la roca, lo que por ende permite determinar su porosidad (Fig. 91).

Cuantitativamente el registro sénico permite realizar evaluaciones de porosidad en agujeros y forma-
ciones con algin contenido de fluidos, asi como ser de utilidad como complemento en las interpretacio-
nes de secciones sismicas por medio de perfiles e intervalos de velocidades, y en conjunto con el regis-
tro de densidad, puede generar un registro de impedancias acusticas, lo cual es el primer paso para ge-
nerar trazas sismicas sintéticas. Cualitativamente, es de utilidad para los geologos en la determinacion
de zonas con sutiles variaciones texturales tanto en areniscas como en las lutitas, la identificacién de
zonas compactadas o con presiones anormales, asi como posibles fracturamientos presentes en las ro-
cas.
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Fig. 91 — Respuesta tipica que se puede generar en el tiempo de transito medido
por medio del registro sénico de porosidad (Rider, 2000).

Principios de medicion. Para poder entender el principio de medicién con el cual operan todas las he-
rramientas acusticas de porosidad, es necesario definir a continuacién algunas propiedades de las rocas
y/o formaciones. Para el resto de ellas, se debe consultar el Capitulo 1 de este manual.

Bajo ciertas condiciones de velocidad y de la geometria con la que cuente el agujero, es posible que se
generen otro tipo de ondas denominadas ondas hibridas (leaky waves). Este tipo de ondas se generan a
partir de las ondas compresionales iniciales con angulos entre o, y ¢, ambas experimentando reflexio-
nes con las paredes del agujero y convirtiéndose a la vez en ondas refractadas de cizallamiento. Las on-
das reflejadas se propagan a través del lodo en el agujero en forma de ondas cénicas cuya amplitud de-

crece con la distancia a medida que va perdiendo energia en cada reflexién que se genera en las forma-
ciones (Fig. 92).
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Fig. 92 — Propagacién de las ondas hibridas en el agujero (Ricco, 2012).
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En un pozo, entre cuyas caracteristicas destaca ser un medio finito y heterogéneo, se pueden presentar
también varios tipos de ondas, denominadas ondas secundarias u ondas de superficie, entre las cuales
destacan las Ondas Rayleigh y las Stoneley (Fig. 93).

Ondas Rayleigh. Se encuentran formadas por dos tipos de desplazamientos: uno paralelo y otro
perpendicular a la superficie (como movimientos elipticos), y retrogrado respecto a la direccion
de propagacion. Estas se originan de aquellas porciones de las ondas que inciden en las paredes
del pozo con dngulos mayores que el angulo critico de refraccién o, de la onda de cizallamien-
to, experimentando asi una reflexion total. Estas ondas no pueden transmitirse en liquidos y se
propagan en el agujero en forma de ondas conicas, ademas de contar con la gran particularidad
de que estas no pierden su energia a medida que se realizan las refracciones a lo largo de toda la
superficie cilindrica del agujero. Su velocidad generalmente es de 90% de la velocidad de las
ondas transversales, ademas de variar conforme a la frecuencia, de tal manera que se atentian
rapidamente conforme a la distancia que exista a partir de la interfase. Esta variacion en la velo-
cidad con base a la frecuencia se le conoce como dispersion, es decir, cambian su forma en el
proceso de propagacion.

Ondas Stoneley. Las ondas Stoneley, ondas de frontera, ondas de tubo u ondas guia, son ondas
que se propagan solo a lo largo de la superficie de frontera que separa dos medios de diferentes
propiedades elasticas (liquidos-s6lidos). Estas se generan en la interfase lodo-formacién, y aun-
que son muy sensibles a la rigidez que tenga la pared del pozo, sufren poca atenuacion por ser
ondas de bajas frecuencias, siendo su velocidad de propagacién menor que la de las ondas trans-
versales en los liquidos, menor que las ondas compresionales en los sélidos y menor que la ve-
locidad del lodo. Al igual que las ondas Rayleigh, se puede decir que también sufre del efecto
de la dispersion, sin embargo, dicha dispersion es mucho menor en comparacion con las ondas
Rayleigh.

Stoneley

Transversal

Compresional
—

Primeros
arribos

L ] 1 1 1 I 1 1 1 I 1
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 S000

Tiempo (microsegundos)

Fig. 93 — Representacion de un tren de onda que puede ser registrado por medio de las herramientas
sonicas de porosidad. Estas generalmente registran solo los primeros arribos correspondientes a la onda
compresional (P), mientras que herramientas sénicas mas modernas permiten registrar la onda completa (Ricco, 2012).

Ondas de lodo: se trata de ondas compresionales que viajan por la columna de lodo a una velo-
cidad menor que las ondas transversales y las compresionales, pero a velocidades mayores a las
ondas Stoneley.

Ondas flexurales: este tipo de ondas son ondas superficiales de tipo especial ya que solo se
presentan cuando se utilizan transmisores acusticos tipo dipolo. En estas ondas, al igual que en
las ondas de cizalla, el desplazamiento de las particulas es perpendicular a la direccion de pro-
pagacion y solo viajan por las paredes del pozo a una velocidad similar a la de las ondas trans-
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versales de la formacion. Normalmente se emplean en el procesamiento de las sefiales acusticas
en el lugar de las ondas transversales cuando el tipo de formacién no permite detectar normal -
mente estas ultimas.

Conociendo los tipos de ondas acusticas que pueden ser propagadas a través de medios elasticos, se
puede decir que el meticuloso analisis de la sefial acustica total permite que sea posible analizar y de-
tectar sus diferentes componentes, interactuando de una manera un tanto complicada, a medida que es-
tas se propagan desde la fuente (el transmisor) hasta los receptores para producir la sefial actstica ob-
servable. Esto permite que se pueda realizar una determinacién completa de las propiedades acusticas
de las formaciones, tales como la velocidad actstica, el coeficiente de atenuacion, la amplitud y la fre-
cuencia que tienen las diferentes ondas si se combina la informacion obtenida junto con las mediciones
de las herramientas de densidad.

Generalmente, las primeras ondas en arribar a los receptores son las ondas compresionales, seguidas de
las ondas hibridas, en caso de que puedan presentarse en el tren de ondas (Fig. 94). Al poco tiempo de
finalizar estas ultimas llegan las ondas transversales o de cizalla que son seguidas casi inmediatamente
por las ondas Rayleigh y las ondas Stoneley. De esta manera se puede decir que es posible obtener el
tren de ondas completo en los receptores de las herramientas actsticas solo si la velocidad de cizalla-
miento de la formacion (su onda S) es mayor a la velocidad del lodo, de tal forma que si la velocidad de
las ondas de cizalla de la formacién son menores a la velocidad del lodo (es decir, V<Vy), sélo seran
captadas las ondas compresionales y las ondas Stoneley.

Pulso del disparo

«
Senial del
transmisor [L
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Fig. 94 — Esquema que representa el tren de ondas completo que puede ser
recibido en el receptor en las herramientas acusticas de porosidad (Ricco, 2012).

Propagacion de las ondas actsticas en los pozos. Las ondas acusticas que se propagan en un pozo
son un caso especial dentro de las mediciones que se pueden tomar de las ondas acusticas. Existen va-
rias aplicaciones para las mediciones de ondas acusticas en areas como la sismica de superficie y la sis-
mica de pozo, asi como en herramientas de registros ultrasonicos que son principalmente utilizadas
para la generacion de imagenes acusticas. La principal diferencia fisica entre estas mediciones es la fre-
cuencia de la sefial utilizada, y por ende la longitud de onda empleada para la realizacion de las medi-
ciones acusticas.

La longitud de onda expresada en metros (A), se encuentra relacionada a la velocidad de propagacion
(V en m/seg) y al periodo de la sefial (T en seg) por medio de la siguiente ecuacion:

A=V T

Particularmente la longitud de onda y la geometria que tengan los sensores de las diferentes herramien-
tas acusticas que existen, sera lo que controle la resolucién vertical de las mediciones realizadas por las
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herramientas (Fig. 95). Las ondas acusticas se propagan en el pozo como vibraciones en un medio elas-
tico compuesto por el agujero o pozo y las formaciones que lo rodean. Cuando el medio en el que se
produce el disturbio elastico es uniforme, los rayos actisticos se propagan en linea recta. Sin embargo,
si en su trayectoria la onda acustica se encuentra con un medio de mayor densidad, por ejemplo, el pa-
sar del lodo a la formacion, el rayo u onda actstica cambia de direccion experimentando los efectos de
interferencia, difraccién, reflexion y refraccion de los rayos de una forma muy similar a como ocurre
con los rayos de luz.
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Fig. 95 — Rangos de frecuencia y longitudes de onda
tipicas de las distintas mediciones acusticas (Ricco, 2012).

La mejor manera de poder entender la propagacion sénica es usar la teoria elastica. Como la longitud
de onda de la mayoria de las mediciones sonicas estan en el rango de 1 pie, y por lo tanto es similar o
mayor al diametro que tiene el pozo, tratar de visualizar las ondas s6nicas como rayos cruzando el pozo
no es fisicamente correcto. La transmision del sonido de un medio a otro dependera de sus respectivas
impedancias acusticas. La impedancia actstica (Z) puede definirse como el producto de la velocidad de
una onda acustica (V), por la densidad del medio en el que esta se propaga (p) de acuerdo con la si-
guiente ecuacion.

Z=V=xp

Sean, por ejemplo, dos medios M; y M, con distintas velocidades V; y V,, y diferentes impedancias
acusticas Z; y Z», siendo la velocidad M; menor a M», y una onda acustica de compresién incidiendo
oblicuamente entre ambos medios con un angulo o, parte de la energia acustica de la onda original
continua viajando a través del segundo medio convirtiéndose en un rayo de compresién refractado ha-
cia M, con un angulo oy , y el resto de la energia se convierte en un rayo de compresion reflejada de
vuelta en M; con un angulo de ay; (Fig. 96). Otra parte de la energia actistica de la onda de compresion
se convierte en un rayo de cizallamiento refractado con un angulo de a5, correspondiente a la onda
transversal. Si el medio no es un liquido o un gas, también se produce un rayo de cizallamiento refleja-
do. Si las impedancias acusticas de ambos medio son iguales, habra acoplamiento actstico perfecto, de
tal manera que no se genera una onda reflejada. Si ambos medios Z; y Z, tienen valores similares, se
tendra un buen acoplamiento, por ejemplo entre el lodo y arenas no consolidadas. En cambio, dicho
acoplamiento sera malo cuando el contraste que se tenga entre sus impedancias acusticas sea grande,
por ejemplo, formaciones con contenido de gas.
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Fig. 96 — Geometria que se obtiene de las ondas acusticas propagadas en un pozo.

Para los registros sonicos se utilizan principalmente las propiedades de los rayos actisticos refractados.
Existe un valor para el angulo de incidencia “i” conforme este aumenta, correspondiente a un valor de
90° del angulo de refraccion. A este angulo se le llama angulo critico de incidencia i.. El angulo critico
se alcanza cuando el 4ngulo de refraccién es mayor que el angulo de incidencia (Fig. 97). Mediante la
Ley de Snell se establece la relacién entre el angulo de incidencia y el angulo de refraccion mediante la
siguiente ecuacion.

V1
Sen (i )=—
2
Onda
incidente V4
ic
- A A
/ / /
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Medio 2 (M2) "V,
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- V1
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Fig. 97 — Generacion de frentes de ondas en la interfase de los medios M;
y M, a partir de la onda acustica que incide en angulo critico de refraccién.

La onda refractada en angulo critico no penetra el segundo medio, pero se propaga paralelamente a lo
largo de la interfase entre los medios M; y M, (generalmente la frontera entre la pared de pozo y el
lodo) con una velocidad V, debido a que viaja a lo largo de la interfase, pero con la velocidad del me-
dio infrayacente. Esta onda critica refractada radiara energia hacia el lodo con un angulo igual al angulo
de incidencia que lo generé a medida que se desplaza en la interfase. Si el angulo incidente es mayor
que el valor del angulo critico de incidencia, no se produce una refraccién, por lo tanto, la onda es total-
mente reflejada. La energia que se propaga paralela a la pared de pozo esta confinada a unas cuantas
pulgadas de la formacién, por lo que la profundidad de investigacion de las herramientas actsticas es
pequefia y depende en gran medida de la longitud de onda del sonido emitido.

Una onda compresional que viaja en el medio M;, de menor velocidad, genera un frente de onda com-
presional y un frente de onda transversal en M si el dngulo con el incide la onda es critico (Fig. 98).
Puesto que la velocidad de la onda transversal es menor que la compresional, a partir de la Ley de Snell
se obtiene que el angulo critico de la onda transversal refractada (o) es mayor al angulo de la onda
compresional refractada (o).
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Fig. 98 — Angulos criticos de refraccién de las ondas compresionales incidentes, que dan
como resultado la formacién de los frentes de onda compresionales y transversales (Ricco, 2012).

El registro sonico o actstico fue inicialmente desarrollado para realizar determinaciones de las veloci-
dades sismicas de las formaciones, de tal manera que su uso continuo en el desarrollo de las exploracio-
nes petroleras permitié que mostrara su gran utilidad no solo dentro de los analisis de las velocidades
sismicas, sino que de ellos era posible obtener también informacion valiosa sobre la porosidad en las
formaciones. Esto permiti6 que los registros actsticos se desarrollaran principalmente con esa finali-
dad. Los registros sénicos convencionales consisten fundamentalmente en la medicién de las velocida-
des de las ondas actsticas propagadas en el pozo. Dichas mediciones son un registro del tiempo reque-
rido por una onda acustica para viajar cierta distancia a través de las formaciones que rodean el agujero.
Este parametro se encuentra definido como el tiempo de transito acustico, que es el tiempo minimo re-
querido por una onda compresional para recorrer 1 pie de formacion, y usualmente queda expresado en
unidades de microsegundos por pie (pseg/ft).

El tiempo de transito es el valor reciproco de la velocidad de la onda compresional (V}), y dependera en
gran medida de la litologia de la roca, asi como su porosidad, pudiendo ser incluso de mucha utilidad
para realizar interpretaciones de registros sismicos. La informacién de la velocidad de las ondas com-
presionales y las ondas de cizalla pueden ser ademas de utilidad para identificar ciertos tipos de litolo-
gias y ciertos tipos de fluidos.

Normalmente los equipos sonicos solo miden el tiempo de transito de la primera sefial que llega al re-
ceptor, la cual viajo del transmisor a la formacion a través del lodo como onda compresional, se refrac-
t6 en la formacién como onda compresional en angulo critico viajando paralelamente a la pared de
pozo, y se refracté nuevamente de la formacion al pozo como onda compresional, llegando finalmente
a los receptores. A esta técnica de deteccion se le conoce como FMD (First Motion Detection) o detec-
cién del primer arribo, y permite inicamente la determinacion de las ondas compresionales, mas no asi
las ondas restantes del tren de ondas, para las cuales se emplean otro tipo de técnicas como la STC
(Slowness Time Coherence) y la Labeling en las herramientas sénicas LWD mas modernas.

A partir de la obtencién del tiempo de transito es igualmente posible obtener la porosidad (&) de aque-
llas formaciones que se encuentren consolidadas, asi como también de las formaciones no consolidadas
por medio de las Ecuaciones de Wyllie mostradas a continuacion. Si se conoce el tipo de fluido existen-
te en los poros de la formacion y el tipo de material que constituye la matriz, el tiempo que le tomaré a
una onda viajar en la roca (At) es proporcional tanto a la cantidad de fluido que se tenga en el espacio
poroso, la cantidad de matriz que tenga la formacién, asi como también a un factor de correcciéon por
compactacion en las lutitas cercanas (B,), quedando expresado como:

_ At-At,
At —At,,
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_At=At, 1 At

 At,—At,, B, Bo=T00
Donde,
Atma Y Aty = tiempo que tarda la onda en pasar a través de la matriz y a través del fluido de
perforacion.
Atgy = tiempo que tarda la onda en pasar a través de las lutitas.
At = tiempo que le toma al pulso viajar en la roca, valor que se obtiene de la

lectura del registro.

Cabe resaltar que los registros sonicos responden principalmente a la porosidad primaria de las forma-
ciones. Para formaciones limpias y bien consolidadas con pequefios poros distribuidos uniformemente,
tal como puede ocurrir en ciertos tipos de areniscas, las porosidades que pueden alcanzar pueden ir de
un 18% a un 25%, sin embargo, en ocasiones la porosidad puede ser de 30% y hasta del 35%. En gene-
ral, tanto el tiempo de transito (At) como la porosidad de la formacion (&) pueden ser expresados por
medio de la siguiente ecuacion, la cual resulta til para demostrar la relacion entre Aty &, sin embar-
go, los coeficientes A y B de la ecuacion no corresponden a parametros fisicos bien definidos como en
la ecuacion de Wyllie, sino que su relacion se encuentra determinada empiricamente para cada caso en
particular por medio de correlaciones entre los valores adquiridos en el registro sénico y las porosida-
des obtenidas de ntcleos de fondo o de pared, las cuales dependeran de la matriz de la roca y la com-
presibilidad de los poros.

At=A+BQ

En caso de que se tenga presencia de porosidad secundaria en las rocas (tales como fracturamiento, ca-
vidades y vigulos), las Ecuaciones de Wyllie permitiran obtener solo una porosidad aparente de la for-
macion, resultado de la porosidad primaria (intergranular). Si en consecuencia estos valores son bajos,
sera debido a la porosidad secundaria. Dichos valores se pueden comparar con las lecturas de los regis-
tros de densidad o los registros de neutrones con los cuales es cominmente combinada la herramienta,
de tal manera que se puede obtener un orden de magnitud sobre la porosidad secundaria (&) la cual se
puede expresar por medio de la siguiente ecuacion.

2= 1orar— sonico

En el caso de intervalos constituidos de arenas no consolidadas y mal compactadas, el uso directo de la
ecuacion Wyllie puede presentar valores de porosidad muy altos debido a la falta de compactacién
cuando la presion de las capas superpuestas y la del fluido en la formacién es menor al rango de los
4,000 a 5,000 psi. Esta falta de compactacién en las arenas puede quedar registrada en las lutitas adya-
centes cuando las lutitas arrojan valores de At mayores a los 100 pseg/ft, de tal manera que se utiliza el
factor de correccion por compactacién de las lutitas (Bp), siendo ATy, el tiempo de transito registrado
en las lutitas adyacentes.

Velocidades acusticas en los diferentes materiales. En el Capitulo 1 de este manual se pueden consul-
tar los conceptos y tablas de las velocidades para diferentes materiales.

Descripcion de la medicion del tiempo de transito. El propésito de las herramientas sonicas de poro-
sidad se centra en la medicion del tiempo que le toma a un pulso acustico viajar desde un transmisor
hasta un receptor o varios receptores colocados a cierta distancia del transmisor. Esto se logra utilizan-
do generalmente una fuente de emision que va centrada en el agujero, y uno o varios receptores en la
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herramienta que le permitan la deteccion de las ondas compresionales (P) de las formaciones. Ya que
los fluidos en el pozo no son capaces de generar una onda de cizallamiento por todos los factores des-
critos con anterioridad, la fuente acustica de transmision (T) que es mas frecuentemente empleada es un
transductor de presion monopolar omnidireccional (se propaga de la misma forma en todas las direccio-
nes del pozo) que emite pulsos de presion compresionales por medio del lodo de perforacion, a fre-
cuencias que pueden variar de entre los 10 y los 40 kHz.
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Fig. 99 — Representacién de los caminos que siguen los frentes
de onda compresionales y transversales en el agujero (Ricco, 2012).

Comunmente los transductores transmisores y receptores se encuentran colocados a lo largo del eje de
las herramientas acusticas, y funcionan bajo un mismo comportamiento de ciertos materiales. Estos
pueden ser de dos tipos: piezoeléctricos y magnetostrictivos. Los primeros son los mas comunes y se
encuentran constituidos por cristales de cuarzo o titanato de bario (BaTiO,) que permiten modificar su
volumen una vez que son excitados por medio de un pulso eléctrico, generando asi ondas elasticas o
perturbaciones de presién que se convierten en sefiales eléctricas. Por otro lado, los transductores mag-
netostrictivos son aleaciones de metales tales como niquel, hierro y cobalto, que permiten cambiar su
volumen cuando son sometidos a un campo magnético, generando de esta manera un pulso de presion y
un campo magnético cuando son sometidos a un estrés compresional.

El transductor de transmisién es cominmente activado desde superficie por medio de un pulso eléctrico
o un pulso magnético, generando con ello ondas acusticas de compresién en forma de vibraciones ultra-
sonicas que se propagan uniformemente en todos las direcciones alrededor del agujero hacia las forma-
ciones, mientras que el o los transductores receptores, igualmente piezoeléctricos, son activados por
medio de las ondas acusticas, generando con ello un voltaje o un campo magnético que es convertido
posteriormente a voltaje, y es transmitido a superficie.

Herramientas acusticas de porosidad. Para el afio de 1957, la compafiia Schlumberger introdujo la
primera herramienta sénica denominada, herramienta de adquisicion de registros de velocidad o VLT
(Velocity Log Tool) por sus siglas en inglés. La primera sonda s6nica o acustica de porosidad esta cons-
tituida por un transmisor y un receptor. Funciona bajo el principio acustico de producir un pulso de pre-
sion desde el transmisor, alojado a cierta distancia del receptor, siendo las trayectorias seguidas por el
sonido, las distancias A y C a través del lodo con una velocidad de V., y la distancia B a través de la
formacién con velocidad de la formacién V. La medicion del tiempo de transito o retardo de las ondas
acusticas quedara expresada de la siguiente manera.
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At=i+§+£
v, V.V

m m

Posteriormente se introdujo una nueva herramienta sénica de porosidad que utiliza un sistema de recep-
tores duales con la finalidad de eliminar el efecto que tiene el tiempo de transito del lodo de perforaciéon
en las mediciones realizadas (Fig. 100). La herramienta se encuentra constituida de un transductor
transmisor y dos o tres transductores receptores, alojados a 3, 4 y 6 pies de distancia del transmisor. El
transmisor emite ondas acusticas a 10 ciclos/segundo, y los primeros arribos de las ondas acusticas a
los detectores, permitiran la determinacion de la respuesta de las formaciones en el agujero. Con este
sistema lo que se hace es usar la diferencia de los tiempos de transito medidos por cada uno de los re-
ceptores en las siguientes ecuaciones, de manera que pueda ser cancelado el tiempo de transito del
lodo.

B, 6 C B
t, =+t t,=——t—+—+—
v, V. V,_ vV, V V.
t,—t
2 1
t,—t,=—;At=
L,
y dado que Ls=D, tenemos que
1
At=—
\4
Vm | Formacién vm Formacion
Vv A
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Fig. 100 — Esquema que muestra la configuracion de las herramienta acusticas que
operan con un sistema de un transmisor - un receptor, y la que opera con receptores
duales (Bassiouni, 1994).

Herramienta sonica compensada por efecto del agujero (BHC). En muchos casos es comun que
puedan presentarse irregularidades en los agujeros perforados para la buisqueda de hidrocarburos, ya
sea debido a ensanchamientos, derrumbes, presencia de cavernas, o bien posibles bamboleos de las he-
rramientas acusticas en el pozo. Esto provoca errores en las mediciones del tiempo de transito de las
formaciones (At), producto de viajes desiguales de las ondas refractadas en el lodo hacia los receptores.
Debido a efectos como estos incluso aquellas herramientas convencionales mencionadas con anteriori-
dad, que cuentan con sistemas de receptores duales, no logran eliminar por completo el error producido
por efecto del lodo de perforacion sobre las ondas actsticas. Fue por estos inconvenientes que surgio en
el afio de 1964 otro tipo de herramienta sonica con un nuevo sistema de medicion, que permite suprimir
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los posibles errores en las mediciones. Esta nueva herramienta llamada BHC (Borehole Compesated) o
registro sonico compensado por efectos del agujero, fue patentada por la compafiia Schlumberger a mi-
tades de los 60 s, y se utilizé ampliamente por poco mas de 20 afios.

La BHC permite compensar la mayor parte de las irregularidades del diametro de pozo, e inclinacién
de la herramienta al incorporar un sistema de dos transmisores electroacusticos, uno en la porcion supe-
rior de la herramienta y otro en la porcion inferior de la misma, asi como cutro receptores electroacusti-
cos alojados a la misma distancia entre los transmisores. Estos permiten convertir la energia eléctrica
en energia acustica o viceversa. La distancia existente entre cada uno de los transmisores al receptor
mas cercano es de 3 pies, mientras que la distancia entre los arreglos de receptores es de 2 pies. Esto
permite que los viajes desiguales de la trayectoria de las ondas actsticas puedan ser compensados por
medio del sistema invertido de receptores. La herramienta medira el tiempo que tarda la onda acustica
en recorrer, en la formacion, una distancia igual a la separacion entre receptores, y aunque tedricamente
siempre va centrada en el agujero, en ocasiones se puede generar cierto bamboleo en ella a medida que
se estan tomando los registros sonicos (Fig. 101).

Dicho efecto repercute en las mediciones del tiempo de transito de las formaciones, sin embargo, la he-
rramienta BHC fue disefiada principalmente con el propésito de cancelar los errores atribuidos a las
irregularidades del agujero gracias a que las mediciones del tiempo de transito se realizan de forma al-
terna. Los transmisores son activados eléctricamente emitiendo una sucesion de ondas actsticas com-
presionales en todas direcciones de forma alterna, y los valores del tiempo de transito At son leidos en
los pares de receptores igualmente de forma alterna, permitiendo asi que puedan ser promediados auto-
maticamente por una computadora en superficie para compensar los efectos del agujero, asi también in-
tegrando los tiempos de transito para calcular el tiempo de transito total en microsegundos por pie

(pseg/pie).

Herramienta sénica BHC Compensacion por inclinacion
de la sonda

Fig. 101 — Esquema que muestra la configuracion del sistema de transmisores y receptores duales con los que
opera la herramienta sénica BHC, asi como el principio de medicién que rige la geometria de las ondas actsticas
en situaciones normales y cuando existe bamboleo en la herramienta (Schlumberger, 2008).

Normalmente los transmisores en la BHC utilizan pulsos acusticos con frecuencias que van de los 20 a
los 40 kHz, permitiendo que la herramienta tenga una resolucion vertical de 24”, y una profundidad de
investigacion de 5” que es el espaciamiento que existe entre receptores y transmisores para que pueda
haber una cancelacion satisfactoria de las mediciones.

Las velocidades del sonido en el material del que esta constituida la herramienta y el lodo de perfora-
cién, son menores a la velocidad de la formacion. En consecuencia, llegaran primero a los receptores la
energia acustica que viaja a través de la formacién. Con ello, el tiempo de transito obtenido para la he-
rramienta BHC se puede obtener por medio de la siguiente ecuacion.

126



(t4_t2)+(t1_t3)
4

Atgye=

Junto con la tecnologia de la BHC, surgi6 igualmente la capacidad de poder visualizar la forma de las
ondas registradas en un osciloscopio instalado en el camion de adquisicion de registros, de tal manera
que en la pantalla aparecian, no solo los arribos de las ondas compresionales (P), sino también los arri-
bos de las ondas transversales (S) y las ondas secundarias. Sin embargo, una de las grandes desventajas
de la herramienta BHC era su incapacidad para medir con precision el tiempo de transito de un estrato
de la formacién en zonas invadidas, alteracion de lutitas y dafio inducido por la perforacion. Del mismo
modo el espaciamiento que existe entre los transmisores y los receptores (3 a 5 pies) capturaba sola-
mente las ondas que se propagaban en la zona alterada (zona de invasion), dejando sin explorar la zona
inalterada o virgen de las formaciones.

Herramienta sonica de espaciamiento largo (LSS). Fue debido a las limitantes que tenia la herra-
mienta BHC que Schlumberger patento una nueva herramienta denominada LSS (Long Spaced Sonic)
o herramienta s6nica de espaciamiento largo.

Esta nueva herramienta se encuentra constituida por medio de dos transmisores monopolares con un es-
paciamiento de 2 pies entre ellos en la porcién inferior de la herramienta, y dos receptores en la porcién
superior con un espaciamiento de 2 pies. La distancia que existe entre el transmisor superior y el recep-
tor inferior es de 8 pies, lo que permite que se puedan realizar mediciones de At con espaciamientos de
8, 10 y hasta los 12 pies, de tal manera que se puede aumentar considerablemente la profundidad de in-
vestigacién y minimizar las alteraciones que se puedan presentar por parte de la formacién.

Un rasgo particular de la herramienta LSS es que esta no permite realizar directamente una compen-
sacion por efectos de pozo del mismo modo en que lo hace la BHC, ya que no existen transmisores por
encima de los receptores, esto para mantener la longitud de la herramienta dentro de los limites técni-
cos aceptables (Fig. 102). Para solucionar el problema de posibles errores por efecto de pozo en la LSS,
se realiza una compensacion dindmica “derivada de profundidad” o DDBHC (Depth Derived BHC)
que consiste en combinar las mediciones de los tiempos de transito por medio de secuencias completas
transmisor-receptor a dos diferentes profundidades dentro del pozo. De esta manera el valor del tiempo
de transito compensado puede ser calculado de la siguiente manera.

(t,—t,)+(t,—t5)
4

At o=

Esto permite que la LSS sea una opcion viable para adquirir registros sénicos en agujeros de gran tama-
fio, formaciones areno-arcillosas pobremente consolidadas o arcillas lentas y susceptibles a reaccionar
con el lodo de perforacion.
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Fig. 102 — Esquema que muestra la configuracion de la herramienta LSS de la compaiiia
Schlumberger, asi como la manera en que esta realiza la compensacién dindmica derivada de
profundidad por medio del método DDBHC. (Rider, 2000).

Primero, se realiza una medicién en modo "receptor”, de donde se obtiene un Atr de la resta de los
tiempos de arribo entre los dos receptores para un pulso emitido por un transmisor comun lejano (Figu-
ra 102-A). Posteriormente, cuando la herramienta se mueve hacia arriba y los transmisores quedan aho-
ra frente a la zona de medicion en donde estaban antes los receptores, se realiza una medicion en modo
“transmisor” obteniéndose un Atr de la resta de los tiempos de arribo de cada transmisor a un receptor
comun ubicado en la porcion superior de la herramienta (Figura 102-B). Esto implica que la herramien-
ta se tenga que mover a un ritmo razonablemente uniforme para poder asegurar una buena medicion, lo
cual es equivalente a medir la diferencia en tiempos de arribo entre dos receptores frente a la zona que
se quiere medir, y un transmisor comun ubicado por encima de estos.

Herramienta de velocidad sonica de forma de onda completa (Array-Sonic Service). Para finales
de los afios 70 y principios de los afios 80, gracias a los enormes avances tecnolégicos que se comenza-
ron a generar de forma continua en materia de equipos de computo y la tecnologia de procesamiento de
sefales, fue finalmente posible el evaluar por separado los componentes adicionales de los arribos de
las ondas posteriores a las ondas compresionales en forma de paquetes de energia reconocibles, espe-
cialmente la onda de cizallamiento y la onda Stoneley en las herramientas actsticas. Fue entonces que
Schlumberger introdujo a principios de los 80’s una nueva herramienta denominada herramienta de ve-
locidad sonica de forma de onda completa o ASS (Array Sonic Service).

La herramienta se encuentra constituida por dos transmisores monopolares y dos receptores con una
disposicion muy similar a la que utiliza la herramienta LSS (de 2”), pero con un espaciamiento entre
transmisor-receptor igual al que se tiene en la herramienta BHC (de 3”). Ademas de los transmisores y
receptores, existe también una seccion por encima de estos constituida por un arreglo lineal de ocho re-
ceptores colocados cada 0.5 pies, con una apertura total de 3.5 pies, lo que permite la adquisicion de un
mayor muestreo de las ondas actsticas completas de las formaciones (Fig. 103).

La herramienta ASS permitia obtener mediante técnicas convencionales de deteccion del primer arribo,
At’s con espaciamientos de 3 y 5 pies al igual que lo realiza la BHC, asi como también At’s de 8, 10 y
12 pies al igual que la LSS, operando a una unica relativamente alta frecuencia entre 10 y 15 kHz. Adi-
cionalmente, mediante un procesamiento denominado STC o tiempo de retardo coherente, se podian
obtener las velocidades compresionales de las ondas, y en ciertos casos las velocidades de las ondas
transversales y las ondas Stoneley. Un rasgo particular de la herramienta ASS al igual que la LSS y la

128



VLT, es que todas utilizan transmisores monopolares para la generaciéon de las ondas acusticas, de tal
manera que la deteccion de las ondas transversales u ondas S solo es posible en formaciones rapidas.
Ademas, para obtener la onda Stoneley era necesario aplicar un fuerte filtrado, ya que esta onda con-
centra su mayor energia por debajo de los 2 kHz.

Cartucho

/ sonico
digital

'

3.5 pies| 8 receptores

Herramienta de arreglo sénico
(ASS)

Fig. 103 — Esquema que muestra la configuracién de la herramienta
ASS de Schlumberger (Schlumberger, 2008).

Fue principalmente debido a las limitantes que tenian las herramientas anteriores, que a principios de la
década de los 90’s surgio una nueva generacion de herramientas sonicas de porosidad conocidas como
herramientas digitales de segunda generacion o herramientas multipolares. Estas nuevas herramientas
tienen la capacidad de combinar mediciones monopolares y dipolares operando a frecuencias que pue-
den ser programables. La principal representante de este tipo de herramientas la constituye la DSI (Di-
polar Shear Sonic Imager) o herramienta sénica dipolar generadora de imagenes que emplea fuentes de
transmision monopolares y dipolares, esto para poder medir la velocidad de cizallamiento en formacio-
nes lentas.

Herramienta sonica dipolar generadora de imagenes (DSI). Todas las herramientas anteriores a la
DSI utilizan fuentes de transmision monopolares, de tal manera que el pulso de presién emitido es de
tipo omnidireccional, es decir, las ondas se propagan en forma radial de la misma forma en todas direc-
ciones en el agujero (Figura 104-a). Este tipo de transmisor no permite medir la velocidad de cizalla en
formaciones lentas tal y como ya se mencioné con anterioridad, en donde se cumple que Ats en la for-
macién es mayor al At;. En estos casos no se genera un frente de onda en el pozo correspondiente a la
onda transversal, por lo que la informacién de la onda de cizalla no esta presente en las formas de onda
que llegan a los receptores de las herramientas. Debido a ello es que se comenzd a utilizar otro tipo de
excitacion en las herramientas digitales DST (Digital Sonic Tools) a principios de los 90’s, tal y como
son las mediciones combinadas de tipo monopolar y dipolar, esto para poder obtener la velocidad de ci-
zallamiento y de compresion en formaciones lentas.

Si se tienen fuentes de dos puntos o polos, ubicadas en forma contigua y vibrando con una fase opuesta,
constituyen una fuente de transmision dipolar. Dichas fuentes pueden ser dos transductores monopola-
res colocados en forma opuesta uno del otro. La onda de presién resultante es tal que resulta positiva o
“empuja” de un lado del pozo, mientras que resulta negativa o “jala” del lado opuesto de forma muy si-
milar a como funciona un pistéon mecanico (Figura 104-b). Un transductor dipolar puede ser construido
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como una especie de altavoz, con un elemento mdvil montado en membranas oscilantes alrededor de
magnetos fijos. Si se le aplica una corriente alterna (AC) a las bobinas enrolladas alrededor del elemen-
to movil, se genera el movimiento “positivo-negativo” que es transmitido al lodo de perforacion a tra-
vés de las membranas, y luego a las paredes del agujero. Esto permite que las formaciones alrededor de
la herramienta DSI se muevan o flexionen lateralmente, y que esta flexién se propague axialmente a lo
largo del pozo (Figura 105).

Monopolo Dipolo Cuadropolo .=

a) b) c)

Fig. 104 — Esquema que muestra los distintos tipos de transductores que pueden ser
empleados en las herramientas sénicas de porosidad (Schlumberger, 2008).
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Fig. 105 — Esquema que muestra el cdmo opera un transductor dipolar en la herramienta
DSI asi como la propagacién flexural de las ondas en el agujero (Serra, 2008).

Hoy en dia muchas de las herramientas actisticas mas modernas son las que se utilizan en las platafor-
mas de registros durante la perforacion LWD (Logging While Drilling). Estas emplean una fuente de
cuatro polos centrales, dos en fase sobre una diagonal y dos fuera de fase en otra diagonal, constituyen-
do un cuadripolo (Figura 104-c). La configuraciéon comun de la herramienta digital DSI se basa en con-
tar con una seccion de transmisores entre los cuales se tienen un transductor monopolar piezoeléctrico
y dos transductores dipolares electrodinamicos orientados en direcciones perpendiculares entre si.

El principio de medicién con el que opera la herramienta DSI es muy similar al de las herramientas
acusticas convencionales. Este consta de emitir pulsos eléctricos de diferentes formas y frecuencias
para producir las ondas compresionales y transversales en las formaciones a través de un pulso sénico
emitido por el transductor monopolar a frecuencias que oscilan entre los 10 y 12 kHz, mientras que
para producir las ondas Stoneley se utiliza un pulso sonico de baja frecuencia (de 1 kHz) para maximi -
zar la energia de este modo. Por otro lado, los transmisores dipolares de la DSI operan igualmente a ba-
jas frecuencias de 2 kHz para excitar las ondas flexurales.

Ambos tipos de transmisores (monopolar y dipolares) pueden operar a frecuencias incluso atin mas ba-
jas que las normales en caso de formaciones extremadamente lentas, para poder obtener la velocidad de
cizallamiento.

La seccion que aloja a los receptores de la herramienta DSI tiene un arreglo de ocho receptores espacia-
dos 6” entre si, separados a 9” del transmisor monopolar y a 11.5” de los transductores dipolares. De
esta manera se pueden registrar ocho formas de onda utilizando 4 modos basicos de operacién que son:

¢ Dipolo inferior.

¢ Dipolo superior.
* Modo monopolar de baja frecuencia (Stoneley), y
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* Modo monopolar de frecuencia normal (Compresional y transversal).

Para cada modo, la sefial de los ocho receptores es ajustada en amplitud con un control automatico de
ganancia (AGC, Automatic Gain Control) y se digitaliza en la sonda antes de ser transmitidas a superfi-
cie. También es posible registrar un modo especial con los dipolos grabando las formas de onda recibi-
das tanto en los receptores en linea como los cruzados para cada dipolo. Esta modalidad se denomina
BCR (Both Cross Receivers) y comtiinmente puede ser empleada para la evaluacion de anisotropia al
ser adquiridas un total de 32 formas de onda por medio de cuatro disparos (dos para cada transmisor di-
polar). Normalmente antes de efectuar la evaluacion del tiempo de transito intervalico de todos los tre-
nes de ondas adquiridos, se emplean filtros “pasabanda” que permiten realzar la sefial dentro de todo el
tren de ondas, esto para reducir el ruido y los arribos no deseados.

Evaluacion del tiempo de transito coherente. La evaluacion del tiempo de transito intervalico o tiem-
po de transito coherente es un método que fue propuesto originalmente por la compafiia Schlumberger
para la evaluacion de los tiempos de llegada de las ondas actsticas. Dichos tiempos en las formas de
onda se incrementan al igual que la distancia que existe entre transmisores-receptores para las distintas
herramientas sénicas de porosidad abarcadas en este capitulo. La pendiente de una linea dibujada sobre
el arribo de una misma componente de onda (ya sean las ondas compresionales, las ondas de cizalla o
las ondas Stoneley), representa en cada una de estas un cociente entre el tiempo y la distancia que pue-
de ser expresado en pseg/ft. Esta pendiente denominada move-out, representa el tiempo de transito in-
tervalico (o retardo) de la componente sobre el intervalo cubierto por el arreglo de receptores.

Esta técnica de procesamiento denominada STC (Slowness Time Coherence) esta basada en el algorit-
mo de semblanza, que se encarga de encontrar estas pendientes o velocidades en forma automatica,
buscando componentes coherentes al ir barriendo todas las pendientes posibles en el arreglo de forma
de ondas. Para ello, a cada profundidad se posiciona una ventana que se va moviendo linealmente en el
tiempo a través de los trenes de ondas, valorando su pendiente (Fig. 106).

El movimiento de dicha ventana comienza siempre con el movimiento de las ondas mas rapidas corres-
pondientes a las ondas compresionales, hasta llegar a las ondas mas lentas correspondientes a las ondas
Stoneley. Cuando la ventana de tiempo y su movimiento se alinean con los correspondientes tiempos de
arribos o retardos de algin componente de la onda en particular sobre el intervalo cubierto, permite que
se pueda obtener una coherencia o semblanza con un alto grado. Una vez que se barrieron todas las
pendientes para una determinada posicion en tiempo, se desplaza la ventana a otro tiempo y se repite el
procedimiento.

Variacién del movimiento
—_—

Compresional Transversal Stoneley
h ; Ly |
7

....................

Variacion del tiempo —»

Fig. 106 — Esquema que representa el funcionamiento del algoritmo de
semblanza para la evaluacién del tiempo de transito intervalico (Ricco, 2012).
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La forma mas comun de poder representar los valores de coherencia obtenidos de las ventanas de tiem-
po a una determinada profundidad es por medio de los graficos de contorno, que es una grafica en don-
de cada punto representa el valor de coherencia para un determinado tiempo de arribo y pendiente, en
donde los maximos de coherencia se alinean manteniendo cierta continuidad en funcion de la profundi-
dad, que pueden ser identificados como la componente compresional y la componente de cizalla de la
formacién. El tltimo paso para obtener la curva continua del tiempo de transito compresional (Atc) o
del tiempo de transito transversal (Ats) en funcién de la profundidad, es unir los maximos de coherencia
obtenidos con una linea mediante un proceso denominado Labelling.

Aplicaciones de la herramienta DSI. Entre las principales aplicaciones que tiene la herramienta DSI,
aparte de los usos tradicionales que tienen los datos compresionales tal y como lo hacen las herramien-
tas sonicas de porosidad convencionales, destacan:

¢ Analisis de propiedades mecanicas: analisis de la estabilidad de pozo, analisis de estabilidad de
disparos y arenamiento, asi como disefio de fracturas hidraulicas.

e Evaluacién de las formaciones: deteccion de intervalos con gas, deteccién y evaluacion de frac-
turas naturales e indicacion cuantitativa de la permeabilidad.

¢ Interpretaciones geofisicas: sismogramas sintéticos de onda P y S, disefio de VSP (Vertical Seis-
mic Profiling) y calibracion de modelos para analisis AVO (Amplitude Variation with Offset).

* Andlisis de anisotropia de onda S: combinando la informacién de anisotropia con otros datos
petrofisicos, geolégicos y de ingenieria de yacimientos, es posible desarrollar una gran variedad
de aplicaciones con dicha informacion en aspectos como: disefio de disparos orientados, optimi-
zacion de la distribucion de pozos en un campo, deteccién de zonas fracturadas en agujero des-
cubierto o bien a través de la tuberia de revestimiento, asi como la determinacion de la trayecto-
ria mas estable en pozos que se estén llevando a cabo con un gran angulo de desviacion, o bien,
en pozos horizontales. Esta ultima aplicaciéon es de gran importancia dentro de los registros
LWD.
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Escaner sénico (Sonic Scanner). La herramienta de escaner sonico o Sonic Scanner es una de las he-
rramientas acusticas de porosidad mas nuevas con las que cuenta la compafiia Schlumberger para la
evaluacion del tiempo de transito de las formaciones (tanto la evaluacién de la onda de cizalla como la
onda transversal). Esta herramienta tiene la gran particularidad de utilizar fuentes acusticas dipolares,
asi como también mediciones actsticas utilizando fuentes monopolares, de manera que se pueden reali-
zar mediciones tipo radial, azimutal y axial del agujero, esto para probar el tiempo de transito tanto en
las cercanias del pozo, como en zonas mas adentro de la formacion, con una profundidad de investiga-
cion de aproximadamente tres veces el tamafio que tenga el agujero en donde se esté tomando el regis-
tro. Entre las principales aplicaciones que tiene la herramienta de escaner sonico en la evaluacion de las
formaciones a profundidad, se tienen las siguientes:

e Geofisicas: mejora el analisis sismico en 3D.

* Geomecanicas: analiza la mecanica de la roca, determina la presion de poro, evalda la ubicacion
y estabilidad del pozo.

e (aracterizacion del reservorio: identifica zonas gasiferas, mide la movilidad, identifica fracturas
abiertas, maximiza la perforacion selectiva para el control de arena, y optimiza el fracturamien-
to hidraulico.

¢ Integridad del pozo: evalua la calidad de la cementacion.

Presentacion de los registros soénicos de porosidad. Las velocidades sonicas en las litologias comu-
nes de las formaciones varian cominmente entre los 6,000 y 23,000 pies/seg. Sin embargo, para evitar
fracciones decimales pequefias, es muy comun que dicho valor se convierta al inverso de la velocidad
en microsegundos por pie (pseg/ft), donde 1 microsegundo equivale a 1x10® segundos. Dicho valor es
a lo que se le conoce como tiempo de transito y se simboliza como At en los registros, cuya escala de
representacion comun va de los 40 pseg a los 140 pseg en los registros sonicos de porosidad.

La curva del tiempo de transito At y la curva de porosidad (&) por lo general son graficadas de forma
lineal en las columnas 2 y 3 del registro, si este se adquiere de forma aislada, mientras que en la prime-
ra columna del registro es muy comun tener siempre una curva caliper y un rayos gamma. En ocasiones
es posible tener un SP en lugar de un rayos gamma, pero debido a que el metal con el que se encuentra
construida la herramienta se encuentra muy cerca del electrodo del SP, dichos valores solo pueden ser
de utilidad para obtener correlaciones mas no para representar una respuesta confiable de las formacio-
nes (Fig. 107).

Es comtn que los registros de porosidad no se tomen de forma aislada, sino que son combinados casi
siempre junto con las respuestas de resistividad de las herramientas eléctricas, y pueden combinarse del
mismo modo con la gran mayoria de las herramientas de registros que existen, tales como las herra-
mientas de densidad, de neutrones, rayos gamma espectral, SP, etc. de tal manera que el tiempo de tran-
sito de las formaciones obtenido por medio de las herramientas actsticas ira graficado linealmente casi
siempre en la tercera columna de los registros (Fig. 108). Junto con esto, un tiempo de transito integra-
do (Integrated Transit Time TTI) es registrado simultaneamente en los registros sonicos de porosidad
sobre la escala vertical representativa de la profundidad en escala de milisegundos. Este es un indicador
de un aumento de 1 milisegundo de tiempo de transito total mediante una serie de marcas (pips), por lo
que para poder obtener el At entre dos profundidades solo se necesita contar las marcas.
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Fig. 107 — Ejemplo de un registro sénico de porosidad donde se
comparan las respuestas del tiempo de trénsito obtenido por medio de
una herramienta BHC con un espaciamiento de 3 a 5” y una LSS con
un espaciamiento de 8 a 10” en una secuencia de arenas/lutitas en un
pozo en Lousiana en el Golfo de México (Bassiouni, 1994).
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Fig. 108 — Ejemplo de un registro sénico de porosidad donde se
comparan las respuestas del tiempo de trdnsito obtenido por medio de
una herramienta BHC y una LSS para la deteccién de zonas arcillosas
alteradas (Bassiouni, 1994).

Correcciones a los registros sonicos. En cuanto a las correcciones que se realizan a las mediciones de
At, obtenido por medio de las herramientas acusticas, destacan principalmente la correccién por com-
pactacion, la correccion por efecto de lutitas y la correccion por efecto de hidrocarburos.

e (Correccion por compactacion: la correcciéon por compactacion es un caso particular de aquellos
intervalos que se encuentran constituidos de arenas no consolidadas y mal compactadas (forma-
ciones someras), asi como formaciones que muestren presiones anormales. Generalmente se
asume que las propiedades elasticas de las rocas son independientes de la compactacion cuando
la presién de las capas superpuestas y la del fluido en la formacion son menores al rango de los
4,000 a 5,000 psi. Si la roca se encuentra a presiones menores, el valor del tiempo de transito
aparente, obtenido por medio de la ecuacion de Wyllie, puede presentar valores de porosidad
muy altos, mas que lo esperado por la falta de compactacién. Debido a esta falta de compacta-
cion en las arenas, se utiliza un factor de correccion por compactacion en las lutitas adyacentes
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cuando estas arrojan valores de At mayores a los 100 pseg/ft, tal como se mostr6 en dicha ecua-
cion.

e Correccion por contenido de lutita: el efecto que tienen las lutitas sobre el registro sénico de-
pende principalmente de como estas se encuentren distribuidas en las arenas. Si la distribucion
corresponde a secuencias laminadas alternas de arenas y lutitas, las propiedades totales de la
arena lutitica seran proporcionales al contenido de arena limpia y de la lutita. Si la lutita se en-
cuentra dispersa en toda la arena, su comportamiento sobre el registro sonico es muy similar al
de un liquido, de tal forma que el valor aparente del tiempo de transito de la lutita dispersa en la
arena (Atg), sera mas alto que el de la capa gruesa de lutita adyacente a la arena arcillosa. Algu-
nos autores sugieren la siguiente ecuacion para obtener la porosidad corregida por efecto de lu-
tita.

At—At,, 1 PSP
= * ; o=
At,—At,, 2—a 1-v,

Donde:

PSP = potencial pseudo estatico de la formacién que es el valor de SP reducido por la arcilla en
una zona arcillosa.

V&= volumen de arcilla que puede ser obtenido mediante la curva del registro de rayos gamma.
A = representa la relacién existente entre el PSP (o potencial estatico) y la arcillosidad de la for-
macion, de tal manera que se utiliza como indicador de arcillosidad.

® Correccion por contenido de hidrocarburos: Si la arena es limpia, contiene hidrocarburos y la
invasion del filtrado del lodo no es muy profunda, los tiempos de transito pueden resultar muy
altos, y por lo tanto, también la porosidad calculada mediante la ecuacién de Wyllie, después de
haber corregido por efecto de compactacion, ya que esta ecuacion solo supone que el fluido en
los poros de la roca es agua. La presencia de hidrocarburos solo tiene efecto en el tiempo de
transito cuando estas no se encuentran compactadas, es decir, cuando B,,>1. En el caso de pre-
sencia de gas, se aplica un factor de correccién de 0.5 a 0.7, y de 0.8 a 0.9 si las arenas contie-
nen aceite, a los valores previamente corregidos por compactacion.

En el caso de arenas arcillosas con contenido de hidrocarburos, la ecuacion anterior tiende a corregir
tanto por contenido de lutita como por contenido de hidrocarburos, ya que la presencia de hidrocarbu-
ros en los intervalos arcillosos tiende a reducir el valor del PSP o potencial estatico, y por lo tanto el de
valor de a.

Factores que afectan las mediciones de las herramientas acusticas. L.a medicion del tiempo de tran-
sito y la amplitud de las ondas acusticas efectuadas por las herramientas sonicas de porosidad se en-
cuentran comunmente regidas por un gran numero de parametros geoldgicos y ambientales, de tal ma-
nera que se puede decir que At esta en funcion de la litologia que compone a la roca, su textura, su es-
tructura, los fluidos que pueda albergar, asi como factores ambientales tales como el tipo de lodo, tama-
fio del agujero, efectos de invasion y alteraciones que puedan tener las formaciones.

Caracteristicas de las formaciones y el tipo de fluido que puedan albergar. Dentro de los factores

formacionales que pueden llegar a afectar las mediciones de los registros sonicos, destacan la matriz de
la roca, la textura, la porosidad y el tipo de fluidos que pueda albergar, asi como la presion y la tempe -
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ratura. La velocidad del sonido en las formaciones depende en gran medida del tipo de minerales que
constituyan a las rocas sedimentarias (su matriz), cuyo efecto se encuentra determinado por la densidad
y los parametros elasticos de los minerales. Estos parametros no son siempre bien conocidos, sin em-
bargo, existen ciertos tipos de minerales para los cuales su tiempo de transito ya es bien conocido desde
hace varias décadas (Capitulo 1, Tabla 2), especialmente aquellos que son formadores de roca, tales
como la dolomita y la calcita. La manera en que se encuentren distribuidos dichos minerales también es
de importancia, pudiendo estar en forma dispersa o bien en forma laminada.
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Fig. 109 — Ejemplo de un registro sénico de porosidad nci= Numero de contactos entre esferas

adquirido en una secuencia de areniscas-lutitas junto con las
respuestas resistivas realizadas por herramienta eléctrica, asi
como un potencial natural junto con el registro sénico. En
este registro se observan tres intervalos relativamente limpios
de arenas con contenido de agua en su porcién inferior y con
contenidos de gas en las secciones superiores (Bassiouni,
1994).

Fig. 110 — Tipos de arreglos geométricos de acuerdo con
Fraser y Graton, 1935 (Ricco, 2012).

Por otro lado, la porosidad es uno de los parametros mas importantes que pueden ser medidos por los
registros sonicos, el cual depende principalmente de la distribucion que tengan los granos en las rocas
por medio de los arreglos de Fraser y Graton (1935) (Fig. 110). A mayor porosidad la velocidad del so-
nido en las rocas tiende a ser mas corta, es decir, su At es mas largo, y si la formacion llega a tener con-
tenido de fluido ya sea aceite o gas, la velocidad se reduce atin mas al menos a cierta profundidad. Por
otro lado, en el caso de formaciones con contenido de agua, la velocidad de las ondas acusticas depen-
de, en mayor o menor medida, de la salinidad del agua de formacién, la temperatura y la presion a la
que estan sometidos. A mayor salinidad, las velocidades son mayores, es decir, At es mas corto.

Textura de las rocas. La forma en que se encuentren acomodados los granos en las formaciones y la
porosidad que estos permitan albergar, influyen en la velocidad con la que se propagan las ondas acts-
ticas en el agujero. Su tamafio, forma y distribucién (pudiendo ser fracturas, viigulos y cavidades) con-
lleva a la idea de anisotropia en las velocidades acusticas si ésta se mide tanto horizontal como vertical-
mente, lo que afecta por ende el tiempo de transito.

En formaciones de baja porosidad, los granos de las formaciones se encuentran mas unidos unos con
otros, lo que significa que los poros se encuentran distribuidos uniformemente, de tal manera que la
matriz constituye una fase continua, lo cual l6gicamente permite notar que las primeras ondas en arri-
bar a los receptores son por ende las mas rapidas (las ondas P) viajando a través de la matriz y no a tra-
vés de los poros. Del mismo modo si los granos se encuentran en suspension en arenas con altas porosi-
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dades o en arcillas pobremente compactadas, la fase continua la constituye ahora el fluido que albergue,
por lo que el tiempo de transito medido correspondera a la velocidad de dicho fluido. Por otro lado, si
existe la presencia de microfisuras, fracturamiento o cavernas, ya sean naturales o inducidas por el lodo
de perforacién, igualmente se reduce la velocidad de las ondas actsticas, o en otras palabras, el tiempo
de transito se incrementa.

Factores ambientales que afectan las mediciones de At. El tamafio que tenga el agujero y el tipo de
fluido que se esté utilizando en este, puede afectar las mediciones de las velocidades actsticas en las
herramientas sénicas de porosidad. Si el diametro que tiene el agujero es constante y no es muy grande,
su efecto en la sefial produce una atenuaciéon normal de la onda eléstica. En cambio, si el tamafio del
agujero perforado es muy grande, puede llegar a afectar considerablemente las mediciones, producien-
do saltos de ciclo en la respuesta de la herramienta. Si el lodo de perforacién utilizado contiene una
cantidad considerable de s6lidos en suspension, se produce una dispersion de la energia actstica que se
traduce en un menor acoplamiento acustico lodo-formacién. Si el lodo se encuentra cortado con gas o
se le han agregado aditivos contra perdida de circulacion, la atenuacion acustica puede ser muy grande
y las mediciones del tiempo de transito pueden ser no del todo confiables o se pueden presentar igual-
mente saltos de ciclo muy frecuentes.

El salto de ciclo (cycle skipping) es un efecto que se presenta con frecuencia en pozos que tengan dia-
metros muy grandes, formaciones pobremente consolidadas, presencia de fracturamientos naturales o
inducidos en las formaciones por efecto del lodo de perforacion, saturacién de gas o aceite en los inter-
valos, lodos de perforacién aireados, etc. donde el fendmeno tipico que se genera es una fuerte atenua-
cion de la intensidad de la onda, lo que dificulta su deteccion en algunos detectores (pueden ser en uno
o ambos detectores), incrementandose con ello abruptamente el tiempo de transito al perderse ciclos de
onda.

Aplicaciones de los registros sonicos de porosidad. Los registros sonicos de porosidad son unos de
los registros mas importantes dentro de la gran gama de herramientas de registros geofisicos de pozos
que existen, esto debido a las muiltiples aplicaciones que tienen tanto en el aspecto geoldgico y petrofi-
sico de las formaciones. Estas se pueden realizar de manera cualitativa, o bien, cuantitativamente, de tal
manera que se puede desglosar en todas las siguientes:

-Aplicaciones geolégicas
¢ Determinacion del tipo de litologia.
¢ Estudios de compactacion:
© Maduracion de la materia organica.
o Profundidad maxima de enterramiento.
Deteccion de fracturas.
Determinacion de la porosidad primaria y la porosidad secundaria de las formaciones.
Analisis sedimentologicos.
Evaluacion del espesor de las formaciones.

-Aplicaciones petrofisicas
* Deteccion de gas y aceite.
Cambios en la viscosidad del aceite.
Localizacion de los yacimientos.
Medicion de la velocidad compresional y la velocidad de cizalla de las formaciones.
Determinacion de los mddulos elasticos (las dimensiones de fractura hidraulica).
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Anadlisis de arenas.

Estabilidad del agujero.

Evaluacion de la calidad de la cementacion.
Correlaciones entre pozos:

o (Calibracién de secciones sismicas.

© Sismogramas sintéticos.

4.2 Registros de densidad

A pesar que desde finales de los afios 30's ya se tenia un conocimiento bastante formal sobre las propie-
dades radiactivas de las arcillas en las formaciones sedimentarias, siendo estas en un principio emplea-
das principalmente para las mediciones de rayos gamma de las formaciones, no fue sino hasta princi-
pios de los 50°s que se pudo desarrollar formalmente otra herramienta que permitiera "inferir" la poro-
sidad de las formaciones utilizando el fenomeno fisico de la dispersion y absorcién de los rayos gam-
ma. A esta nueva herramienta se le llam6 FDL (Formation Density Log) o herramienta de porosidad-
densidad, aunque en ocasiones es denominada como herramienta gamma-gamma por la manera en que
opera. Es importante resaltar que la herramienta de densidad es un registro de tipo radiactivo que de-
pende directamente de la porosidad de la formacién, pudiendo a su vez obtener la densidad total de la
roca, y utilizada en combinacién junto con otros registros geofisicos de pozo, permite localizar y deter-
minar zonas que tengan algtn contenido de hidrocarburos y zonas productoras de gas en combinacion
con el registro de neutrén compensado (CNT, Compesated Neutron Tool), calculos de presion de sobre-
carga, medicion de las propiedades mecanicas de las rocas, asi como evaluaciones cuantitativas de po-
rosidad de las arenas arcillosas.

En el caso de la herramienta LDT (Lithodensity Tool) o herramienta de litodensidad de las formacio-
nes, su funcionamiento se basa en la identificacion litologica de las formaciones a través de la medicion
del indice de absorcién fotoeléctrica (P.), ya que dicho pardmetro es altamente dependiente y sensible
al tipo de litologia y los minerales que se encuentran constituyendo a las rocas. Dicho método consiste
en la cuantificacién de la capacidad del material existente en la formacién de absorber radiacion elec-
tromagnética mediante el mecanismo de absorcion por efecto fotoeléctrico.

El efecto fotoeléctrico es resultado de la interaccion que existe entre electrones, por lo que su intensi-
dad estara dada en funcién del nimero de electrones existentes por unidad de volumen de roca en las
formaciones. Este parametro es una funcién directa del niimero atémico promedio de la formacién (Z),
por lo que poco dependera de la porosidad y del fluido en los poros de la roca.

Principio de medicion. El principio de medicion con el cual funcionan todas las herramientas de den-
sidad y litodensidad se basa en la emision de rayos gamma a las formaciones utilizando una fuente ra-
diactiva, pudiendo esta ser de Cobalto (**Co) o bien de Cesio (**'Cs), asi como la incorporacién de dos
o mas detectores de rayos gamma en las herramientas, montados a diferentes distancias de la fuente ra-
diactiva. En las herramientas de porosidad-densidad y litodensidad de las formaciones es mas frecuente
la utilizacion de una fuente radiactiva de Cesio, que una de Cobalto por la gran estabilidad del Cesio,
ya que este elemento radiactivo decae con una vida media de 30 afios y permite ademas emitir rayos
gamma con una energia de 0.66 MeV. Una fuente radiactiva de Cobalto, en cambio, decae con una vida
media de 5.2 afios y emite rayos gamma con una energia que oscila entre 1.17 y 1.33 MeV.

Los rayos gamma, son considerados como impulsos de ondas electromagnéticas de altas velocidades
emitidas por las fuentes radiactivas, que como se menciond en la seccion 2.4 de este manual, colisionan
con los electrones de las formaciones en 3 distintos mecanismos de absorcién, dependiendo en gran
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medida de la energia incidente de los rayos gamma. Estos rayos gamma también denominados fotones,
son ondas emitidas hacia las formaciones por medio de las fuentes radiactivas como ondas de mediana
energia de forma constante. Los rayos gamma colisionan con los electrones del material de la forma-
cion a través del cual tratan de pasar, por lo que en cada choque con la materia, los rayos gamma ceden
parte de su energia en forma de energia cinética, cambian de direccién por efecto Compton y contintian
su trayectoria con menor energia. Dado el nivel de energia con el que son emitidas dichas ondas (nor-
malmente por encima de 200 KeV y debajo de 2 MeV en las herramientas de densidad), a este tipo de
interaccion se le conoce como efecto Compton de dispersion.

El efecto Compton es uno de los 3 mecanismos de absorcién de rayos gamma que se pueden presentar
en las formaciones, y éste permite en las herramientas de densidad, realizar la medicion de la densidad
total de las formaciones, la cual es funcién de la densidad del material que constituye la matriz de la
roca, de su porosidad y de la densidad de los fluidos que se encuentren contenidos en las rocas ya que
dicho fenémeno de colision elastica es sensible a la densidad de los electrones contenidos en las forma-
ciones después de haber sufrido varias dispersiones (atenuaciones) por efecto Compton (Figura 30 de la
seccion 2.4). Los rayos gamma dispersos por efecto Compton regresan a la herramienta en donde son
medidos (contados) por medio de los 2 detectores que son cominmente detectores de centelleo, y ya
que el conteo obtenido para cierto nivel de energia es funcién del niimero de electrones por unidad de
volumen de roca en cm?® (su densidad electrénica, p. en electrones/cm?), este puede ser directamente re-
lacionado con la densidad real del material (py) existente entre la fuente y los detectores en gr/cm®.

De acuerdo con esto, la densidad de los electrones se encuentra relacionada con el volumen de densi-
dad real o total de la roca, que a su vez depende de la densidad de los minerales que constituyen la ma-
triz de la roca, la porosidad de la formacion y la densidad de los fluidos que se encuentren en los poros.
Cuando los rayos gamma llegan a los detectores, han sufrido ya un cierto nimero de colisiones y cam-
bios de direccion, es decir, mientras mayor sea la densidad del material que se tenga en la(s)
formacién(es), mayor sera la probabilidad de que los rayos gamma colisionen, pierdan energia (sean
atenuados por efecto Compton) o sean absorbidos por efecto fotoeléctrico. De acuerdo con esto, solo
una pequefia parte de la energia inicial de las ondas incidentes regresaran a los detectores de la herra-
mienta. En formaciones cuya densidad es baja por otro lado, la intensidad de la energia que regresa a
los detectores es mayor. De esta manera se puede decir que la intensidad de los rayos gamma contados
por los detectores de centelleo sera inversamente proporcional a la densidad real de la formacién. Cabe
resaltar que debido al nivel de energia con el que trabajan todas las herramientas de densidad y litoden-
sidad (entre 0.2 y 2 MeV), el mecanismo de absorcion de rayos gamma por produccion de pares se en-
cuentra ausente en las mediciones obtenidas por las herramientas.

Herramientas de densidad. No fue sino hasta principios de los afios 60’s que se reconoci6 y acept fi-
nalmente al registro de densidad como una herramienta que permitiera obtener la porosidad de las for-
maciones directamente a partir de la densidad total de las rocas. El registro de porosidad-densidad se
obtiene cominmente a través de una herramienta que contiene un dispositivo muy similar a un patin en
el que van alojadas la fuente radiactiva y los detectores de rayos gamma, éstos ultimos colocados a
cierta distancia de la fuente. Debido a esto se puede decir que el registro de densidad es de los registros
de porosidad llamados de pared, ya el dispositivo radiactivo que emite los rayos gamma junto con los
detectores, se encuentran instalados sobre un patin en la herramienta, el cual siempre va presionado
contra la pared del agujero por medio de un brazo mecanico-hidraulico para mantener siempre pegada
la herramienta a la formacién, ademas de que la herramienta tiene la gran ventaja de poder correrse tan-
to en agujeros llenos de fluido de perforacion, o en agujeros que estén vacios (lodos aireados).

Esto permite que los rayos gamma que son emitidos por medio la fuente radiactiva, penetren directa-
mente en las formaciones, algunos siendo absorbidos por las formaciones, otros dispersandose por
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efecto Compton lejos de los receptores, y otros después de haber sufrido dispersiones, regresan a la he-
rramienta con energias que varian entre los 0.2 a los 0.6 MeV en donde son contados por los detectores
(Fig. 111). La respuesta que se obtiene de la herramienta es utilizada principalmente para la determina-
cién de la porosidad de las formaciones cuando se conoce la densidad de la matriz y la densidad de los
fluidos.
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/Delector de rayos gamma

Ventana de aluminio

w”

Rayos gamma dispersados
hacia el detector

(L)

Rayos gamma dispersados
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Fig. 111 — Esquema que representa el principio de medicién con el que operan las herramientas de densidad,
tomando como ejemplo la herramienta que consta de una fuente radiactiva y un detector de rayos gamma (Bassiouni, 1994).

La primera herramienta de densidad que fue utilizada comercialmente se encontraba constituida por
una fuente radiactiva de rayos gamma de Cesio o Cobalto y un solo detector de rayos gamma. Sin em-
bargo, dicha configuracion era sensible a obtener conteos erroneos de los rayos gamma que llegaban a
los detectores, especialmente en las formaciones sedimentarias permeables por efecto del espesor del
enjarre, densidad del lodo y didmetro del agujero. Este tltimo efecto no podia determinarse con exacti-
tud como consecuencia de la formacion del mismo enjarre. Esto ocurria ya que el enjarre que se forma
en ellas es generalmente de una densidad considerablemente diferente a la densidad verdadera de las
formaciones, por lo que los rayos gamma al atravesar ambos medios, obtenia valores de densidad inter-
medios entre ambas fases, lo que llevaba a la necesidad de corregir por tales efectos. Sin embargo, las
correcciones realizadas no siempre brindaban veracidad a las mediciones debido a las incertidumbres
que se tenian en cuanto al espesor y composicion del enjarre, ademas de que la interpretacion de los da-
tos obtenidos era muy complicada por la necesidad de convertir manualmente los conteos obtenidos a
respuestas de densidad. Fue debido a todas estas limitantes que a mitades de los afios 60’s se desarrolld
una nueva herramienta de densidad, la cual cuenta ahora con dos detectores de rayos gamma, y se le
conoce como FDC (Formation Density Compesated) o registro de densidad compensada.

Herramienta de densidad compensada (FDC, Formation Density Compesated). Fue en 1964 que
surgio una nueva herramienta disefiada por parte de la compafiia Schlumberger para la medicion de la
porosidad de las formaciones en funcion de su densidad. Antes de ello, la determinacion in situ de la
porosidad no era del todo posible debido a que las lecturas obtenidas en las primeras herramientas eran
afectadas por factores ambientales, y por lo tanto, tenian que ser corregidas, algo que no siempre se lo-
graba de forma confiable. Fue entonces cuando Schlumberger desarrollé6 una nueva herramienta de
densidad denominada FDC o herramienta de densidad compensada. La herramienta FDC a diferencia
de su antecesora, se encuentra constituida por dos detectores de rayos gamma, de tal manera dicha con-
figuracion le permite compensar las lecturas por efecto del enjarre, y en menor medida por irregularida-
des que se puedan generar en el diametro del agujero (Fig. 112).
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El principio de medicion que utiliza es el mismo con el que funciona la herramienta que cuenta con un
solo detector, pero la FDC con dos detectores logra corregir automaticamente por diametro de pozo y
por densidad del lodo de perforacién (tipo de lodo), lo que ademas permite poder obtener directamente
en el registro, practicamente la densidad verdadera de las formaciones (py). Por otro lado, el patin con
los sensores se mantiene presionado a la pared de pozo por medio del brazo mecanico-hidraulico, el
cual tiene una geometria tal que cuando la herramienta se esta corriendo a lo largo del pozo, va cortan-
do el enjarre, logrando con ello el tener un mejor contacto con las formaciones, y a su vez, obtener si-
multaneamente un registro caliper del pozo.

Enjarre
(Prc + N
{

Formacion (p,)

Detector de
espaciamiento largo

Detector de
espaciamiento corto

Fuente emisora de
rayos gamma

Fig. 112 — Disefio de la herramienta de densidad compensada
(FDC) de la compaiiia Schlumberger (Bassiouni, 1994).

En la herramienta FDC la fuente emisora se localiza en la porcién inferior de la herramienta, mientras
que en su porcion superior se localizan los detectores de rayos gamma, estos colocados a cierta distan-
cia de la fuente. El detector mas cercano, por su proximidad a la fuente radiactiva, es particularmente
mas sensible a la influencia del enjarre y a las irregularidades que puedan existir en el agujero, midien-
do asi los rayos gamma que chocan con el enjarre. El detector mas alejado, por otro lado, se localiza a
la misma distancia que tenia el detector en la herramienta antecesora, por lo que su respuesta es practi-
camente la misma, es decir, cuenta los rayos gamma que son atenuados con la formacién sin realizar
una compensacion por los efectos ambientales descritos con anterioridad. Esto da como resultado que
la combinacion de las sefiales de ambos detectores genere una correccién (Apy) en funcion de la dife-
rencia de las dos densidades medidas, la cual se suma algebraicamente a la sefial de densidad no com-
pensada del detector mas alejado, pudiendo asi obtener la densidad verdadera de la formacion (py).

App= f(prs— pss)
Pbe = Prst App

Asi como estas, existen del mismo modo diversas herramientas de densidad y litodensidad patentadas
por parte de las compafiias de servicios a la industria petrolera, de las cuales, las mas modernas utilizan
en la actualidad detectores de centelleo mas sofisticados que su predecesora, lo que permite la separa-
cion de los rayos gamma con base en sus niveles de energia, en ventanas de energia bien definidas, pu-
diendo ser estas altas o bajas energias. Esto permite que se tenga una mejor evaluacion de los efectos
ambientales que puedan llegar a afectar a las mediciones.

Los conteos en las ventanas de altas energias del detector lejano se usan para la evaluacion de la densi-
dad de la formacion (py), ya que el efecto Compton es el efecto predominante a este nivel, mientras que
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los conteos en la ventana de baja energia, al estar sujetos a la absorcion fotoeléctrica, el conteo en esta
ventana se utiliza para evaluar el indice de absorcion fotoeléctrica (P.), y por ende, la litologia de la for-
macion.

Profundidad de investigacion y resolucion vertical de las capas. La profundidad de investigacion de
las mediciones con la herramienta FDC se vuelve mucho menor mientras mas densas sean las forma-
ciones que se estén estudiando. Numerosas pruebas de laboratorio se han realizado a la herramienta
FDC, y en ellas se ha observado que el 90% de las respuestas obtenidas por parte de los detectores, pro-
vienen de las primeras 5 pulgadas de formacion, o incluso profundidades menores. Principalmente en
las formaciones sedimentarias que sean porosas y permeables como, por ejemplo, intervalos de arenis-
cas con un 35% de porosidad, lo que mide la herramienta de densidad es esencialmente la zona lavada
o invadida por filtrado de lodo, pudiendo incluso en ciertos casos, detectar ciertos fluidos de la forma-
cién, como por ejemplo hidrocarburos residuales.

Por otro lado, la resolucion vertical de las capas, es muy buena incluso cuando la herramienta se esté
corriendo con una velocidad cercana a 1,300 ft/h, de donde se puede obtener la densidad de formacio-
nes que tengan espesores de menos de 2 pies. Sin embargo, si la velocidad con la que se corre el regis-
tro es menor, es posible obtener una buena resolucion vertical de capas o estratos que tengan hasta 6
pulgadas.

Calibracion de las herramientas de densidad. Las calibraciones primarias o iniciales que se le hacen
a las herramientas de densidad se llevan a cabo en laboratorio sobre formaciones de calizas puras satu-
radas de agua dulce, en donde las densidades son bien conocidas. Posteriormente se realiza una segun-
da calibracion (calibracion secundaria) sobre bloques de aluminio y magnesio, o bien puede ser un blo-
que azufre en donde se introduce la sonda. Estos bloques son de dimensiones, composicion y densida-
des conocidas, de manera que sus caracteristicas se relacionan con las formaciones de caliza. Finalmen-
te, en la ubicacion en donde se esté realizando la toma de registros geofisicos se realiza una calibracion
final de prueba radiactiva que produce una sefial de una intensidad conocida, esto para verificar que el
sistema de deteccidn este funcionando correctamente. Con esto se logra que el registro de densidad ob-
tenga valores directos de la densidad de la formacién en vez de valores de radiactividad.

Las unidades de medicion que se utilizaban originalmente en las herramientas de densidad eran los
conteos/segundo, o la unidad estandar de densidad PGAC, que eran posteriormente convertidas a datos
de densidad utilizando ciertas tablas de conversion por parte de las compafiias de servicios. Sin embar-
go, poco tiempo después de que se comenzaran a emplear las herramientas que constan de dos detecto-
res y una fuente, la informacién de densidad ya pudo ser grabada en unidades de gr/cm?®, que son las
unidades estandar con las que trabajan las herramientas de densidad en la actualidad.
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Método de compensacion que utilizan las herramientas de densidad. E1 método por el cual se reali-
za la compensacion de las mediciones de densidad por efecto de enjarre y por irregularidades en el dia-
metro de pozo, es por medio de un grafico denominado spin and ribs plot, o grafico de columnas y cos-
tillas (Fig. 113). El grafico de columnas y costillas es un grafico experimental, desarrollado para la he-
rramienta FDC, en donde las costillas fueron desarrolladas para 5 valores de formacion de calizas y
para una variedad de enjarres sintéticos de diferentes composiciones, densidades y espesores. Una cos-
tilla es practicamente independiente del espesor del enjarre, densidad o de la composicion que corres-
ponde a la densidad de cada formacién. Ademas, las costillas pueden escalarse en términos de densida-
des reales de la formacion.

Conceptualmente se puede obtener una densidad compensada de la formacion al introducir los valores
obtenidos por los detectores lejano y cercano (prs y pss), en el grafico de columnas y costillas. En la
practica, este procedimiento se realiza por computadora en superficie. La compensacion se basa en la
sensibilidad que tiene el enjarre en ambos detectores, de donde se realiza una estimacion de las densi-
dades aparentes, medidas en ambos detectores en condiciones de no enjarre, para las cuales las densida-
des medidas por ambos detectores deberan ser iguales (prs=pss), y corresponder a la densidad de la for-
macion. Si las densidades obtenidas por ambos detectores son diferentes, se calcula la correccion Ap y
se suma al valor de densidad, sin compensar, que se obtiene del detector lejano pis, para obtener la den-
sidad real compensada (py).
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Fig. 113 — Gréfico de columnas y costillas utilizado para la herramienta FDC de la compafiia
Schlumberger para la compensacién por efecto de enjarre (Bassiouni, 1994).

La densidad ya compensada correspondera a la interseccion entre la columna y la costilla, sin embargo,
la precision que brinda este método para la obtencion de la densidad de la formacion es limitada, espe-
cificamente para los casos en que se tengan enjarres muy espesos o que se formen paquetes de lodo en
agujeros muy rugosos. En dichos casos lo que veran ambos detectores sera el enjarre o algun nodulo de
lodo, de tal manera que la herramienta estara interpretando una formacién cuya densidad es muy cerca-
na a la densidad del lodo, o muy cercana a la densidad del enjarre. Por otro lado, la herramienta FDC
también permite la compensacion cuando existen irregularidades en el agujero. Normalmente la correc-
cion por efecto de didmetro del agujero en la herramienta de densidad se realiza automaticamente, aun-
que existen graficos para ver como se realiza dicha correccion en agujeros vacios (con presencia de
gas) o en agujeros que estén utilizando lodos de perforacién (lodos con barita), como se muestra en la
figura (114).
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Densidad aparente de la formacion
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Fig. 114 — Grafico de correccién por efecto de didmetro de agujero con contenido
de gas o lodos de perforacién para la herramienta FDC (Bassiouni, 1994).

Ecuacion de atenuacion de los rayos gamma. Si la longitud (L) o el espaciamiento existente entre la
fuente radiactiva y los detectores de la herramienta es lo suficientemente grande, la intensidad (I) con la
que llegan los rayos gamma a los detectores, sera una funciéon exponencial de la densidad electrénica
de la formacién, que bien puede ser expresada por medio de la ecuacion de Beer-Lambert de la siguien-
te manera.

I=I,e """
Donde,
I = intensidad de los rayos gamma contados por el detector de centelleo.
Io = intensidad de los rayos gamma emitidos por la fuente.
Pe = densidad electrénica de la formacion en el intervalo L. (nimero de electrones por
unidad de volumen).
L = espaciamiento existente entre la fuente y el (los) detector(es).
U = constante que depende de la geometria de la herramienta, la energia de los rayos

gamma emitidos por la fuente y de las caracteristicas de los detectores.

Si dicha ecuacion se hace logaritmica, se podra observar que la densidad electrénica de las formaciones
es una funcién linear del logaritmo de la intensidad de los rayos gamma contados por la herramienta de
densidad, quedando de la siguiente manera.

LnI=LnI — pp.L

Relacion que existe entre la densidad electrénica y la densidad real de la formacion. Como se
mencion6 con anterioridad, el nimero de dispersiones por efecto Compton que se generen en las for-
maciones se encuentra directamente relacionado con el nimero de electrones (n.) en la formacién, que
es esencialmente la densidad electrénica (p.) del material que constituye a la roca, por ello que se deba
obtener una relacién entre la densidad electrénica y la densidad verdadera de la formacion (py). Las he-
rramientas de densidad lo que buscan a fin de cuentas es obtener la densidad real de la formacio6n, lo
cual puede quedar expresado con base en la densidad electrénica del material que constituye a la roca,
la cual se encuentra relacionada a la densidad total p, por medio de la siguiente ecuacion para una sus-
tancia que contiene un solo elemento.
_ (2_2)
Pe=Py A
Donde,
Z = numero atémico del elemento.
A = peso atomico del elemento.
pp ¥ pe = densidad verdadera y densidad electronica del material.

144



Para la mayoria de los elementos y constituyentes que forman a las rocas sedimentarias, la relacion
2(Z/A) (Tabla 6) que puede ser denominada también como "C", en un alto grado de aproximacion pue-
de considerarse que su valor es muy préximo a la unidad, a excepcion del hidrogeno para el cual dicha
relacion rebasa a la unidad (C del hidrogeno es 1.9843). Mientras que, para una sustancia molecular, se
utiliza el indice de densidad electronica (p.i), el cual se encuentra relacionado igualmente a la densidad
total, y puede quedar expresado de la siguiente manera mediante la ecuacion,

9 z Z's
pei: IOb
Wmol
Donde,
XZs =suma de los numeros atémicos de los atomos que constituyen a la molécula.

Wme = peso molecular.

Ya que la herramienta de densidad FDC se encuentra calibrada en calizas puras saturadas de agua dul -
ce, tomando a esta como el estandar, la densidad aparente que es leida comtinmente por la herramienta
como p,, Se encuentra igualmente relacionada al indice de densidad electronica de la siguiente manera.

P.=1.0704 p. — 0. 1883

En el caso de formaciones sedimentarias saturadas de fluidos, tales como las calizas, areniscas y dolo-
mias, la lectura de densidad aparente obtenida por la herramienta es practicamente idéntica a la densi-
dad total real de la formacion py. Para algunos minerales tales como el yeso, la silvita, la anhidrita, etc.
asi como formaciones con contenido de gas, es necesario corregir los valores de densidad aparente para
obtener los valores de densidad total a partir de las lecturas del registro.

- - . o Densidad aparente
Elemento [ Z [ A [ c=2z/A) Complasts Formula | Densidad | . ZZ's | Densidad o)
real (ps) W oot | electrénica (p.)
H 1 1.0079 1.9843
C 6 12.0111 0.9991 Cuarzo si0, 2.654 0.9985 2.650 2.648
Calcita CaC0, 2.710 0.9991 2.708 2.710
N 7 14.0067 0.9995 Caco,
Dolomita 2.870 0.9977 2.863 2.876
o 8 15.9994 1.000 — MgCO;,
Anhidrita CaSO. 2.960 0.9990 2.957 2.977
Na 11 22.9898 0.5569 silvita Kel 1.984 0.9657 1916 1.863
Mg 12 24.312 0.9872 Halita NaCl 2.165 0.9581 2.074 2.032
Al 13 26.9815 0.9636 Yeso CasO,2H,0 | 2320 1.0222 2372 2.351
. - - Carbon 1.400 o 1.442 1355
Si 14 28.086 0.9969 Antracita 1.800 i 1.852 1.796
P 15 30.9738 0.9686 Carbon 1.200 100 1.272 1.173
Bituminoso 1.500 ) 1.590 1.514
S 16 32.064 0.998 Agua dulce H,0 1.000 1.1101 1.110 1.00
Cl 17 35.453 0.959 Aguasalada | 200,000ppm | 1.146 1.0797 1.237 1135
K 19 39.102 0.9718 Aceite n(CH,) 0.850 11407 0.970 0.850
Ca 20 40.08 0.998 Gas metano CHq Pmetano 1.247 1.247 pmetano 1.355 P metano — 0.188

Tabla 7 — Valores de C, densidad real, densidad electrénica y densidad aparente
de los minerales y fluidos mas comunes que se pueden encontrar en las
formaciones sedimentarias (Serra, 1984).

Tabla 6 — Valores de la relaciéon C= 2(Z/A) para los elementos
mas comunes que forman a las rocas sedimentarias (Serra, 1984).

Como se puede observar de la Tabla 7, generalmente las diferencias que existen entre la densidad elec-
tronica y la densidad aparente medida por la herramienta son muy pequefias en las matrices de cero po-
rosidad. De acuerdo con esto, se puede decir que la densidad de la roca es proporcional a la densidad
electronica (pa % pe).
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Presentacion del registro de densidad.
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Fig. 115 — Ejemplo de un registro de densidad adquirido con la herramienta FDC de Schlumberger,
en donde se logran apreciar graficadas la curva p, y Ap, ademas de contar también con una curva de
céliper y una de rayos gamma (Bassiouni, 1994).

Comunmente, la informacion proporcionada por la curva de densidad total compensada de la formacion
(pb) obtenida de los dos detectores de la sonda, queda registrada en las pistas 2 y 3 del registro en una
escala lineal de densidad, que normalmente puede ir de 2 a 3, o de 1.95 a 2.95 gr/cm?, y adicionalmente
se pueden tener graficadas una curva de rayos gamma y una curva de caliper en el primer carril del re-
gistro (Figura 115). Del mismo modo, en las pistas 2 y 3 puede ser registrada opcionalmente una curva
de porosidad, usando valores preestablecidos de pm. y pr seleccionados de acuerdo con las condiciones
que se presenten como en la Figura 116. Por otro lado, una curva corregida Ap, por efecto de enjarre y
diametro del agujero es generalmente registrada en la pista 3 de registro, principalmente como un con-
trol de calidad para ver si p, es representativa o no de la formacion. Si esta curva se encuentra fuera de
la escala del gréfico, significa que no es un buen valor. Opcionalmente si se corre un CNL junto con el
registro de densidad FDC, dicha curva quedara también grabada en las pistas 2 y 3 del registro.
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Fig. 116 — Ejemplo de un registro de densidad con la curva de porosidad (Bassiouni, 1994).

Correcciones realizadas al registro de densidad

Los dos factores principales que pueden llegar a afectar las mediciones de las herramientas de densidad
son las variaciones que se puedan generar en el didametro de pozo (d:), asi como las variaciones en la
densidad de lodo de perforacién (pn), he de ahi que se tengan que corregir los valores de densidad debi-
do a ambos factores.

Correccion por efectos de invasion y densidad del lodo de perforacion. El fluido que comtinmente
se encuentra contenido en los poros de las formaciones que se estan estudiando, es filtrado de lodo. Es-
tos pueden tener una densidad (ps) que varia desde valores menores a 1 a mas de 1.1 dependiendo de su
salinidad, temperatura y presion a la que estén sometidos los fluidos. A 65°C y presién atmosférica, la
relacion que existe entre la salinidad del agua por cloruro de sodio (NaCl) y la densidad, puede aproxi-
marse por medio de la expresion p,= 1 + 0.63P, en donde P es la concentracion en ppm de NaCl. Para
poder corregir los valores de densidad por efecto de la invasion de los fluidos, es posible la implemen-
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tacion del grafico de correccion de la figura 117, donde se tienen porosidades de la herramienta FDC
contra lecturas para distintas matrices y valores de ps.

Temperatura en °C
25 50 100 150 200

I T T T T T T A T O (I}

Densidad en gricm3
sWo/IB ua pepisuag

0.85

0.85
40 100 200 300 400 440
Temperatura en °F

Fig. 117 — Densidades de agua y soluciones de NaCl a diferentes
temperaturas y presiones (Schlumberger, 2008).

En aquellos agujeros que estén utilizando un lodo de perforacion, la densidad que tenga el lodo de per-
foracion puede afectar las mediciones de las herramientas de densidad, especialmente si este se encuen-
tra constituido por barita. La barita es un mineral pesado que se usa con frecuencia en la industria pe-
trolera para brindarle peso al lodo de perforacién, por lo que, si existe mucho de este mineral en el
lodo, aumentara considerablemente su densidad, provocando que exista una absorcion muy grande de
los rayos gamma emitidos por la FDC.

Correccion por diametro de pozo. La herramienta FDC normalmente corrige automaticamente por
diametro del agujero tal como se explico con anterioridad, para tamafios de agujeros de hasta 15” en
pozos que estén llenos de gas o lodo de perforacion, volviéndose insignificantes dichas correcciones si
el diametro es menor o igual a las 10” (Figura 114). Cabe resaltar que normalmente casi no se corrige
por diametro de agujero o son muy pocas las veces que se tiene que realizar dicho procedimiento ya
que la herramienta de densidad FDC va excentrada, de tal manera que el patin tiende a correr sobre la
parte mas baja del agujero que casi nunca es vertical, por lo tanto, la correccion que se realiza por dia-
metro de agujero es generalmente muy pequefa.

Correccion por efecto de arcillas. Las arcillas son un caso especial en los registros de densidad que no
se deben de pasar de alto. La presencia de arcillas en las formaciones puede llegar a afectar la interpre -
tacion del registro de densidad, ya que las arcillas secas tienen una densidad muy similar a la densidad
que tiene el cuarzo, por lo que tienen un efecto muy parecido al que tiene el cuarzo en la matriz de las
rocas. A pesar de que sus propiedades puedan llegar a variar de una formacion a otra y con base en su
ubicacién, sus densidades se encuentran tipicamente en el rango de los 2.2 a 2.65 gr/cm?. En estos ca-
sos, la influencia de las arcillas debe ser tomada en consideracion principalmente cuando se realiza una
interpretacién del registro en términos de su porosidad efectiva o la litologia, sobre todo si su densidad
real es considerablemente diferente de aquellos otros minerales que constituyen a la matriz de la roca.
Esto se puede realizar mediante la siguiente ecuacién, corrigiendo el valor de densidad por efecto de ar-
cilla para obtener asi la densidad real de la formacion.

Pbc = Pb +Vsh ( Pma — psh)
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Donde,

Pbe = densidad corregida de la formacién por efecto de arcillas.

Pb = densidad obtenida del registro (Ecuacion 5.26).

Pma = densidad de la matriz.

Psh = densidad de la arcilla.

Vi = volumen de arcillosidad en el intervalo (puede ser obtenida del registro de rayos
gamma).

Las arcillas suelen tener una densidad menor mientras menor sea la profundidad a la que se encuentran
por falta de compactacion. Por otro lado, cuando las arcillas se encuentran diseminadas entre los poros
de la roca, pueden mostrar una densidad menor que cuando se encuentran en intercalaciones de lutitas.

Correccion por efecto de hidrocarburos. Como ya se mencion6 con anterioridad, lo que mide el re-
gistro de densidad es la densidad total de la zona lavada o invadida por filtrado de lodo, por lo tanto, si
hay presencia de hidrocarburos en las formaciones porosas, es necesario realizar una correccién por
saturacion residual de hidrocarburos.

La densidad de los hidrocarburos, especialmente la densidad que tiene el gas, son menores que la densi-
dad del agua contenida en los poros de la formacion, lo que significa que para una misma formacion
porosa (por ejemplo, una arenisca) con contenido de gas, en el registro de densidad, esta se reflejara
mucho mas ligera y por ende mucho mas porosa que una formacion que tenga agua de formacion. Por
esta razén, es que existe una correccion para corregir por efecto de hidrocarburos residuales, ya que su
presencia puede llegar a afectar las lecturas de densidad de la herramienta, y por ende, la interpretacion
de los valores de densidad en términos de porosidad. Esta queda expresada por medio de la siguiente
ecuacion, de tal forma que Apy, sera la correccion aplicable a la densidad real de la formacién por efec-
to de hidrocarburos.

Pbc = Pb T Apoh

Donde,
Pbe = densidad corregida por efecto de hidrocarburos residuales.
App, = correccion por efecto de hidrocarburos residuales.
Db = densidad obtenida del registro.

Se puede demostrar que la correccién por efecto de hidrocarburos esta dada segtin esta ecuacion.
Apbh =-1.07 (I) Shr (Cmf Pmf — Chph)

y posteriormente se tiene que,
Poc = Pb + 1. 07 ¢ S (Cout Pt — Cipr)

Donde,
() = porosidad de la formacion.
Shr = saturacion de hidrocarburos residuales en la zona lavada.
Cmt = coeficiente de densidad electrdnica para el filtrado de lodo.
Ch = coeficiente de densidad electrénica para el hidrocarburo.
P = densidad del filtrado de lodo.
Ph = densidad del hidrocarburo.
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Aplicaciones del registro de densidad

Obtencion de la densidad y la porosidad de la formacion. La principal aplicacion que tiene el regis-
tro de densidad dentro de la industria petrolera es para la determinacién de la porosidad de la forma-
cion, aunque también se le puede dar otras aplicaciones, como por ejemplo la deteccion de zonas pro-
ductoras de gas en combinacion con los registros nucleares de porosidad al momento de cruzarse las
curvas de ambos registros por efecto de excavacion.

Para una formacién limpia con una matriz de densidad conocida (pma), Yy con una porosidad (¢) que
contenga un fluido de densidad promedio (ps), la densidad de la formacion (p,) puede quedar expresada
de la siguiente manera en la que llamaremos Ecuacion A.

po = Ope + (1 =~ §)pma .(A)

Despejando la porosidad que es la incognita que se esta buscando, queda reordenada la ecuacion de la

siguiente forma.
_ Pma— Ob

¢d_pma_pf

Esta ultima ecuacion, es la expresion general para calcular la porosidad efectiva por medio del registro
de densidad en una roca cuando en esta no hay presencia de arcillas. En general, para la mayoria de los
fluidos a excepcién de los gases y de los hidrocarburos ligeros, asi como también para varios minerales
que son los constituyentes de las rocas, la densidad real p, puede ser obtenida directamente del valor de
densidad aparente p, obtenido con la herramienta FDC (Tabla 8). Esto permite ver que p, sera igual a pa.
con las excepciones vistas ya en las correcciones que se le hacen a las mediciones.

Formaciones Tipicas | Densidad de la matriz (gr/cm®)
Arenas, Areniscas, Cuarcitas 2.65
Caliza 2.71
Lutita 2.12a2.66
Dolomita 2.87
Anhidrita 2.98

Tabla 8 — Valores de densidad de la matriz para las formaciones sedimentarias mas comunes (Schlumberger, 2008).

Y ya que las mediciones que realiza la herramienta FDC corresponden casi en su totalidad de la zona
invadida por filtrado de lodo, la densidad de los fluidos en la roca puede quedar expresada por medio
de la siguiente expresion.

pf:Sxopmf+(1_Sxo)ph

Donde,
D = densidad de los fluidos en la roca.
Sxo = saturacion de agua de filtrado de lodo en la zona invadida.
Pt = densidad del filtrado de lodo.
Ph = densidad de los hidrocarburos en la zona invadida.

En zonas con contenido de agua de formacion, la saturacién de agua de filtrado de lodo (Sx.) es igual a
1, de tal manera que la ecuacion anterior quedaria de la siguiente manera:

Pf = Pmft
Asumiendo que el filtrado de lodo es predominantemente agua de formacién con contenido de cloruro
de sodio (NaCl), Ya sea pura o salada, la densidad del fluido (pf) que satura la roca en general puede ser
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obtenida por medio del grafico de la figura 117, para diferentes salinidades, temperaturas y presiones.
Si este fluido es muy salado, se puede corregir por medio de la expresiéon p,=1+0.63P, donde P es la
concentracion de NaCl en ppm x 10, mientras que pns en la practica puede ser aproximado de acuerdo

al tipo de lodo de perforacion que se esté utilizando (Tabla 9).

Tipo de lodo de perforacion

Densidad del filtrado de lodo
(pme) en gr/cm’

Aireados

0.00129

Base aceite

0.9

Base agua dulce

1.0

Base agua salada

1.1

Tabla 9 — Valores de densidad de filtrado de lodo para los distintos tipos de lodo que se pueden utilizar (Bassiouni, 1994).

En zonas donde exista presencia de gas o de hidrocarburos ligeros en las formaciones, en donde el va-
lor que tiene el coeficiente C ya no es cercano a la unidad, se debe de tomar en cuenta para el calculo
de la porosidad, quedando expresado mediante la siguiente ecuacion.

preg = _1- 0704¢ [Crna pma - Shr Ch ph - Sxo Crnf me ] + pma

Donde:
prg = densidad de la formacién obtenida del registro.
() = porosidad de la formacion.
Cma = coeficiente de densidad electrénica para la matriz.
Pma = densidad de la matriz.
Shr = saturacioén de hidrocarburos residuales en la zona lavada.
Ch = coeficiente de densidad electrénica para el hidrocarburo.
Ph = densidad del hidrocarburo.
Sxo = saturacion de agua de filtrado de lodo en la zona lavada.
Cn¢ = coeficiente de densidad electrénica para el filtrado de lodo.

Pt = densidad del filtrado de lodo.

Posteriormente, la Ecuacién A puede quedar expresada en términos de la porosidad de la siguiente ma-
nera para zonas en donde exista presencia de gas o hidrocarburos en las formaciones.

Cmapma_ Shr Chph_ Sxo Cmfpmf
Cmapmf_ Cmflomf

O, =D

Donde,
¢p = porosidad de la formacion en funcion de su densidad.

Otras aplicaciones de los registros de densidad

Medicion de la densidad de la formacion.

Estudios de compactacion y composicién de las arcillas.

Calibracion en gravimetria y sismica.

Identificacién de capas con gas en combinacion con la herramienta de neutréon compensado
(CNL) por efecto de excavacion.

Obtencion de la composicion mineraldgica de la formacion.

¢ Determinacion de la porosidad de la formacion en funcion de su densidad (¢p).
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Herramientas de litodensidad

Los registros de litodensidad de las formaciones, son una version relativamente nueva y mejorada de
los registros de densidad proporcionados por la herramienta FDC y las distintas herramientas de densi-
dad utilizadas por las principales compafiias de servicios, ya que estas proporcionan una medicién me-
jorada y aumentada de la densidad total de la formacion (py), del factor fotoeléctrico de la formacion, y
adicionalmente del diametro del agujero (ds). La principal representante de este tipo de herramientas es
la LDT o Lithodensity Tool de la compafiia Schlumberger, la cual mide la densidad de la formacion y el
factor fotoeléctrico. Como se menciond al principio de este tema, la herramienta LDT basa su funciona-
miento en la identificacion litolégica de las formaciones a través del indice de absorcién fotoeléctrica
(Pe), que responde principalmente a la litologia y a la matriz de la roca (los minerales que la constitu-
yen), y de manera secundaria a la porosidad y al tipo de fluidos que se encuentre albergado en el espa-
cio poroso de la formacion. Esto permite que los registros de litodensidad sean una herramienta de
suma utilidad en el célculo de la porosidad y para una identificacion litoldgica méas clara de las forma-
ciones.

Su principio de medicién fue originalmente propuesto por Schlumberger a finales de los afios 70’s, por
lo que se les considera una evolucion de los registros de densidad obtenidos por medio de la FDC, al
permitir obtener ademas de la densidad de la formacién, mediciones adicionales sobre la litologia de la
roca a través del indice de absorcién fotoeléctrica (Pe).

Principio de medicién. El principio fisico que utilizan las herramientas de litodensidad para obtener el
indice de absorcion fotoeléctrica (P.), es la reaccion que tienen las formaciones a la absorcion fotoeléc-
trica de los rayos gamma de altas energias emitidos por la fuente radiactiva de cesio 137 (**Cs) o co-
balto 60 (“°Co) al pasar estos a través de la materia. Dicho método consiste en la cuantificacién de la
capacidad del material existente en la formacion de absorber radiacion electromagnética mediante el
mecanismo de absorcion por efecto fotoeléctrico.

El grado de absorcién o indice de absorcién fotoeléctrica (P.) de las formaciones es, en gran medida,
dependiente del niimero atémico (Z) de los elementos que se encuentren constituyendo a las formacio-
nes y de la energia incidente de los rayos gamma, por lo que la intensidad de dicho parametro estara
dada en funcion directa del nimero de electrones existentes por unidad de volumen (su densidad elec-
tronica, pe), y poco dependera de la porosidad y de los fluidos de la roca. En términos geologicos se
puede decir que dicho parametro se encuentra relacionado a la composicién quimica (mineralogica) de
la roca e indirectamente a la litologia.

De esta manera, mientras mas compactas sean las formaciones, mayor sera su habilidad de absorber los
rayos gamma emitidos por la herramienta de litodensidad. Del mismo modo, mientras menos compac-
tas sean las formaciones, menor sera su capacidad de absorber los rayos gamma.

Herramienta de litodensidad de las formaciones (LDT). La herramienta LDT de Schlumberger se
encuentra constituida de una fuente radiactiva, principalmente de *’Cs, ya que esta trabaja a una ener-
gia constante de 662 KeV y tiene una vida media de 33 afios, asi como también dos detectores de cente-
lleo conectados a un fotomultiplicador que permiten captar los rayos gamma de bajas energias que lle-
gan a los detectores después de interactuar con el material. Todos estos componentes se encuentran
montados sobre un patin al igual que en la herramienta FDC, manteniendo pegada la herramienta a las
formaciones por medio de un brazo mecanico-hidraulico, lo que permite que pueda ser obtenida la den-
sidad de la formacién, el factor fotoeléctrico y el didmetro de pozo en una sola corrida.
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La configuracion de la fuente y los detectores en la herramienta LDT es muy similar al que se utiliza en
la herramienta FDC, sin embargo, en el disefio de la LDT se ubicaron a los detectores en una posicion
mas cercana a la fuente radiactiva, de tal manera que se incrementa el niimero de conteos obtenidos por
los detectores, y se reducen considerablemente las incertidumbres que pudieran ser generadas por parte
de las variaciones estadisticas. Ademas, dicho disefio le permite tener una sensibilidad baja a los efec-
tos provocados por presencia de enjarre en las formaciones, especialmente si se estad utilizando barita en
el lodo de perforacién para obtener las mediciones de la densidad de la formacion, mientras que las me-
diciones del factor fotoeléctrico de las formaciones son llevadas a cabo normalmente por el detector le-
jano en la herramienta, que se encuentra basado en el conteo de los rayos gamma detectados en una
ventana de baja energia, también denominada como ventana litologica ya que esta depende esencial-
mente de P. y de Z.

Las principales diferencias entre la LDT y la FDC, ambas de Schlumberger, es que la LDT mide el fac-
tor fotoeléctrico de la formacién, discrimina la energia y obtiene el indice de absorcién fotoeléctrica
(PEF) en barns/electrén (un barn es una unidad de area, expresada en diezmilésimas partes de 1 cm?).
La FDC en cambio, obtiene la densidad real de las formaciones en gr/cm? con base en el Efecto Comp-
ton de dispersion.

Profundidad de investigacion y resolucion vertical. La profundidad de investigaciéon de la herra-
mienta LDT es muy similar a la obtenida por medio de la FDC en la medicién de la densidad de la for-
macién, sin embargo, lo que cambia es la resolucién vertical de las capas que se puede obtener por me-
dio de la herramienta LDT, ya que en su disefio se acotaron las distancias existentes entre los detectores
y la fuente. Esto permite que la curva de indice de absorcion fotoeléctrica (PEF) obtenida en el registro
de litodensidad tenga una resolucion vertical ligeramente mejorada de 50 a 60 cm para las herramientas
mas modernas, aunque si se le realiza un procesamiento adecuado a la respuesta adquirida por la LDT,
se puede reducir hasta tener una resolucion de 15 cm.

Presentacion del registro

Prof. 1450 Tens(Lb) 45f|

20 CGRAP) 20 fozs _Ap. (griom) 025
120 SGR (API) 129 1 PEF (barns/electron) 11
g Calliper (pulg) 19l 2 p, (gricm’) 3

8300m Py .- Tension

/

8400m

Fig. 118 — Ejemplo de un registro de porosidad en donde se encuentran plasmadas las curvas
de densidad, el factor de correccién de densidad, la curva de efecto fotoeléctrico, asi como una
curva de espectroscopia de rayos gamma y un rayos gamma corregido junto la medicién del
didmetro del agujero por parte de un caliper (Bassiouni, 1994).
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La curva de factor fotoeléctrico es comtinmente plasmada como PEF en los carriles 3 y 4 de los regis-
tros de litodensidad, junto con las curvas de densidad (p»), y con la curva de neutron compensado
(CNL), con la que generalmente se adquiere el registro en combinacion (Fig. 118). La escala que nor-
malmente se utiliza para el factor fotoeléctrico son los barns/electrén, que puede tener una escala de 0 a
20 o bien, de 0 a 15 barns/electrén, ya que la mayoria de los minerales que constituyen a las formacio-
nes contienen valores de PEF por debajo de los 6 barns/electrén. Esto significa que la curva de factor
fotoeléctrico siempre estara cerca del O en la parte izquierda de la escala en el registro.

Correcciones al registro de litodensidad

El registro de litodensidad permite la obtencion del indice de absorcién fotoeléctrica de las formaciones
al igual que las herramientas de densidad permiten la obtencién de la densidad verdadera de las forma-
ciones en base al Efecto Compton de dispersion, sin embargo, al igual que con las herramientas de den-
sidad, las herramientas o registro de litodensidad puede ser afectado por diversos factores ambientales
y geologicos presentes en las formaciones y en el agujero.

Para el indice de absorcion fotoeléctrica (PEF), el factor fundamental que puede llegar a afectar las me-
diciones es el nimero atémico (Z) de los elementos que se encuentran constituyendo a las formaciones,
de entre los cuales destacan la composicién mineralégica y de forma secundaria los fluidos alojados en
la roca.

Factores geologicos. L.os minerales que constituyen a las formaciones sedimentarias influyen en gran
medida en las mediciones realizadas por la herramienta LDT, especialmente si dichos minerales se en-
cuentran constituidos por elementos que tengan un nimero atomico muy grande. De esta manera, pue-
de interpretarse claramente que la gran mayoria de los minerales metalicos que puedan estar constitu-
yendo parte de la matriz de las formaciones, tales como la hematita, la siderita, la pirita, la clorita, la
glauconita, etc. puedan ser facilmente reconocibles en el registro de litodensidad. Del mismo modo, si
las formaciones sedimentarias tienen altas concentraciones de elementos tales como el uranio y el torio,
esto se vera reflejado en el registro de litodensidad como valores altos de su indice de absorcién fotoe-
léctrica (PEF).

Por otro lado, la influencia de los fluidos contenidos en los poros de las formaciones dependera en gran
medida de la naturaleza del fluido (tipo de fluido) y del volumen que éste se encuentre ocupando en la
formacién (la saturacién que tenga la roca). Ya que la gran mayoria de los fluidos se encuentran consti-
tuidos por elementos cuyo niimero atomico Z es muy bajo (H=1, C=6, O=8), es debido a ello que su in-
fluencia en los registros de litodensidad es muy baja, a excepcién de fluidos muy salados, para los cua-
les se puede realizar la correccion por salinidad del mismo modo en que se realiza para las herramien-
tas de densidad. Por esta razon es que las mediciones del factor fotoeléctrico de las formaciones son un
indicador muy bueno de litologia, especialmente frente a zonas con contenido de gas en donde las he-
rramientas de densidad y las de neutrén son fuertemente afectadas.

Factores ambientales. En las herramientas de litodensidad, la influencia que pueda o no tener el dia-
metro agujero en las mediciones del factor fotoeléctrico de las formaciones es muy baja al igual que en
las herramientas de densidad, ya que las mediciones son realizadas por un patin que se encuentra pre-
sionado contra la formacion del mismo modo que para las herramientas de densidad. Esto permite que
la influencia del didmetro del agujero sea muy baja, incluso hasta despreciable en las labores de inter-
pretacion. Sin embargo, si el lodo de perforacion que se esté utilizando tiene altas concentraciones de
barita en suspension, su influencia en las mediciones puede ser muy alta, especialmente frente a forma-
ciones permeables en donde se forma un enjarre, asi como también en agujeros muy irregulares en don-
de se pueden formar paquetes de lodo, y del mismo modo rellenar fracturas y cavernas. Esto se debe a
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que la barita tiene un indice de absorcién fotoeléctrica de cerca de 267 barns/electron en comparacion
con valores menores a 8 que pueden llegar a tener otros fluidos de perforacion, lo que enmascara las
mediciones verdaderas del factor fotoeléctrico de la formacion.

Aplicaciones del registro de litodensidad. Las principales aplicaciones que tiene el registro de lito-
densidad LDT, son las siguientes:

¢ Composicién mineralogica de la formacion: esta es por mucho la principal aplicacién que tiene
el registro de litodensidad, ya que su respuesta depende directamente del nimero atémico de los
elementos que constituyen a las formaciones, y del indice de absorcion fotoeléctrica. Esto per-
mite que sea de mucha utilidad en la determinacion de los tipos de litologias, interpretaciones
de litologias complejas, asi como en la identificacién de zonas gasiferas.

* Identificacion de fracturas: si el lodo de perforacion tiene contenido de barita, y este se encuen-

tra rellenando fracturas en las formaciones, se podra observar la respuesta de estas en el registro

como picos de P..

Determinacion de la densidad de los hidrocarburos (pn).

Interpretacion de arenas arcillosas.

Determinacion de presiones anormales.

Determinacion de la porosidad.

4.3 Registros de neutrones

Fue a principios de los afios 40’s cuando se observo que los registros eléctricos no eran lo suficiente-
mente adecuados para encontrar zonas porosas y permeables, principalmente en aquellas formaciones
constituidas de calizas masivas, y dado que desde los afios 30’s ya se tenia un conocimiento bastante
formal sobre las propiedades radiactivas de las formaciones sedimentarias, fue que pocos afios después
se introdujo finalmente al registro de neutrones como un registro de porosidad de las formaciones. Al
igual que con los registros sonicos y los registros de densidad y litodensidad, el registro de neutrones es
uno de los 3 principales registros de porosidad que se utilizan en la actualidad dentro de la industria pe-
trolera, principalmente para la determinacion de la porosidad de las formaciones permeables y la identi-
ficacién de formaciones porosas.

El registro de neutrones es de tipo radiactivo, al igual que los registros de densidad y litodensidad, sin
embargo, la diferencia radica en que el registro de neutrones basa su principio de medicién en emitir
continuamente neutrones de alta energia por medio de una fuente radiactiva colocada en la sonda. De
esta manera los neutrones emitidos interactuaran con el hidrégeno de los fluidos que puedan estar con-
tenidos en las formaciones, relacionando con ello las lecturas obtenidas directamente a la porosidad que
contiene la roca. En otras palabras, se puede decir que el registro de neutrones responde principalmente
a la cantidad de hidrégeno presente en la formacién, lo que en un contexto geoldgico se encuentra rela-
cionado con la riqueza de hidrégeno contenido en los fluidos alojados en los poros de las formaciones,
o0 a lo que también se le denomina indice de hidrogeno de las formaciones (IH). Este parametro se en-
cuentra definido como la concentracion total de hidrégeno por cm® de material en la formacion, entre la
concentracion total de hidrogeno en agua pura (IH=1 para agua pura), lo cual puede quedar expresado
mediante la siguiente ecuacion.

IH= Concentracionde H en elmaterial
Concentracionde H enagua puraa75° F
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En otras palabras, el IH se puede definir como la fraccién de agua dulce que pudiera contener la misma
cantidad de hidrogeno.

Para formaciones limpias, en cuyos poros exista saturacion por agua, gas o aceite, el registro de neutro-
nes lo que hara sera reflejar la cantidad de poros (el espacio poral) que se encuentran saturados con al-
gunos de estos fluidos (su porosidad), mientras que si dicho registro se corre en combinacion con las
herramientas de densidad o algin otro registro de porosidad, asi como también utilizando técnicas es-
peciales de interpretacion, el registro de neutrones podra ser de gran utilidad en la deteccion de zonas
productoras de gas, y en algunos otros casos junto con el registro de rayos gamma naturales, para reali-
zar correlaciones entre pozos en estudios geoldgicos. Adicionalmente, la ventaja del registro de neutro-
nes es el que puede ser tomado tanto en agujeros descubiertos o ademados, y en agujeros vacios o lle-
nos de lodo.

Cualitativamente el registro de neutrones es un excelente discriminador entre aceite y gas, y geologica-
mente se puede utilizar para la identificacién de evaporitas, minerales hidratados, asi como también
puede ser de utilidad en la identificacién de rocas igneas. De esta manera se puede decir que la combi-
nacion de los registros neutrénicos con uno o mas registros de porosidad permite reducir considerable-
mente la incertidumbre en la determinacién de litologias y en la cuantificacion de la porosidad de la
formacién, incluso en evaluaciones del contenido de arcilla.

Principio de medicion. Este tipo de registros basa su principio de medicion en el bombardeo de neu-
trones de altas energias a las formaciones a través de fuentes radiactivas alojadas en las herramientas de
neutrones, de donde se produciran diferentes tipos de interacciones entre los niicleos de los atomos con
los cuales colisionan, y los neutrones en términos de unidades de porosidad neutrdn. Esto se encuentra
directamente relacionado a su indice de hidrogeno (IH). En formaciones constituidas de calizas, el re-
gistro de porosidad neutrén mostrara la porosidad real de las calizas ya que dicho registro se encuentra
calibrado en calizas, siendo la curva de porosidad neutrén en ocasiones denominada como la curva de
calizas. La diferencia entre uno u otro tipo de registro de porosidad neutrén dependera de la naturaleza
de la particula atémica emitida, cuyo efecto, ya sea directa o indirectamente, quedara registrado de for-
ma independiente por medio de los detectores que utilizan las herramientas de neutrones. Esto permite
que sean 2 los principales tipos de registros de neutrones que pueden ser obtenidos en la actualidad. Al
primero se le denomina Neutréon-Gamma (GNT, Gamma Neutron Tool) y al segundo como registro
Neutron—Neutron Epitérmico (SNP, Sidewall Neutron Porosity Tool).

Principios basicos de medicion del registro de neutrones. Para entender con detalle como es que fun-
cionan las herramientas de neutrones, es necesario conocer algunos conceptos basicos que rigen las me-
diciones con las que operan las herramientas para poder reconocer los diferentes tipos de interacciones
que se pueden presentar entre los neutrones y las formaciones que se estan estudiando. Los neutrones,
definidos con el simbolo "n", son particulas subatémicas eléctricamente neutras presentes en el nticleo
de todos los atomos, cuya masa atomica es casi idéntica a la del atomo de hidrogeno (1.00866 la masa
del neutrén contra 1.00797 la masa del hidrogeno). En relacién a su estructura, los neutrones tienen un
momento magnético muy similar al que tienen los protones del hidrogeno. Los neutrones pueden ser
clasificados en funcién de la energia con la que son emitidos, o bien por su velocidad. Su energia cubre
aproximadamente rangos de 9 décadas logaritmicas que pueden variar desde los 0.025 eV hasta los 15
MeV para los neutrones termales a temperaturas superficiales, mientras que los neutrones epitermales
tienen rangos de energias que varian desde los 0.2 eV, hasta rangos de energia por encima de los 10 eV.

La relacion que existe entre la energia y la velocidad con la que pueden ser emitidos los neutrones por
medio de las fuentes radiactivas en las herramientas se puede visualizar de la siguiente manera en la Fi-
gura 119. Dichos valores seran representativos de acuerdo con el rango de energias en el que se encuen-
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tren ya sea al inicio o al final del proceso de interacciones que tengan con los nticleos atémicos de las
formaciones.

Velocidad de los
neutrones (cm/pseg)

Neutrones de
alta energia —_

Neutrones
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Fig. 119 — Clasificacién que pueden tener los neutrones con base
en su energia y velocidad con la que son emitidos (Serra, 2008).

La manera en que pueden relacionarse la velocidad y la energia de los neutrones se expresa de la si-
guiente manera, a través de la relacion clasica entre la energia cinética de emision en eV (E), la masa
del neutrén (m) y su velocidad (V) en cm/pseg.

E=1my?
2

Si se despeja la velocidad, se tendra que la velocidad de los neutrones queda expresada de la siguiente
manera.

V=+v2E/m (Ecuacion de velocidad de los neutrones)

Si esta ecuacion de velocidad se evalda para neutrones termales cuyas energias estan cerca de los 0.025
eV, el resultado o la velocidad que tendran sera de 2,200 m/s o 0.22 cm/pseg. Por lo tanto, la velocidad
de los neutrones para cualquier nivel de energia puede quedar expresada en unidades de cm/pseg por
medio de la siguiente ecuacion.

V=0.22vE/0.025

Ya que los neutrones son particulas sin carga eléctrica, se puede decir que interactian de diferentes for-
mas con el nicleo de los atomos con los cuales colisionan, de acuerdo con la energia con la que son
emitidos desde la fuente en las herramientas de neutrones. Las interacciones que se pueden generar en-
tre los neutrones y las formaciones con las cudles colisionan, son mucho mas variadas y complejas que
las de los rayos gamma, y de entre ellas destacan la dispersion elastica, la dispersion inelastica, la ab-
sorcion y la captura de rayos gamma. Las dispersiones elasticas e inelasticas se dan generalmente en
estados de altas energia, mientras que la absorcion y captura de los neutrones se generan a bajas ener-
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gias (cerca de los 0.025 eV), una vez que los neutrones han perdido su energia al colisionar con nucleos
de los elementos en las formaciones.

Tipos de interacciones. Cuando las formaciones en el subsuelo son bombardeadas por neutrones de al-
tas energias, se generan algunas interacciones entre estos y las formaciones que pueden llegar a generar
protones alfas, protones betas, o incluso neutrones adicionales. Sin embargo, algunas de estas interac-
ciones solo son posibles por encima de ciertos niveles de energia. Adicionalmente, el rango de interac-
cioén que se generara entre los neutrones y la materia dependera de varios parametros, tales como el flu-
jo de neutrones que se tenga por unidad de drea (cm?/seg), que depende a su vez de la densidad y la ve-
locidad que tengan los neutrones. La interaccion también dependera de la densidad de la particula con
la cudl estaran interactuando los neutrones y la seccion transversal por donde estos fluyen. Asi sera po-
sible obtener la densidad de la particula con la cual interactian los neutrones por medio de la siguiente
ecuacion.

N = N p
M
Donde,
N; = densidad de la particula de tipo i con la cual interacttian los neutrones.
Nay = ndmero de Avogadro (6.02x10%).
p = densidad del material.
M = peso molecular que tiene el material.

Muchas de las herramientas de neutrones que se utilizan en la actualidad utilizan fuentes radiactivas
que permiten producir neutrones de altas energias (rapidos). Estas generalmente tienen una energia ini-
cial cercana a los 4 MeV. Debido a ello, los neutrones viajan generalmente a una velocidad de 10,000
km/s y tienen ademas un poder de penetracion muy grande, de tal manera que pueden interactuar tanto
de forma elastica como de forma inelastica, ya sea con los nticleos atébmicos de las formaciones o bien
con los alrededores del agujero. Se puede decir que la vida de los neutrones emitidos por las herramien-
tas podra ser descrita a través de 4 diferentes fases o procesos conocidos como:

fase rapida de neutrones (dispersion inelastica),

fase lenta de neutrones (dispersion elastica),

difusion, y

captura de rayos gamma. A esta ultima fase también se le conoce como absorcion térmica de los
neutrones.

Un neutrén que es emitido por medio de una fuente radiactiva en las herramientas experimenta una se-
rie de colisiones elasticas con los atomos de la zona que bombardea, perdiendo asi parte de su energia.
La cantidad de energia que ira perdiendo por colision, dependera en gran medida de la masa relativa del
ntcleo atomico con el cual choca, siendo la mayor pérdida de energia cuando los neutrones colisionan
con nucleos de elementos que tengan una masa atémica practicamente muy cercana a la masa que tie-
nen los neutrones (1.00966).

De esta manera, la vida de los neutrones puede ser descrita satisfactoriamente en términos de su estado
o pérdida de energia en neutrones epitérmicos y neutrones térmicos, a medida que pierden energia al
colisionar con un nucleo atémico. Los neutrones rapidos o epitérmicos (de altas energias) son primero
desacelerados por dispersion inelastica, la cual tiene lugar a niveles altos de energia. Posteriormente se-
guiran perdiendo energia, ahora por dispersion elastica, hasta convertirse finalmente en neutrones tér-
micos. De esta manera se puede decir que, para las herramientas de neutrones, estos seran desacelera-
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dos al colisionar elasticamente con los ntcleos de los elementos que constituyen a las formaciones, y
perderan gradualmente parte de su energia hasta llegar a un nivel de energia en el cual puedan coexistir
con los nucleos de las formaciones, llegando finalmente a un equilibrio térmico. En este punto de equi-
librio los neutrones son llamados "neutrones térmicos de captura".

Fase rapida de neutrones (dispersion inelastica). La dispersion inelastica de los neutrones ocurre ge-
neralmente cuando los neutrones rapidos que son emitidos por medio de las fuentes radiactivas colisio-
nan con nucleos atomicos muy pesados. Estas colisiones, denominadas dispersiones inelasticas, no re-
presentan una pérdida significativa de energia de los neutrones. La colision entre ambas particulas pro-
voca que una parte de la energia del neutrén incidente excite al nicleo atébmico impactado a un estado
de mayor energia, y en consecuencia, la energia original del neutrén incidente se vea reducida, mas no
eliminada por la colisién. Este efecto dura generalmente pocos microsegundos, por lo que el ntcleo
atomico impactado por los neutrones regresa nuevamente a un estado fijo o estado de desexcitacion,
emitiendo en el proceso uno o varios rayos gamma con energias unicas y caracteristicas del nucleo at6-
mico impactado por los neutrones.

La medicion del efecto de desexcitacion de los rayos gamma por dispersién inelastica es usada con fre-
cuencia para conocer las concentraciones relativas de carbono y oxigeno que contienen las formacio-
nes, las cuales son utilizadas para determinar saturaciones de agua de formacién (Sv) en las rocas.

Fase lenta de neutrones (dispersion elastica). La pérdida gradual de energia de los neutrones desde
que tienen niveles de energia correspondientes a neutrones rapidos, a través del limite de ser neutrones
epitérmicos hasta llegar a ser neutrones térmicos, ocurre generalmente por efecto de la dispersién elas-
tica. La maxima dispersion elastica se da cuando los neutrones colisionan con particulas cuya masa ato-
mica es igual a la masa que tiene el neutron, de tal manera que el neutrén transmitira practicamente
toda su energia a los atomos con los cuales choca, tal como ocurre de manera analoga entre dos bolas
de billar cuando se genera una colision centrada contra atomos casi del mismo peso molecular que el
del neutron.

Con cada colision elastica que se genere entre los niicleos atémicos de los elementos de la formacién y
los neutrones, ira disminuyendo gradualmente la energia del neutrén hasta que éste sea capturado por
las formaciones (volviéndose de esta manera neutrones térmicos). Por lo general, todas las formaciones
contienen hidrégeno, principalmente en la estructura molecular de los fluidos que se encuentran aloja-
dos en los poros de las rocas, ya sea en forma de agua o de hidrocarburo, ya que ambos fluidos contie-
nen la misma cantidad de hidrogeno por unidad de volumen.

El hidrégeno es un elemento sumamente abundante que consta de un solo proton, cuya masa atomica es
casi idéntica a la masa que tienen los neutrones, de tal manera que sera el elemento que tendera a dis-
minuir mas efectivamente la energia de los neutrones, en comparacion con otros elementos cuando se
producen las colisiones elasticas. Cuenta ademas con una seccion transversal relativamente larga, lo
que le permite mejorar su eficiencia de desaceleracion. Esto permite hacer notar que la mayor desacele-
racion de los neutrones ocurrira cuando los neutrones colisionan contra atomos de hidrogeno. De esta
manera se puede decir que la desaceleracién de los neutrones sera altamente dependiente de la concen-
tracion de hidrégeno contenido en las formaciones (su indice de hidrégeno), asi como también a partir
del angulo de incidencia con el que colisionan los neutrones en los nticleos atomicos.

Sin embargo, no todas las colisiones son centradas y elasticas entre los neutrones y los nuicleos atomi-
cos, por lo tanto, no siempre se tendra una transferencia total de energia del 100% de los neutrones a
los atomos de hidrégeno. Asi, se puede afirmar que si la masa del nticleo de los elementos con el cudl
colisionan los neutrones es mayor a la masa del neutrdn, la cantidad de energia que se perdera por dis-
persion sera menor, e incluso mucho menor si los nucleos atdbmicos son muy pesados. Esto permite re-
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saltar que la energia que se pierde cuando existe una colision entre neutrones y nticleos de carbono es
de tan solo un 15.8% del total de su energia inicial, mientras que, si la colisién se realiza con nticleos de
oxigeno, la energia que se pierde es de s6lo un 12% al ser el nicleo de oxigeno mas pesado que el nui-
cleo de carbono.

Lo anterior permite sefialar que la probabilidad de que ocurra cierto nimero de colisiones con algin
elemento en particular depende naturalmente del niimero de atomos de hidrogeno presentes en un de-
terminado volumen de formacién, a lo que también se le conoce como su concentracién atémica por
cm®. Sin embargo, otro parametro que se debe tomar en cuenta es la seccién transversal de interaccion
elastica. Este parametro es una caracteristica en dimensiones de area con la que cuenta cada tipo de ato-
mo, por lo que puede ser considerada como el area transversal efectiva que pueden tener los nicleos de
los 4tomos al bombardeo de los neutrones. Esto implica que no solo se relaciona con el tamafio fisico
del nticleo de los atomos, sino que también se relacionara con la energia con la cual colisiona el neutron
en el nicleo de los atomos. Lo dltimo permite resumir que el poder de desaceleracion de algtn elemen-
to en particular (SDP, Slowing Down Power) es proporcional a la relacion que se muestra a continua-
cién.

SDP = N(fcz
Dénde,
N = concentracién de dtomos por cm®.
oc = promedio de colisiones por seccidn transversal.
13 = pérdida de energia por colision.

De esta manera los neutrones rapidos originales continuaran perdiendo su energia cinética e iran dismi-
nuyendo su velocidad debido a colisiones elasticas sucesivas en tan solo unos cuantos microsegundos,
hasta que su energia sea igual a la energia de vibracion que contienen los atomos que se encuentran en
un equilibrio térmico. La energia en la que se encuentran los neutrones térmicos corresponde a los
0.025 eV a una temperatura de 25°C, de tal manera que su velocidad, calculada por medio de la que an-
teriormente llamamos Ecuacion de velocidad de los neutrones, sera de 2,200 m/s, o de 0.22 cm/pseg.
De la Tabla 10, se puede observar que son necesarias por lo menos 18 colisiones contra los nuicleos de
hidrégeno, para poder desacelerar la energia de un neutrén desde los 2 MeV hasta los 0.025 eV, rango
que corresponde a los neutrones termales.

Para otros elementos tales como el cloro, el calcio, el silice, etc. se requiere un nimero mucho mayor
de colisiones para poder llegar al estado de equilibrio y convertirse en neutrones termales.
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Numero de colisiones necesarias para Poder de desaceleracion con
Elemento reducir la energia de los neutrones el que cuentan algunos de los
desde los 2 MeV a los 0.025 eV atomos mas frecuentes
Hidrégeno 18 1.0
Carbono 114 0.158
Oxigeno 150 0.12
Silice 257 0.07
Cloro 329 0.055
Calcio 368 0.049
Caliza con 20% de ¢ 70 0.23
Caliza con 0% de ¢ 138 0.115

Tabla 10 — Poder de desaceleracion con el que cuentan ciertos elementos que se pueden encontrar
en las diferentes formaciones sedimentarias, asi como también el niimero de colisiones requeridas
para poder convertirse en neutrones termales (Serra, 1984).

Con esto se puede decir que el proceso total de desaceleracion de los neutrones epitermales a termales
se dara entre los 10 y los 100 primeros microsegundos, dependiendo en gran medida, del tipo de condi-
ciones que se puedan tener en las formaciones. El término de neutrén epitermal sera el representativo
para aquellos rangos de energia que van de los 10 eV a los 0.2 eV, que representan mas o menos el final
del proceso de desaceleracién de los neutrones (pasan de ser neutrones epitermales a neutrones terma-
les con energias correspondientes a los 0.025 eV), pero sin ser ain lo suficientemente débiles como
para ser capturados por los nticleos de los elementos en las formaciones. Ya que el proceso de desacele-
racion de neutrones es altamente dependiente del porcentaje de hidrogeno que se pueda tener en la(s)
formacién(es), las herramientas de porosidad que utilizan la medicién de la poblacién de neutrones epi-
termales son utilizadas principalmente para realizar estimaciones de la porosidad de la formacion ().

Tanto la dispersion elastica, como la dispersién inelastica, son los parametros dominantes que controla-
ran la perdida de energia de los neutrones a través de una trayectoria denominada longitud de desacele-
racion. Dicha longitud de desaceleracion puede ser interpretada como la raiz cuadrada de la distancia
que existe desde el punto de emisién de los neutrones de altas energias, hasta el punto en que estos al-
canzan el limite epitermal, o su punto mas bajo en el que son aun considerados como neutrones epiter-
males. Esta distancia puede ser calculada a partir del conocimiento que se tenga de la seccion transver-
sal de captura que tengan los distintos elementos que constituyan a las formaciones (Tabla 11).

Elemento | Seccion transversal de captura (en barns) ‘ Peso atomico transversal
Hidrégeno 0.33 0.33
Carbono 0.0034 0.00028
Oxigeno 0.00027 0.000017
Sodio 0.53 0.023
Magnesio 0.063 0.0027
Aluminio 0.23 0.0085
Silice 0.16 0.0057
Cloro 33.2 0.94
Potasio 2.10 0.054
Calcio 0.43 0.011
Boro 759 70.3
Gadolinio 49,000 312
Cadmio 2,450 219

Tabla 11 — Seccién transversal de captura de los neutrones termales que pueden estar contenidos en algunos
de los elementos mas abundantes que se pueden tener en las formaciones sedimentarias (Rider, 2000).

En medios que tengan altas concentraciones de hidrégeno en las vecindades inmediatas a la fuente de
neutrones, la longitud de desaceleracion de los neutrones sera corta y por lo tanto, seran capturados a
una corta distancia de la fuente. Por el contrario, si el medio en las vecindades de la fuente es de bajas
concentraciones de hidrégeno, los neutrones se alejardan de la fuente antes de ser capturados. Esto se
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debe principalmente a que el hidrogeno contenido en los poros de las rocas controla el proceso de des-
aceleracion de los neutrones a partir de las colisiones elasticas. Este parametro se debe de tener en muy
en cuenta dentro de los registros de neutrones, esto para saber colocar a los detectores a una distancia
optima con respecto a la fuente de neutrones.

Lo anterior permite hacer notar que para un punto lo suficientemente alejado de la fuente de neutrones,
aquellas formaciones que se encuentren constituidas por altas concentraciones de hidrogeno obtendran
bajas concentraciones de neutrones epitermales, de neutrones termales y de rayos gamma de captura.
Bajo estas condiciones, el detector es alcanzado unicamente por los rayos gamma liberados por aque-
llos pocos neutrones térmicos que lograron llegar a los detectores (Figura 120-A). Por el contrario, si
las formaciones se encuentran constituidas por bajas concentraciones de hidrogeno, se obtendran altas
concentraciones de neutrones epitermales, de neutrones termales y de rayos gamma de captura (Figura
120-B). Bajo esta tltima condicién, una mayor cantidad de neutrones alcanzaran su nivel térmico en las
vecindades del detector, puesto que sufren un menor nimero de colisiones en su trayectoria.

Poca radiacion es la que llega Llega una radiacion considerable
Detector al dstsctor Detector al detector
'\VQ VN\V/ Se logran capturar
Muchos de los rayos gamma e muchos neutrones en
son absorbidos antes de llegar \ y n las vecindades del
\y 7 al detector ) -~ detector
Y \ U
/\ n\/,
n
N/
/\Y Fuente de MFuente de
neutrones neutrones
. Los neutrones son
Los neutrones son rapidamente desacelerados
desacelerados y capturados con menor rapidez
cerca de la fuente de neutrones
a) Formaciones con altas concentraciones b) Formaciones con bajas concentraciones
de hidrogeno de hidrogeno

Fig. 120 — Esquema que ejemplifica la relacién que existe entre la concentracién de hidrégeno
que puedan tener las formaciones y el niimero de conteos obtenido por el o los detectores (Bassiouni, 1994).

En los registros de neutrones, las deflexiones de la curva seran principalmente proporcionales a la con-
centracion de atomos de hidrégeno en las formaciones. En el caso de aquellas formaciones con altas
concentraciones de hidrogeno, se podra ver la respuesta del registro de neutrones como una curva con
una lectura baja. Mientras que en el caso de formaciones con bajo contenido de hidrégeno, se tendra
una curva con una deflexion mucho mayor (una lectura alta).

Finalmente, la principal funcién que tendra el registro de porosidad neutron denominado neutrén-gam-
ma (GNT), sera el analisis del espectro de rayos gamma de captura, esto para estimar la abundancia de
los distintos elementos que puedan estar contenidos en las formaciones (Si, Fe, Ca, S, Cl y H). Todos
estos elementos serdn buenos indicadores de litologia, salinidad y porosidad de la formacién. Por otro
lado, el rango de absorcién de los neutrones termales en las formaciones es utilizado principalmente
para indicar la presencia del elemento cloro, el cual se encuentra siempre presente en las aguas de for-
macion.
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Herramientas de Neutrones

Histéricamente, las herramientas de porosidad neutrén fueron las primeras herramientas que comenza-
ron a utilizar propiedades nucleares de las formaciones. Las primeras herramientas de neutrones se en-
contraban constituidas por medio de una fuente de neutrones de alto rendimiento de energia y un solo
detector de los mismos, de tal manera que eran muy afectadas por las condiciones presentes en el agu-
jero. Esta se basa en ser un sistema constituido por un fleje que mantiene a la herramienta contra la pa-
red del pozo, en donde el receptor medira los neutrones epitermales de la fuente. Hoy en dia, sin embar-
go, muchas de las herramientas de neutrones que mas se utilizan, se centran en la medicion del efecto
de dispersién elastica de los neutrones que colisionan con el nicleo de los 4&tomos en las formaciones
(neutrones térmicos), y se encuentran constituidas por una fuente radiactiva emisora de neutrones de al-
tas energias y dos detectores de neutrones (uno lejano y uno cercano) para compensar por diametro del
agujero y rugosidad del pozo. Estas tultimas herramientas son sensibles a los neutrones de bajas ener-
gias, por lo que se puede decir que se centran en la medicidon de los neutrones termales. Por razones
practicas, todas las herramientas de neutrones operan con una configuracion de espaciamiento largo, en
la que el detector o los detectores que puedan estar alojados en las herramientas, cuentan con un espa-
ciamiento con respecto a la fuente de por lo menos unas 12 pulgadas. Por lo que la principal finalidad
de las herramientas de neutrones sera medir la concentracion aparente de atomos de hidrogeno conteni-
dos por unidad de volumen de roca (su IH o indice de hidrégeno).

Existe una gran variedad de herramientas de neutrones patentadas por las distintas compafiias de servi-
cios dentro de la industria petrolera. Sin embargo, lo que diferenciard a una de la otra sera el tipo de
fuente radiactiva que estén utilizando, asi como también la cantidad y tipo de detectores se tengan en
las herramientas (estos podran ser bien termales o epitermales). Lo que miden los detectores es el flujo
de neutrones a un nivel de energia en particular, y cuanta energia pierden estos al pasar a través de la
formacién. Esto permitira poder distinguir la procedencia de los rayos gamma de captura de acuerdo
con sus diferentes niveles de energia.

Fuentes de neutrones. En la naturaleza no existen elementos quimicos que permitan ser fuentes natu-
rales de neutrones, por lo que en las herramientas de neutrones es indispensable la implementacion de
ciertas técnicas para crearlos. Las técnicas pueden ser quimicas, por medio de fuentes encapsuladas o
por medio de aceleradores de particulas. Ciertos elementos contienen una mayor cantidad de atomos y
por lo tanto una mayor cantidad de neutrones que otros elementos.

Las fuentes emisoras de neutrones mas comunes se encuentran constituidas por un elemento quimico li-
gero tal como lo es el berilio, y la combinacién junto con algtin elemento emisor de rayos alfa, que pue-
de ser cierto is6topo radiactivo, como el radio (***Ra), el plutonio (**Pu) o el americio (**'Am), esto
para que dichos elementos cedan sus neutrones espontaneamente cuando el berilio sea bombardeado
por rayos alfa. Mientras mas grandes sean las emisiones de rayos alfa hacia las fuentes de neutrones,
mayor sera el nimero de interacciones generadas en las formaciones, y por lo tanto, mucho mayor sera
la sefial que podra ser medida.

Este método de produccion de neutrones es el mas sencillo, confiable y economico dentro de la gama
de herramientas de neutrones que existen. Por ello, algunas de las fuentes de neutrones mas amplia-
mente utilizadas dentro de las herramientas, se encuentran constituidas por mezclas de americio-berilio
(Am-Be) que brindan neutrones rapidos con energias maximas de 4.2 MeV, mezclas de berilio-radio
(Be-Ra) con energias de 4.5 MeV, mezclas de berilio-polonio (Be-Po), y mezclas de berilio-plutonio
(Be-Pu) con energias de 4.5 MeV.

Con esto se puede decir que todas las fuentes de neutrones se encuentran especialmente disefiadas para
brindar neutrones rapidos con una energia inicial de varios millones de electron-voltios. La emision
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continua de neutrones desde las fuentes radiactivas sucede comtiinmente a niveles altos de energias, que
varian entre los 4 y los 6 MeV, o bien pueden ser generados mediante pulsos a través de aceleradores de
particulas, estos ultimos generan neutrones con altas energias de hasta 14.1 MeV en fuentes de deute-
rio-tritio (D-T). Esto se logra acelerando iones de deuterio a través de un objetivo impregnado de tritio,
por medio de un generador de alto voltaje (125 kV).

Detectores de neutrones. Los detectores utilizados en las herramientas de neutrones para la deteccion
de los rayos gamma de captura miden el flujo de neutrones a un nivel de energia en particular, ademas
de poder medir eficazmente la cantidad de energia que pierden los neutrones al pasar a través de la for-
macién. Son capaces de eliminar el efecto de los rayos gamma provenientes de otras fuentes, incluso
aun los rayos gamma naturales y los emitidos por la fuente de neutrones. Esto se logra, primero en vir-
tud de que cada una de estas radiaciones generadas cuentan con diferentes niveles de energia al reaccio-
nar con los diferentes materiales que constituyen a las formaciones, y posteriormente estas particulas
seran detectadas por medio de su capacidad de ionizacion.

Con ello se puede decir que los detectores de neutrones deben satisfacer tres criterios principales:

e La seccion transversal de los atomos con los cuales colisionan los neutrones debe de ser muy
larga para que se puedan generar las reacciones.

¢ El nicleo atomico del material que constituye al detector debe de ser de una gran abundancia
isotopica.

¢ La energia que se libere en cada colision, seguida subsecuentemente de la absorcion de los neu-
trones, debe ser lo suficientemente alta, esto para poder facilitar su deteccion.

Los materiales que satisfacen las tres condiciones anteriores son el boro, el litio y el helio (*°B, °Li, y
*He). Con los primeros dos detectores se utiliza la reaccion neutrones-rayos alfa (n, o), ya que las altas
energias de cerca de 4.1 MeV con las que se generan las reacciones n, o, permiten la discriminacion de
los rayos gamma, particularmente cuando se utilizan cristales de yoduro de litio (Lil), mientras que con
el tercer detector se utiliza la reaccion neutrones-rayos gamma (n,Y). La manera en que se realiza la de-
teccion de los neutrones se da a través de dos pasos:

1. Los neutrones interactian con el material del cual esta constituido el detector, generandose par-
ticulas cargadas energéticamente. El material se adapta de acuerdo con el nivel de energia de los
neutrones que uno querra obtener.

2. Las particulas cargadas energéticamente son detectadas por de su capacidad de ionizacién, o
bien, a través de su conteo en un contador de centelleo.

El detector que se utiliza con mas frecuencia dentro de las herramientas de neutrones se encuentra
constituido de helio, ya que de este se aprovecha la reaccién neutron-rayos gamma que se genera en él
a través de la siguiente ecuacion para la produccién de los neutrones.

3 1 3 1
,He+yn-=> He+n

El helio (*He) es un gas que se utiliza tanto como objetivo con el cudl interactian los neutrones, asi
como también como gas de ionizacién en los conteos obtenidos. Tiene una seccién transversal muy
grande, por lo que aumenta considerablemente la eficiencia en la deteccion de los rayos gamma de cap-
tura. Ademas, los neutrones rapidos emitidos por la fuente liberan rayos gamma de muy alta energia y
pueden ser facilmente discriminados por los detectores. Por lo tanto, los detectores en las herramientas
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de neutrones podran ser practicamente los mismos que aquellos utilizados en la deteccién de los rayos
gamma naturales, es decir, camaras de ionizacion, contador Geiger-Miiller y contadores de centelleo.

Detectores de rayos gamma. Los rayos gamma de captura pueden ser detectados por medio de conta-
dores Geiger-Miiller o por medio de contadores de centelleo, que es lo mas usual. Este tipo de detecto-
res son los mas comunes dentro de las herramientas neutron-gamma (GNT), y se centran, principal-
mente, en detectar o contar solo aquellos neutrones que lleguen al detector ser capturados.

Los detectores de rayos gamma, sin embargo, pueden tener algunas limitantes, como la desventaja de
detectar también los rayos gamma que se originan de las formaciones (los rayos gamma naturales), por
lo que su efecto sobre las mediciones de los rayos gamma de captura puede llegar a afectar hasta cierto
punto las lecturas obtenidas. La manera en que esto se puede evitar es protegiendo adecuadamente al
detector por medio de circuitos electrénicos para que solo se tomen en cuenta los rayos gamma de cap-
tura. Si llegara a darse el caso de que se junten los rayos gamma naturales y los rayos gamma de captu -
ra, la intensidad con la que llegan los rayos gamma naturales al detector es muy baja en comparacién
con los rayos gamma de captura, y esto permite que sean discriminados. Adicionalmente, otra limitante
de los detectores de rayos gamma es que debido a que los rayos gamma que se originan en la formacion
tienen que viajar hasta la herramienta para poder ser detectados, pasando a través de la formacion y a
través de ciertos materiales que puedan estar presentes en el agujero (tal es el caso de la presencia de
cloro, que es un elemento con una seccion transversal de captura muy grande), lo cual puede llegar a
afectar las lecturas del registro porosidad neutron.

Detectores de neutrones termales. Del mismo modo en que existen detectores de rayos gamma en las
herramientas de neutrones, también es posible que las herramientas cuenten con detectores de neutro-
nes termales y detectores de neutrones epitermales. Un detector termal, como lo dice su nombre, es un
detector predominantemente sensible a los neutrones termales de bajas energias después de haber coli-
sionado con las formaciones, aunque también sera sensible por igual a los rayos gamma de captura. Por
ello se puede decir que de este tipo de detectores se obtendran lecturas hibridas. Normalmente las he-
rramientas que utilizan este tipo de detectores se denominan herramientas termales neutrén-neutron, o
simplemente como herramientas de neutrones termales.

En la deteccion de los neutrones termales se prefiere con frecuencia la utilizacion de helio (*He), ya que
este elemento cuenta con una gran seccién transversal de captura, siendo incluso mayor a la seccion
transversal de captura del boro (*°B). Los protones que se generan durante la reaccion del helio ionizan
el gas, generando con ello una variacion de potencial en el detector. Por otro lado, algunos elementos
que cuentan con una seccién transversal de captura muy grande, como el cloro en el agua de formacion
y el boro en las arcillas, tienden a disminuir significativamente los conteos obtenidos en las herramien-
tas. En términos de interpretacion, dichos efectos repercuten en las herramientas y en los conteos obte-
nidos por medio de los detectores de neutrones termales, ya que brindaran una respuesta poco confiable
en términos de porosidad, especificamente en ambientes sedimentarios muy salinos o muy arcillosos.

Cabe resaltar que la distribucion espacial de los rayos gamma de captura en la formacién es esencial -
mente la misma distribucion que tienen los neutrones termales alrededor de la fuente, es decir, el nime-
ro de rayos gamma emitidos por captura de los neutrones rapidos es proporcional al nimero de neutro-
nes termales que son capturados. De esta manera se puede decir que las lecturas obtenidas por medio de
las herramientas GNT y herramientas de neutron termales son muy similares, a excepcion de aquellas
zonas que sean ricas en elementos absorbentes de neutrones como lo son el gadolinio, el cloro y el
boro. El conteo de neutrones termales en estas zonas es considerablemente menor por la presencia de
cloro y boro, sin embargo, el conteo de rayos gamma se incrementara.

165



Detectores de neutrones epitermales. El principio de funcionamiento de los detectores de neutrones
epitermales se basa en ignorar las sefiales provenientes de los neutrones termales y de los rayos gamma
de captura de las formaciones. A diferencia de los dos detectores anteriores, se puede decir que este tipo
de detector no es afectado por la presencia de elementos que tengan un gran poder de absorciéon como
lo es el cloro y el boro. Esto permite que los conteos obtenidos en este tipo de detector sean mucho me-
nos afectados por efectos de la litologia y de la salinidad de las formaciones en comparacién con los
detectores termales y con los detectores de rayos gamma. De esta manera se permite que aquellas he-
rramientas que se encuentren utilizando este tipo de detector, reflejen de una manera mas precisa el in-
dice de hidrégeno de las formaciones, y en consecuencia, valores de porosidad mas reales de las forma-
ciones.

La mayoria de los detectores de neutrones epitermales que se utilizan en las herramientas de neutrones
en la actualidad se basan en ser detectores termales, pero con una ligera modificacion en su disefio. Los
detectores de neutrones epitermales cuentan con un recubrimiento especial de cadmio, un elemento que
cuenta con una seccion transversal de captura relativamente grande, que le permite ser un gran captura-
dor de los neutrones termales, de tal manera que solo se permitira el paso de los neutrones epitermales
al detector. Este tipo de configuracion en el disefio de los detectores epitermales no permite que aque-
llos neutrones de bajas energias lleguen al detector, por el contrario, si permite el paso de aquellos neu-
trones que cuentan con energias mas altas, lo que da como resultado un conteo global bajo.

Para poder mejorar la eficiencia en los conteos obtenidos por los detectores epitermales en las herra-
mientas, su configuraciéon dentro de las mismas es un tanto diferente ya que en lugar de hacer mas
grande el espaciamiento entre la fuente y los detectores epitermales, se acorta para lograr una mayor
profundidad de investigacién.

Unidades de medida y calibracion de las herramientas de neutrones. Muchas de las herramientas
de porosidad neutrén utilizadas hoy en dia, se encuentran estandarizadas en unidades aritméticas de po-
rosidad neutrén (o unidades de caliza). Anteriormente, cada compafiia de servicios tenia diferentes uni-
dades para escalar las mediciones obtenidas por medio de las herramientas de neutrones (conteos por
segundo cps, unidades de neutron estandar, unidades ambientales, etc.) pero poco después de que sur-
giera la Ley de Archie (1950), se mostr6 que existe una relacion consistente entre los valores obtenidos
por medio de las herramientas de neutrones y la porosidad obtenida en formaciones de calizas limpias.

Por lo tanto, las herramientas de neutrones obtendran la porosidad real (¢) solo en aquellas formaciones
que estén constituidas de calizas limpias, ya que las herramientas se encuentran calibradas en formacio-
nes de caliza y en agua dulce en unidades API.

La unidad API, en el registro de neutrones, fue estandarizada por medio del American Petroleum Insti-
tute en Houston, Texas como la unidad estandar de medicion para todas las herramientas de neutrones
que existen en la actualidad. La unidad API puede quedar definida como la milésima parte (1/1000) de
la diferencia de lecturas entre la observada con la herramienta sin una fuente de neutrones, y la defle-
xién de la curva de neutrones observada en la herramienta, ahora con una fuente emisora de neutrones
cuando es introducida en un pozo artificial de calibracion que existe en la Universidad de Houston, Te-
xas, sobre una formacion de caliza de Indiana de 6 pies.

El pozo artificial de calibracién que se encuentra en Houston, Texas (Fig. 121); tiene una longitud total
de 24 pies, un didmetro de perforacion de 77/s”, y se encuentra lleno en su totalidad de agua dulce. Ade-
mas, se encuentra segmentado en tres bloques formacionales de referencia. Cada uno de estos bloques
constituidos de diferentes tipos de formaciones de calizas libres de material arcilloso, y cada uno con
una longitud total de 6 pies. Los bloques corresponden a una formacién de caliza de Cartagena (con
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una porosidad baja de 1.9%), una formacion de caliza de Indiana (con una porosidad intermedia de
19%) y una formacién de caliza de Austin (con una porosidad alta de 25% respectivamente), todas
saturadas en su totalidad con agua dulce. Por encima de los bloques formacionales de caliza se tiene
también otra zona de 6 pies de longitud, constituida por agua dulce al 100%, que sirve de referencia
junto con los otros 2 bloques de caliza restantes, para verificar la respuesta de la herramienta de neutro-
nes una vez que a esta se le ha realizado la calibracién principal, y para simular condiciones de 100%
de porosidad.

Agua dulce
Concreto

Tuberia guia de plastico de 3/8"
con un diametro interno de 7 7/ "

Blogue guia

Tuberia corrugada

6 pies

__ Caliza Cartagena
(porosidad promedio de 1.9%)

6 pies

Caliza Indiana
(porosidad promedio de 19%)

Caliza Austin
(porosidad promedio de 26%)

6 pies

Concreto

15 pies

< Tuberia de
ademe de 8"

Fig. 121 — Esquema del pozo de calibracién que se encuentra en la Universidad de Houston,
Texas para las herramientas de neutrones (Goémez, 1975).

En este pozo también se calibran los aparatos que a su vez serviran para calibrar periodicamente las he-
rramientas neutronicas empleadas en campo. La zona que se usa para la calibracion de las herramientas
es la formacién de caliza de Indiana de 6 pies de longitud, que es donde se obtendra una deflexién de
1,000 unidades API. Dicho de otra manera, todas las herramientas calibradas segun la escala estandar
API, mostraran una deflexién de 1,000 unidades API cuando pasan frente a condiciones idénticas a las
del pozo de calibracién en la formacién de caliza de Indiana.

Se puede decir que el pozo de calibracion sirve como base para normalizar las lecturas obtenidas en
otros pozos prueba con diferentes tipos de litologias para las herramientas de neutrones, asi como cuan-
do se estén empleando otros tipos de fluidos de perforacion. Mientras que, para obtener la porosidad
verdadera en otras litologias, tales como pueden ser intervalos de areniscas, dolomias, lutitas, margas,
yeso, etc. los valores de porosidad neutr6n podran ser convertidos a unidades de porosidad mediante la
implementacién de distintas tablas de conversion utilizadas por las diversas compafiias de servicios que
ofrecen los servicios de registros neutronicos, asi como también puede ser algtin método de calibracion
empirico.

En ocasiones se pueden presentar ciertos casos en los no exista una tabla de calibracién adecuada para

convertir las lecturas de las herramientas a unidades de porosidad, por lo que se pueden relacionar em-
piricamente las lecturas de la herramienta y la porosidad utilizando datos de porosidad obtenidos en la-
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boratorio sobre ntcleos de perforacion para un cierto pozo, campo o region. Otra metodologia amplia-
mente reconocida para poder obtener la porosidad de cierta litologia o formacién consiste en aplicar un
método logaritmico. Este método, aunque no tiene una base teorica en la cual pueda respaldarse, prevé
que existe una relacion lineal entre la respuesta obtenida por la herramienta y la porosidad gréfica por
medio de la ecuacion a continuacion.

¢ del registro = a — bN
Doénde a y b son constantes.

En caso de que no se tengan datos de nucleos de perforacion, la relacién lineal puede generarse por me-
dio de la herramienta de neutrones al pasar esta sobre 2 zonas cuyas porosidades ya se tengan definidas.

Herramientas de porosidad neutron. De acuerdo con todos los principios mencionados con anteriori-
dad, y con base en la nomenclatura de los registros de porosidad neutrdn, los registros neutrénicos se
clasifican principalmente de acuerdo con el nivel de energia que tienen los neutrones que son detecta-
dos por las herramientas. Dicho esto, son tres las principales herramientas de neutrones que se pueden
tener: aquellas que captan neutrones termales, aquellas que captan neutrones epitermales, y aquellas
que captan los rayos gamma de captura, que si bien no son neutrones, son unas de las particulas de ma-
yor importancia que se tienen en la mediciones de la herramienta para obtener el indice de hidrogeno
de las formaciones.

Hoy en dia, existen herramientas que permiten la deteccién tanto de los neutrones termales como de los
neutrones epitermales en las formaciones. Esto se logra al utilizar combinaciones de arreglos de dos o
mas detectores a distintos espaciamientos desde la fuente de neutrones, ya sea que esta se encuentre uti-
lizando una fuente radiactiva o una fuente generadora de neutrones, como puede ser el caso de que la
fuente sea un acelerador de particulas de deuterio-tritio.

La combinacion de las mediciones de neutrones termales y epitermales permite a algunas de las herra-
mientas mas modernas el realizar mejores determinaciones de la porosidad de las formaciones, y a su
vez, la comparacién de ambas respuestas permite el poder obtener una mejor identificacion de la pre-
sencia de aquellos elementos que cuentan con un gran poder de captura de neutrones termales tales
como el boro y el cloro. Del mismo modo se puede tener una evaluaciéon mas precisa del reservorio y
una deteccién mas eficaz de horizontes con contenido de gas en yacimientos arcillosos, en combinacion
con las herramientas de densidad.

Herramientas de neutrones-rayos gamma (GNT, Gamma Neutron Tools). Las herramientas GNT
son equipos de medicion no direccionales que se corren cominmente de forma excentrada en los aguje-
ros, esto para lograr que el efecto del pozo incida en la menor medida posible en las mediciones. Ade-
mas, las herramientas neutron gamma se encuentran calibradas en unidades API y pueden ser utilizadas
tanto en agujeros descubiertos como en agujeros ademados. En aquellos agujeros que tengan un reves-
timiento de acero, las lecturas seran menos exactas debido a efectos tales como el peso y la posicién de
la tuberia de revestimiento, asi como la posible presencia de cemento detras de la misma. En agujeros
descubiertos por otro lado, las lecturas son muy afectadas por la salinidad del fluido, temperatura, pre-
sion, tamafio del agujero, stand-off, enjarre y peso del lodo.

Su disefio consta de una fuente de neutrones (comtunmente de berilio-plutonio) y un solo detector de ra-
yos gamma con un espaciamiento relativamente amplio (de 40 a 50 cm) con respecto a la fuente, lo
cual le permite tener una resolucion vertical de de 15.5" 0 19.5". Dicho detector es sumamente sensible
a la presencia de los rayos gamma de captura de alta energia y a los neutrones termales. Por lo tanto, las
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herramientas GNT se centran en la medicion de la intensidad y cantidad de rayos gamma generados por
efecto de la captura de los neutrones por medio de contadores de centelleo o contadores Geiger-Miiller.

Herramientas de neutrones epitermales. Las herramientas de neutrones epitermales son de los regis-
tros de porosidad mas precisos que se tienen dentro de las herramientas de porosidad, ya que la res-
puesta que se obtiene de ellas es minimamente afectada por la presencia de posibles elementos que
cuenten con un poder de captura muy grande (tales como el cloro y el boro). Estas herramientas, como
bien lo dice su nombre, se basan en la medicion de los neutrones epitermales en las formaciones, y sue-
len ser llamadas herramientas neutrén-neutrén (Fig. 122). La densidad de los neutrones epitermales es
esencialmente sensible a la presencia de atomos de hidrogeno en las rocas, ya que los atomos de hidro-
geno son los principales desaceleradores de neutrones, sin embargo, no se debe de subestimar el poder
de desaceleracion que pueden tener algunos otros elementos que puedan estar presentes en las forma-
ciones. La probabilidad de que se generen dispersiones elasticas entre los atomos de hidrogeno y los
neutrones depende en gran medida del nimero de atomos de hidrogeno que se encuentren presentes en
las zonas que se encuentra investigando la herramienta (su indice de hidrégeno), por lo que el indice de
hidr6geno de la formacién puede estar relacionado directamente a la estimacion de su porosidad efecti-
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Fig. 122 — Esquema que muestra el principio de medicién con el que
operan las herramientas de neutrones epitermales (Serra, 2008).

Entre las principales herramientas de neutrones epitermales que existen por parte de las compaiiias de
servicios, son dos las que destacan principalmente, la herramienta de porosidad de neutrones de pared
(SNP) y una variante de la serie de herramientas neutrénicas compensadas (CNT-G), ambas de la com-
pafiia Schlumberger.

Herramienta de neutrones de pared (SNP, Sidewall Neutron Porosity Tool). La herramienta SNP,
fue disefiada por la compafiia Schlumberger en los afios 60’s, especificamente para la deteccién de neu-
trones epitermales en las formaciones. La herramienta estd constituida por una fuente emisora de neu-
trones (comtinmente de americio-berilio) y un detector de neutrones epitermales (un contador Geiger-
Miiller, o un contador de centelleo), éste ultimo colocado a una distancia relativamente corta con res-
pecto a la fuente de neutrones, lo que le permite mejorar significativamente su profundidad de investi-
gacion (de 8"), y proveer a la herramienta de una resolucién vertical de 16" (Fig. 123). Ambos disposi-
tivos se encuentran alojados sobre un patin en el disefio de la herramienta. El patin se mantiene presio-
nado contra la pared del agujero por medio de un brazo mecanico para poder lograr que la herramienta
siempre se encuentre en contacto directo con la pared del pozo, por lo que se puede decir que es una
herramienta que siempre se corre de forma excentrada en el agujero, ademas de que solo puede ser uti-
lizada en agujeros descubiertos, agujeros vacios o agujeros llenos de fluido. La finalidad de correr ex-
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centrado el registro tiene como principal objetivo minimizar muchos de los efectos del agujero que pu-
diesen afectar las lecturas obtenidas por el detector (por didmetro del agujero, densidad y salinidad del
lodo), y al mismo tiempo obtener un registro caliper del agujero.

Sonda

Patin con fuente
y detector

\

Patin de
presién

Fig. 123 — Esquema del disefio que tiene la herramienta SNP (Gémez, 1986).

La gran ventaja de medir solo los neutrones epitermales de las formaciones radica en que se logra eli-
minar en gran medida los efectos perturbadores que se pudiesen generar en las lecturas por efecto de al-
gunos elementos altamente absorbentes de neutrones termales, como lo son el cloro y el boro. Dichos
elementos pueden estar presentes en los fluidos alojados en los poros y en la matriz de las rocas. Ade-
mas, la herramienta SNP tiene la gran ventaja de poder corregirse automaticamente en superficie desde
una caja de control, y puede combinarse junto con las herramientas de neutron compensado (CNT) y
rayos gamma.

El registro SNP se encuentra calibrado directamente en unidades de porosidad, ya sea en caliza o en
agua dulce, por lo que proporciona lecturas directas de porosidad si la litologia que se esta investigando
es conocida.

Herramienta de neutréon compensada (CNT-G, Compensated Neutron Tool). Las herramientas de
neutron compensado, se basan en la implementacion de arreglos de detectores en su disefio (uno cer-
cano y uno lejano), esto para reducir los efectos del agujero en las mediciones a realizar. Un caso parti-
cular de este tipo de herramientas es la CNT-G, la cual realiza mediciones de porosidad basadas en las
respuestas obtenidas por medio de un sistema de dos detectores epitermales y dos detectores termales
que miden en esencia, los neutrones térmicos y epitérmicos en las formaciones.

En un registro de neutron CNT-G se obtienen comunmente dos curvas de porosidad, una curva de poro-
sidad neutrén termal y una curva de porosidad neutrén epitermal. Dichas curvas representan los valores
obtenidos por ambos detectores y generalmente tienden a variar entre si. La curva de porosidad neutron
termal (¢n): es esencialmente mayor que la curva de neutrén epitermal (¢n). debido al efecto que tiene
sobre la primera la presencia de elementos absorbentes de neutrones termales. La curva de porosidad
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neutron epitermal, por otro lado, tiene la ventaja de ser menos sensible a la presencia de este tipo de
elementos, por lo que su respuesta serd mas representativa de la porosidad verdadera de la formacion.

Herramientas de neutrones termales. Las herramientas de neutrones termales, por otro lado, se cen-
tran en la medicion de aquellos neutrones que tengan un nivel de energia cercano a los 0.025 eV. Di-
chos neutrones dependen de dos factores: el primero de ellos es la cantidad de atomos de hidrogeno que
puedan estar presentes en el volumen de formacion que se esté investigando, por lo que mientras mayor
sea la cantidad de 4tomos de hidrogeno presente en las formaciones, mayor sera el conteo obtenido de
neutrones termales cerca de la fuente de neutrones, y menor sera el conteo de neutrones termales en el
detector que se encuentra mas alejado de la fuente (como ocurre con la herramienta de neutrén com-
pensada CNT). De esta manera, la cantidad de neutrones termales obtenidos por los detectores depen-
dera del espaciamiento que tengan los detectores con respecto a la fuente en las herramientas de neutro-
nes.

El segundo factor del cual dependen las herramientas de neutrones termales es la seccion transversal de
captura que tengan los diferentes elementos que puedan estar constituyendo a una roca o formacién. En
consecuencia, la cantidad de neutrones termales que podran ser detectados a una cierta distancia de la
fuente de neutrones serad directamente proporcional a la presencia de aquellos elementos que cuenten
con un gran poder de captura, por lo que se obtendran lecturas bajas de neutrones termales en aquellas
formaciones que sean ricas en elementos absorbentes de neutrones, tales como el samario, gadolinio,
cloro, boro, litio y el cadmio cuando el registro se toma en un agujero con tuberia de revestimiento.
Esto permite que ni la salinidad de los fluidos ni la litologia tengan algun efecto significativo sobre las
mediciones.

La principal representante de este tipo de herramientas es la herramienta de porosidad neutr6n compen-
sada (CNT) por parte de la compafia Schlumberger. Esta herramienta se encuentra constituida por una
fuente de neutrones rapidos de americio-berilio y dos detectores de neutrones (comtinmente de helio,
por su gran poder de captura), ambos alojados a cierta distancia de la fuente (uno lejano y uno cercano
a la fuente de neutrones). Esta configuracion permite que la herramienta pueda minimizar en gran me-
dida varios efectos presentes en las formaciones, tales como la arcillosidad y los cambios bruscos de
salinidad en los fluidos.

Herramienta de porosidad neutréon compensada (CNT, CNT-A). El registro de porosidad neutrén
compensado o registro de doble espaciamiento CNT, es un registro radiactivo de porosidad cuyo princi-
pal objetivo es la obtencion de la porosidad de las formaciones, al reducir muchos de los inconvenien-
tes que se tenian con los otros registros de neutrones mencionados con anterioridad. Ademas, sustituye
con gran ventaja al registro neutron-gamma, al agregar otro detector de neutrones al disefio de la herra-
mienta. La herramienta CNT-A consta de una fuente de neutrones de americio-berilio mas eficaz que en
la SNP, y dos detectores de neutrones termales a distancias de 15" y 24.7", con respecto a la fuente.
Tienen una profundidad de investigacion en las formaciones de cerca de 12”, y una resolucién vertical
de 10, sin embargo, puede aumentarse si se incrementa la distancia que existe entre la fuente y los de-
tectores (Fig. 124).
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Fig. 124 — Esquema del disefio que tiene la herramienta CNT (Bassiouni, 1994).

Las herramientas CNT se corren cominmente de forma excentrada tanto en agujeros descubiertos, agu-
jeros llenos de fluidos o en agujeros ademados. En agujeros descubiertos las herramientas CNT pueden
ser utilizadas en pozos cuyos diametros vayan desde las 6" a las 16" por medio de un fleje que mantie-
ne a la herramienta en contacto con la pared del agujero. Por otro lado, en agujeros ademados o con un
diametro menor a las 6", la sonda se corre sin fleje, suponiendo que esta sigue libremente el lado mas
bajo del agujero.

El principio de medicion que utilizan las herramientas compensadas es muy similar al utilizado por las
herramientas neutrén-gamma (GNT), pero con la diferencia de que estas se basan principalmente en
realizar un promedio de los ritmos de conteos obtenidos por medio de los dos detectores, lo cual refleja
la forma en que la densidad de los neutrones decrece con respecto a la distancia de la fuente, y que de-
pende, en gran medida, del fluido contenido en los poros de la roca (su indice de hidrégeno), es decir,
de su porosidad. Esto se debe a que las lecturas obtenidas por el detector lejano son mas susceptibles de
ser afectadas por efectos del agujero y de las formaciones adyacentes, sin embargo, esto se corrige por
medio de las lecturas obtenidas del detector cercano que es menos susceptible a dichos efectos, dejando
asi solo los efectos provenientes de las formaciones.

Un rasgo sobresaliente de las herramientas de neutrones compensadas es que son herramientas tipo
mandril y se disefiaron especificamente de esta manera para ser utilizadas en combinacién con otras he-
rramientas de porosidad, tal como lo son las herramientas de densidad, litodensidad y los registros soni-
cos de porosidad, tanto en agujeros descubiertos como en agujeros ademados. Hoy en dia se utilizan
ampliamente en combinacion con las herramientas de densidad compensada (FDC-CNT) y las herra-
mientas de litodensidad (LDT-CNT), principalmente como indicador de zonas con contenido de gas.
Esto se debe a que el gas contiene un bajo indice de hidrégeno, por lo que la porosidad aparente obteni-
da por medio de la herramienta CNT sera baja. Al comparar esta porosidad aparente con la determinada
por las otras herramientas de porosidad, es posible determinar la presencia de gas debido al efecto de
excavacion que se genera.
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Otras herramientas de porosidad neutrén. Las herramientas de neutrones neutrén-gamma (GNT),
neutron-neutrén (SNP) y las herramientas de neutrones compensadas CNT (CNT-A y CNT-G), como
bien se mencioné con anterioridad, son herramientas de neutrones que fueron disefiadas para brindar
neutrones rapidos a través de fuentes quimicas de americio-berilio, berilio-plutonio, etc., por medio de
las cuales se generan neutrones con niveles de energias que oscilan entre los 4 y 5 MeV. Sin embargo,
existe también otro tipo de herramientas capaces de generar rafagas o explosiones de neutrones de ma-
yores energias (hasta de 14.1 MeV) a través de pulsos periddicos de neutrones, estos ultimos generados
por medio de fuentes que se encuentran constituidas de aceleradores de particulas de deuterio-tritio. A
este nuevo tipo de herramientas se les denomina herramientas de neutrones pulsadas (PNT, Pulsed Neu-
tron Tool).

Una caracteristica sobresaliente de este tipo de herramientas es su gran capacidad para poder ser em-
pleadas en agujeros ademados, por lo que se convirtieron rapidamente en una poderosa herramienta
para la reevaluacion de viejos campos petroleros, y actualmente como una poderosa herramienta de
evaluacion petrofisica de todos aquellos nuevos campos petroleros en desarrollo.

Herramientas de neutrones pulsadas (PNT). Las herramientas de neutrones pulsadas estan constitui-
das por aceleradores de particulas de deuterio-tritio como fuentes de neutrones de alta energia, y cuen-
tan, ademas, dentro de su disefio, con dos detectores de neutrones sumamente sensibles a los neutrones
termales y a los rayos gamma de captura. Su principio de medicion es muy similar al llevado cabo por
las herramientas CNT, pero las herramientas pulsadas se basan principalmente en la emision de pulsos
de neutrones de muy altas energias (14.1 MeV) y la posterior medicion del tiempo requerido para que
una cierta fraccion de esos neutrones sean absorbidos por la formacién. Teéricamente, en un medio ho-
mogéneo, el tiempo requerido para que los neutrones pierdan progresivamente su energia hasta llegar a
ser neutrones termales, puede quedar expresado a través de una funcion exponencial en funcion del
tiempo de la siguiente manera.

—t

n=ny,e "
Donde:
i = numero de neutrones al tiempo t 0 en que comienza la deteccion.
N = numero de neutrones termales a un tiempo t medido después de que empieza la
deteccion.
T = tiempo de decaimiento térmico.

A través de los dos detectores de neutrones-rayos gamma es que se pueden detectar los cambios relati-
vos en la cantidad de neutrones térmicos que van quedando en la formacion. Dicho proceso se encuen-
tra en gran medida moderado por el efecto de las numerosas colisiones que se generan entre los neutro-
nes emitidos por la fuente y los nticleos de los elementos que se encuentran en el agujero y en la forma-
cion. El cloro es uno de los elementos mas comunes que se pueden tener en las formaciones y en los
fluidos de las formaciones a profundidad, y destaca particularmente de los demas por su gran seccion
transversal de captura, por lo que en formaciones limpias la respuesta de la herramienta estara determi-
nada principalmente por la presencia de este elemento en el agua de formacion.

A lo largo de la vida de los neutrones, estos colisionan con los atomos de los elementos que se encuen-
tran en el agujero y en la formacion por efectos de dispersion elastica y dispersién inelastica, hasta que
finalmente alcanzan niveles de energia termales y son capturados por los atomos de la formacién, gene-
randose en consecuencia su correspondiente emision de rayos gamma de captura. La intensidad de los
rayos gamma de captura dependera en gran medida de los atomos de los elementos que se encuentran
en el pozo y la formacion, permitiendo con ello que la respuesta obtenida por parte de las herramientas
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pulsadas pueda ser utilizada tanto cualitativamente para la diferenciacion entre aquellas zonas que
cuenten con contenidos de gas, aceite o agua de formacién, asi como también cuantitativamente para la
estimacion de saturaciones de agua (Sy) y saturaciones de hidrocarburos (Si). Dicho esto, se puede de-
cir que las herramientas de pulsos de neutrones son las primeras herramientas en su tipo que permiten
calcular saturaciones de los fluidos presentes en las formaciones.

Las principales representantes de este tipo de herramientas las constituyen la serie de herramientas
TDT (TDT-K, TDT-M, etc.) y la herramienta APS, ambas de la compafiia Schlumberger. La herramien-
ta de tiempo de decaimiento termal de neutrones TDT (Thermal Decay Time) tiene una resolucion ver-
tical de 12” (ligeramente mejor a la obtenida con la CNL), y se encarga principalmente de determinar el
tiempo requerido (1) para que una cierta cantidad de neutrones disminuya a una fraccion de 1/e, que es
aproximadamente un 37% de lo originalmente emitido. El tiempo de decaimiento termal depende, a la
vez, de la seccion transversal de captura de la formacion () y puede quedar expresado de la siguiente
manera por medio de la ecuacion siguiente.

X¥=4.55/t

La herramienta APS por otro lado, al igual que la TDT, es una herramienta de pulsos de neutrones. Esta
se encuentra constituida por medio de una fuente de minitrones (un minitrén es un acelerador de par-
ticulas utilizado para proveer un flujo de neutrones de altas energias) con un detector de helio, y cuatro
detectores de neutrones epitermales que permiten realizar mediciones de tipo epitermal sin efectos de
matriz en las formaciones. Una caracteristica sobresaliente de la herramienta APS es que el efecto de la
presencia de gas en capas arcillosas es mucho mas visible en el registro debido al reducido efecto que
estas tienen sobre la herramienta. Tiene ademas una resolucion vertical de 4”, por lo tanto, puede medir
capas delgadas con espesores hasta de 1 pie.

Profundidad de investigacion de las herramientas. La profundidad de investigaciéon que se puede
obtener de las herramientas de neutrones depende en gran medida de la porosidad que puedan tener las
formaciones. Sin embargo, es un tanto complicado obtener un valor preciso ya que dicho parametro se
encuentra influenciado por varios factores presentes en el agujero y en la formacion, tales como los si-
guientes:

e El tipo de medicion de los neutrones que realizan las herramientas (epitermales, termales y ra-
yos gamma de captura), asi como también la geometria que esta pueda tener.

e La cantidad de dtomos de hidrégeno que se tiene en la formacién. En formaciones con porosi-
dad cero, se obtienen profundidades de investigacion maximas de aproximadamente 1 pie, debi-
do a las bajas concentraciones de atomos de hidrégeno presentes. En formaciones con mayores
porosidades, o bien en agujeros llenos de agua, la profundidad de investigacion de las herra-
mientas se vuelve muy corta, esto debido principalmente a que los neutrones son desacelerados
por los atomos de hidrégeno con mayor intensidad, y por lo tanto son capturados mas cerca del
agujero.

e La profundidad de investigacion de cada herramienta depende también del espaciamiento que
exista entre los detectores de neutrones y la fuente emisora.

¢ Por ultimo, el recubrimiento aislante con el que cuentan algunos de los detectores en las herra-
mientas mas modernas, puede convertirse en un agente perturbador de las mediciones, reducien-
do con ello la eficiencia de los detectores, y por lo tanto, se podrian obtener valores que en oca-
siones no son los representativos de la formacién.

Presentacion del registro. El registro de porosidad neutrén se grafica comtinmente en escalas lineales
de porosidad neutrén junto con la respuesta del registro de densidad FDC, en los carriles 2 y 3 del re-
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gistro, o bien, puede tomarse en combinacion junto con el registro sénico de porosidad o el registro
TDT. También pueden ser graficados simultaneamente un registro de rayos gamma y un registro de dia-
metro del agujero en el carril 1, lo que permite poder realizar detecciones mas precisas de aquellos in-
tervalos con contenido de gas, asi como también una identificacion litol6gica mas veraz, producto de la
interpretacién de las lecturas obtenidas por medio de la combinacion de herramientas densidad-neutron
(Fig. 126). La escala que se utiliza con mas frecuencia en el registro de neutrones es de 0 a 10%, 0 a
15% o bien, también puede ir de un 45 a un 15% de izquierda a derecha. Los registros de neutrones se
encuentran calibrados en formaciones de caliza limpias, por lo que serd solo en este tipo de litologia

que se obtengan directamente las porosidades verdaderas de la formacion a partir de las lecturas en el
registro.
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Fig. 125 — Ejemplo de un registro de neutrén epitérmico

SNP (G6mez, 1975). Fig. 126 — Ejemplo de un registro de neutrén compensado o doble

neutr6n CNL (Bassiouni, 1994).

Correcciones aplicadas al registro de neutrones

Factores que influyen en la respuesta de las mediciones de los neutrones. Existen numerosos facto-
res que pueden alterar las respuestas de las herramientas de neutrones, principalmente en relacion con

el indice de hidrogeno que pueden contener las formaciones. Entre estos se pueden mencionar los si-
guientes:

Cantidad de atomos de hidrogeno presente en las rocas o formaciones.
Presencia de elementos que cuenten con un gran poder de captura.
Composicion mineralogica de las rocas o formaciones.

Porosidad (tipo de fluidos alojados en los poros de las rocas).
Salinidad del fluido de formacién (cantidad de cloruros).

Presencia de hidrocarburos.
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Factores geoldgicos que pueden afectar el indice de hidrégeno de las formaciones. Entre éstos, son
5 los principales causantes de que la relacion del indice de hidrégeno pueda variar o de que no sea la
representativa de los intervalos que se estan investigando:

El tipo de litologia y tipo de fluidos presentes en los poros de la roca.
Textura de la roca.

Temperatura.

Ambiente de depésito.

Presion.

Correcciones en agujero abierto y en agujero ademado. Las herramientas de porosidad neutrén son
de las mejores herramientas que existen dentro de la gran gama de registros geofisicos de pozo al servi-
cio de la industria petrolera para el calculo de porosidades y saturaciones en las formaciones, asi como
también para realizar mejores interpretaciones litolégicas de las formaciones en combinacién con la
respuesta de las herramientas de densidad. Sin embargo, existen varios factores de pozo al momento de
realizar a adquisicion del registro que pueden perjudicar o alterar en cierta medida las lecturas obteni-
das por los detectores de las herramientas, por lo que sera necesario que dichas lecturas deban ser co-
rregidas oportunamente por dichos efectos ambientales.

Generalmente, las condiciones Optimas o estandar con las que deben ser adquiridos los registros de
neutrones deben de ser las siguientes:

Diametro de agujero de 7’/s de pulgada (0.20 m).

Agua dulce en el agujero y en la formacion.

Que no exista un enjarre en la pared del agujero.

24°C Temperatura.

A presion atmosférica.

Que la herramienta se encuentre excentrada y con un buen contacto con la formacién.

Si las condiciones en las que se tomd el registro difieren de las condiciones estandar mencionadas con
anterioridad, se realizan las siguientes correcciones por medio de graficas para la gran mayoria de las
herramientas de neutrones tomadas en agujero abierto:

Por diametro de pozo.

Por espesor de enjarre.

Salinidad del lodo de perforacion.

Densidad del lodo de perforacion.

Standoff (separacion entre la herramienta y la pared del agujero).
Presion en el agujero.

Temperatura en el pozo.

Correccion por litologia.

Por efecto de arcillas.

Por efecto de hidrocarburos ligeros (gas) e hidrocarburos residuales.

Por el contrario, si las herramientas se corren en agujeros ademados, es necesario realizar correcciones
por los siguientes efectos, igualmente por medio de graficas para la mayoria de las herramientas de
neutrones:

Diametro de agujero antes de cementar.

176



Espesor de la tuberia de revestimiento.
Espesor del cemento.

Peso del lodo de perforacion.
Salinidad del lodo de perforacién.
Temperatura en el pozo.

Aplicaciones de los registros de porosidad neutrén. Como ya se menciono, los registros de neutrones
son de las herramientas mas importantes y confiables para la determinacién de porosidades, saturacio-
nes de fluidos e identificacion de litologias. Sin embargo, tiene otras aplicaciones que son igual de im-
portantes, y de entre las cuales destacan principalmente las siguientes:

Efecto de las arcillas e hidrocarburos.

Anadlisis del contenido de arcilla.

Deteccion de gas o hidrocarburos ligeros.
Evaluacion de la densidad de los hidrocarburos.
Correlacion entre pozos.

4.4 Resonancia magnética nuclear

Los principios fisicos que rigen al registro magnético nuclear (RMN), también denominado registro de
resonancia magnética nuclear NML (Nuclear Magnetic Log, por sus siglas en inglés), han sido bien co-
nocidos desde finales de la década de los 40’s, poco después de que dicho fenomeno fuera descubierto
en 1945. Desde entonces, esta se ha convertido en una herramienta de gran utilidad en ramas de la cien-
cia como la fisica, la quimica, la biologia, asi como en importantes aplicaciones dentro de la medicina
para diagnosticos clinicos que involucren la visualizacién de los fluidos en el interior del cuerpo. La re-
sonancia magnética nuclear es un fendmeno cuyo principio de medicion se basa en la deteccién de la
induccion nuclear, como se le llamo originalmente a las propiedades atomicas de los nucleos de ciertos
elementos, al ser inducido sobre ellos un campo magnético externo By.

Por otro lado, su aplicacion dentro de la industria petrolera se encuentra dirigida principalmente a la de-
terminacion directa del volumen total de fluidos movibles por unidad de volumen de roca, ya sea en
agujeros descubiertos rellenos de lodo de perforacion, o bien, en agujeros vacios mediante la deteccién
de los niicleos de hidrogeno contenidos en los fluidos de las formaciones, asi como una medicién de la
porosidad independiente de la litologia. La aplicacion de esta tecnologia permite, ademas, adquirir da-
tos esenciales en el desarrollo de mejores modelos de yacimientos y tomar decisiones rapidas en la de-
finicion de intervalos a perforar, lo que ademas beneficia la evaluacion del espesor productivo neto y
por ende las reservas de los yacimientos. También, mediante la aplicacion de ciertas técnicas especia-
les, es posible realizar la determinacion de la saturacion de aceite residual en las formaciones, y en
combinacion con otros registros, realizar la identificacién de la permeabilidad de la formacién.

La principal diferencia del registro de resonancia magnética nuclear, en comparacion con las herra-
mientas de registros nucleares mencionadas con anterioridad, es que estas dltimas permiten determinar
la porosidad, y algunas bajo ciertas condiciones, también la saturacién de agua. Sin embargo, al igual
que con las herramientas eléctricas, ninguna de las dos proporciona una indicacion directa aceptable de
que los fluidos que contienen las formaciones sean movibles si solo son utilizadas individualmente,
mientras que utilizando un NML si es posible. Ademas, el NML basa su principio basico en no requerir
de una fuente emisora radiactiva, ni de un detector de particulas ya que esta aprovecha ciertas propieda-
des magneto-mecanicas, que se ha descubierto que poseen los nticleos de los atomos de algunos de los
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elementos mas importantes que constituyen a la corteza terrestre y a las formaciones sedimentarias, en-
tre los que podemos mencionar al 'H, °C, °F, *Na, *Si y el *'P.

Principios basicos de medicion (Spin nuclear, momento magnético, precesion). La herramienta
NML tuvo sus origenes en 1945 cuando Felix Bloch y Edward Mills Purcell descubrieron el fenémeno
de la resonancia magnética nuclear del nticleo de ciertos elementos quimicos. El principio fisico del fe-
némeno se basa en la formacion de una diferencia de energias de ciertos nicleos atémicos, en presencia
de un campo magnético externo By, generandose con ello, una sefial que puede ser eficazmente detecta-
da por medio de las herramientas que miden la resonancia magnética nuclear de las formaciones.

Algunos nucleos atomicos de los elementos mas abundantes y comunes que constituyen a los fluidos y
a las rocas del planeta, particularmente de aquellos elementos cuyos protones y/o neutrones son dispa-
rejos formando el nicleo atémico del Hidrégeno (‘*H), tienen la particularidad de estar girando conti-
nuamente sobre si mismos en presencia de un campo magnético externo y en la direccion de este, dicho
movimiento se encuentra directamente relacionado con una propiedad nuclear denominada momento
de la cantidad de movimiento (o spin nuclear). Ademas, las propiedades magneto-mecanicas de los nu-
cleos que cuenten con un spin nuclear, son comparables con las caracteristicas mecanicas de los objetos
que giran sobre su propio eje en el campo terrestre, de la misma manera en que gira un giroscopio alre-
dedor del campo gravitacional del planeta. A esta propiedad se le denomina precesion.

La mayoria de los nicleos atémicos de los elementos que constituyen a las rocas y a las formaciones
del planeta producen sefiales de resonancia magnética muy pequefias que son dificilmente detectables
por medio de las herramienta NML (particularmente las rocas igneas y metamorficas), sin embargo,
elementos tales como el Hidrégeno (*H), el Carbono (**C), el Fliior (**F), el Sodio (*Na), el Silice (*Si)
y el Fésforo (*'P) que tienen un nimero atémico impar de protones y/o neutrones en su nicleo, permi-
ten que sea posible detectar las resonancia magnética nuclear en ellos mediante la formacién del nicleo
del Hidrégeno (‘H).

Debido a que el ntcleo atémico del Hidrégeno se encuentra eléctricamente cargado con una ligera car-
ga positiva debido a su momento magnético caracteristico (spin), al girar su protén se comporta como
un pequefio iman giratorio eléctricamente cargado, cuyo eje magnético se encuentra alineado con el eje
de giro del nucleo atomico, entonces asociado al spin nuclear habra un momento magnético nuclear o
spin magnético de tal modo que su orientacion puede ser controlada por los campos magnéticos exter-
nos. Estos momentos magnéticos pueden ser detectados eficazmente por medio de la NML, de donde
se logra obtener la localizacion y la cantidad de hidrogeno contenido en una muestra de roca.

El hidrégeno es un elemento que se encuentra constituido de un solo proton en el nicleo atomico, tiene
un momento magnético relativamente grande, produce una sefial fuerte cuando se le induce un campo
magnético externo, y es ademas abundante en el agua y en el hidrocarburo que se encuentra en el espa-
cio poroso de las rocas. Esto permite que la herramienta NML responda directamente al comportamien-
to de los nucleos de hidrogenos (protones) de los fluidos contenidos en los poros de la roca, en presen-
cia de un campo magnético estatico y de una sefial de radiofrecuencia (RF). Debido a esta caracteristica
es que se propuso darle una aplicacion a la resonancia magnética nuclear dentro de la industria petrole-
ra para la evaluacién de fluidos movibles en las formaciones.

No fue sino hasta poco después de los afios 50 que se comenzaron a desarrollar las primeras herramien-
tas que utilizaban la resonancia magnética nuclear como principio de medicion para aplicaciones en la
industria petrolera y la geotermia, en empresas como Schlumberger, Socony Mobil Oil Company y la
California Research Corporation. En 1950, Chevron fue la primera compafiia en desarrollar y patentar
una herramienta que utilizara exitosamente la resonancia magnética nuclear. Esta alineaba los protones
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de la tierra utilizando el campo magnético de la tierra, y 10 afios mas tarde para 1960, se corri6 el pri-
mer registro NML.

Una de las principales aplicaciones que se le dio a la primera herramienta de registros era la cuantifica-
cion del alquitran contenido en los reservorios californianos, que en comparacion con los aceites mas
ligeros y el agua, en los aceites mas pesados los atomos de hidrogeno tardan mas en responder a un
campo magnético inducido, y en consecuencia a perder mas rapidamente la precesion adquirida en el
momento en que se deja de inducir dicho campo magnético (o en otras palabras, se “relaja” con mayor
rapidez). Esto representa hoy en dia una de las aplicaciones tinicas y mas interesantes de los registros
NML.

Herramientas que utilizan la resonancia magnética nuclear como principio de medicion. En la ac-
tualidad, la mayoria de las herramientas que utilizan resonancia magnética nuclear se centran en la im-
plementacion de la tecnologia de secuencias de eco-pulsos, que permite eliminar el efecto de campos
magnéticos no uniformes e incrementa la resolucion de la sefial en el registro NML. Estas se encuen-
tran constituidas por imanes permanentes, y un sistema que provee pulsos magnéticos controlables de
radiofrecuencias, el cual permite realizar las mediciones de los tiempos de relajacion térmica T, y T si-
multaneamente. En sus comienzos, el disefio basico de la herramienta NML se basaba en el disefio de
Brown y Gamson (1960), pero poco tiempo después, para 1978, se comenzaron a utilizar herramientas
eco-pulsadas que fueron seguidas posteriormente para la década de los 80’s y los 90’s, por los disefios
de NUMAR, una subsidiaria de Halliburton con el disefio de la herramienta MRIL (Fig. 127a), por Sch-
lumberger con el disefio de las herramientas CMR (Fig. 127b) y por Baker Atlas con el disefio de la
MR Explorer (MREX). Asi como estas, también existen herramientas de resonancia magnética nuclear
que realizan las mediciones de los fluidos movibles en tiempo real (LWD).
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/ campo de permanente Pared del
radio ¢
Magreio frecuencia agujero
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@ : . r
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magngﬁco frecuencia Iman
estatico A permanente B

Fig. 127 — Herramientas que utilizan resonancia magnética nuclear como principio de medicién de los fluidos movibles en las formaciones.
A) Configuracion de la herramienta MRIL de la compaiiia Halliburton, B) Configuracién de la CMR de Schlumberger (Ricco, 2012).

En el caso particular de la herramienta CMR de Schlumberger, la geometria del disefio del patin de la
herramienta permite que se tenga una alta resolucion vertical de 15 cm, una investigacion de un volu-
men muy pequefio de formacién de 1” dentro de la formacién y una influencia minima en la sefial por
efectos de la rugosidad del pozo y del enjarre. Por otro lado, un fleje excentralizador mantiene a la he-
rramienta en contacto directo contra la pared de pozo, asegurando generalmente un buen contacto en la
mayoria de los diametros de perforacion.
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Otra ventaja sobresaliente en cuanto a la CMR radica en que su calibracién es muy sencilla, y consiste
en colocar a la herramienta en un contenedor de agua contra el patin para simular una porosidad del
100% o bien dejar a la herramienta suspendida en el aire para simular una porosidad del 0%. Dentro de
la herramienta, un sensor tipo patin montado a un costado de la herramienta contiene dos imanes per-
manentes que generan un campo magnético enfocado 1000 veces mas fuerte que el campo magnético
de la tierra, permitiendo con ello una polarizacién completa de los nticleos de hidrégeno en la forma-
cion, mientras que una antena transmisora-receptora alojada en el equipo, sera la que generara secuen-
cias de pulsos magnéticos a las formaciones, recibiendo posteriormente las sefiales de resonancia mag-
nética nuclear (spin-eco) provenientes de la alineacion de los protones.

Esta tecnologia en la NML permite que la herramienta sea de tan solo 4.3 m de longitud, y que pueda
ser ademas facilmente combinable con otras herramientas de registros de pozos tales como un rayos ga-
mma espectral, registros de densidad, etc., con lo que ademas se puede determinar la presencia de mi-
nerales accesorios pesados que puedan cambiar la evaluacion de la zona de interés.

Principio de medicion del NML. La secuencia de medicion con la que opera la herramienta NML co-
mienza con la alineacién de los ntcleos de hidrégeno, seguida posteriormente por la reorientacion, la
precesién y los repetidos desfases y reenfoques de los spins. Dicha medicion dependera del tiempo de
relajacién longitudinal T, y el tiempo de relajacién transversal T, , cuya duracién es de solo unos se-
gundos. En general, el método de NML es una medicién dindmica, lo que significa que esta depende de
cémo se adquiera.

Polarizacion y tiempo de relajacion térmica longitudinal T;. El primer paso dentro del ciclo de me-
diciones de la NML consiste en polarizar los protones que cuentan con un spin magnético, a un campo
magnético estatico llamado B,. Este método consiste en enviar una corriente eléctrica a través de una
bobina alojada en el equipo, que generara el campo magnético estatico y constante B, en el agujero y
en la formacion, que es aproximadamente perpendicular al campo magnético terrestre y 1000 veces
mas fuerte que este (también denominado campo polarizante B,). En zonas o formaciones con conteni-
do de hidrocarburos, el momento magnético (o spin magnético) de los protones de hidrogeno del aceite,
del gas y del agua, comenzaran a generar una precesion alrededor de las lineas del campo By, hasta ali-
nearse (polarizarse) en la direccion del eje de dicho campo. Tal precesion estara determinada por la
fuerza del campo magnético aplicado y el tiempo que tarden en alinearse los protones, que dependera a
su vez del ritmo de intercambio de energia entre el ntcleo del atomo que precesiona y la matriz que lo
rodea. Esta alineacion solo toma unos cuantos segundos, y al tiempo necesario para lograr alcanzar esta
condicion de equilibro se le denomina tiempo de polarizacion (Tp) 0 magnetizacion longitudinal.

Una vez que los protones se han alineado en la direccién del campo magnético estatico, se dice que es-
tos se encuentran polarizados (Fig. 128). Este proceso no ocurre inmediatamente, pero se incrementa
exponencialmente en el tiempo con una constante de tiempo denominada tiempo de relajacion térmica
longitudinal (T;). Este tiempo dependera de la movilidad de los protones y de las fuentes de campos
magnéticos concentrados en la formacién. De esta manera se puede decir que T; es el tiempo que re-
quieren los protones para reorientar sus spins magnéticos en la direccion del campo magnético estatico
B, después de un tren de ecos, y es ademas el tiempo necesario que le toma a la magnetizacion el poder
alcanzar el 63% de su valor final. Mientras que tres veces el tiempo de relajacién térmica longitudinal
T, representara el tiempo en que se logra un 95% de la polarizacién de los protones.
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Fig. 128 — Esquema que muestra como se realiza la polarizacion de los nicleos de
hidrégeno al inducir sobre ellos un campo magnético externo B, (Ricco, 2012).

Este dltimo dato es de gran utilidad dentro de la interpretacion del registro de resonancia magnética nu-
clear, para la evaluacion de formaciones con contenidos de agua o aceite. En los liquidos, los tiempos
de relajacién T; dependen en forma muy general de la “viscosidad”. Si esta es muy alta, el tiempo de
relajacién térmica serd corto. Mientras que, en fluidos de viscosidades bajas, el tiempo durante el cual
el campo de un protén acttia sobre el de otro es muy corto, incluso menor que el requerido para que el
protén cambie de posicion, y por lo tanto que se produzca un cambio en su campo. Por el contrario, si
estos cambios de posicion son muy rapidos, el efecto de un instante puede oponerse al del siguiente,
desfasandose las acciones entre protones y destruyéndose las sefiales del registro (Fig. 129).

Se puede decir que el medio en el que se encuentren contenidos los fluidos en las formaciones seré lo
que modifica los tiempos de relajacién térmica T, al igual que los parametros texturales, que tienen
una enorme influencia en la porosidad y la permeabilidad de la formacién. Por ejemplo, el agua, el
aceite y el gas tienen un comportamiento de relajacién T; muy diferente cuando se encuentran en un
medio poroso debido a los efectos de la superficie de la roca.
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Fig. 129 — Relacion entre tiempo de relajacion térmica y viscosidad para aceites crudos (Ricco, 2012).
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Reorientacion de los spins. Una vez que se ha alcanzado el equilibrio de los protones dentro del cam-
po polarizante By, el segundo paso dentro del ciclo de mediciones del registro NML, consiste en volcar
o redireccionar la magnetizacion realizada en un plano longitudinal By, a un plano perpendicular al pri-
mero. Este volcamiento se logra en la herramienta NML de manera efectiva por medio una bobina en la
herramienta que genera una sefial de radiofrecuencia (RF) de un pulso electromagnético oscilante a la
frecuencia de Larmor (que generalmente es de 2.3 MHz), creando con ello un campo magnético polari-
zante B, perpendicular al campo magnético estatico B, en las formaciones (Fig. 130).
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Fig. 130 — Reorientaci6n de los protones mediante la aplicacién de un campo oscilante B, (Ricco, 2012).

Desde el punto de vista de la mecanica cuantica, si un proton se encuentra en un estado de menor ener-
gia, absorbera parte de la energia del campo magnético polarizante B, y brincara a un estado de mayor
energia. La aplicacion de este campo también provoca que los protones precesen en fase unos con los
otros, de manera que dicho cambio en el estado de energia y en la precesion en fase de los protones, es
a lo que se le llama resonancia magnética nuclear.

Por lo general, la frecuencia de precesiéon o de resonancia caracteristica de la secuencia de pulsos que
emite el campo oscilante, viene dada por la ecuacion,

Y B,
27

f=

Donde f es la frecuencia del campo B; llamada frecuencia de Larmor, y “y” es una constante llamada
radio giromagnético de los nucleos, que es una medicién de la fuerza del magnetismo nuclear (para el
hidrégeno es de 42.58 MHz y para el carbono de 10.71 MHz). Estos parametros son ajustados por el
equipo para lograr que la nueva orientacién de los protones sea de 90° con respecto al campo magnéti-
co estatico inicial By, permitiendo que los protones precesen en fase en planos transversales.

Inicialmente los protones precesionan al unisono en fase en planos transversales cuando es aplicado un
campo magnético B, perpendicular al campo magnético Bo. Al hacer esto, generan un pequefio campo
magnético a la frecuencia de Larmor que es inmediatamente detectado por una antena en la herramien-
ta. Esto constituye el principio basico de medicién de la herramienta NML. Pero debido a que el campo
magnético estatico inicial By no es perfectamente homogéneo (presenta variaciones) debido a su gra-
diente magnético, asi como también debido a ciertas interacciones moleculares que ocurren en algunos
materiales, entonces los protones de los fluidos contenidos en las formaciones comenzaran a precesar
libremente a una frecuencia caracteristica de 2 kHz, diferente a la frecuencia de Larmor, una vez que la
accion del campo oscilante B; es suspendido. Esto provoca que los protones de los atomos de hidro-
geno vayan perdiendo gradualmente su sincronizacion o coherencia, hasta realinearse nuevamente con
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el campo B, es decir, la precesion entre protones ya no se dara en fase unos con los otros (también co-
nocida como precesion libre).

Ante tal situacién, y debido a las imperfecciones del campo By, la medicion de la magnetizacion en la
direccion transversal sera detectada en la antena como un rapido decaimiento de la sefial, que es un au-
mento en el desfase entre los protones, asi como una disminucién de la magnetizacién neta existente
entre ellos. Este desfase de los protones en la sefial de decaimiento emitira un pequefio voltaje decaden-
te (V) de corriente alterna, a la frecuencia de precesion, que puede ser medida en la bobina de la herra-
mienta, usualmente como una ondicula de sinuosidad, decayendo exponencialmente. Dicho fendmeno
es conocido como caida de induccion libre (FID, Free Induction Decay por sus siglas en inglés). Dicha
caida de induccion (Fig. 131) esta caracterizada por la amplitud al inicio de la precesion y la frecuencia
de cada sefial, mientras que a la constante de tiempo (de pocos microsegundos) del decaimiento que re-
gira dicho proceso de relajacion, se le conoce como tiempo de relajacion spin-spin (T,*).

La transicion entre un estado de equilibrio y el otro no sera instantanea (cuando un campo magnético
externo es aplicado o bien es retirado), sino que tomara una cierta cantidad de tiempo que dependera en
gran medida de la estructura del material que contiene los nicleos de hidrégeno, asi como de la concen-
tracion de impurezas que pueda contener el material. En este sentido se puede decir que el tiempo de
relajacién spin-spin (T,*) estara caracterizado por el tiempo que le toma a los protones polarizados en
cierto campo magnético, recuperar su estado original después de haber suspendido la accion del campo
magnético B4, asi como el tiempo que le toma a la magnetizacion transversal en decaer a 37% de su va-
lor inicial.

1 KW L P Decaimiento medido

Pulso

polarizante
Envolvente

T Sefial de 2.2 kHz

Amplitud de la senal

Tiempo de
polarizacion 2s

Resonancia

T2*

Fig. 131 — Seial tipica de resonancia magnética nuclear y estimacién de indice de fluido libre
por medio de la curva de decaimiento de induccién (Serra, 2008).

Secuencia spin-eco. El desfasamiento producido por las variaciones del campo magnético estatico By
es reversible. Al aplicar un pulso magnético de 180°, de la misma intensidad del pulso inicial de 90°,
los protones en precesién se revierten en el plano transversal y se produce un reenfoque de los spins
desfasados. En efecto, el orden de la fase de los vectores de magnetizacién transversal estaran ahora re-
vertidos, de tal manera que continuara el movimiento de precesion, pero ahora los protones mas lentos
pasaran a ser los primeros, y los rapidos pasaran a ser los dltimos. En muy poco tiempo los protones
lentos alcanzaran a los rapidos, de manera que todos precesaran nuevamente en fase, produciéndose asi
una sefial de magnetizacion coherente en la antena (conocida como eco) a medida que son reenfasados.
A este proceso de secuencias de pulsos y ecos se le conoce como spin-eco o técnica del pulso-eco. Los
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ecos de resonancia magnética permiten cuantificar la granulometria y tamafio de los poros, pudiendo
entonces calcular la permeabilidad de las rocas.

Ya que un solo spin-eco decae muy rapidamente, por lo general en las mediciones de resonancia mag-
nética nuclear, los pulsos de 180° pueden ser aplicados repetitivamente varios cientos de veces en for-
ma de secuencias de pulsos para reenfasar los componentes de magnetizacion y generar con ello series
de spins-ecos que pueden ser graficadas. Las sefiales adquiridas de estos spins-ecos se caracterizaran
por el espaciamiento en tiempo que exista entre ellos (o tiempo inter-eco TE), lo cual varia de acuerdo
con la herramienta o al objetivo de la investigacion.

El desfasamiento de los protones causado por las interacciones moleculares es irreversible, es decir, la
amplitud de cada eco es relativamente menor que la anterior, lo que permite que pueda ser monitoreada
midiendo el decaimiento de la amplitud spin-eco en el tren de ecos de la secuencia CPMG. La sefial ob-
tenida tendra una constante de tiempo caracteristica denominada tiempo de relajacion transversal T». El
proceso es similar al desfase debido a que B, no es homogéneo, pero con la diferencia que los protones
lentos no alcanzaran a los rapidos como consecuencia de las interacciones entre ellos y con las paredes
de poro. Por esta razon cada eco tendra menor amplitud que el anterior, observandose un decaimiento
con el tiempo.

Secuencia CPMG Yy tiempo de relajacion transversal T,. La técnica de secuencias de pulsos, que
comprende un pulso de 90° que gira la magnetizacion de los protones a un plano perpendicular con res-
pecto a By, seguida por una serie de pulsos de 180° para reenfocar los spins desfasados, se le conoce
como secuencia CPMG debido a sus inventores, Carr, Purcell, Meiboom y Gill. El espaciamiento entre
ecos que por lo general se utiliza es entre 320 pseg. y 1200 pseg. El principal proposito de la técnica de
secuencia de pulsos CPMG, es que ésta compensa el desfase causado por las variaciones del campo
magnético constante By, sin embargo, las interacciones moleculares que también causan desfase en los
protones es un proceso irreversible.

Una vez que éste desfase ocurre después de una secuencia de pulsos CPMG, los protones pierden com-
pletamente su coherencia y no pueden ser reenfocados, de tal manera que el tren de ecos de la secuen-
cia CPMG decaera (Fig. 132). A este decaimiento caracteristico de la amplitud de los spins-ecos se le
conoce como tiempo de relajacion transversal T, porque ocurre precisamente en el campo perpendicu-
lar al campo magnético inicial By, y en donde los picos de amplitud de las sefiales conformaran la curva
de decaimiento T,. Este proceso esta relacionado directamente con las propiedades petrofisicas de las
rocas tales como porosidad de fluido movible, tamafio de poro y permeabilidad de la roca.

4 Decaimiento de T2*

Decaimiento de T2

Amplitud de la sefal
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Fig. 132 — Decaimiento de T, Y T>* después de una secuencia de pulsos CPMG (Rodriguez, 2004).
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Después de un periodo varias veces mayor que el tiempo relajacion transversal T, el decaimiento de la
magnetizacion transversal estara completo, de manera que posterior a ello, los protones perderan com-
pletamente su coherencia, siendo imposible que se puedan reenfocar. Al finalizar cada secuencia de
pulsos CPMG, los protones estaran completamente orientados de nuevo al azar, retornando a su posi-
cién de equilibrio paralelos a la direccion del campo B,. Este proceso ocurre en una cantidad de tiempo
caracteristica, que es el tiempo de relajacion longitudinal T, y solo una vez que ha transcurrido el tiem-
po T, es posible realizar nuevamente la medicion de decaimiento T».

Mecanismos de relajacion térmica en rocas saturadas. Existen tres tipos de mecanismos de relaja-
cién que influencian en la respuesta de los tiempos T y T». Estos se mencionan brevemente a continua-
cion.

e Relajacion por superficie de poro. Las moléculas en los fluidos se encuentran continuamente en
movimiento (movimiento browniano) y se difunden en el espacio poroso, chocando con la su-
perficie del poro varias veces durante una medicién de NML. Cuando esto ocurre, se dan dos ti-
pos de interacciones:

1. Los protones pueden transferir energia nuclear a la superficie del poro permitiendo que se
reorienten con el campo magnético estatico B, (componente de T).
2. Los protones sufren un desfase que es irreversible (que es componente de T>).

De esta manera la relajacion por superficie de poro tiene una gran influencia sobre T; y T,. La
capacidad que tiene la superficie de los poros para relajar los protones es denominada relaxivi-
dad superficial “p” (que es la capacidad que tienen las paredes del poro de permitir la relajacién
magnética). Por ello, el tamafio de los poros influye enormemente en el proceso de relajacion T,
dado que la velocidad de relajacién depende de la frecuencia de colisién de los protones con los
granos y de la relacion superficie-volumen (S/V). Mientras mas pequefios sean los poros, la re-
lacion S/V es alta, y mayor sera el nimero de protones cercanos a las paredes de poro y por lo
tanto T, decaera con mayor velocidad, lo que se traduce en tiempos de relajacion cortos y vice-
versa para tamafios de poro mas grandes. De esto se puede obtener informacion de los tamafios
de los poros, y eventualmente del tipo de fluido que alberga la roca. Para un poro simple, la
magnetizacion del spin decae exponencialmente, y puede ser representada por la ecuacion si-
guiente.

1__S
T, 'V

De manera similar puede quedar también expresada la ecuacion para T;. De esto, la magnetiza-
cion total del reservorio no sera mas que la suma de la sefial proveniente de cada poro, y donde
la suma de volimenes sera igual al volumen de fluido del reservorio, es decir, su porosidad.

e Relajacion por difusién molecular en un gradiente del campo magnético. Cuando existen gra-
dientes en el campo magnético estatico Bo, el movimiento molecular puede causar un desfase y

por lo tanto, una relajacién de T, mientras que T; no se ve afectado. Por otra parte, si no existe
un gradiente del campo magnético, entonces la difusion molecular no causa una relajacion.

* Relajacion por volumen de fluido ligado. La relajaciéon puede ocurrir en los fluidos ligados,
aunque en muchos casos puede ser despreciable. Sin embargo, puede haber casos como por
ejemplo en los carbonatos, donde la presencia de viigulos o cavidades rara vez permitan que
exista un choque de los protones de hidrégeno con la superficie del vigulo o cavidad.
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De la misma manera puede ser de importancia cuando existen hidrocarburos en las rocas, espe-
cialmente en los casos donde las viscosidades del aceite sean muy altas. A mayor viscosidad, los
tiempos de relajacion T, son cortos.

Presentacion del registro NML. La representacion grafica del registro NML no esta del todo definida,
ya que dicha herramienta puede ser combinable casi con cualquiera de las herramientas de registros que
existen actualmente en la industria. Algunas de las curvas que pueden ir acompafiadas de un registro de
NML pueden ser una de caliper, rayos gamma, espectroscopia de rayos gamma, potencial natural, cur-
vas de resistividad somera, media y profunda de herramientas como la AIT y la RT Scanner, curvas de
porosidad densidad, etc. por ello se dice que es de gran ayuda como complemento en la determinacion
de zonas arcillosas, formaciones permeables, identificacion de intervalos con fluidos movibles (conte-
nidos de hidrocarburos, agua y gas), etc.

Sin embargo, se puede decir que la razon de ser de las herramientas de NML va encaminada a propor-
cionar medidas de diferentes tipos de porosidad relacionadas con la formacion. Primero, responde a la
cantidad del fluido en la formacion. Segundo, suministra informacién acerca del tamafio y estructura de
los poros en la formacion, caracteristicas que no se obtienen con otro registro de porosidad convencio-
nal. Esto permite que la herramienta pueda realizar una mejor descripcion de la movilidad del fluido, ya
sea fluido ligado o libre, asi como la evaluacién del yacimiento (el espesor productivo).

Factores que repercuten en la seiial del registro NML. Uno de los principales problemas que se tu-
vieron con las primeras herramientas NML era que estas se veian muy afectadas por la presencia de mi-
nerales magnéticos en las rocas o en el fluido de perforacion, ya que estos producian efectos de interfe-
rencia en la sefial que habia que eliminar. Anteriormente esto se corregia agregado ciertos aditivos mag-
néticos como la magnetita dentro del lodo de perforacion. Sin embargo, hoy en dia el uso de poderosos
imanes artificiales junto con la técnica eco-pulsada, ha permitido que dicho problema haya sido resuel-
to.

Factores litologicos, texturales y ambientales que influyen en la respuesta del NML. Los parame-
tros litolégicos y texturales de las formaciones, junto con ciertos factores ambientales, son las principa-
les causas de que ciertas herramientas que utilizan la resonancia magnética nuclear no detecten eficaz-
mente los atomos de hidrogeno de los fluidos movibles contenidos en los poros de las formaciones per-
meables. Entre los parametros litoldgicos destacan la composicion mineralogica de las rocas, como
bien puede ser la cantidad y tipo de arcilla presente (caracterizada por su capacidad de intercambio ca-
tionico “C.E.C.” con el agua), su distribucion a lo largo de toda la formacién y el fluido que estas pue-
dan albergar (gas, aceite y/o agua). Mientras que los pardmetros texturales tendran influencia sobre la
porosidad y la permeabilidad de la roca a partir de la porosidad total (tipo de porosidad), el tamafio y
acomodo o empaque de los granos, si estos se encuentran cementados o no, asi como su distribucién.
Ambos pueden llegar a alterar el tiempo de relajacion térmica de la herramienta NML, y en ciertos ca-
sos incluso volver indetectable la presencia de ciertos fluidos debido ya sea a su gran viscosidad, su
bajo contenido de hidrogeno, o bien, a la condicion de la roca que alberga a dicho fluido.

Por otro lado, entre los factores ambientales mas importantes que pueden afectar la sefial de la NML en
la deteccién de los atomos de hidrogeno, tenemos: variaciones en las temperaturas de formacion, vibra-
ciones y golpeteos de la sarta y las herramientas de perforacion, modificaciones en las velocidades de
penetracion, cambios en las salinidades (provocando interferencia en la sefial), y una posible difusion
de las particulas medidas.
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Aplicaciones. Toda la informacion sobre granulometria, tamafio de poro, permeabilidad efectiva, flui-
dos capilares e irreducibles y volumen poral disponible para la acumulacion de hidrocarburos, conduce
a realizar descripciones de yacimientos mas completas y al desarrollo de mejores modelos de yacimien-
tos. Ademas, en combinacion con otros registros como el registro de rayos gamma espectral, densidad y
otra medicién de porosidad, se logra determinar la presencia de minerales accesorios pesados que pue-
den cambiar la evaluacién de la zona de interés. La aplicacion de esta tecnologia permite también to-
mar decisiones rapidas en la definicion de intervalos a perforar, ayudando ademas a evaluar el espesor
productivo neto y por ende las reservas de un campo. A continuacion, se detallara cada una de las apli-
caciones mas importantes que tiene el registro de resonancia magnética nuclear dentro de la industria
petrolera.

Determinacion de la porosidad. L.a determinacion de la porosidad total de las formaciones es practica-
mente independiente de la litologia o de la composicion mineralogica de los reservorios, logrando de
esta manera que su medicion sea una de las herramientas mas ttiles para la identificacion de ciertos ti-
pos de reservorios, como lo son aquellos que se encuentran constituidos de litologias mixtas y litologias
complejas. Esto se encuentra relacionado con el hecho de que el hidrogeno presente en los solidos y en
el agua ligada a las arcillas, tiene tiempos de relajacion T, lo suficientemente cortos como para ser de-
tectados por la herramienta. En rocas carbonatadas, por ejemplo, la herramienta NML medira esencial-
mente la porosidad total, pudiendo ser de gran ayuda como complemento de otras herramientas tales
como la de densidad, neutrén y sénico.

Tanto la curva T; como la curva T, pueden ser utiles para la medicion de la porosidad y sus componen-
tes tales como el agua ligada a las arcillas (CBW, Clay Bound Water), volumen de agua irreducible
(BVI, Bulk Volume Irreducible), asi como el volumen de agua mévil (BVM, Bulk Volumen Movable).
Actualmente muchas de las herramientas que utilizan NML en sus mediciones utilizan mas cominmen-
te T» que es mas facil de medir, ademas de que la integracion del area bajo la curva de la distribucién de
T, resulta en la porosidad total de la NML separandola en sus diferentes componentes de porosidad
(Fig. 133). Sin embargo, el utilizar tanto T; como T, permitira tener datos mas precisos, asi como un
mejor analisis en la determinacién de la porosidad.
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Fig. 133 — Distribucién volumétrica asociada a la distribucion del tamafio de poro y del area
bajo la curva que corresponde a la porosidad total del registro NML (Serra, 2008).
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Determinacion del indice de fluido libre o FFI (Free Fluid Index) y el volumen de fluido ligado 0 BEV

(Bulk Fluid Volume). En campo y en experimentos de laboratorio se ha visualizado que el indice de
fluido libre que detecta la herramienta NML, corresponde s6lo a aquellos fluidos movibles que poten-
cialmente se pueden producir, es decir, aquellos que se encuentren contenidos en tamafios de poro lo
suficientemente grandes como para extraerlos. Es asi como el valor del indice de fluido libre FFI y el
volumen de fluido ligado BFV se determinaran aplicando un tiempo de corte, denominado T de corte,
a la distribucion del tiempo de relajacion transversal T».

El area bajo la curva a la derecha del valor de corte indica los poros grandes donde se encuentran los
fluidos producibles (agua y petr6leo), y el area a la izquierda del area de corte, representa los poros pe-
quefios que contienen los fluidos que se encuentran atrapados por presion capilar, incapaces de producir
(fluidos ligados). Para obtener dicho valor se grafican las distribuciones de T, para muestras 100%
saturadas de agua (un nucleo), y su comparacion con otra distribucién que se obtiene después de la cen-
trifugacion de la muestra a una presion capilar determinada, cuya curva se conoce como curva de distri-
bucion de fluido ligado (Fig. 134). La integracion de ambas produce la denominada porosidad de agua
irreducible ®gry, que es comparable con la Swirr calculada por la centrifugacién de las muestras.
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Fig. 134 — Esquema que representa las porosidades acumuladas y el tiempo de corte T, para muestras saturadas al
100% con agua, y su comparacién con otra distribucion después de la centrifugacion (Rodriguez, 2004).

Los valores donde se estabilizan las curvas de distribucién de porosidad acumulada para la roca 100%
saturada de agua y la centrifugada, representa la porosidad NML (®nw) y la saturacién de agua irredu-
cible respectivamente. Entonces, la interseccion del valor de Swirr con la curva de porosidad acumulada
para la roca 100% saturada representa el T, de corte, que marca la division entre fluido ligado (BFV) y
fluido libre (FFI).

Determinacion de la permeabilidad. La estimacion de la permeabilidad es una de las caracteristicas mas
importantes del método de NML, y tiene la ventaja de poder ser grabado en el registro en un perfil de
permeabilidad en tiempo real. Esta depende principalmente del tamafio de la garganta de los poros y los
granos, por lo que las estimaciones de K con las distribuciones de T, son buenas, ya que estas reflejan
las caracteristicas fisicas de los poros y de la matriz de la roca. La permeabilidad NML se deriva de las
relaciones empiricas entre la porosidad NML, el promedio logaritmico de T, la porosidad FFI y la po-
rosidad BFV. Estas relaciones fueron desarrolladas a partir de mediciones hechas en laboratorio sobre
muestras de agua saturada de agua salina.
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Los modelos que mas cominmente se utilizan segiin la compafiia de servicios que realiza el analisis,
son el Modelo Kenyon, el Modelo Timur-Coates y el Modelo Intevep, mostrados a continuacion.

¢ El Modelo de Kenyon:
Kyt = C () * (T, log)°

e El Modelo Timur-Coates:

_ P, a_ Prrr ’
R ] {32]

¢ El Modelo de Intevep:
Ky, = C (¢NML)a : (¢FFl)b

Donde Kyw. es la permeabilidad estimada, ¢ es la porosidad NML, T, log es el promedio logaritmi-
co de la distribucién T, ¢ es la porosidad del fluido libre, ¢y la porosidad del fluido ligado y los
parametros C, a y b, son determinados empiricamente en laboratorio. Usualmente C=10, a=4 y b=2, en
arenas. Para carbonatos C usualmente es 0.1.

Aplicaciones petrofisicas del registro NML. La distribucién de los tiempos de relajacion T, que se ob-
tiene de la herramienta o del equipo de laboratorio, resume todas las mediciones de la NML y tiene im-
portantes aplicaciones petrofisicas tales como:

e Estimacion de la permeabilidad (calibrada con muestras) a partir del tiempo de relajacion T»
promedio logaritmico y ¢nmr.

¢ Analisis de la viscosidad de los hidrocarburos.

e El area bajo la curva de distribucion T, representa la porosidad total de la formacién y distribu-
cion de poros.

e Se puede obtener el volumen de agua ligada a las arcillas, asi como la cuantificacién del indice
de fluido libre (FFI) y agua ligada (BFV) por medio de los tiempos de corte de Ts.

e La porosidad puede ser total o efectiva (¢p.= BVI+BVM), y es independiente de la mineralogia.

¢ Estimacion del volumen de arcilla y el C.E.C. (capacidad de intercambio catiénico) usando un
valor de T, de corte de 2 a 4 ms, asi como del factor de cementacion (m) variable.

e (Calculo y evaluacion mas precisa de la saturacion de hidrocarburo (S, = 1-Sy,).

¢ Esla tnica herramienta que mide directamente la saturacion residual de aceite (So).
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5. Registros complementarios

Objetivo: El alumno conocera los principios de medicion, correcciones, presentacion y aplicaciones de
los registros caliper y de echados.

5.1 Registro Caliper o Calliper*

Un pozo exploratorio de hidrocarburos, o bien un pozo perforado para la bisqueda de agua o minerales,
generalmente tiende a tener una geometria de un cilindro de didmetro conocido, el cual contiene en su
interior un fluido de perforacion homogéneo de caracteristicas conocidas, o bien, pueden estar consti-
tuidos sélo por aire en su interior.

Durante mucho tiempo con esta concepcion tedrica en mente se manejaron las técnicas de toma de re-
gistros, las cuales se desarrollaron con la idea de que las formaciones en los pozos perforados estaban
representadas por medios infinitos, homogéneos e isotropicos. Sin embargo, hoy en dia se conoce con
bastante certeza que las formaciones no estan conformadas de esta manera a menos que se tome en
cuenta la estratificacion de las capas, en cuyos casos si podrian ser tomadas como homogéneas e isotré-
picas mas no asi la totalidad del pozo como antes se creia. Por ello, hoy en dia el escoger la herramienta
correcta para la adquisicion de uno o varios registros en un pozo depende en gran medida del tipo de
perforacion que se esté realizando en el lugar (ya sea vertical, horizontal o bien direccional) y requerira
ademas del conocimiento de varios parametros, entre ellos, los mas importantes los constituyen la for-
ma y didmetro del pozo, las caracteristicas del fluido de perforacion, la temperatura de fondo en el pozo
y la temperatura en las formaciones, asi como las variaciones radiales que se puedan generar en el agu-
jero junto con las propiedades de las formaciones.

Principio de medicion. El registro caliper es uno de los registros mas importantes que existen en la in-
dustria, ya que tiene la finalidad de medir con precision las variaciones que pudiesen existir o presen-
tarse en la forma y tamafo del agujero a medida que este se va perforando, con la finalidad de poder
identificar posibles derrumbes, acortamientos, cavernas y zonas permeables en las formaciones. Las
mediciones basicas son realizadas por medio de dos brazos articulados integrados a las herramientas de
registros, aunque las mediciones mas complejas y utilizadas hoy en dia, se realizan por medio de 4 bra-
zos articulados en las herramientas de medicion de echados y en la herramienta de medicion de la geo-
metria de pozo (BGT) de la cuales, entre sus principales aplicaciones destacan el poder obtener dos ca-
lipers simultdneos, de manera que se obtienen datos mas precisos de la forma y el didmetro del pozo.

Los brazos de las herramientas estan simétricamente colocados a los costados de las sondas de toma de
registros y van pegados o unidos por un sistema mecanico o hidraulico a las paredes del pozo, de donde
se pueden leer las variaciones resistivas por medio de un potenciometro a medida que la herramienta
sube a superficie. Estas variaciones en el diametro o la forma del pozo provocan que los brazos se
abran o cierren mas de lo “normal” en la herramienta (entendiéndose como normal el diametro original
del agujero que viene siendo el diametro de la barrena), reflejandose en la sefial como cambios en la re-
sistencia medida por el potenciémetro en ohm*m el cual, por medio de una calibracion posterior en su-
perficie, permite escalar las variaciones medidas por cambios en el diametro del agujero.

Principales herramientas con caliper integrado. Son muchas las herramientas de toma de registros
que permiten obtener el didmetro y la forma del agujero por medio de un céliper. Entre ellas destacan

4 El presente subtema se desarrolla con base en la tesis de licenciatura Principios De Medicién De Los Registros Geofisicos De Pozos, de Gustavo Al-
berto Ricco Macedo, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2012, retomando su capitulo “6.1.- Registro Calliper”.
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las herramientas de microrresistividad (Fig. 135), las herramientas densidad-neutron (Fig. 136), las s6-
nicas de porosidad (Fig. 137), la herramienta de geometria de pozo (BGT) (Fig. 138), las herramientas
de medicion de echados (HDT y SHDT), las herramientas de imagenes, etc. Esto permite que todas las
herramientas puedan ir centradas (a excepcion de las de densidad-neutron) en el agujero, y que las me-
diciones mas someras sean so6lo afectadas por el efecto del enjarre o en algunos casos por baches de
lodo adheridos a las formaciones, lo cual se puede corregir de manera oportuna por medio de ciertas ta-
blas de correccion.

Las herramientas que contienen los dispositivos de microrresistividad cuentan con dos brazos mecani-
cos articulados con patines en sus extremos (de 6” de longitud), que por medio de un sistema hidraulico
van presionados contra la pared del pozo, permitiendo con ello que la herramienta vaya centrada en el
agujero y que se puedan medir consecuentemente, con una buena precision, las condiciones del pozo,
ademas de obtener informacion de la zona lavada con los dispositivos de microrresistividad que tienen
un radio de investigacién muy pequefio. Mientras que el didmetro del agujero estara en funcion de la
medicion del diametro de perforacion menos dos veces el espesor del enjarre.

Las herramientas densidad-neutr6n (D-N) en cambio, constan de un solo patin integrado en la sonda, el
cual empuja con gran fuerza a la herramienta apoyandose en un extremo de la pared de pozo, obligando
a la sonda a ir pegada a la formacion para que ésta pueda tener un buen contacto con la pared del pozo.
Mientras que la forma y diametro del agujero seran funcion de la medicion del didametro de perforacién
menos solo una vez el espesor del enjarre ya que la misma presion que se ejerce sobre la sonda en el
extremo donde va soportado €l patin, provoca que se arranque el enjarre de ese intervalo a medida que
la herramienta recorre el pozo.

Por otro lado, las herramientas sonicas son ligeramente diferentes a las anteriores ya que estas no con-
tienen patines como las microrresistivas o las de densidad-neutron. En su lugar, estas herramientas van
centralizadas por medio de tres arcos metalicos de iguales dimensiones similares a brazos que se abren
y cierran, formandose elipses con su eje mayor paralelo al eje del pozo. A medida que se recorren en el
pozo, estos arcos se abren o cierran por las variaciones que se tengan en el agujero, permitiendo que la
herramienta rote y asi medir el diametro del pozo por las aperturas y cierres. Al igual que estas, también
existen otras herramientas con calipers integrados, las cuales son mas modernas y actuales porque no
solo cuentan con dos o tres brazos, sino que cuentan con cuatro brazos lo que permite obtener medicio-
nes mas precisas.

Estas herramientas son la BGT (Borehole Geometry Tool) o herramienta de medicién de la geometria
de pozo y la DT (Dipmeter Tool) o herramienta de medicion continia de echados, que logra medir el
azimut y echado de las capas en las formaciones. Entre las principales caracteristicas de la herramienta
BGT destacan que esta constituida de cuatro brazos ortogonales entre si y muy similares a los que se
encuentran en las herramientas sonicas, lo que permite poder obtener mediciones de la geometria del
pozo en dos planos verticalmente perpendiculares y en pozos mas amplios en comparacion con las an-
teriores herramientas; y que ademas, la herramienta cuenta con un inclinémetro que permite tener me-
diciones continuas sobre la orientacion del agujero (el angulo), la desviacion que se vaya generando en
este, asi como su azimut, permitiendo con ello que los calipers estén perfectamente definidos y que
puedan ser acoplables junto con otras herramientas de registros en el proceso.
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Fig. 135 — Esquema del céliper en herramientas microrresistivas (Ricco, Fig. 136 — Esquema del caliper en herramientas D-N (Ricco, 2012).
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Fig. 137 — Esquema del céliper en herramientas sénicas (Ricco, 2012). Fig. 138 — Esquema del caliper de cuatro brazos en herramientas BGT

(Ricco, 2012).

Funcionamiento de la herramienta caliper. El registro caliper para obtener el didmetro y forma del
agujero en las formaciones, es un registro tinico y util ya que nos permite identificar zonas permeables,
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zonas impermeables, zonas compactas, derrumbes, cavernas, etc. esto permite que se tengan varias ca-
racteristicas sobresalientes para la medicion de la geometria del agujero y entre ellas destacan las si-
guientes:

e Se pueden realizar mediciones de la geometria del agujero en pozos que van desde las 6” hasta
18”, siendo este ultimo valor la maxima apertura que pueden tener los brazos de la herramienta
(a excepcion de las herramientas de cuatro brazos mecanicos).

e Comunmente, la presion que es ejercida por los brazos sobre los patines es baja (a excepciéon
del brazo en las herramientas densidad-neutrén). Cuando la herramienta se encuentra midiendo
por encima de zonas que sean permeables, se estara realizando la medicién sobre el enjarre for-
mado en ellas, y como consecuencia la respuesta que se tendra en el registro sera la del diame-
tro original del agujero menos dos veces el espesor del enjarre, pudiendo asi conocer el espesor
de este (hnc). Otra manera de poder obtener el espesor de enjarre en las formaciones permeables
es de forma analitica y puede ser expresado de la siguiente manera.

Rcéliper

_ Dbarrena_
hmc - )

donde,
hime = Espesor del enjarre.
Dbarena = Didmetro de la barrena utilizada para la perforacion.
Reaper = Respuesta del registro caliper.

e La distancia que existe entre los patines cuando la herramienta esta cerrada es de aproximada-
mente 6” siendo éste el menor diametro que puede obtenerse con un caliper.

e En las herramientas D-N la presién en el patin de apoyo es muy grande, lo que permite mante-
ner la herramienta pegada a la formacion. En consecuencia, el enjarre en el extremo donde se
localiza el patin es arrancado cuando se tiene formaciones permeables permitiendo que se grafi-
que en el registro una curva con menos enjarre.

Factores geologicos que influyen en la forma del agujero. Es comun pensar que las mediciones rea-
lizadas para obtener la geometria del pozo por medio de las herramientas caliper tendran variaciones en
su respuesta, atribuidas en mayor o menor medida, a las condiciones internas que existen dentro de los
agujeros, tales como la invasién del fluido de perforacién en las formaciones permeables, el tipo de
fluidos presentes en las formaciones, las litologias atravesadas, la composicion del fluido de perfora-
cién que se esté utilizando y el tamafio de las barrenas. Tomando en cuenta estos factores, se tendran
diferentes efectos en los agujeros, atribuidos a las condiciones geologicas de las formaciones a profun-
didad, brindando con ello, informacién cuantitativa y cualitativa de la geologia en los registros.

El primer efecto que se puede presentar en los pozos durante las labores de perforacién, y tal vez uno
de los mas importantes, es un pozo de tipo no derrumbado (gauge holes) (Fig. 139a). Entre sus caracte-
risticas principales destaca que son de las mismas dimensiones que la barrena con la que se perforaron,
y son esencialmente importantes ya que indica que las técnicas de perforacion utilizadas fueron buenas,
o bien que se tienen intervalos compactos (litologias duras impermeables), o que hay una tuberia de re-
vestimiento que brinda homogeneidad al pozo. Es facil poder reconocerlos en los registros impresos ya
que la respuesta del caliper muestra una linea muy suave sin muchas variaciones y en donde no se apre-
cia la formacién de un enjarre.
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El segundo efecto que se puede presentar es un pozo derrumbado (caved holes) (Fig. 139b), lo cual
ocurre principalmente en intervalos de lutitas que sean ricas en materia organica, que no estén o hayan
sido lo suficientemente consolidadas, que se encuentren laminadas, o bien que estén localmente fractu-
radas. Este efecto también se puede presentar en formaciones “suaves” como puede ser el caso de are-
niscas poco consolidadas, formaciones naturalmente fracturadas provocando que se debilite su integri-
dad mecanica debido a las presiones ejercidas por lo fluidos, o también algunos horizontes salinos (do-
mos salinos o capas de sal) donde el fluido de perforacion por su movilidad en el pozo ira haciendo de-
leznable o lavable el intervalo incrementando en consecuencia su diametro. Esto propicia que se pue-
dan presentar derrumbes de las paredes del agujero debido a efectos de excavacién y/o lavado (wash
out) en los intervalos, ya sea por los cambios constantes en la composicion de los fluidos de perfora-
cion y las técnicas de perforacion empleadas, o bien, por las condiciones litologicas de las formaciones
debido a sus caracteristicas mecanicas (texturales). Esto genera que los agujeros tiendan a ensancharse
y que en consecuencia, las mediciones de las herramientas microrresistivas, sonicas y D-N no brinden
buenos valores de la zona lavada.

En las lutitas este efecto se da principalmente debido a las caracteristicas electroquimicas de las arci-
llas, haciendo que esta litologia tenga una gran capacidad de absorber de agua e hincharse, principal-
mente cuando se utilizan lodos base agua, o bien, a quebrarse y a derrumbarse, dependiendo del tipo de
arcilla y de sus caracteristicas mecanicas (la esmectita es una de las arcillas con esta caracteristica).
Esto puede provocar que se queden atrapadas las herramientas mientras se realiza la adquisicion de los
registros. En cambio, si se utilizan lodos base aceite, los efectos seran nulos y por lo tanto no se vera un
cambio significativo en la curva del registro caliper.

Este efecto en particular afecta las mediciones de las herramientas microrresistivas, D-N y sonicas, ya
que mientras mas ancho sea el agujero, menor sera el contacto de los patines de la herramienta con la
formacion, o bien, el contacto de la herramienta con la formacion en el caso de las herramientas D-N.
Esto provocara que el espacio restante sea ocupado por el fluido de perforacion cuyas caracteristicas
son muy diferentes a las de las formaciones que se estan estudiando y que, por lo tanto, la sefial de la
herramienta no provenga en su totalidad de la formacion si el agujero estd demasiado agrandado. Por
otro lado, si éste es extremadamente ancho, la sefial provendra en su totalidad del fluido de perforacién.

El tercer y ultimo efecto tiene lugar principalmente en aquellas formaciones que son permeables y que
tienen o permiten la movilidad de los fluidos entre el pozo y las formaciones. Se caracteriza por reducir
o acortar las dimensiones del agujero y cominmente se presenta cuando se genera un enjarre en las for-
maciones permeables por la adherencia de solidos del lodo a la formacién, o bien, cuando también se
forman baches o paquetes de lodo en las mismas si es que estas fueron excavadas o fracturadas por ser
poco consolidadas, afectando a su vez las mediciones de la zona lavada. Mientras que para formaciones
arcillosas, dependiendo del tipo de arcilla, se podra hinchar o no la roca por la absorcion de agua del
fluido de perforacion reduciéndose igualmente el diametro del agujero por tal efecto. Esto también pue-
de ocurrir en formaciones que tengan un didmetro de agujero muy pequefio y que las condiciones geo-
logicas presentes permitan que éste sea muy rugoso, por lo que se tendra un agujero muy “ovalado”
(break out) (Fig. 139¢).

Tomando en cuenta estos efectos que modifican la geometria del pozo, se deberan realizar las correc-
ciones pertinentes a las herramientas por efecto del diametro del agujero para poder obtener buenos va-
lores en las lecturas de los registros.
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Fig. 139 — Esquema de las distintas geometrias que se pueden dar en las formaciones por
efecto principalmente del tipo de litologia y de los fluidos interviniendo en el agujero (Ricco, 2012).

Geometria de los agujeros y control de calidad del caliper. Cuando son utilizadas las herramientas
de dos brazos para las mediciones de la geometria de pozo, es de suma importancia tomar en cuenta los
efectos descritos con anterioridad, ya que pueden llegar a afectar significativamente las lecturas de los
registros. El caso mas comtin se presenta cuando se tengan formaciones que estén muy derrumbadas ya
sea por fracturamiento, o bien, que estas hayan sido muy lavadas por el fluido de perforacion, provo-
cando que se ensanche el agujero. Esto influye en una disminucion del contacto entre la herramienta y
las formaciones, debido al agrandamiento y que incluso, si se da el caso de que se formen enjarres
anormales en formaciones rugosas, las mediciones provengan mas de las propiedades de lodo y no de
la formacion.

Este fenomeno se presenta comunmente en formaciones anisotropicas. El ensanchamiento es producto
de la interaccion de los fluidos con las distintas litologias debido las caracteristicas mecanicas en las di-
recciones de minimos y maximos esfuerzos, generandose con ello agujeros con una geometria no circu-
lar u ovalizada. Cuando esto ocurre, la presion que se ejerce sobre los patines de las herramientas pro-
voca que estas “roten” en el agujero buscando la posicién de menor energia potencial, la cual es usual-
mente el eje mayor de la seccion ovalizada, en donde generalmente se acomodan las herramientas mi-
crorresistivas y D-D. Mientras que para las herramientas sonicas de tres brazos, la posicion de la herra-
mienta no quedara en su totalidad centralizada, provocando que no se obtengan mediciones del todo co-
rrectas. Del mismo modo ocurre cuando se forman agujeros con “geometrias tipo llave” que vienen
siendo agujeros ovalados asimétricos debido al apoyo de la tuberia de perforacién en especial cuando el
agujero esta siendo desviado (Figura 139-d). Esto provoca que no exista un buen contacto con las for-
maciones y que por lo tanto deban ser corregidos, ya que los calipers siempre realizan las mediciones
en la direccion del eje mayor, provocando que se obtengan en ocasiones mediciones no tan precisas de
la verdadera geometria que tiene el agujero (Figuras 140 y 141).

Herramienta

Eje menor}

Fig. 140 — Esquema que representa la posicion preferencial de las
herramientas en agujeros ovalados (Ricco, 2012).
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Fig. 141 — Esquema que representa la posicion de las herramientas sénicas en agujeros ovalados (Ricco, 2012).

Es recomendable por ello, que las mediciones sean realizadas por medio de las herramientas que cuen-
tan con cuatro brazos, como la BGT o la HDT y la SHDT. Esto debido a que gracias a la obtencién de
los dos calipers verticalmente perpendiculares, se logran obtener mediciones de una geometria del agu-
jero mucho mejor definida, ain cuando se presenten algunos de los efectos descritos con anterioridad
(Figuras 142 y 143).

Presentacion del registro.
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Fig. 142 — Muestra de un registro caliper utilizando herramientas de uno
y dos brazos en donde se puede apreciar la diferencia entre las
mediciones de ambas, siendo la seccion X un intervalo cavado o bien
lavado en donde la herramienta de densidad tiene problemas para
realizar las mediciones, a diferencia de la herramienta microlog. En Y
por otro lado, se logra apreciar la formacién de un enjarre, siendo esta

Fig. 143 — Muestra de un registro céliper, utilizando herramientas de dos
y tres brazos en donde se logran apreciar variaciones muy grandes entre
las mediciones por ambas herramientas debido a muchas irregularidades
en el pozo, presentando casi en su totalidad una geometria ovalizada. La
curva del microlog estard leyendo el eje mayor de la elipse mientras la
herramienta sénica estara midiendo el eje menor reflejandose esto en el

una zona permeable en donde la herramienta de densidad mide menos registro (Bassiouni, 1994).

enjarre a diferencia de microlog ya que lo arranca al pasar (Bassiouni,
1994).

Correcciones. No es muy comun que se le haga alguna correccion al registro caliper, ya que su res-
puesta no depende de los parametros petrofisicos que rigen las formaciones tales como su resistividad,
la porosidad, la permeabilidad o el contenido de fluidos en ellas. Del mismo modo no le afecta la inva-
sion de fluidos, o bien el efecto de las capas adyacentes, ya que las mediciones realizadas dependen
unicamente del tipo de formacion que se esté atravesando, la desviacion que se genere en el agujero, y
el efecto del fluido de perforacién interactuando con las formaciones. Esto puede provocar que se gene-
ren cavernas, enjarres en el caso de las formaciones permeables que bien pueden ser zonas productoras
de hidrocarburos, lavado de las litologias en el caso de capas de sal, hinchamiento de las arcillas cuan-
do se utilizan lodos base agua y desplomes por efectos de fracturamiento original o inducido. Lo unico
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que se puede hacer con el registro caliper es revisar que la calibracion de la herramienta concuerde con
la calibracion maestra antes de tomar el registro.

Aplicaciones. La principal aplicacién que tiene el registro caliper como registro geofisico dentro de la
industria es poder identificar y diferenciar con precision las formaciones permeables de aquellas zonas
que son impermeables, sabiendo reconocer en el registro la formacion del enjarre caracteristico. Se po-
dria decir con esto que el caliper es un excelente registro para deducir la litologia de las formaciones,
sin embargo, para tener certidumbre en las interpretaciones debe correlacionarse con otros registros de
pozo abierto tales como el rayos gamma, el densidad-neutron, los registros eléctricos, registros durante
la perforacion, etc. Algunas otras de sus aplicaciones mas importantes se mencionan en seguida:

¢ Permite calcular el volumen que tiene el agujero para posteriormente hacer una estimacion de la
cantidad de cemento necesario a emplear para la colocacion de las tuberias de revestimiento.

e Permite identificar intervalos compactos o bien consolidados en las formaciones para hacer
pruebas de produccion sobre el asentamiento de empacadores.

¢ En la interpretacion de los datos brindados por las herramientas de medicion de echados, el cali-
per permite obtener los puntos de los planos buzantes de las capas.

e La obtencién del diametro del agujero y del espesor del enjarre en las capas permeables, permi-
te que podamos hacer las correcciones necesarias a las herramientas que son afectadas por estos
fenomenos.

5.2 Registro de echados (Dipmeter log)®

Los registros de medicion de echados nacieron por la necesidad que existia de poder contar con herra-
mientas que permitieran realizar mediciones continuas de los echados de las formaciones a profundi-
dad, asi como también la direccion del echado de éstas (también denominado azimut), tomando como
referencia el norte magnético y el norte geografico del echado de los planos que son cortados por el
pozo. Estos planos bien pueden ser limites entre capas, fracturas, fallas abiertas o cerradas, una superfi-
cie erosionada, o bien estilolitas en las formaciones rocosas. Pueden ser ademas planares o correspon-
der a superficies concavas o convexas que se intersectan con el agujero.

Entonces un plano estara definido como una superficie geométrica sin volumen y/o espesor definido
respecto a un plano de referencia horizontal que puede estar atravesado ya sea bien por rectas y/o pun-
tos infinitamente, aunque en términos practicos, con solo 3 puntos unidos en el espacio que tengan co-
ordenadas X, Y y Z y que no se encuentren dentro de una misma linea recta, bastara para poder repre-
sentar una superficie. Estos 3 puntos en las mediciones seran las intersecciones de 3 generatrices de la
pared del agujero con el plano permitiendo poder obtener con ello su echado y su direccion.

Esto es posible realizarlo por medio de dos procesos consecutivos que son la adquisicion de los datos
por medio de las herramientas en el pozo y su posterior procesamiento en superficie. El primer paso se
basa en la adquisicion de tres a cuatro curvas de resistividad a partir de posiciones ortogonales en el
agujero por medio de cuatro brazos mecanicos con patines integrados en las herramientas y electrodos
de medicion montados en los patines. Mientras que el segundo paso se centra en comparar los despla-
zamientos o variaciones en las mediciones de las distintas curvas de microrresistividad obtenidas a pro-
fundidad y en lados opuestos a las paredes del agujero, permitiendo que posteriormente ya por medio
de métodos computacionales en superficie, sea posible obtener el echado y el azimut de las capas.

5  El presente subtema se desarrolla con base en la tesis de licenciatura Principios De Medicién De Los Registros Geofisicos De Pozos, de Gustavo Al-
berto Ricco Macedo, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2012, retomando su capitulo “6.2 Registros de medicién de echados”.

197



A lo largo de la historia han sido muchas las patentes en las herramientas por parte de las distintas com-
pafiias de servicios para la obtencién del echado en las formaciones, siendo en la actualidad las herra-
mientas mas modernas aquellas que no solo obtienen el echado y la direccién preferencial que tengan
las capas a profundidad, sino que también por medio un inclinémetro dentro de la sonda, se pueda obte-
ner la orientacion que ésta tenga dentro del pozo y por ende, la orientacién e inclinacién que se esté ge-
nerando en el agujero. Del mismo modo se obtienen trazas o curvas de microrresistividad 30 a 60 veces
mas precisas a diferencia de otras herramientas y se obtiene la velocidad de registro con la que esta tra-
bajando la sonda.

Principio de medicion. El principio de medicion que rige a las herramientas de medicion de echados
se centra en poder estar constituidas de tres electrodos montados en patines dentro de un plano perpen-
dicular al eje de las herramientas (siendo tres el nimero minimo de puntos o electrodos necesarios para
poder definir la superficie de un plano) y los cuales se encuentran situados a 120° uno respecto al otro
(para las herramientas de tres brazos) o bien a 90° (para las herramientas de cuatro brazos como la
HDT y SHDT) entre ellos (Fig. 144). Lo mas comun es que se realicen las mediciones por medio de
herramientas que cuentan con cuatro brazos y sus respectivos patines, aunque también existen otras he-
rramientas que utilizan hasta seis brazos obteniéndose con ello mucha mas informacion de las condicio-
nes geoldgicas en el pozo a diferencia de aquellas que solo cuentan con cuatro brazos. Esto permite que
se mejoren considerablemente las mediciones incluso en agujeros ovalizados.

El propésito de dotar a las herramientas con tres electrodos como minimo para realizar mediciones re-
sistivas o bien conductivas a los costados de las paredes del pozo, se basa en que cada electrodo debido
a sus dimensiones y a la corriente enfocada que genera cada uno dentro del pozo, se conviertan enton-
ces en puntos de medicion que permitan obtener la resistividad de la formacién en distintas ubicaciones
logrando definir entre ellos un plano. Cuando estos cruzan o bien pasan por un limite o cambio litologi-
co en las formaciones, estos cambios quedaran registrados en cada electrodo a diferentes profundidades
y en cada una de las curvas de microrresistividad, permitiendo con ello obtener la informacion necesa-
ria para evaluar el echado y el azimut de las capas o estratos. Como las mediciones realizadas por me-
dio de los electrodos a las formaciones son microrresistivas o microconductivas, sera entonces necesa-
rio que se utilicen lodos base agua para permitir que exista un contacto entre las herramientas y las for-
maciones ya que no es posible que estas se puedan realizar con lodos base aceite. Del mismo modo,
también es necesario tomar en consideracion algunos aspectos importantes tales como la orientacion de
la sonda, la desviacion que se genere en el agujero con su respectivo azimut, y el diametro del agujero.

Norte magnético

Angulo del echado

Generatriz

Plano

Agujero

Eje del agujero

Fig. 144 — Esquema que muestra el principio de medicién de la herramienta. En ella se aprecia que las
resistividades son obtenidas por medio de electrodos colocados ortogonalmente alrededor del agujero y
luego correlacionados para determinar el echado y direccién de los planos de estratificacién (Ricco, 2012).
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La orientacion de la sonda estara definida por el azimut que exista en uno de los patines (el patin 1),
siendo el angulo formado entre la proyeccion horizontal de las lineas perpendiculares al eje de la sonda
y que pasen a través del patin 1, y el norte magnético. Por otro lado, la desviacion del agujero se medira
utilizando un péndulo ligado a un potenciémetro circular, cuyas variaciones de resistividad seran fun-
cion de la desviacion que se genere en el agujero (tomando como referencia el angulo formado por el
azimut a la desviacion del agujero y el azimut del patin 1), si esto se llegase a presentar. Finalmente, el
diametro del agujero se obtendra utilizando potenciémetros acoplados a los costados del movimiento
de los patines siendo el didmetro final, la distancia que exista entre el eje de la sonda con los patines y
con sus respectivos azimuts. Esto permite que se tengan al final mediciones tipo caliper en angulos rec-
tos unos de otros.

Diseiio de las herramientas de medicion de echados. El primer prototipo de herramienta que permitia
obtener el echado de las formaciones a mitades de los afios 30°s fue la “herramienta de anisotropia” de
la compafiia Schlumberger. Esta herramienta constaba de cuatro electrodos situados a 90° uno del otro
y alojados en los patines de la sonda, lo que permitia obtener la anisotropia de las formaciones, propie-
dad inherente a las arcillas, mientras que la desviacion de la sonda y la desviacién del agujero eran ob-
tenidas por medio de un compas de induccion.

Poco después surgi6 una herramienta de medicion de echados la cual basada sus mediciones en la res-
puesta del potencial espontaneo de las formaciones (SP) a principios de los afios 40’s. Esta realizaba las
mediciones por medio de tres patines con tres electrodos pegados a la pared del agujero, registrandose
con ello tres curvas distintas y correlacionables de SP. Este procedimiento se realizaba al detener la he-
rramienta en aquellos intervalos que eran de interés y obteniendo la respuesta de la formacion, mientras
que, por medio de un fotoinclinémetro, se obtenia la orientacion de uno de los patines con respecto al
norte magnético, asi como también el azimut y la desviacion del agujero. Lamentablemente su imple-
mentacion tenia varias limitantes en algunos ambientes o condiciones dentro de los pozos, como bien lo
son aquellas formaciones que sean muy resistivas o bien cuando se estén utilizando lodos muy conduc-
tores. Esto provoco que se dejara de utilizar al poco tiempo, siendo reemplazada por herramientas con
un disefio eléctrico, las cuales basaban su respuesta en mediciones laterales o laterolog.

Fue asi como surgio, a principios de los afios 50's, debido a las limitantes de la SP, una herramienta de
medicion de echados continuos (CDM, Continuous Dip Measument), la cual permitia obtener un regis-
tro continuo sobre la desviacién y el azimut del agujero, asi como también la orientacion de un electro -
do de referencia con respecto al norte magnético gracias a un sistema que transmitia la informacién a
superficie por medio de un potenciémetro. Esto permiti6 que se pudiesen registrar por primera vez de
forma continua (a diferencia de las anteriores) los echados de las formaciones, utilizando primeramente
las mediciones de un microlog y posteriormente las de un microlaterolog para obtener 3 curvas de re-
sistividad de alta resolucion vertical en agujeros que tuvieran variaciones de 4” a 19” en sus diametros.

Finalmente, para obtener los calculos de los echados por medio de la CDM, se hacia una correlacion
entre las tres curvas de resistividad notando el desplazamiento por superposicion de las curvas, lo que
permitia definir el dngulo del echado y el azimut del mismo, conociendo en consecuencia también el
angulo y la desviacion que se diera en el agujero.

Hoy en dia, sin embargo, las herramientas estandar que son utilizadas para la medicion de los echados
en las formaciones estan constituidas principalmente por cuatro patines con electrodos colocados entre
si, uno respecto al otro, a 90° y siendo controlados hidraulicamente desde superficie de manera muy
precisa. Se les podria considerar entonces como pares de brazos articulados con patines y electrodos
acoplados, moviéndose en conjunto al mismo tiempo en un plano normal al eje del pozo, permitiendo
que la equidistancia que exista entre ellos centre apropiadamente la herramienta en el agujero. Estos
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brazos mecanicos generalmente se mueven de forma arqueada y se controlan de forma tan precisa, que
se permite que exista un buen contacto de las sondas con la pared del pozo en la mayoria de las geome -
trias de los agujeros, aunque en aquellos agujeros que presentan desviaciones (geometrias de llave), es
muy comun que no exista un buen contacto de uno de los patines con la pared de pozo debido al peso
mismo de la herramienta. Esto provoca que ese patin “flote” y que, por lo tanto, que no se obtenga una
buena medicion de esa zona de la pared de pozo al no existir un contacto directo. Tomando esto en
cuenta, se podria decir que las herramientas funcionan adecuadamente en aquellos agujeros cuyos dia-
metros van desde las 6” hasta las 20”, sin embargo, las mejores mediciones se obtienen en aquellos
agujeros que varian sus diametros entre 8” y 12” y que no presenten desviaciones.

Por otro lado, existen también otras herramientas utilizadas para la medicién de los echados de las for-
maciones por parte de las distintas compafiias de servicios, muchas de ellas trabajando con el mismo
principio de medicién y algunas de ellas, con mejoras técnicas en su disefio, como la utilizacién de seis
brazos mecanicos, o bien de dos electrodos por patin, incrementando con ello la informacién obtenida
del agujero (SHDT) y por ende mejores datos de la configuracion de las estructuras en las formaciones.

Compafiia Herramienta Nombre Numero de | NUmero de
Patines | electrodos
Schlumberger HDT Herramienta de medicion de echados de alta resolucion. 4 1
SHDT Herramienta de medicidn de echados de alta resolucion 4 2
estratigrafica.
OBDT Herramienta de medicién de echados en lodos base aceite. 4 1
Atlas Diplog Herramienta de medicion de echados. 4 1
HDIP Herramienta de medicién de echados hexagonal. 6 1
Halliburton HEDT Herramienta de medicion de echados de alta resolucion. 4 1
SED Herramienta de medicidn de echados de 6 brazos. 6 1
BPD PSD Herramienta de medicion de echados de precision 3-4 1
estratigrafica.
MBD Herramienta de medicién de echados multibotén. 4 3

Tabla 12 — Tipos de herramientas de medicién de echados patentadas por las distintas compafiias de servicios (Rider, 2000).

Como se podra observar en la Tabla 12, hoy en dia también es posible obtener informacion del echado
de las formaciones incluso en pozos que estén utilizando lodos base aceite, y las caracteristicas en la
forma del como realizan las mediciones las demas herramientas, solo variaran en la cantidad de medi-
ciones o resolucién vertical que se tenga por pie o pulgadas de formacién.

Herramienta de medicion de echados de alta resoluciéon (HDT). Esta herramienta surgi6 en el afio
1967, poco después de que se comenzaran a realizar las mediciones continuas de los echados de las for-
maciones por medio de las herramientas CDM. Su disefio (Fig. 145) se basa en cuatro brazos mecani-
cos con patines acoplados ortogonalmente entre ellos y con un solo electrodo elongado por cada patin,
siendo en total cuatro las mediciones microrresistivas o microconductivas simultaneas las que se pue-
den realizar para calcular la direccion e inclinacion de las capas. Su configuracién por otro lado, mejora
notablemente el contacto entre la herramienta y el agujero, particularmente en aquellos pozos que sean
irregulares, o bien que se encuentren ovalizados debido a las posibles desviaciones que se presenten en
las perforaciones. Esto le permite a la HDT prevenir que si se da el caso de que un patin no haga buen
contacto con la pared del agujero, los tres patines restantes si lo tengan, obteniéndose con ello la infor-
macién suficiente para poder definir los planos de estratificacion, y posteriormente el echado de las ca-
pas. Con ello se logran obtener 64 mediciones por pie, con una buena resolucion vertical, y en agujeros
cuyos didmetros varien entre las 4” y las 18”.

Su principio de medicion, por otro lado, es el mismo con el que opera la mayoria de las herramientas de
medicién de echados y sigue siendo utilizado incluso hoy en dia en las herramientas mas recientes de
adquisicion de echados y en las herramientas de adquisicion de imagenes (FMI), y consiste en la emi-
sion de una corriente alterna de baja frecuencia proveniente de una fuente en la parte mas baja de la
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sonda, la cual es conductiva, permitiendo con ello, que la corriente tome un camino a través de la for-
macion y regrese a través de los electrodos de medicion colocados en la parte superior de los patines
(Fig. 146). Estos se encuentran separados por medio de una seccion aislante del resto de toda la herra-
mienta que es igualmente conductiva permitiendo con ello que la mayor parte de la corriente esté s6lo
enfocada a través de los electrodos, los cuales obligan a fluir a la corriente de forma perpendicular en
las formaciones.

A este tipo de arreglo se le denomina de “enfoque pasivo”, y se le llama asi ya que toda la porcién infe-
rior de la herramienta junto con los patines e incluso el lodo de perforacion que rodea la sonda, se man-
tiene a un mismo potencial. Esto provoca que la pared del agujero que esta en contacto con los patines
esté al mismo potencial y que las variaciones que se presenten en cuanto a la resistividad o conductivi-
dad, sean solo funcién de las formaciones que se encuentran frente a los electrodos. Del mismo modo,
un dispositivo que mide la desviacién del agujero también es registrado simultaneamente

junto con la herramienta.

Esta medicién, junto con las mediciones de las capas, permite calcular el echado de la formacién, bus-
car las trampas estratigraficas, obtener informacion sobre el patron de las estructuras internas, la direc-
cion del transporte, y en ciertos casos la direccion de la acumulacion del modelo de deposito. También
permite poder corregir posibles irregularidades que se puedan presentar debido a cambios en la veloci-
dad de adquisicion del registro correlacionando la informacién obtenida por medio de acelerémetros, o
bien por medio de un electrodo adicional “de velocidad” alojado en uno de los patines y desplazado
verticalmente unos centimetros con respecto al electrodo de medicion de microrresistividad de la herra-
mienta. Los datos que proporcionara este electrodo seran solamente duplicados de las mediciones reali-
zadas por el electrodo de medicion principal por lo tanto, cuando se tengan variaciones de velocidad de
la sonda correlacionandose con su electrodo gemelo, se observaran diferencias entre las mediciones
realizadas por ambos electrodos permitiendo posteriormente que estas se corrijan de forma automatica
por compensacion de velocidad, y que con ello se puedan seguir registrando con una adecuada profun-
didad y velocidad.

Disefio del patin
de la herramienta

Electrodo de
medicion

Electrodo

microresistivo
Fuente de

emision
de corriente

Fig. 145 — Esquema que muestra el disefio de la herramienta de medicién de echados de alta
resolucién (HDT) de la compafiia Schlumberger asi como también el disefio de los patines que
realizan las mediciones resistivas sobre la pared del agujero para obtener con ello el echado y
azimut de las formaciones (Rider, 2000).
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Fig. 146 — Esquema que muestra el principio de medicion de la mayoria de las herramientas
de medicién de echados donde se aprecia como enfoca la corriente el electrodo a la
formacion a partir de la corriente emitida por la fuente en la parte inferior de la sonda (Ricco, 2012).

Corriente enfocada
por el electrodo

Pared del agujero

Actualmente las mediciones mas modernas se centran en obtener la corriente que fluye a través de cada
electrodo en funcién de la profundidad. En ocasiones a esta se le puede referir como curva de resistivi-
dad, cuando en realidad su inversa puede ser incluso correlacionable adecuadamente con las resistivida-
des laterolog mas someras. Por otro lado, el ingeniero encargado de la adquisicion de los registros sera
quien ajuste el voltaje y la corriente total emitida para adecuar las mediciones a las condiciones presen-
tes en el agujero.

Caracteristicas de las curvas de microresistividad. De las herramientas de medicién de echados, in-
dependientemente de la compafiia y/o de la herramienta que se esté utilizando, lo que se obtendra al fi-
nal seran curvas de microrresistividad correspondientes a las mediciones realizadas por los electrodos
de cada patin. Por lo tanto, lo esencial de dichas curvas, sera poder registrar pequefias variaciones en la
resistividad, o bien en la conductividad de las capas o formaciones y no sus valores absolutos.

En las herramientas microrresistivas de medicion de echados, por ejemplo, en la version “diplog” de la
compafiia Baker Hughes, se obtienen curvas de resistividad con una resolucion vertical de 5 mm, al
igual que con la herramienta HDT de la compafiia Schlumberger. Por otro lado, la herramienta SHDT
también de la compaiiia Schlumberger, tiene una resolucién vertical que duplica las mediciones de las
antecesoras siendo estas de tan s6lo 0.1”, lograndose con ello un notable aumento de informacion de
los echados de las capas permitiéndonos al final, poder conocer con mas precision la configuracion de
las formaciones a profundidad.

Herramienta de medicion de echados de alta resolucion estratigrafica (SHDT). Esta herramienta
constituye la segunda generacion de herramientas de medicién de echados que vino después de las he-
rramientas CDM y la HDT, gracias a modificaciones realizadas en su disefio (Fig. 147). El principio de
medicion, por otro lado, sera el mismo que con la cual opera la HDT para realizar las mediciones de los
echados de las formaciones. Al igual que la HDT, la herramienta SHDT cuenta en su disefio con cuatro
patines, sin embargo, los patines se modificaron para hacerlos mucho mas pequefios que los de su ante-
cesora, permitiéndole de esta manera, mejorar el contacto de los patines con las paredes del pozo, mini-
mizando los efectos del agujero, asi como también minimizar aquellos efectos que pudieran atascar o
atorar los patines. Su rasgo mas sobresaliente, lo constituye el hecho de que esta herramienta no solo
cuenta con un electrodo de medicién por patin, sino que ahora cuenta con dos electrodos circulares de
1 cm acoplados por patin, permitiéndole a la herramienta tener una mayor redundancia en las medicio-
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nes de los echados, y que a su vez también sea posible obtener los echados incluso de capas o estratos
que sean muy pequefios, o bien que estos no crucen en su totalidad el agujero obteniéndose mediciones
de hasta 2.5 mm y con una resolucion vertical de 1 cm.

En cuanto al principio de medicién, en la SHDT al igual que con la HDT, tanto los electrodos como el
cuerpo mismo de la sonda se mantendran con el mismo potencial, mientras que la corriente enfocada
por los electrodos variara con los cambios en la resistividad y/o conductividad de las formaciones que
se encuentren frente a ellos. Como la corriente emitida ira variando constantemente, dependiendo de
estas variaciones, estas se graficaran tanto en bajas como en altas resistividades.

Algunas otras de las caracteristicas mas sobresalientes de la herramienta SHDT de mencionan a conti-
nuacion:

® Se obtiene informacién mas precisa de las estructuras sedimentarias de las formaciones incluso
en capas muy delgadas ya sean bien sobre cambios litologicos o texturales.

¢ Un inclinémetro sin partes moviles dentro de la sonda, un magnetémetro y un acelerémetro,
permiten en conjunto que se tengan mediciones con una gran precision sobre la orientacion que
tenga la herramienta, la velocidad 6ptima necesaria para la adquisicion de las mediciones y el
didmetro, direccion e inclinacién en el agujero.

¢ La corriente total emitida por la parte inferior de la herramienta se ajusta automaticamente de
forma que siempre se tengan altos contraste de resistividad en el registro.

Aislante, 8 cm

3ecm

1cm

Patin de la
herramienta
SHDT

Fig. 147 — Esquema que ilustra el disefio de la herramienta y de los patines en la SHDT (Ricco, 2012).

Herramienta de medicion de echados en lodos base aceite (OBDT). Esta herramienta, como las dos
anteriores, fue patentada por la compaiia Schlumberger debido a la necesidad que existia en la toma de
registros, de poder contar con mediciones de los echados y la direccion o azimut de estos en las forma-
ciones a profundidad, en aquellos pozos que estuvieran empleando lodos base aceite. Se podria decir
entonces que esta herramienta es solo una adaptacion de las técnicas de medicion de echados, especifi-
camente para aquellos agujeros que estén utilizando lodos no conductores y en formaciones que no su-
peren los 200 ohm*m.

El disefio (Fig. 148) de la herramienta OBDT se basa en estar constituida por cuatro brazos mecanicos,
al igual que las herramientas HDT y SHDT, sin embargo, el principio de funcionamiento con el que
opera esta herramienta es diferente ya que el lodo de perforacién utilizado ahora sera no conductor, por
lo tanto, no existira un medio que permita inyectar la corriente a las formaciones provocando que aque-
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llas herramientas que realizaban las mediciones por medio de métodos eléctricos tipo laterolog (la HDT
y SHDT), no funcionen bajo esta limitante. En ocasiones el uso de lodos base aceite puede llegar a be-
neficiar las condiciones de perforacion en los agujeros, permitiendo que se tenga una mejor estabilidad,
y por lo tanto una geometria mas uniforme del didmetro de pozo en ciertas condiciones geoldgicas.

Corriente
de Induccién Corriente
inducida ©ampo magnético
primario

EH Campo magnético
Medicion del secundario

voltaje
Pared del agujero

Patin

Fig. 148 — Esquema que ilustra el principio de medicién con el que opera la herramienta OBDT (Ricco, 2012).

La herramienta OBDT emplea entonces en sus mediciones, el mismo “principio de induccion” con el
que operan las herramientas de induccién, que consta en que cada patin de la herramienta, en lugar de
llevar electrodos de medicidn, tenga ahora acopladas una microbobina coplanar transmisora de corrien-
te y dos microbobinas receptoras por patin. Esto permite que cada microbobina transmisora sea alimen-
tada por una corriente “alterna” oscilatoria de alta frecuencia e intensidad constante, generandose con
ello un campo magnético que induce a su vez, corrientes eléctricas conductoras hacia la formacion que
rodea el agujero. Estas corrientes generan a su vez su propio campo magnético, el cual es proporcional
a la conductividad de la formacién y por lo tanto, lo que hara la herramienta OBDT sera medir las dife-
rencias de voltaje que se produzcan entre las bobinas receptoras siendo esto al final, proporcional a la
conductividad de la formacién.

Estas mediciones realizadas por la herramienta OBDT son muy someras, siendo el 90% de la sefial pro-
veniente de la formacién, tan solo de los primeros 2.5 cm de la pared del agujero adquiridas cada 17,
mientras que su resolucion vertical, sera de entre 2 y 3 cm, siendo incluso inferiores a aquellas medi-
ciones realizadas por la SHDT. Ademas de ello, la OBDT cuenta con el mismo tipo de inclinometro y
la misma tecnologia de transmision con el que cuenta la SHDT permitiendo que las mediciones sean
muy precisas.

Presentacion del registro. Hay dos tipos de registros que son adquiridos por medio de las mediciones
realizadas por las herramientas de medicion de echados. El primero de ello es un registro de campo que
contiene las trazas o curvas registradas por las herramientas en términos de resistividad o conductividad
de las formaciones mientras que el segundo, es un registro ya procesado por medio de un equipo de
computo mas sofisticado en las unidades méviles de adquisicién permitiéndonos conocer con ello el
echado de las formaciones, asi como algunos otros datos de interés.

Generalmente en el primer carril de los registros de echados se graficaran tres curvas siendo estas, el
azimut del electrodo 1 respecto al norte magnético (AZ), la orientacion de este electrodo en relacion
con la direccién del agujero (su inclinacién relativa o DAZ), que es el angulo que existe entre la desvia-
cion del agujero y la posicion en la que se encuentra el electrodo, y la desviacion misma que se pueda
estar generando en el agujero respecto a su vertical (DEV). Igualmente puede o no estar incluida una
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curva de rayos gamma dentro de las mediciones, permitiendo que los registros de medicion de echados
puedan ser correlacionables con otros tipos de registros tomados en pozos abiertos como bien puede ser
el caso de los registros sénicos, los de densidad, de neutrones, etc.

En el segundo y tercer carril de los registros, se registraran ya sean tres curvas de resistividad en el caso
de aquellas herramientas de tres brazos, o bien, cuatro curvas de resistividad en el caso de las herra-
mientas HDT, SHDT y la OBDT, ademas de poder obtenerse también dos calipers simultaneos, logran-
do de esta manera el obtener informacion mds precisa acerca de las condiciones de los agujeros. Para
fines de correlacion, una quinta curva de resistividad también es posible obtenerla y graficarla en el ca-
rril 2 por medio del “electrodo de velocidad” colocado cerca de los electrodos de medicion, permitien-
do con ello corregir automaticamente por computadora las diferencias de velocidad que se puedan ge-
nerar en la adquisicion o bien en la herramienta si esta se llegase a atorar o atascar dentro del pozo.

El formato en el cual se pueden presentar todos estos valores o mediciones variard en gran medida, de-
pendiendo del tipo de herramienta que se utilice, asi como de la compafiia que lo esté registrando, sin
embargo, las escalas mas comunes en las que pueden ser presentados los registros son de 1/1000, 1/500
o 1/200, siendo esta tltima la mas empleada ya que con ella es posible obtener con mucho mayor deta-
lle, datos sobre los echados de las capas y sus respectivos azimuts incluso en capas muy delgadas (des-
de los 2 a los 10 pies).

t Patin 1 Patin 2 Patin 3 Patin 4
IU Rayos Gamma (API) 190f ™®0S |,449 012100 012100 0:2100 0
.500  Tension (Ibs) 450026  Callliperen X g~
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Fig. 149 — Ejemplo de un registro de medicién de echados tomado con la herramienta Diplog de la compaiiia Western Atlas en el que se ilustran las
distintas curvas obtenidas por los patines en distintas posiciones en el pozo, asi como también los célipers y una curva de tensién (Rider, 2000).
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Representacion grafica de los registros de medicion de echados. Como se logra apreciar en la Figura
149, los registros de medicién de echados consisten en una variable dependiente (la profundidad) y dos
variables independientes (el echado y el azimut de las formaciones), lo que complica en algunos casos
una buena interpretacion grafica de los registros. Por ello, la forma mds comin o estandar, desarrollada
para poder interpretar los datos brindados por las herramientas, es por medio de graficos tapdole, tam-
bién conocidos como graficos de flechas o de renacuajo. Estos estan constituidos principalmente por
columnas, al igual que los registros estandar, siendo la escala vertical la profundidad a la que se esté re-
gistrando, mientras que la escala horizontal estara constituida por divisiones que van desde los 0° a los
90°, haciendo referencia a los distintos echados que se puedan tener en las formaciones. En esta colum-
na es que se iran graficando los echados por medio de pequefios puntos negros cuya posicion representa
las coordenadas de la profundidad en la escala horizontal, asi como el echado que se tenga de la capa
en la escala horizontal del registro, mientras que su azimut estara representado por una pequefia linea
recta con una flecha (de ahi el nombre de grafico de flecha) en su extremo superior que sale desde el
centro del punto y con una orientacion relativa a las lineas verticales del mallado las cuales representan
al norte geografico o bien una pequefia linea sin flecha siendo estos la representacion tapdole de las
mediciones.

El uso de este tipo de simbologia para los echados y azimuts de las formaciones dependerd, en gran
medida de la “calidad” con la cual se esté adquiriendo el registro, permitiendo que existan muchos ca-
sos en que se varie el simbolo por figuras triangulares o bien por pequefios cuadros con sus respectivas
lineas de azimut. Un punto negro con su respectiva linea de azimut representara una buena calidad de
las mediciones realizadas y por lo tanto una buena interpretacion estructural de las capas, mientras que
un punto blanco o vacio indicara que la calidad de las mediciones es incierta, y por ende no tan confia-
bles. Por otro lado, la presencia de un asterisco en el registro indicara que el calculo de la herramienta
fue imposible debido a condiciones en el agujero, o bien por una mala velocidad. Del mismo modo
pueden ser usados los colores como indicadores de calidad dentro de la simbologia del registro, y de ser
asi estos se deben detallar en el encabezado del registro.

Este tipo de representacion grafica contiene, ademas de los puntos tapdole en el segundo carril, las cur-
vas caliper, las curvas de la desviacion del agujero y su azimut, asi como también una curva de rayos
gamma con fines de correlacion con otro tipo de registros en el primer carril. Esto resulta particular-
mente Util para tener un buen control de calidad de los registros, y en algunos casos para extraer infor-
macién sobre variaciones sedimentoldgicas en los echados a lo largo de estructuras que sean muy lar-
gas o que sean muy complejas.

Asi como esta representacion sirve para graficar los echados y azimuts de las capas a profundidad,
existen del mismo modo otras numerosas maneras de graficar estas mediciones siendo las mas comunes
las representaciones estereograficas (stereographics plots), representaciones de igual area (equal area
plots), representaciones de frecuencia azimutal (azimuth frequency plots), los stick plots que son pro-
yecciones de los echados en forma de lineas dentro de una seccion del pozo, o bien proyecciones de los
echados dentro de una seccion cilindrica del agujero, representaciones tipo “SODA?”, representaciones
polares, representaciones entre secciones, etc. Cada una de estas tiene una finalidad distinta, de acuerdo
con los requerimientos que se necesiten para estudiar las formaciones en los pozos, particularmente en
aquellos que sean exploratorios, sin embargo, todas en conjunto constituyen una fuente de datos muy
valiosa para las interpretaciones estructurales, localizacion de fallas en las formaciones, identificar dis-
cordancias y domos salinos, realizar mapeos estructurales, interpretaciones tectonicas y sedimentoldogi-
cas, entre otras.

Representacion estereografica. La utilizacion de distintas redes estereograficas como la Red de Wulff
o la Red de Schmidt para el analisis de estructuras geométricas complejas también son de utilidad en el
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analisis de los echados de las formaciones. En ellas se analiza graficamente la geometria de las capas
de forma analitica dibujando sus trazas en la red (tanto los planos como sus polos), y su utilizacién e in-
terpretacion se realiza solo para cierto tipo de intervalos de interés, pero especialmente para zonas don-
de se necesiten datos estructurales de las formaciones de forma muy cuidadosa (Fig. 150).

Representacion FAST (Traza de simulacion anémala de la formacion). Esta representacion grafica
(Fig. 151) de los datos de los echados convierte a las mediciones en planos que intersectan con el agu-
jero, considerando a este ultimo como un espacio cilindrico definido, permitiendo que con ello se ob-
tenga algo similar a un diagrama o seccion enrollada de las formaciones en el pozo, visualizando de
esta manera el como se verian los echados de las formaciones en un ntcleo de perforacién orientado
adquirido a esa profundidad. Su mayor utilidad practica se centrara, principalmente, en brindar datos de
interés sobre fendmenos tecténicos o bien discontinuidades sedimentarias.

Representacion tipo Stick Plot. Este tipo de representaciéon grafica (Fig. 152) de los echados de las
formaciones convierte a las mediciones adquiridas sobre los echados en lineas de interseccion entre los
echados de las formaciones y ciertos planos verticales de azimut, aunque el azimut no se representa en
este tipo de grafico. Estos se presentan usualmente por medio de dos secciones ortogonales (a 90° una
de la otra) tipicamente en Norte-Sur y Este-Oeste siendo estas, la representacion de los echados aparen-
tes en la orientacién indicada, permitiendo a los ge6logos encargados de estos tipos de registros, trazar
los echados en secciones geoldgicas correlacionables entre pozos que no se encuentren desviados. Esto
resulta particularmente ttil para convertir la informacion de los echados en escalas de tiempo, siendo
de utilidad incluso para correlacionar secciones sismicas adquiridas en el campo, asi como también
para las interpretaciones estructurales.

Representacion SODA (Separacion entre echados y azimuts). Este tipo de representacion de los da-
tos en los registros es muy similar al esquema tapdole, sin embargo, en la representacion SODA (Sepa-
ration Of Dip and Azimuth por sus siglas en inglés), tanto los echados como los azimuts de las forma-
ciones, se grafican de forma separada, permitiendo con ello que se pueda notar con mucho mejor deta-
lle la direccion preferencial del azimut y su valor para fines estructurales o bien sedimentologicos (Fig.
152).

Representacion de frecuencia azimutal. Esta representacion grafica permite que los azimuts calcula-
dos en un intervalo de profundidad dado sean dibujados o representados en forma de un histograma cir-
cular. En ello, el valor del azimut sera leido en el sentido de las manecillas del reloj de 0 a 360°, mien-
tras que la frecuencia con la que aparezcan sera representada por una linea radial cuya longitud sera
proporcional al nimero de puntos cuyos azimuts caigan en ese rango.
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Fig. 150 — Ejemplo de un registro de medicién de echados, representado como un grafico tapdole en el que se logran observar las curvas de
resistividad adquiridas ya sea por medio de una HDT, una SHDT, o bien una OBDT, obtenido en un pozo con intervalos de arenas (Luthi, 2001).
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Fig. 151 — Ejemplo de una representacién FAST de los echados de las formaciones,
visualizéndose estos como si fuese una seccioén cilindrica enrollada (Luthi, 2000).
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Fig. 152 — Ejemplo de una representacién SODA en conjunto con una tipo STICK PLOT,
lograndose apreciar en columnas distintas los echados de los azimuts, asi como una
representacion en lineas o varas de los echados en las formaciones (Luthi, 2000).
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Correcciones

No hay un efecto en particular por el cual haya que corregir las lecturas brindadas por las herramientas,
sino que el posterior procesado de las mediciones realizadas seran la clave principal para tener confia-
bilidad y calidad en el registro. La calidad con la cual sera procesada la informacion es de vital impor-
tancia en las labores de interpretacion ya que no solo brinda una mayor credibilidad a las lecturas, sino
que también le permite a los gedlogos encargados del registro, el examinar y definir adecuadamente las
diversas estructuras o geometrias que se tengan en los pozos, minimizando aquellas incertidumbres que
se pudiesen generar. Para lograr tal objetivo, es necesario tomar en cuenta ciertos aspectos de importan-
cia que pudiesen llegar a afectar la calidad en las mediciones, tales como ruido presente en la herra-
mienta, las condiciones del agujero (diametro el agujero, tipo de lodo empleado, tipo de litologias cor-
tadas, etc.), la calidad con las que se lleva a cabo el proceso de adquisicion y la calidad en el tipo de
procesado llevado a cabo para obtener los datos finales.

Condiciones del agujero. Para poder obtener buenas lecturas de resistividad y/o conductividad de las
formaciones y sus posteriores echados y azimuts, es necesario que los agujeros en donde son adquiridas
las mediciones sean de preferencia lo mas circulares posibles, ya que en aquellos casos donde se pre-
senten en los agujeros los tipos de geometrias ya sean “lavables”, “de llave”, o bien “ovalizados”, se
corre el riesgo de que los patines de las herramientas no hagan un buen contacto con las paredes del
pozo. En muchos casos, por el tipo de litologia que se esta atravesando y debido a que esta se encuentra
fracturada, colapsada, o bien sus caracteristicas mecanicas y texturales no favorecen una buena estabili-
dad en los pozos, por lo tanto, esto repercute en que no se logren obtener con una buena precision los
marcadores estratigraficos necesarios para realizar las reconstrucciones estructurales.

Tipo de lodo de perforacion utilizado. Si en lodos conductores, Ry, es mayor a 3 ohm*m, la calidad
con la que se grafiquen las curvas de correlacion sera pobre debido a que el contacto entre las forma-
ciones y la herramienta se incrementara demasiado, provocando que se omitan pequefias variaciones
que podrian ser utiles para fines de correlacién. Y si este mismo es menor a 1 ohm*m, la corriente se
fugara a través de las partes aislantes de la herramienta, provocando del mismo modo que se atentien o
desaparezcan pequefios detalles en las curvas. En lodos no conductores, por otro lado, es necesario uti-
lizar un patin guia o un “cuchillo” para desprender las capas no conductoras de lodo de las formacio-
nes.

Adquisicion y procesamiento de los datos. Estos dos procesos son los pasos mas importantes que
existen e involucran a todos los mencionados con anterioridad, si se desea tener una buena calidad en
las mediciones realizadas por las herramientas, independientemente de la compaiiia o el tipo de herra-
mienta que se utilice. En lo que se refiere a la adquisicion, es de suma importancia poder realizar las
mediciones en condiciones que sean las 6ptimas para las herramientas, con la finalidad de poder evitar
dificultades técnicas que se pudiesen presentar, como la rotacién de la herramienta en el agujero, o que
se pueda atascar o atorar en algunos intervalos dentro del pozo. Para ello, tanto la calibracion previa
como el correcto funcionamiento de los acelerémetros e inclinémetros, seran vitales para la adquisicion
de los datos, ya que, de no ser asi, las lecturas podrian ser erroneas o no corresponder a los intervalos
de interés. Para la etapa de procesamiento, por otro lado, habiéndose realizado una buena adquisicion
en donde se asegure la confiabilidad y la calidad de las mediciones realizadas, se procede a analizar
posteriormente los datos por medio de métodos computacionales disefiados por las distintas compafiias
de servicios. Schlumberger, por ejemplo, utiliza en la interpretacion de los datos obtenidos de sus dis-
tintas herramientas, el Método Cluster.

El Método Cluster fue introducido y creado a mitades de los afios 70’s por Schlumberger, y lo que bus-
ca principalmente es poder eliminar errores matematicos o estadisticos en los resultados arrojados al
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momento de hacer las mediciones. La finalidad del método radica entonces, en tratar de obtener todas
las posibles combinaciones de datos con la informacién adquirida para hacer superposiciones al corre-
lacionar los intervalos, manteniendo de esta manera como definitivos sélo aquellos datos que se repitan
de un nivel al otro, logrando definir apropiadamente los echados adyacentes entre las capas. Tiene la
gran ventaja de poder eliminar el ruido que se pudiese llegar a producir en las mediciones eliminandolo
de forma automatica, obteniéndose con ello resultados mds precisos, sin embargo, esta es también su
desventaja ya que, en algunos casos puede considerar como ruido algunos valores de echados cuando
en realidad son valores producidos por algtin fendmeno o cambio dentro del pozo, y que podrian ser
utiles para hacer correlaciones adecuadas.

Aplicaciones

Son tres las principales aplicaciones que se le pueden dar a los registros de medicion de echados. Su
utilidad o aplicacién dependera en gran medida de los parametros que se estén estudiando en las forma-
ciones, ya sea para tener la orientacion adecuada de las reservas y los parametros del reservorio, o bien
para conocer su geometria. Por lo tanto, estos registros son fuentes confiables de informacién sedimen-
tologica de las formaciones, como fuentes de informacion tectonica y estructural de las mismas y como
indicadores estratigraficos. Cada una se describird brevemente a continuacion.

Como fuente de informaciéon sedimentolégica. Los registros de mediciéon de echados, como herra-
mientas de interpretacion sedimentolégica, son de vital importancia, en especial cuando la informacion
adquirida es procesada por medio de un programa denominado GEODIP de Schlumberger. Este progra-
ma es uno de los muchos que existen en la gama de software de interpretacion, y su principal funcion
radica en el permitir que se tengan buenas definiciones de las estructuras sedimentarias presentes en los
intervalos en que fueron adquiridas las mediciones. En consecuencia, lo que se obtendra al final del
procesado, seran interpretaciones confiables y de buena calidad sobre los procesos sedimentarios de de-
posito existentes en las formaciones, pudiendo con ello hacer caracterizaciones sobre el tipo de estrati-
ficacién ya sea esta lenticular, paralela, ondulada, gradada, de tipo flysch, cruzada u otra, en las capas y
el ambiente de depdsito en el cual ocurrié (Fig. 153). Adicionalmente con ello también es posible obte-
ner el espesor de las capas, si las secuencias entre capas se encuentran repetidas, su evolucion vertical,
la granulometria, su composicion mineralogica (su textura y su estructura), su origen (su facie sedimen-
taria), su naturaleza y su homogeneidad o su heterogeneidad.

Patrones sedimentarios reconocibles en los registros de medicion de echados

Sedimentacion aleatoria

z NS
e IS =R
/‘\\—\?‘ 4?
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Discontinuidades paralelas Discontinuidades angulares

Fig. 153 — Ilustracién que muestra los patrones sedimentarios que son posibles reconocer por
medio de los registros de medicion de echados HDT, SHDT, OBDT (Pirson, 1977).

Como fuente de informacion estructural y estratigrafica. Los registros de mediciéon de echados,
como bien dice su nombre, se centran en obtener los echados y azimuts de las formaciones atravesadas
por un pozo a profundidad, siempre y cuando se obtenga la suficiente informacion durante la adquisi-
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cion para reconocer las variaciones o anomalias que puedan presentarse en los cambios de los echados
y sus azimuts en las formaciones, ya sea por esfuerzos mecanicos de las rocas o por factores tecténicos.
Esto es posible realizarlo al ir trazando lineas tipo “stick plot” por cada punto ploteado en los registros,
permitiendo que se vayan generando reconstrucciones estructurales consecutivas y que con ello, al final
del procesado, se puedan identificar o reconocer rasgos estructurales presentes, tratando al mismo tiem-
po de correlacionar estas interpretaciones con informacién brindada por otros registros para darle mas
veracidad a las interpretaciones. Esto permite que sea posibles de identificar rasgos caracteristicos o
bien informacién estructural asociada a cambios en los rasgos geoldgicos (geologia estructural), permi-
tiendo realizar interpretaciones sobre los procesos ambientales, regionales, sedimentarios y estructura-
les que tuvieron lugar en el pasado geolégico (Fig. 154).

Una de las aplicaciones mas practicas y utiles que tiene la informacion estructural, es el poder compa-
rar con gran precision los resultados obtenidos por las herramientas (siendo estas las representaciones
hechas por medio de graficos “stick plot”) con las secciones sismicas adquiridas previamente. Gracias a
ello, es posible identificar con gran precisiéon rasgos geoldgicos en las formaciones, como pliegues, fa-
llas, discontinuidades, continuidades, repeticiones, deslizamientos, fracturas, cabalgaduras, etc.

Patrones estructurales reconocibles en los registros de medicion de echados
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Fig. 154 — Ilustracion que muestra los patrones estructurales que pueden ser interpretados por
medio de los registros de medicién de echados HDT, SHDT, OBDT (Pirson, 1977).

Comunmente los resultados finales del procesamiento de la informacién estructural seran representa-
ciones “stick plot”, en donde ademas el conocimiento experto y la experiencia de los intérpretes encar-
gados de los registros, sera vital para obtener buenas interpretaciones.

Como fuente de informacion tecténica. Un buen entendimiento de la tectonica global, nos permite
del mismo modo poder entender aquellos procesos que pudieran destruir o bien alterar la fabrica origi-
nal de las rocas sedimentarias, especialmente de aquellas rocas que son consideradas suaves como las
lutitas, las margas, las arcillas etc. Dependiendo en gran medida de la intensidad con las cual se den las
deformaciones en las rocas y la competencia en las mismas, es como se podra interpretar el grado de al-
teracion o deformacion tectonica presente en las formaciones modificando en muchos casos, incluso la
orientacion de los granos, su mineralogia, o bien borrar su fabrica ya sea por estriacion o tension (Fig.
155).

El cuarzo, por ejemplo, en rocas como las areniscas, es un mineral primario muy sensible que puede,
debido a esfuerzos tectonicos, presentar recristalizacion y deformacion interna, provocando que se alte-
re su estructura, y con ello la forma y la fabrica de la roca, logrando que las formaciones ya no sean
isotropicas sino anisotropicas. Los registros de medicion de echados, al menos en estos casos, permiti-
ran que se pueda tener la orientacion preferencial de las estructuras internas de las rocas, y su importan-
cia radicara en que con ello, se podra definir como se encuentra constituida la fabrica secundaria adqui-
rida en las cuencas sedimentarias de deposito.
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Patrones tecténicos reconocibles por medio de los registros de medicién de echados
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Domos de arcilla Intrusivos volcanicos (lacolitos)

Fig. 155 — Ilustracién que muestra los patrones tecténicos que pueden ser interpretados por
medio de los registros de medicion de echados HDT, SHDT, OBDT (Pirson, 1977).
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6. Nuevas tecnologias de registros en pozo

Objetivo: El alumno conocera los principios de medicion, presentacion y aplicaciones de las nuevas
tecnologias de registros geofisicos de pozo.

6.1 Registros de imagenes®

Antecedentes. Las técnicas de adquisicion de imagenes de pozo como registro geofisico operado por
cable (wireline), surgieron poco antes de que acabara la década de los 50’s, mucho después de que se
desarrollaran los lodos base aceite como fluido de perforacién en las exploraciones petroleras. En ellos,
las mediciones realizadas a las formaciones ya no son por medio de sélo un sensor (o electrodo), como
lo hacen algunas herramientas de medicién de echados, sino que ahora se adquieren las mediciones por
medio de arreglos de sensores o electrodos acoplados por cada patin en las herramientas, tales como la
FMS, la FMI, la EMI y la STAR. Los primeros registros en la adquisicion de imagenes corresponden al
afio de 1958 en donde se logro fotografiar por primera vez el interior de un pozo por medio de un dis-
positivo fotografico de 16 mm desarrollado por Birdwell, con el cual se permitia tener un “vistazo” de
las condiciones internas en las perforaciones. Posteriormente, a mitades de los afios 60’s, la compafiia
SHELL obtenia imagenes de fondo de pozo por medio de cdmaras televisivas en blanco y negro, y
poco después a finales de la década de los 60’s, se logré un gran avance significativo en la adquisicién
de imagenes gracias a la utilizacion por primera vez de la primera herramienta comercial de adquisi-
cién de imagenes, desarrollada por la compafiia Mobil (Ia BHTV o “borehole televiewer”) en el afio de
1968. Esta herramienta permitia obtener imagenes de fondo de pozo por medio de ondas actsticas de
altas frecuencias (ultrasonicas).

No fue sino hasta mitades de la década de los 80’s que hubo un desarrollo explosivo en las herramien-
tas cuya tecnologia permitia obtener imagenes resistivas o acusticas de las formaciones a profundidad.
Este desarrollo se dio en gran medida gracias a los avances tecnologicos en materia de digitalizacion,
transmision de las sefiales, y procesamiento de grandes volumenes de informacién en tiempo real por
medio de los equipos de computo, que se iban modernizando dia con dia, permitiendo analizar con mas
precision la informacion obtenida al pasar de analdgica a digital. Por lo tanto, esto permitié a las herra-
mientas de imagenes, tener varias ventajas sobresalientes comparadas con las herramientas de echados,
ya que mientras las herramientas estandar obtienen puntos de medicion cada 6, las herramientas de
imagenes obtienen los mismos puntos de medicion, pero cada 0.1”, tanto vertical como horizontalmen-
te. Del mismo modo mientras las herramientas estandar obtienen solo una medicion por cada punto, las
herramientas de imagenes obtienen hasta 250 mediciones por punto observandose de esta manera, la
enorme cantidad de informacion que es posible obtenerse de las herramientas de imagenes en compara-
cion de las herramientas de mediciéon de echados (hasta 60,000 mediciones por metro).

Actualmente son muchas las herramientas de imagenes las que se han desarrollado a lo largo de los
afios, y todas o la mayoria trabajan de una forma muy similar siendo las variaciones que existen entre
ellas, principalmente técnicas. Esto ha permitido que ahora no solo sea posible obtener informacién de
las formaciones con respecto a su echado y su azimut, sino que ahora se logra obtener imagenes com-
putarizadas basadas en las propiedades petrofisicas de las formaciones como lo son su reflectividad
acustica y su conductividad eléctrica. Estas imagenes representan, por lo tanto, las respuestas de las for-
maciones en el fondo de los pozos perforados y proveen ademas a los ingenieros encargados de la ad-
quisicion de los registros, de observaciones continuas detalladas sobre las variaciones verticales y late-

6  El presente subtema se desarrolla con base en la tesis de licenciatura Principios De Medicién De Los Registros Geofisicos De Pozos, de Gustavo Al-
berto Ricco Macedo, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2012, retomando su capitulo “7- Imagenes de Pozo”.
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rales en las formaciones a lo largo de toda la circunferencia del agujero a profundidad. Este tipo de tec-
nologia, sin embargo, sigue evolucionando incluso aun hoy en nuestros dias con muy buenos resultados
principalmente en la industria petrolera, modernizando con ello las técnicas de interpretacion de los re-
gistros.

Principio de medicion. Al igual que las herramientas de medicion de echados, las herramientas de ad-
quisicién de imagenes de pozo cuentan con sensores o electrodos acoplados en los patines de las herra-
mientas para realizar las mediciones correspondientes pero con la gran variante de que en las herra-
mientas de imagenes se perfecciond el principio de medicion al agregar en ellas muchos mas electrodos
a los patines, reduciendo significativamente el espaciado existente entre ellos generandose con ello,
densas y complejas cantidades de informacion provenientes de las mediciones realizadas por los elec-
trodos. Esto le permite a las herramientas de imagenes generar al final una imagen computarizada del
area sobre la cual se estan realizando las mediciones, permitiendo que las curvas obtenidas se puedan
traslapar lateralmente entre si al ser adquiridas muchas veces y con una gran resolucion vertical de
0.1”.

Se podria decir que estas herramientas son muy similares a las herramientas de medicion de echados,
siendo incluso consideradas como de “stiper” medicion de echados, y la evolucion de las mismas, si se
seleccionara una sola curva individual de imagen, sin embargo, la gran cantidad de arreglos de electro-
dos acoplados en el disefio de las herramientas de imagenes, les permiten generar muchas curvas de
imagenes eléctricas y/o acusticas, siendo incluso comparables con las fotografias tomadas a los nticleos
de fondo de pozo debido al gran detalle que brindan sobre las formaciones. Debido a ello, a la gran
cantidad de informacién y al detalle que se obtiene de las herramientas de imagenes, es posible que se
puedan determinar los echados en las formaciones con mucha mayor exactitud y en condiciones mas
complejas, a diferencia de las herramientas de echados (HDT, SHDT, y OBDT). Proveé ademas de una
identificacion casi directa sobre cambios en la estratificacion de las formaciones, identificacién de frac-
turas, fallas, laminaciones, viigulos, nédulos, cristales, etc.

En términos de circuitos eléctricos, se dice que las herramientas de imagenes y las de echados son prac-
ticamente idénticas ya que ambas utilizan el mismo principio de medicion eléctrico (de enfoque pasi-
vo). Utilizan una corriente electromagnética de baja frecuencia variable, la cual es modulada directa-
mente en los cambios de resistividad y/o conductividad en las formaciones, y es usada para enfocar los
cambios rapidamente a sefiales de frecuencias altas. En la practica se podria decir que las caras de los
patines conductores son superficies equipotenciales que se mantienen a un potencial constante relativo
a la sefial del electrodo de retorno en las herramientas. De esta manera los patines inyectaran corrientes
a las formaciones permitiendo que la cantidad de corriente que sea atravesada en los patines sea medida
por lo electrodos. Esto permite que los cambios o variaciones que se vayan generando en la corriente
medida por los electrodos en los patines, se deban solo a cambios resistivos en las formaciones.

Algunas otras caracteristicas mas sobresalientes se mencionan a continuacion:

e Se pueden obtener rangos dinamicos de resistividad muy amplios, comprendidos desde 0.1
ohm*m, hasta mas de 10,000 ochm*m.

e Tiene una sensibilidad sumamente alta permitiendo observar detalles tan pequefios en las for-
maciones como pequefias fracturas, y hasta eventos contrastantes de bajas resistividades como
lo son cristales de pirita en las formaciones.

¢ Su sensibilidad puede disminuir con ciertas condiciones de agujero, como con la rugosidad del
mismo, lodos muy pesados y formacion de enjarre, asi como también con la posicién que pueda
tener la herramienta en el agujero.
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¢ Permite tener una observacion detallada de las formaciones y las variaciones que se pudiesen
presentar tanto vertical como lateralmente.

Tipos de herramienta utilizadas en la adquisicion de imagenes. Actualmente son dos los principales
tipos que existen en la adquisicion de imagenes de fondo de pozo por medio de herramientas de regis-
tros. Cada una opera con principios de medicion muy distintos una de la otra, sin embargo, a ambas se
les podria considerar como la evolucion de las herramientas de medicion de echados. El primer tipo lo
constituyen aquellas herramientas que funcionan bajo principios acisticos como lo es la BHTV, y la
UBI de la compaifiia Schlumberger. De estas dos se obtienen imagenes acusticas de altas frecuencias de
las formaciones. El segundo tipo de herramientas de imagenes las constituyen aquellas que utilizan los
mismos principios eléctricos con los cuales funcionan las herramientas de echados, pero con estas se
obtienen muchas mas lecturas resistivas por metro de formacion (hasta 192 mediciones en la FMI), per-
mitiendo que se generen en consecuencia, imagenes eléctricas correspondientes a la respuesta de las
formaciones.

Cabe mencionar que desde que se dio la aparicion de la primera herramienta de adquisicion de image-
nes (BHTV), han sido muchas las variantes y las patentes que se han desarrollado por parte de las dis-
tintas compafiias de servicios para la obtencion de imagenes de fondo de pozo. Las principales y las
mas importantes por compafia podemos resumirlas en las tablas 13 y 14, de acuerdo con el principio de
medicion con el que operan y del tipo de imagenes que se generan por parte de las herramientas.

Nombre
Herramienta de generacion de
imagenes microeléctricas de
las formaciones

Compaiiia Acrénimo
Schlumberger FMS
(1986 y 1988)

Descripcion
Consta de 2 brazos o bien de 4
brazos con patines (la versién
actual) y 54 o 64 electrodos
dependiendo la version
Consta de 4 brazos con 4 patines y
192 electrodos en total

Schlumberger FMI Herramienta de generacion de
(1991) imagenes microeléctricas de
cobertura total de las
formaciones
Halliburton EMI Microimagenes eléctricas de
(1994) las formaciones

Consta de de 6 brazos con patines
independientes y 150 electrodos en
total

Western Atlas STAR Herramienta de generacion de Consta de 6 brazos con patines
(1995) imagenes acusticas y resistivas | independientes y 144 electrodos en
simultaneas de fondo de pozo total
Herramienta de generacion de | Consta de 4 brazos con 4 patines y
imagenes microeléctricas en 20 sensores o electrodos en total
lodos base aceite

Schlumberger OBMI

Tabla 13 — Principales herramientas de imagenes eléctricas (Rider, 2000).

Compaiiia Acrénimo Nombre Descripcion
Mobil BHTV Imagenes televisivas de fondo 3 revoluciones por segundo
(1968) de pozo 485 muestreo por las 3 revoluciones
Western Atlas CBIL Herramienta de generacion de 6 revoluciones por segundo
imagenes circunferenciales de 250 muestreos por revolucion
fondo de pozo
Sclumberger usl Herramienta de adquisicién de 7.5 revoluciones por segundo
(1995) imagenes ultrasdnicas de 180 muestreos por revolucion
fondo de pozo
Halliburton CAST Herramienta de generacion de 12 revoluciones por segundo
(1995) imagenes acusticas 200 muestreos por revolucion
circunferenciales
BPB AST Herramienta de generacion de 4 revoluciones por segundo
imagenes acusticas 200 muestreas por revolucion

Tabla 14 — Principales herramientas de imagenes acusticas (Rider, 2000).
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Herramientas eléctricas de imagenes. Como su nombre lo indica, las herramientas eléctricas de ima-
genes utilizan como fuente o principio de medicién los principios eléctricos en los que se basan las he-
rramientas de medicion de echados, pero con la variante de que en ellas, en lugar de tener un solo elec-
trodo, existen largos arreglos de ellos de dimensiones muy pequefias, y todos acoplados en los patines
de las herramientas. Por lo tanto, las imagenes resistivas que se obtendran de este tipo de herramientas
seran funcién de un procesado muy amplio de todas las respuestas resistivas que se obtengan en con-
junto de todos los electrodos creando con ello, una imagen de las formaciones por medio de pixeles.
Cabe resaltar que necesariamente todas las mediciones resistivas son realizadas por medio de los pati-
nes de las herramientas que van pegados a las formaciones y obligadamente solo en pozos cuyos lodos
de perforacién utilizados sean conductores (a diferencia de la OBMI que si puede trabajar en lodos base
aceite), sin embargo, puede que no llegue existir tal contacto entre los patines y las formaciones princi-
palmente si se llegasen a generar enjarres en los intervalos porosos y permeables, aun asi, las imagenes
obtenidas de las herramientas seguiran conservando una gran resolucion tanto vertical como horizontal.

Se puede dividir entonces a las herramientas de imagenes, cuyo principio de funcionamiento sea eléc-
trico, en tres grupos principales dependiendo del método que utilizan:

e Imagenes microeléctricas. Este tipo de herramientas utilizan el mismo principio de medicion
con el que trabajan las herramientas de echados, produciendo con ello un mapeo de imagenes de
gran resolucion de las formaciones.

e Imagenes resistivas azimutales (macroeléctricas). Esta técnica de adquisicion de imagenes basa
su principio en mediciones tipo laterolog (especificamente la DLL) de baja resolucion para la
obtencion de imagenes resistivas.

e Imaéagenes resistivas tipo LWD. Este tipo de herramientas centran su funcion en la obtencion de
imagenes, por medio de electrodos acoplados al sistema de perforacion rotatorio, produciendo
con ello, imagenes resistivas provenientes de la parte trasera de la barrena al mismo tiempo con
el que se estan perforando los pozos (en tiempo real) y con una resolucion intermedia en com-
paracion con los 2 primeros métodos descritos.

Herramientas microeléctricas de imagenes. Actualmente la compafiia Schlumberger es la principal
desarrolladora de herramientas eléctricas y acusticas para la adquisicion de imagenes de fondo de pozo,
sin embargo, también existen otras compafiias como Western Atlas, Chevron, Halliburton, etc. que del
mismo modo han creado sus propias versiones de las herramientas de imagenes que comenz6 a utilizar
Schlumberger desde mediados de los afios 80’s. Se podria considerar entonces, que fue la década de los
80’s cuando se dio un gran salto en la adquisicion de imagenes, y fue precisamente la compafia Sch-
lumberger la que marco el parteaguas en la adquisicion de imagenes. En 1986, por medio de su herra-
mienta FMS (herramienta de generacion de imagenes microeléctricas de las formaciones) que se co-
menzaron a obtener por primera vez imagenes microeléctricas de las formaciones al dotar a la herra-
mienta de gran cantidad de sensores en los patines de la misma. La herramienta FMS se distingue de
esta manera de las herramientas de medicion de echados, ya que fue la primera herramienta de image-
nes que permitia a los ge6logos observar y analizar por primera vez detalles en la estratificacion de las
formaciones, identificacién de fracturas, porosidad secundaria, nédulos, etc. todos con un gran detalle.

Una primera version de la herramienta FMS (Fig. 156) esta constituida de dos patines de imagenes (con
27 electrodos de 5 mm de diametro cada uno y un espaciado lateral de 0.25 cm entre ellos) y dos pati-
nes de medicién de echados efectuando las mismas funciones de la SHDT. Con ello se lograba obtener
una cobertura de tan solo un 20% de imagenes de las formaciones en bandas ortogonales de 7 cm y en
agujeros de hasta 7’/s”, o en agujeros estandar de 8.5” en una sola corrida. Esto hacia necesario tener
que realizar multiples corridas de la herramienta en diferentes orientaciones dentro del pozo, para poder
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obtener imagenes lo suficientemente razonables y completas para cubrir en lo posible la totalidad del
agujero.

Patines de
medicién de 64 _
echados de Patines de
2 sensores sssseess] iMAgeNes de
.. » 16 sensores
___,_,..—'-"
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27 sensores
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Fig. 156 — Configuracion de las versiones de dos y cuatro patines de imagenes en la herramienta
FMS para la adquisicion de imagenes microeléctricas de las formaciones (Ricco, 2012).

Fue en 1988 que, debido a esta limitante en la herramienta, que Schlumberger modificé el disefio origi-
nal sustituyendo ahora los patines de echados por dos patines mas de imagenes, mejorando significati-
vamente la adquisicion de imagenes al duplicar la cobertura original que se obtenia por la primera ver-
sion de la FMS. Sin embargo, a medida que los afios transcurrian, la necesidad de las compafiias petro-
leras por obtener mas y mejores coberturas e imagenes mas detalladas de las formaciones a profundi-
dad en una sola corrida, especialmente en pozos de alto riesgo, yacimientos fracturados o heterogéneos,
asi como también en formaciones carbonatadas complejas, obligaba a las empresas proveedoras de ser-
vicios a desarrollar herramientas de imagenes con una mayor cobertura.

Herramienta de generacion de imagenes microeléctricas de cobertura total (FMI). La herramienta
FMI (Formation Microimager tool) puede ser considerada como la sucesora de la FMS y fue patentada
por Schlumberger a principios de la década de los 90’s, debido a la necesidad que existia de obtener
una mayor cobertura lateral y vertical en la adquisicion de imagenes en agujeros y formaciones cada
vez mas complejas (una comparacion se puede ver en la figura 159). Su disefio consta de cuatro patines
de imagenes con 24 electrodos cada uno, acoplados a la herramienta por medio de dos brazos ortogona-
les (a 90°) del mismo modo en que se encuentran constituidas las herramientas de medicion de echa-
dos. Sin embargo, la variante fundamental en el disefio de la FMI se centra en que dos de esos patines
se encuentran articulados a los patines principales de manera como si fueran lengiietas igualmente con
24 electrodos para lograr extender el area de investigacion o el contacto eléctrico de la herramienta con
las formaciones (Fig. 157). Con ello se logra que sean finalmente ocho los patines de imagenes con los
que cuenta la herramienta FMI. Esto le permite, por lo tanto, tener una mejor cobertura del agujero de
cerca del 80% en una sola corrida en agujeros estandar de 8.5” y una profundidad de investigacién de
30” similar a las laterolog someras, casi cuadruplicando con ello las imagenes resistivas que pueden ser
obtenidas, a diferencia de la FMS que solo lograba un 20% de cobertura.
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Fig. 157 — Disefio de los patines que integran la herramienta FMI, asi como el disefio y las dimensiones
de los electrodos que se encuentran acoplados los patines de la FMI (Ricco, 2012).

En el aspecto técnico de su disefio, algunas de las caracteristicas mas importantes con las que cuenta la
herramienta FMI, haciéndola tnica dentro de la gran variedad de herramientas de imagenes microeléc-
tricas, es el disefio de los patines de imagenes con los que cuenta. Estos patines se encuentran constitui-
dos por un patin principal con dimensiones de 3.2” de ancho por 7” de largo, y un patin articulado ad-
junto al patin principal 15 cm por debajo de este con dimensiones de 3.2” de ancho por 2.5” de largo,
por cada brazo de la herramienta FMI. Destaca también en su disefio, que sus caras no son rectas como
ocurre con otras herramientas, sino mas bien curvas para que exista un mejor contacto con las paredes
del pozo.

Asi, como se increment6 el numero de patnies en el disefio de la FMI para obtener una mejor cobertura
lateral de las formaciones, también es de importancia tomar en consideracion la cantidad de sensores
con los cuales fue equipada la herramienta en su disefio para la generacion de imagenes eléctricas como
respuesta de las variaciones resistivas/conductivas en las formaciones estudiadas. Estos sensores o elec-
trodos son muy similares a los electrodos que se utilizan en las herramientas de medicion de echados y
funcionan del mismo modo, pero con la diferencia de que en la FMI son mas pequefios, en mayor nu-
mero y con una separacion muy pequefia entre ellos. Individualmente cada electrodo tiene una dimen-
sion de 0.16” si se considera solamente el electrodo, y de 0.24” si se considera también la seccion ais-
lante que rodea cada uno, y todos separados entre ellos por tan solo 0.2” siendo en total 24 los electro-
dos acoplados que podriamos apreciar por cada patin.

Estos 24 electrodos no se encuentran todos unidos en conjunto dentro de cada patin, sino que 12 de
ellos constituyen una fila horizontal, y los 12 restantes otra fila horizontal separada verticalmente de la
primera por tan solo 0.3”. Con este tipo de arreglo se podria considerar que cada electrodo de la herra-
mienta FMI tendra una resolucion de 0.2” correspondiente a las dimensiones de cada uno, y que por lo
tanto, debido a que la separacion que existe entre los electrodos es vertical, cada punto de muestreo
proveniente de las formaciones seran horizontales correspondiendo cada punto de medicion a la mitad
de la distancia que existe en el arreglo el cual es de 0.1”.

Esta configuracion (Fig. 158) le permite a la herramienta generar datos cada 0.1, tanto vertical como
horizontalmente frente a los patines y sus patines articulados, para obtener una cobertura de imagenes
casi total del agujero incluso en perforaciones que tengan un angulo de desviaciéon muy grande o bien,
en perforaciones horizontales (mientras que el caliper, los magnetometros y los acelerémetros realizan
esto cada 1.5”). Ademas de ello, gracias a un sistema hidraulico mejorado que controla los brazos me-
canicos de la herramienta, es posible que se logre una buena adherencia de los patines con las forma-
ciones al minimizar el bamboleo que la pudiese descentrar, permitiendo en buena medida generar ade-
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cuadamente las imagenes resistivas de las formaciones incluso en aquellas perforaciones sean muy
complicadas.

Asi como las herramientas de echados cuentan con inclinémetros, acelerometros y magnetometros que
miden constantemente la desviacion y velocidad que tiene la herramienta en el agujero, también la FMI
incorpora dentro del cuerpo de la herramienta un inclinémetro, asi como también un sistema telemétri-
co muy avanzado para procesar toda la informacion obtenida de las formaciones. Por otro lado la por-
cion superior de la herramienta se disefid de tal forma que se encuentra siempre aislada de la porcion
inferior, permitiendo que la primera pueda actuar como un electrodo de retorno de corriente y si se de-
seara, es posible también acoplar un rayos gamma al cuerpo de la herramienta logrando que mida en su
totalidad cerca de 15 m.

Se puede concluir diciendo que la herramienta FMI esta constituida en su totalidad por 192 electrodos
funcionando todos en conjunto cuando la herramienta despliega los patines articulados en los patines
principales. Sin embargo, también es posible que solo se requieran las mediciones provenientes de los
cuatro patines principales sin desplegar los patines articulados (Tabla 15), obteniéndose con ello image-
nes resistivas de las formaciones provenientes de solo la mitad de los electrodos con los que cuenta la
FMI (96 electrodos). El utilizar una u otra configuracion dependera en gran medida de las habilidades y
del juicio del encargado de la toma del registro.

Herramienta Numero de | Velocidad del Tamaiio del agujero
electrodos registro 6" 8.5" 12.25"
FMI (8 patines) 192 550m/h 90% 80% 50%
FMI (4 patines) 26 1100m/h 50% 40% 25%
FMS ( 4 patines) 64 500m/h 50% 40% 25%
FMS (2 patines) 54 500m/h 25% 20% 12%
SHDT 8 1650m/h

Tabla 15 — Cobertura de imagenes que se pueden obtener en distintos tamafios de pozos
utilizando las distintas configuraciones de herramientas microeléctricas (Rider, 2000).
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Fig. 158 — Disefio de la herramienta de imagenes microeléctricas FMI en donde se puede apreciar el disefio de los patines
y los brazos de las herramientas, el electrodo de retorno y la porcién aislante de la misma, asi como también el principio
de medicién que utiliza para la obtencién de las imagenes resistivas (Schlumberger, 2002).
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Fig. 159 — Ejemplo de dos registros de imagenes correspondientes al mismo intervalo en un pozo, donde se logra observar la distinta
calidad y cantidad de informacién si se utilizan distintas versiones de las herramientas microeléctricas. De lado izquierdo se tiene un
registro FMI donde se aprecia un mayor cubrimiento en comparacién con un registro FMS del lado derecho (Ricco, 2012).

Principio de medicion de las herramientas microeléctricas (FMS, FMI). Como ya se mencioné con
anterioridad, las herramientas de imagenes utilizan el mismo principio de enfoque pasivo que utilizan
las herramientas de echados, pero en este caso, cantidad de patines y sensores acoplados tanto a la FMS
como la FMI, permiten obtener imagenes muy detalladas de las formaciones. En las herramientas de
imagenes tanto la porcién inferior de la herramienta la cual es la que contiene los electrodos, asi como
el lodo de perforacion utilizado, se mantienen a un potencial constante con respecto a la porcion supe-
rior de la herramienta, la cual se encuentra separada por una seccion aislante. Esto permite que se gene-
ren superficies equipotenciales alrededor del agujero, forzando a la corriente de baja frecuencia emitida
por la porcion inferior de la herramienta, a penetrar en las formaciones en angulo recto. Por lo tanto, la
corriente emitida por cada uno los electrodos sera solo funcién de las mediciones continuas de resistivi-
dad de las formaciones que se localizan enfrente de ellos.

Otras herramientas de generacion de imagenes microeléctricas. Para principios de la década de los
90’s, poco después de que apareciera la herramienta FMI de Schlumberger, tanto Halliburton como
Western Atlas, desarrollaron igualmente sus propias versiones de herramientas de imagenes microeléc-
tricas. La primera de ellas la constituye la herramienta EMI (Electrical Micro Imaging tool) propiedad
de Halliburton y desarrollada en 1994. Consta de seis brazos, y por ende seis patines de imagenes y 150
sensores o electrodos en total, con lo que se lograba cubrir el 60% de la totalidad del agujero en una
sola corrida, y era posible obtener los registros en pozos estandar de 8.5” de diametro. Por otro lado,
Western Atlas (ahora una filial de Baker Hughes) en 1995 desarrollé su herramienta STAR (Simulta-
neous Acoustic and Resistivity Imager Tool), la cual consta de seis brazos y patines de imagenes al
igual que la EMI de Halliburton, pero con 144 electrodos de medicion en total, y con la diferencia de
que la herramienta STAR (Fig. 160), ademas de emplear los mismos principios eléctricos que utilizan
las demas herramientas, cuenta con un sensor actstico de imagenes con el cual se pueden obtener ima-
genes tanto eléctricas como acusticas de las formaciones, logrando una cobertura del 56% del agujero.
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Fig. 160 — Herramienta STAR de la compaiiia Baker Hughes (Ricco, 2012).

Creacion de las imagenes microeléctricas. La creacion y presentacion de las imagenes microeléctri-
cas a partir de los datos brindados por las herramientas FMI, FMS, EMI y STAR, se puede lograr al
asignar colores particulares a los rangos de valores de resistividad. Mediante esta técnica al final lo que
se lograra sera obtener una imagen dimensional en escala de colores representando con ello, los cam-
bios o variaciones de resistividad que se vayan generando en las formaciones. La herramienta FMI por
ejemplo provee de 192 mediciones de resistividad con un incremento vertical igual al existente en el es-
paciado que existe entre electrodos que es de 0.1”. Cuando estas mediciones se zonifican horizontal y
verticalmente en el agujero, se iran generando consecutivamente mosaicos representativos de estos va-
lores o matrices de “pixeles” de resistividad. Cada uno de estos tendra un valor especifico y su respecti-
vo color asociado de acuerdo con el rango de valores de resistividad asignados por cada compaiiia, y si
cada uno de ellos es lo suficientemente pequefio, permitira al final generar una imagen representativa
de las formaciones a profundidad.

En cuanto a su presentacion, estas imagenes se grafican de la misma forma tradicional con la que se
grafican las mediciones de las demds herramientas de registros, siendo la coordenada X representativa
de la horizontal del agujero y la coordenada Y la representacién de la profundidad. De esta manera lo
que se obtienen son imagenes continuas representando a las formaciones a profundidad a lo largo de
todo el agujero en un formato de un cilindro de desdoblado (Fig. 161).
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Fig. 161 — Esquema que ejemplifica como es que se crean las imagenes resistivas por medio de las herramientas
de microrresistividad, asi como también la presentacién de las mismas definiendo el rumbo y echado de las capas (Ricco, 2012).

Mediante esta técnica, los detalles horizontales de las formaciones se podran observar horizontales y
los verticales igualmente verticales, sin embargo, los datos de los echados se observaran como sinuosi-
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dades en las imagenes siendo sus crestas, los puntos mayores que cruzan por el plano y su tangente a
este punto, el echado que se obtienen de las capas, mientras que los puntos mas bajos de las sinuosida-
des que cruzan el plano representaran el azimut o direccion del echado.

Herramienta de imagenes microelectricas en lodos base aceite (OBMI). La herramienta de genera-
cion de imagenes microeléctricas en lodos base aceite también conocida como la OBMI de la compaiiia
Schlumberger (2001), es una de las ultimas herramientas desarrolladas por la compafiia para la obten-
cion de imagenes en pozos que estén utilizando cualquier tipo de lodo base aceite como bien puede ser
diésel o lodos sintéticos.

Esta herramienta, al igual que las otras herramientas de imagenes microeléctricas que existen (FMI,
FMS, STAR, etc.), esta constituida por cuatro patines de imagenes con cinco pares de electrodos o sen-
sores de 0.4” al centro de cada uno de los patines en dos filas de electrodos (Fig. 162). Esto permite que
la OBMI adquiera cinco mediciones de resistividad o “pixeles” de resistividad orientados con respecto
a la geometria del agujero y a la posicion de la herramienta. Cada uno de los patines brindara entonces
imagenes resistivas con una resolucién vertical de 1.2”; y con un espaciado entre pixeles de 0.4 por 0.4
pulgadas siendo esta la separacion que existe entre pares de electrodos. De esta forma se mantiene una
alta resolucion e informacién azimutal suficiente como para observar detalladamente rasgos estructura-
les y estratigraficos de las formaciones.

El principio de medicion con el que opera la OBMI es diferente al de las otras herramientas de image-
nes, principalmente por el tipo de corriente que se utiliza, sin embargo, la forma en que se realizan las
mediciones es muy similar. Con la OBMI una corriente alterna es inyectada a las formaciones por me-
dio de dos electrodos de inyeccion localizados en la porcién superior e inferior de los patines de la he-
rramienta, generando con ello una diferencia de potencial (dV) que es medida por cada uno de los pares
de electrodos de voltaje al centro de los patines, brindando con ello una resistividad cuantitativa de la
zona lavada (Ry,) de las formaciones que se encuentren frente ellos por medio de la Ley de Ohm.

R,,=K dTV
donde,
K = factor geométrico de la capa.
I = corriente alterna emitida por el electrodo.
dv = diferencia de potencial medida por la herramienta.
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Fig. 162 — Diseflo y principio de medicién de la herramienta OBMI de la compafiia
Schlumberger, para la adquisicién de imagenes en lodos base aceite (Sclumberger, 2001).

A partir de ello se podria decir que la herramienta OBMI proporciona datos de alta resolucion de Ry, de
forma cuantitativa con un error maximo del 20% y rangos que pueden variar entre 1 y 10,000 ohm*m.
Ademas es muy ttil para realizar caracterizaciones estratigraficas y estructurales de las formaciones, ya
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sea en la identificacion de fallas y fracturas, caracterizaciones de depositos sedimentarios, determina-
ciones de los echados de las formaciones, andlisis de nticleos correlacionando la informacion del regis-
tro OBMI, deteccion de rasgos de anisotropia en las formaciones, deteccion de rasgos muy pequefios
que no son posibles de observar con registros convencionales, deteccion de fracturas inducidas por la
perforacion, etc. Sin embargo, todas o la mayoria de las mediciones realizadas por la OBMI se encon-
traran sujetas a la sensibilidad que tenga la herramienta por la separacion que pueda existir entre la su-
perficie exterior de los sensores, y las formaciones especialmente si se forman enjarres no conductores
(su standoff).

La OBMI se puede combinar con herramientas de otros tipos, tales como la UBI, la OBDT, la FMI, la
AlT, etc., para tener una mejor y mayor confiabilidad en las mediciones, asi como también para hacer
comparaciones de los datos adquiridos.

Herramientas macroeléctricas de imagenes (resistivas azimutales). Este tipo de herramienta es otra
variante que existe dentro de la gama de herramientas eléctricas de adquisicién de imagenes, pero con
la diferencia de que en estas se utilizan mediciones hibridas tipo microeléctricas y doble laterolog. La
principal y la mas representativa es la herramienta de imagenes resistivas azimutales o ARI (Azimuthal
Resistivity Imager) que hace este tipo de mediciones, siendo incluso considerada como una nueva ge-
neracion de herramienta laterolog, al acoplar dentro de la herramienta DLL, un arreglo de doce seg-
mentos de electrodos azimutales emplazados al centro del electrodo A, (Fig. 163). Estos funcionan en
la herramienta DLL como electrodos de enfoque para la corriente del laterolog profundo (LL,), y como
corriente de retorno para la corriente del laterolog somero (LLs). Con ello se logran obtener doce medi-
ciones resistivas direccionales alrededor del agujero tomadas cada 0.5” en sectores de 30° y con una re-
solucion vertical de 8”.

LLD LLS
y resistividad y Standoff
azimutal eléctrico
profunda azimutal

Fig. 163 — Esquema que muestra cémo se encuentra constituido el arreglo de electrodos azimutales de la herramienta ARI
dentro de la herramienta DLL, asi como las lineas de corriente que se generan de los distintos electrodos (Ricco, 2012).
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La herramienta DLL opera simultaneamente a dos frecuencias, una de 35 Hz para las mediciones late-
rologs profundas (LLg4) y otra de 280 Hz para las mediciones laterologs someras (LL;). En el caso de las
mediciones azimutales profundas, la herramienta DLL trabaja igualmente a 35 Hz al emitir un flujo de
corriente proveniente de los doce electrodos azimutales, los cuales fluyen hacia la superficie. Estas co-
rrientes de voltaje se mantienen a un mismo potencial, al igual que el lodo de perforacion, y se encuen-
tran enfocadas desde arriba por la porcion superior del electrodo A, y desde abajo por la porcion infe-
rior del electrodo A, y por las corrientes provenientes de los electrodos A, Ag, A’1 y A’,. Se agreg6 ade-
mas un electrodo monitor a cada electrodo azimutal para controlar las corrientes que son emitidas de
ellos, de tal manera que las corrientes emitidas por cada electrodo en el arreglo azimutal se encuentren
enfocadas pasivamente por las corrientes provenientes de los electrodos azimutales a sus costados. De-
bido a que estas mediciones son muy sensibles a las condiciones de pozo, tales como la rugosidad, la
forma y el didmetro de este, asi como también a la desviacién de la herramienta; para corregir tales
efectos se utiliza una medicién auxiliar a 71 kHz lo suficientemente alta para evitar interferencias en la
los haces de corriente de 35 Hz.

Esta medicion auxiliar es muy somera y con las lineas de corriente muy préximas a la sonda de donde
la mayor parte regresa a través del electrodo A, muy cerca de los electrodos azimutales. Y ya que el
agujero es generalmente mas conductor que las formaciones, las lineas de corriente que se generen en
él, tenderan a quedarse en el lodo, el cudl es efectivamente equipotencial, respondiendo principalmente
al volumen de lodo que se encuentre frente a los electrodos azimutales. De esta forma las mediciones
seran menos influenciadas por las condiciones del agujero, como su forma y dimensiones, y a la des-
centralizacion de la herramienta. Por ello, el principal objetivo de la medicion auxiliar se centra en co-
rregir estos efectos, mientras que su objetivo secundario es proporcionar un standoff eléctrico con el
cual podemos obtener-estimar la forma y tamafio del agujero a partir de la resistividad del lodo (Rn) la
cual es conocida, o bien puede ser obtenida independientemente. Esto permite que puedan ser genera-
das doce imagenes azimutales del agujero al medir las diferencias de potencial (dVi) entre los electro-
dos anulares M3 y M, ubicados dentro del electrodo A, y los electrodos azimutales alojados en A..

El principal proposito de haber dotado a la herramienta DLL de este arreglo relativamente pequefio de
doce electrodos azimutales acoplados al centro del electrodo A, (Fig. 164), tiene su fundamento en que-
rer obtener una docena de mediciones orientadas de resistividad profunda sin afectar las mediciones
realizadas por la DLL a distintas profundidades de investigacién por la LL4 y la LLs.

Esto permite que se genere una imagen resistiva azimutal de las formaciones a profundidad y una curva
de alta resolucién derivada de las mediciones azimutales (LLy,) al operar en modalidad de alta resolu-
cion, con una resolucion espacial no tan buena como las imagenes que se obtienen de la FMI o la UBI
(Ultrasonic Borehole Imager), pero con resultados tres o cuatro veces mejores que las laterolog conven-
cionales (HALS), principalmente por el diferente sistema de enfoque que utiliza la ARI. La herramienta
se corre normalmente a una velocidad de 3600 ft/h cuando se requieren hacer mediciones de los echa-
dos de las formaciones, o bien puede disminuir a 1800 ft/h cuando se desea conocer mas a detalle las
caracteristicas de las capas. Son ademas de utilidad como complemento por su gran sensibilidad para
observar detalles mas alla de las paredes del agujero, como bien podria ser el discriminar entre los frac-
turamientos naturales en las formaciones de aquellas que son inducidas por los efectos del fluido de
perforacion.
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Fig. 164 — Esquema que muestra el arreglo de electrodos azimutales dentro del electrodo A, de la DLL y los patrones de
corrientes que se pueden obtener dependiendo de la modalidad de medicién que se utilice, ya sea bien con los electrodos

de monitoreo o en modo auxiliar (Ricco, 2012).

Otras herramientas de macroresistividad. Similar a la herramienta ARI (Azimuthal Resistivity Ima-
ging), en 1989 el Burd de Investigadores Gedlogos en Minas (BRGM) desarrollo la denominada herra-
mienta ELIAS. Esta se encuentra constituida por 16 patines de imagenes con lo que logra cubrir el
100% del pozo, especialmente en agujeros cuyos diametros son muy pequefios ya que la herramienta
tiene un diametro de tan solo 2”. Esta puede ser utilizada en pozos geotérmicos brindando datos acepta-
bles, mientras que su aplicacion principal se da para realizar evaluaciones petrofisicas de las formacio-
nes, en casos donde se requiera una resolucion vertical mayor que aquella que brindan las laterolog,
particularmente para la identificacién de estratificaciones cruzadas y fracturamiento en las formaciones.
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Presentacion de los registros eléctricos de imagenes. La representacion basica de los registros eléctri-
cos de imagenes es la misma que se utiliza para la representacion de las imagenes actsticas, pero con la
diferencia de que en uno se grafican resistividades y en el otro se grafican amplitudes, mientras que la
escala de colores utilizada ird desde los colores grises a negros correspondientes a intervalos de altas
conductividades, en comparacion con la utilizacion de colores mas claros que representaran a los inter-
valos mas resistivos (Fig. 165).

Nodulo de
pedernal

Bandas de 1 l
pedernal | ’

Fig. 165 — Ejemplos de registro de imagenes obtenidos por medio de la herramienta FMI en donde se logra observar del
lado derecho una brecha de colapso de 4253 a 4254 m mientras que, del lado izquierdo, se puede visualizar cémo la
formacion esta estratificada por litologias muy resistivas y otras muy conductivas, siendo las capas mas oscuras las conductoras
y las zonas mas claras las menos conductoras (Apuntes de clase de registros geofisicos de pozos, 2011).
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Aplicaciones de los registros eléctricos de imagenes. Se podria decir que antes de que aparecieran las
herramientas de imagenes eléctricas, nunca se habia podido conseguir el detalle y la calidad que estas
ofrecen en la determinacion de rasgos geoldgicos de las formaciones. Ademas, se logré observar por
primera vez rasgos de tipo estructural tales como fallas, fracturas, estratificaciones, cavidades, etc., y
todos y cada uno de estos rasgos sin tener que interpretar los datos y las curvas generadas por las herra-
mientas de medicién de echados o algtin otro tipo de herramienta que infiriera dichos datos en pozos
descubiertos. Debido a ello, se podrian globalizar las aplicaciones de las herramientas de imagenes
eléctricas en dos grandes grupos: el andlisis estratigrafico de las formaciones, y el anélisis estructural.

e Andlisis estratigrafico: Es posiblemente la principal contribucién que se le puede dar a las he-
rramientas de imagenes eléctricas para la toma de decisiones e interpretacion de yacimientos.
Este analisis comprende dos ramas principales dentro del analisis de las imagenes, teniendo im-
plicaciones, primero para la evaluacion del tipo de estratificacion, la cual se encuentra expresa-
da con los atributos de las imagenes en cuanto al brillo, color, tamafio y resolucion de las ima-
genes, dependiendo del tipo de textura en las imagenes, en donde se pueden distinguir facilmen-
te los plegamientos y deformaciones. En segundo término, se tiene la clasificacién, cuantifica-
cion y visualizacion de dichos limites texturales, siendo esto proporcional a cambios litolégicos
en los limites entre las capas, procedimiento que generalmente se realiza por medio de estacio-
nes de trabajo interactivas. Gracias a ello es posible la identificacion de cambios de facies y se-
cuencias litolégicas sedimentarias, identificacion de rumbos y echados, etc.

e Analisis estructural: el principio basico de todo analisis estructural realizado por medio de las
imagenes eléctricas se centra en el calculo y determinacion de los echados de las formaciones,
en la modelacién de los yacimientos, asi como también para la identificacion de rasgos de conti-
nuidad, o bien discontinuidad, que puedan estar presentes en las formaciones. Sin embargo, su
interpretacion va mas alla de estos rasgos, comprendiendo multiples aplicaciones, tales como la
identificacion de fallas y discontinuidades, analisis de plegamientos, analisis y cuantificacion de
fracturas (ya sean que estas sean abiertas, cerradas, cementadas o mineralizadas, reflejandose
dichos fenémenos en los cambios de resistividad), asi como el calculo de la apertura de dichas
fracturas por efectos de la erosién provocada por el fluido de perforacion (fracturamiento indu-
cido), o bien por cambios en los regimenes de estrés de las formaciones, calculos que son de
mucha utilidad principalmente en la etapas de produccion de los pozos, ya que el flujo de los
fluidos generalmente se da por medio de fracturas. Asi como estas, la visualizacion de las hete-
rogeneidades en las rocas permitird, del mismo modo, una identificacién cualitativa de las for-
maciones presentes.

Herramientas acusticas de imagenes. Asi como las herramientas microeléctricas permiten obtener
imagenes resistivas de las formaciones utilizando los principios eléctricos de las herramientas de echa-
dos (de enfoque pasivo) y los principios eléctricos de la doble laterolog (DLL), existen también herra-
mientas acusticas de imagenes que funcionan bajo principios sonicos, generandose de ellas imagenes
acusticas de altas frecuencias de las formaciones. La gran desventaja de este tipo de herramientas es
que son sumamente sensibles a la descentralizacion de la herramienta, la rugosidad del agujero, la den-
sidad del lodo, e insensibles a resaltar cambios en la estratificacion de las capas. Las principales repre-
sentantes de este tipo de herramientas son la UBI (Ultrasonic Borehole Imager) y la USI (Ultrasonic
Imager Tool), ambas de la compafiia Schlumberger. Las mediciones que son realizadas por medio de
estas herramientas tienen la gran ventaja de poder ser realizadas en agujeros que estén utilizando cual-
quier tipo de lodo de perforacion (agua, aceite, aireados), en cualquier tipo de perforacién (vertical, di-
reccional u horizontal), ambas logrando un cubrimiento del 100% de la totalidad del agujero para la vi-
sualizacion de fracturas en las formaciones, e identificacion de corrosion en pozos ademados. Asi como
estas, existen otras versiones de este tipo de herramientas actsticas desarrolladas por las diferentes
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compafiias de servicios, las cuales funcionan de forma muy similar a las desarrolladas por Schlumber-
ger tales como la BHTV de Mobil que es considerada como la predecesora de la adquisicion de image-
nes acusticas, la CAST de Halliburton y la CBIL de Baker Hughes.

Herramienta BHTV (Borehole Televiewer). El concepto de esta herramienta fue introducido a finales
de la década de los 60’s por la compafia Mobil y se le podria considerar como el parteaguas en la gene-
racién de imagenes de pozos para la industria petrolera, al ser la primera herramienta de adquisicion de
imagenes “continuas” de las formaciones, que utilizaba como principio de medicién ondas actsticas
(ultrasénicas) de altas frecuencias. Este tipo de medicion permite observar detalles interesantes en las
formaciones tales como fracturamientos, contactos litolégicos y ovalizaciones en pozos abiertos, mien-
tras que para aquellos agujeros que se encuentran revestidos en su totalidad por una tuberia de acero, la
BHTYV permite identificar con precision las juntas entre las tuberias. De esta manera, se puede afirmar
que las primeras imagenes acusticas obtenidas de las formaciones, fueron adquiridas por medio de esta
BHTYV cuyo principio basico de funcionamiento es muy similar a un sonar ultrasénico centrado en el
pozo, produciéndose con ello imagenes actsticas de altas resoluciones de las paredes del pozo. Hoy en
dia, la mayoria de las compafiias que brindan servicios a la industria petrolera, ofrecen este tipo de ser-
vicio de adquisicion de imagenes ultrasénicas cuyo, principio de medicién no ha variado mucho con
respecto a la BHTV.

Esto se logra al recoger parte de la energia acustica inicial emitida por un transductor piezoeléctrico
alojado en la herramienta, siendo reflejada y regresada parte de esta energia por las formaciones que se
encuentren frente a la herramienta hacia el mismo transductor, que trabajara ahora como receptor de di-
cha energia, obteniéndose con ello el tiempo de transito y la amplitud reflejada de la sefial original.
Mientras que un magnetometro y un acelerometro triaxial alojados en la BHTV permitiran obtener la
orientacién de la herramienta, y la orientacién en el transmisor con respecto al campo magnético terres-
tre a una velocidad de adquisicién promedio de 300 ft/h.

Disefio y principio de medicion de la BHTV. La herramienta BHTV tiene un didmetro de de 3%/, con
una longitud maxima de 12 ft, un magnetémetro, un acelerémetro y la electronica asociada (Fig. 166).
Su principal componente es un transductor piezoeléctrico ultrasonico, que actia como fuente emisora
de la sefial acustica, y como receptor de la misma. Dicha sefial esta generada por un motor rotatorio que
gira rapidamente alrededor del eje de la herramienta varias veces por segundo. Esto permite que se ge-
neren rafagas de pulsos ultrasonicos de altas frecuencias (2 mHz), en rangos de 1500 pulsos por segun-
do hacia las formaciones, los cuales viajan a través del lodo de perforacién, se reflejan en las superfi-
cies del agujero, y viajan posteriormente de regreso al mismo transductor que acttia ahora como recep-
tor, de donde se obtienen al final dos mediciones cuantitativas producto de los cambios en la amplitud
de la sefial (Fig. 168).

e El tiempo de transito: El tiempo de transito se encuentra definido como el tiempo que le toma a
los pulsos ultrasonicos emitidos por el transductor, viajar a través del lodo, chocar con las for-
maciones y regresar al transductor, que actuara ahora como receptor, lo cual es estrictamente
una funcion que dependera de la distancia que exista entre el transductor y la pared del agujero,
y la velocidad compresional que tenga el lodo de perforacion que se esté utilizando. Se utiliza
también como control de calidad para la centralizacion de la herramienta, y para establecer los
parametros para la deteccion de materiales. Del mismo modo, esta distancia existente entre el
transductor y la pared del agujero sera particularmente mas util que el propio tiempo de transito
obtenido, ya que el aumento o disminucion del mismo puede brindar informacién de utilidad
para detectar cambios en la geometria del pozo como ovalizaciones, derrumbes, zonas lavables,
localizacion de coples en pozos que cuenten con tuberias de revestimiento, etc.
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e La amplitud reflejada: Todas las herramientas ultrasénicas de imagenes dependeran de la ener-
gia reflejada que sea recibida en el transmisor proveniente de las zonas de interés. El coeficiente
de reflexion (R) puede ser expresado en funcion del angulo de incidencia de la energia y de la
densidad del medio (p), asi como también de la velocidad con la que contribuye el medio (o ve-
locidad compresional de las ondas, V) para incrementar o reducir la amplitud. Esto puede ser
expresado por medio de la siguiente ecuacion, donde 1 y 2 seran los componentes referentes al
lodo de perforacion y las formaciones a profundidad; y el producto pv la denominada impedan-
cia acustica del medio, expresada en mRayl (megarayleigh, 1 Rayl= 1kg/m?*S).

R= P, V,—p vV,
P.Vy+p, V4

Este coeficiente de reflexion (R) sera directamente dependiente del contraste que se genere por
la impedancia acustica en la interfase, y en consecuencia de los cambios que se generen en R
entre una litologia y otra, brindando asi una idea sobre la sensibilidad de las mediciones debido
a los cambios litologicos, siendo esta relativamente pequefia para las secuencias litologias mas
comunes que pueden ser encontradas en las formaciones.

Estos cambios generados en la energia acustica reflejada por las formaciones y recibida en el transduc-
tor, dependeran en gran medida de parametros como la reflectividad de las formaciones (su impedancia
acustica), la rugosidad y atenuacion del pozo, asi como la geometria del mismo, lo cual puede provocar
incidencias oblicuas o pérdida de la sefial. Lo anterior permite que a medida que la herramienta se esté
corriendo en el agujero, se generen en consecuencia una densa y basta cantidad de datos provenientes
de los alrededores del agujero debido a cambios en las amplitudes de las sefiales, las cuales aumentan
cuando la impedancia acustica de las formaciones aumenta, y disminuye con las rugosidades que se
puedan presentar el agujero. Estas son posteriormente procesadas y corregidas en superficie por efecto
de variaciones en la velocidad de adquisicion y por efecto del excentrado de la herramienta en agujeros
elipticos para crear al final las imagenes acusticas (Fig. 167).

Agujeros Circulares (estables)
Centrada Descentrada

Agujeros Elipticos (inestables)

Centrada Descentrada
: S A W
Transrjuclor
p|erzoci::r;cr;it;|cu Herramienta BHTV
Fig. 166 — Disefio de la herramienta Fig. 167 — Direccién que siguen las sefiales
BHTV y su transductor piezoeléctrico (Ricco, 2012). acusticas en diferentes geometrias de pozo (Ricco, 2012).

En general se podra decir que la BHTV es una herramienta sumamente 1itil tanto para la identificacién
de fracturas y laminaciones en las formaciones, como para identificar la orientacion que estas tengan,
ya que estas se observaran como lineas negras, manchas o puntos negros en las imagenes ya procesa-
das, debido a la dispersion de la energia acustica en los bordes de estos rasgos. La BHTV puede ser
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igualmente de utilidad para la visualizacion de detalles texturales en las formaciones como pueden ser
la presencia de viigulos en rocas carbonatadas.
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Fig. 168 — Esquema que ilustra el principio de medicién que rige a las herramientas actsticas de donde se realizan las dos mediciones bésicas
por medio del transductor ultrasénico que son: el tiempo de transito y la amplitud reflejada de la sefial por parte de las formaciones (Ricco, 2012).

Herramienta CBIL (Circumferential Borehole Imaging). La herramienta CBIL de la compaiiia
Baker Hughes (Baker Atlas) es otra variante dentro de las herramientas acusticas de imagenes cuyo
principio de funcionamiento es igual al de la BHTV.

Diseiio y principio de medicion de la herramienta CBIL. La porcion inferior de la herramienta CBIL
se encuentra constituida por un transductor piezoeléctrico que produce los pulsos ultrasonicos que via-
jan y rebotan en las formaciones, la porcion media contiene centralizadores en forma de resortes meta-
licos que se abren y cierran para tener siempre centrada la herramienta. Mientras que su porcién supe-
rior contiene un rayos gamma espectral (GRS) asi como también toda la electronica que procesa las se-
flales actsticas reflejadas de las formaciones, teniendo una longitud total promedio de 40 pies. En la
CBIL, el transductor piezoeléctrico es semiesférico con una superficie exterior concava, activado por
un pulso eléctrico y con un ciclo de revolucion de 6 giros por segundo, logrando de esta manera que los
pulsos sénicos puedan ser “enfocados” en las formaciones en areas atin mas chicas que el mismo trans-
ductor, cuya resolucién es igual al radio del pulso original, permitiendo obtener de la CBIL hasta 250
puntos de muestreo de las formaciones por giro. Este tipo de enfoque solo es 6ptimo cuando la herra-
mienta se encuentra a una distancia muy corta de las paredes de pozo, por lo tanto, se lograra contra-
rrestar una parte importante de las anomalias que pudiesen ser causadas por la rugosidad del agujero y
la posicion de la herramienta.

Un rasgo particular de la CBIL, en comparacion con la BHTYV, es que ésta puede operar con dos versio-
nes de transductores de distintos tamafos y distinta penetracion focal para realizar las mediciones, de-
pendiendo en gran medida del diametro del agujero sobre el cual se esté registrando. Ademas de ello,
estos transductores no estan en contacto directo con el lodo de perforacion, sino que se encuentran mas
bien dentro de una ventanilla de un material actsticamente transparente y rodeado de un fluido base
aceite, en donde giran para producir los pulsos ultrasénicos. El primero es un transductor de 1.5” de
diametro utilizado especialmente para agujeros pequefios (de 6 a 8 pulgadas) con rafagas ultrasonicas
enfocadas de 0.76 cm; el segundo tiene 2” y tiene un enfoque muy similar al primero, pero se utiliza
principalmente para tamafios de agujero de entre 8 a 12”.

Su principio de medicion es muy similar a la BHTV pero con la variante de que la CBIL produce pul-
sos ultrasonicos “enfocados” de hasta 1500 pulsos por segundo en frecuencias de 250 kHz proporcio-
nando con ello una buena penetracién en las formaciones con una resolucion vertical aproximada de
0.5”. La velocidad con la que opera comtinmente es de 3 metros por minuto de donde se obtienen hasta
30,000 pares o conjuntos de datos por cada metro registrado, donde de cada uno de los datos obtenidos
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se medira el tiempo de transito y el cambio de amplitud reflejada, la cual sera convertida posteriormen-
te por el transductor en una sefial tipo eléctrica. Se podria concluir diciendo que las herramientas acus-
ticas de imagenes, entre ellas la CBIL, son titiles para trabajar con cualquier tipo de fluido de perfora-
cion, siempre y cuando los lodos utilizados no sean muy densos, ya que la sefial actstica se atenia mas
mientras mas densos sean los lodos, fendmeno que puede afectar las mediciones en todas las herra-
mientas ultrasonicas.

Factores que afectan las mediciones de la CBIL. Existen muchos factores que pueden llegar a afectar
las mediciones de las herramientas acusticas, los cuales perjudicaran en mayor o menor medida la cali-
dad de las imagenes obtenidas debido a la atenuacién de las sefiales por las condiciones del pozo, afec-
tando, entonces, la calidad en las interpretaciones (Fig. 169). Los principales factores que atentian las
seflales acusticas emitidas por los transductores en las herramientas son:

» Las variaciones en la geometria del agujero, asi como también la posicién que tenga la herra-
mienta con respecto al centro del agujero: Ambas afectan las sefiales actsticas, ya que el ensan-

chamiento del pozo por efecto de deslaves o bien cavernas, y una posicion descentrada de la he-
rramienta provocaran que no se tengan suficientes puntos de muestreo para realizar un éptimo
procesamiento de las imagenes, ademas de que la herramienta detectaria dichas anomalias por
los cambios en los tiempos de transito de las sefiales.

* La densidad del fluido de perforacién: Las herramientas acusticas necesitan forzosamente un
fluido de perforacion en los pozos para poder funcionar adecuadamente, incluso cuando dicho
lodo atentie la sefial transmitida. Por ello, es necesario que dicho fluido sea de una densidad pre-
ferentemente baja, ya que en lodos pesados se puede ocasionar la absorcion y pérdida de la se-
fal, o bien la propagacion de esta entre las particulas del lodo, y que por lo tanto no lleguen
adecuadamente al receptor. Por ello se recomienda que los lodos tengan una densidad de entre
1.7 y 1.9 gr/cm?®,

* La impedancia acustica de las formaciones: El contraste existente entre el lodo de perforacion y
las formaciones es de suma importancia al momento de emplear las herramientas actsticas
como la CBIL, ya que se reflejaran los pulsos en las formaciones y retornaran al transductor en
mayor o menor medida dependiendo de qué tan “duras o suaves” sean las formaciones. Por ello
se podria decir que las herramientas actisticas son mas viables para la identificacién de forma-
ciones duras como las calizas y rocas cristalinas (volcanicas), ya que la impedancia acutstica en-
tre el lodo y las formaciones seran mas altas, permitiendo que se puedan obtener mejores ima-
genes de las formaciones.

* La superficie del agujero: Del mismo modo en que ocurre con la geometria del agujero y des-
centralizacion de la herramienta en el agujero, la superficie de la pared de pozo perjudicara o
permitira una adecuada reflectancia de las sefiales actsticas, de acuerdo con el tipo de litologia
que se estén recortando. Para agujeros que tengan una superficie homogénea se tendran buenas
reflectancias, mientras que, para agujeros irregulares o formaciones sedimentarias suaves como
las arcillas y las areniscas, la sefial reflejada sera muy débil, siendo incluso dificil de observar o
bien, se atenuaran del mismo modo como ocurre cuando se utilizan lodos muy densos.
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Fig. 169 — Factores que afectan negativamente la calidad de las imagenes ultrasonicas: la geometria e irregularidades
de las paredes del agujero, presencia de formaciones suaves y lodos de perforaciéon muy densos (Ricco, 2012).

Herramienta UBI (Ultrasonic Borehole Imager). Fue a mitades de la década de los 90°s que Schlum-
berger desarrollé y patentd la herramienta UBI, Actualmente considerada como la principal represen-
tante de la gama de herramientas ultrasénicas. Esta herramienta permite tener un cubrimiento del 100%
de la totalidad del agujero al igual que la CAST (Circumferential Acoustic Scannig Tool) de la compa-
fila Halliburton, siendo incluso superior a herramientas de imagenes resistivas mas modernas que solo
logran obtener hasta un 80% de cubrimiento (FMI). Puede trabajar también con cualquier tipo de lodo
de perforacion, y cuenta ademas con brazos centralizadores mas modernos y mucho mas eficaces para
evitar que se generen bamboleos o descentralizacion de la herramienta, incluso en pozos horizontales, o
en aquellos que tengan altos angulos de desviacion. Asi se eliminan o disminuyen considerablemente
las afectaciones que se pudiesen generar por tales fendmenos, permitiendo obtener imagenes mas claras
de las formaciones.

Disefio y principio de medicion de la herramienta UBI. El disefio de la herramienta UBI es muy si-
milar a las herramientas actisticas BHTV y la CBIL, ya que cuenta con un transductor piezoeléctrico
alojado en la porcién inferior de la herramienta, un centralizador en su porciéon media, y toda la electro-
nica junto con los dispositivos que permiten obtener la orientacion y direccion de la herramienta en su
porcién superior (Fig. 170). Sin embargo, el rasgo principal que distingue a la herramienta UBI, radica
en que el transductor piezoeléctrico puede girar en el sentido de las manecillas del reloj, o bien en sen-
tido contrario a las manecillas del reloj, y trabajar a 250 kHz con un area de investigacion de 9 mm, o
bien a 500 kHz con un area de investigacion de 5 mm, dependiendo en gran medida del tipo de lodo de
perforacion que se esté utilizando, y de la influencia de los alrededores del pozo. Otro rasgo particular
de la herramienta UBI al igual que la CBIL, es que el transductor que utiliza es desmontable y cuenta
ademas con distintos tamafios de transductores (de 8.543”, 6.496, 4.488” y 3.543”) para poder obtener
mediciones viables en distintos tamafios de agujeros, minimizar el efecto de atenuacién por efecto de la
densidad del lodo de perforacién, y poder minimizar el ruido que se genere en las mediciones al ser de
tamafios muy cercanos a las dimensiones de los agujeros. De esta manera se reduce considerablemente
el efecto del standoff y la dispersién que pueda generarse al viajar la sefial a través del lodo.
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En cuanto al principio de medicion con el que opera la UBI, es practicamente el mismo con el cual fun-
cionan la BHTV y la CBIL, pero con la variante de que en la UBI la direccion de rotacion del transduc-
tor, controlara la posicion del transductor (Fig. 171). Cuando el sentido de giro del transductor es anti-
horario, se obtienen las mediciones comunes o estandar de las formaciones al encontrarse éste frente a
las mismas, mientras que cuando el giro del transductor es horario, el transductor tendra su cara frente a
una placa reflectora dentro de la misma herramienta, logrando con ello obtener las propiedades de los
fluidos presentes en el pozo. De ambas mediciones se emiten rafagas de pulsos ultrasénicos de altas
frecuencias las cuales viajan y rebotan en las paredes del agujero y en la placa reflectora, y que poste-
riormente regresan al transductor que actuara ahora como receptor de las mismas.

Cartucho electronico
de la herramienta

6.3 m
Dispositivo
Mecanismos alojados compensador
en la sonda para Ensamblaje del

realizar la medicion motor rotatorio
Conexion eléctrica
rotatoria

Centralizadores
P

Transductor rotatorio
intercambiable
o))

Fig. 170 — Disefio de la herramienta UBI propiedad de la compafiia Schlumberger (Ricco, 2012).
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Fig. 171 — Disefio de la herramienta UBI y principio de medicién del transductor
con el cual opera la herramienta dependiendo del sentido de rotacion (Ricco, 2012).

234



Esto permite medir el tiempo de transito y la amplitud reflejada de las sefiales provenientes de las for-
maciones, para generar posteriormente las imagenes acusticas en escalas de colores. Estas imagenes
tendran resoluciones que dependeran mucho del tipo de lodo que se esté utilizando en la perforacion,
de los efectos de del agujero, y de la frecuencia con la que esté trabajando la herramienta. Esto repercu-
tira en las mediciones y en la resolucion de las imagenes de tal manera que, si se estan utilizando altas
frecuencias de 500 kHz, se lograran obtener imagenes con resoluciones mucho mejores. Mientras que,
si se estan utilizando frecuencias bajas de 250 kHz, se obtendran mediciones ‘buenas’ lo cual es comun

cuando los lodos de perforacion presentes son muy densos, debido a que la sefial se dispersa mucho en
el lodo.

Factores que afectan las mediciones en la UBI. Los factores que afectan a la herramienta UBI son
exactamente iguales a los que afectan a las herramientas actisticas mencionadas con anterioridad, como
la BHTV, la CBIL y la CAST. Esto permite tomar las decisiones mas adecuadas al estar tomando el re-
gistro de acuerdo con las condiciones que se tengan en el pozo, asi como también de acuerdo con la
geometria, forma y tamafio que se tenga, y la velocidad 6ptima del registro para poder tener imagenes
claras de las formaciones.

Aplicaciones de la herramienta UBI. La herramienta UBI naci6 originalmente como una variante de
la herramienta USI (Ultrasonic Imaging Tool) para poder obtener imagenes actisticas con buenas reso-
luciones en lodos base aceite, asi como también para poder obtener imagenes actisticas como alternati-
vas a las que se obtienen por medio de las herramientas de imagenes microelécricas (FMI, OBMI). La
UBI, por lo tanto, permite obtener imagenes de calidad sobre las mediciones y el analisis de los echa-
dos y azimuts de las capas, andlisis e investigacion de fracturamientos, interpretacion e investigacion de
ovalizaciones en los pozos, asi como poder brindar cierta informacion de utilidad sobre cambios litol4-
gicos o contactos entre capas, y rasgos sedimentarios y texturales de las formaciones. La finalidad prin-
cipal de todas las herramientas de imagenes acusticas y de la UBI en particular, se centra en la exami-
nacion de fracturas tanto para la industria petrolera, como para la geotermia y la hidrogeologia, y tienen
la ventaja de poder reconocer por medio de las imagenes el tipo de fractura en las formaciones, su
orientacién, tamafio, y si se encuentran abiertas, cerradas o mineralizadas.

Por otro lado, la experiencia adquirida en campo a lo largo de los afios ha permitido reconocer otras
nuevas aplicaciones para la UBI como realizar andlisis de esfuerzos o estrés de los pozos, asi como
también poder observar si existen o podrian llegar a generarse problemas de estabilidad, ya que ambos
factores pueden provocar que las tuberias se atoren o que no puedan ser acopladas adecuadamente du-
rante la etapa de perforacion o bien en la etapa de revestimiento de una seccion del pozo.

Herramientas acusticas para evaluacion de la cementacion

Herramienta USI (Ultrasonic Imaging Tool). Asi como existen herramientas acusticas de imagenes
cuya finalidad radica en la visualizacion de fracturas, ovalizaciones de los pozos, rasgos texturales e
identificacion de las direcciones de maximo estrés en los pozos, existen también herramientas de ima-
genes ultrasonicas cuya finalidad se centra en la visualizacion de la evolucion de la cementacion y el
monitoreo de la corrosion en pozos que ya se encuentran en su totalidad revestidos por tuberias de ace-
ro (TR). Para estas labores de evaluacion de la cementacion existe la herramienta USI de Schlumber-
ger, la cual consta de un transductor rotatorio planar que emite ondas ultrasénicas perpendiculares a la
pared de la tuberia, utilizando frecuencias que pueden ajustarse entre los 250 y 700 kHz sobre un area
relativamente larga, de 3 cm. La energia emitida es lo suficientemente alta, de tal manera que no solo se
obtienen las reflexiones de la tuberia con el lodo de perforacion, sino también las reflexiones tuberia/
cemento y cemento/formacion (la tercera fase) de donde se analiza el tren de ondas reflejadas de cada
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fase. El efecto consiste en generar una resonancia en la tuberia de revestimiento a una frecuencia que
depende en gran medida del espesor de la misma, y con un decaimiento de la amplitud que dependera
de las impedancias acusticas de los medios situados a ambos lados de la tuberia, indicando de esta ma-
nera la calidad de la adherencia del cemento en la interfase y el espesor de la tuberia para labores de
inspeccion (Fig. 172). Ya que el transductor se encuentra acoplado al motor rotatorio, se obtiene un es-
caneo completo de 360° de toda la tuberia de revestimiento y la impedancia acustica del cemento se
clasificara luego como gas, liquido o cemento segtin los umbrales fijados para los limites de impedan-
cia acustica entre estos materiales.

Por otro lado, para el monitoreo de la corrosién que se puede generar en las tuberias, se utilizan fre-
cuencias sumamente altas de varios MHz, en areas de monitoreo de unos 3 mm, de tal manera que se
pueden detectar fuentes de corrosién y del mismo modo la calidad de la adherencia del cemento tanto
en el exterior como en el interior de las tuberias de revestimiento. Sin embargo, este tipo de herramien -
ta de generacion de imagenes ultrasonicas, al igual que las anteriores cuyos principios de funciona-
miento se basan en la técnica de ecos de pulsos, son limitadas cuando se estan utilizando lodos alta-
mente atenuantes (lodos muy densos), debido a las bajas relaciones sefial/ruido, por ello su capacidad
de sondeo radial se limitara a la region del cemento adyacente a la tuberia de revestimiento.

Haz acustico

Formacién

Tuberia
de
Transductor Lodo revestimiento Cemento

I —1 1 i
Amplitud Tiempode Frecuencia de Decaimiento de
del eco transito resonancia resonancia

Estadointerno  Radio interno  Espesor de Impedancia aclstica
dela TR laTR del cemento

Resonancia de la tuberia
de revestimiento
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IS

Decaimiento de
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Fig. 172 — Fundamentos del principio de medici6n con el cual opera la herramienta USI. Un transductor de la herramienta envia un haz ligeramente
divergente hacia la tuberia de revestimiento para generar en dicha tuberia un modo de resonancia que dependera de su espesor (Ricco, 2012).

Debido al alto contraste de impedancias acusticas existente entre el acero y el material adyacente (el
lodo dentro de la tuberia y el cemento), las sefiales se desvaneceran tan rapidamente que los ecos pro-
venientes de los contrastes actsticos de la tuberia no son detectables, a menos que la herramienta se en-
cuentre muy cerca de la tuberia y de superficies intensamente reflectoras. Para poder superar estas limi-
tantes, y dependiendo de las condiciones de pozo, se puede correr al mismo tiempo una herramienta
CBL-VDL, asi como un mapa de cementacion en una sola corrida, ademas de que la impedancia acusti-
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ca entre el lodo y el cemento debe ser tipicamente mayor a 0.5 mRayl para que la técnica de eco de pul-
sos lo distinga.

La herramienta USI permite la evaluacion de la tuberia de revestimiento a razon de 7.5 revoluciones/se-
gundo, permitiendo que se generen en consecuencia 36 6 72 formas de onda independientes en cada
profundidad, las cudles son procesadas para dar como resultado el espesor de la tuberia de revestimien-
to, el radio interno de la misma, y la suavidad de la pared interna de la tuberia a partir del eco inicial.
Se genera ademas una imagen azimutal de la impedancia actstica del cemento, esta ultima a partir del
decaimiento de la resonancia de la sefal. Por lo tanto, la impedancia actstica del cemento (esencial-
mente la calidad de éste) puede obtenerse a partir del decaimiento de la resonancia. Una buena adhe-
rencia entre el cemento y la tuberia de revestimiento se vera reflejada en la sefial como un decaimiento
inmediato de la resonancia, mientras que la tuberia libre resuena (genera ecos) durante un tiempo prolo-
gando.

Herramientas acusticas de evaluacion de la cementacion (USI, CBL-VDL). Los registros de evolu-
cion de la adherencia del cemento (CBL) y los registros de densidad variable (VDL) por otro lado (Fig.
173), han sido durante muchos afios la principal forma de evaluar la calidad de los trabajos de cementa-
cion. Estos se adquieren utilizando una herramienta de adquisicion de registros sonicos con un trans-
ductor monopolar y dos receptores monopolares colocados a 3 y 5 pies de separacion con respecto al
transductor, y cuyo principio se basa en medir la amplitud de una sefial sonica emitida desde el trans-
ductor. Este emite una onda actstica a una frecuencia relativamente baja (de 10 a 20 kHz), la cual indu-
ce una vibracion longitudinal en la TR después de haber viajado a través de una seccion de la tuberia y
regresa hacia los dos receptores. La amplitud registrada del primer pico positivo (E1) de la forma de la
onda sonica recibida a 3 pies y la forma de la onda completa recibida a 5 pies, representara los valores
promedios a lo largo de toda la circunferencia de la tuberia de revestimiento, y estara en mayor o menor
medida influenciada por factores como la calibracién de la herramienta, la atenuacién del lodo, didme-
tro y espesor de la tuberia, presion y temperatura del pozo, etc.
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Fig. 173 — Herramientas de adquisicién de registros sénicos. Los registros de evaluacién de adherencia del cemento (CBL) y los registros de densidad
variable (VDL) mostrandose de ambos la manera por la cual se llega a interpretar la calidad de los trabajos de cementacién (Schlumberger, 2008).
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En una tuberia bien cementada, se incrementa considerablemente la atenuacion de la sefial sénica y la
amplitud o nivel de E1 del registro CBL, mientras que, en una tuberia libre o mal cementada, los arri-
bos de la tuberia de revestimiento seran mucho mas intensos. Un caso comun se da cuando la tuberia de
revestimiento se encuentra parcialmente cementada, permitiendo que se presenten arribos de la tuberia
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de revestimiento, de la formacion y del lodo, lo cual puede interpretarse como la presencia de un mi-
croespacio anular en la interfase entre la tuberia de revestimiento y el cemento. Aqui es cuando el re-
gistro VDL proveera la visualizacion de los arribos del tren de ondas que se propaguen en la tuberia
como ondas extensionales, y en la formacion como ondas refractadas. Estos se mostraran como franjas
claras y obscuras donde el contraste dependera de la amplitud de los picos positivos. En el registro
VDL, las diferentes partes de un tren de ondas completo se podran identificar de tal manera que los
arribos provenientes de la tuberia de revestimiento se observaran como franjas regulares en compara-
cién con aquellos arribos provenientes de las formaciones y del lodo de perforacion, los cuéles se ob-
servaran mas sinuosos en los registros.

Dependiendo de las condiciones y la calidad de los trabajos de cementacion en los pozos, seran distin-
tas las respuestas que se puedan apreciar en los registros CBL-VDL (Fig. 174), aunque las principales
aplicaciones de ambos dentro de los trabajos de cementacion se basan en la verificacion de las condi-
ciones de adherencia del cemento entre las tuberias de revestimiento y las formaciones, asi como tam-
bién en la deteccion de zonas fracturadas en agujeros descubiertos. Se puede decir entonces que los re-
gistros CBL-VDL se pueden interpretar dependiendo de muchas situaciones presentes en los pozos, cu-
yO0s casos mas comunes son los siguientes:

* Cuando la tuberia se encuentra mal cementada. En el CBL se observaran altas amplitudes de la
onda E1 y un incremento en el tiempo de transito At, mientras que en el VDL al solo haber se-
fiales de la tuberia (ya que la mayor parte de la energia actstica se transmite a lo largo de la tu-
beria y solo una pequefia fraccion de ella logra llegar al cemento y a las formaciones), provoca-
ra que en el VDL se generen franjas muy regulares y bien contrastastadas. Por otro lado, los co-
ples de las tuberias introducen alteraciones en la trayectoria de las ondas acusticas, incremen-
tando el tiempo de transito y disminuyendo la amplitud en el CBL, mientras que en el VDL se
observaran patrones chevron.

* Cuando la tuberia tiene una buena adherencia a la TR y un buen acoplamiento acustico a la for-
macién. Se observara una amplitud baja de E1 en el CBL, y el tiempo de transito podra sufrir un
alargamiento o un salto de ciclo. En el VDL las sefiales provenientes de la tuberia seran muy dé-
biles y los arribos de la formacién seran fuertes, siempre y cuando la atenuacion en la forma-
cién no sea muy alta.

* Cuando la tuberia tiene una buena adherencia a la TR y un mal acoplamiento acustico a la for-
macion. En este caso, el cemento debilitara o atenuara la energia actstica emitida, reflejandose
en el registro CBL como amplitudes bajas de E1, por lo tanto, la sefial proveniente del cemento
sera muy débil, mientras que en el VDL no apareceran con claridad los arribos de la formacion.

* Presencia de canalizaciones y microanulos en las cementaciones. Las canalizaciones son espa-
cios vacios que se pueden formar entre la tuberia y el cemento en una tuberia bien cementada,
mientras que el microanulo comprende la presencia de cemento en la tuberia, mas no que éste
rodee la tuberia en su totalidad. Lo anterior se refleja en el CBL como amplitudes moderadas de
E1l y un tiempo de transito constante, mientras que en el VDL se observaran arribos moderados
tanto de la tuberia como de la formacion.

Existe otra herramienta actistica mas moderna y sofisticada patentada por la compafiia Schlumberger
para la evaluacion de la cementacién. Esta basa su principio de medicién en combinar la técnica de
ecos de pulsos utilizando un transductor actstico y un receptor perpendicular a la tuberia, junto con una
técnica de generacion de imagenes ultrasonicas por medio de un transmisor y dos receptores oblicuos,
que provee imagenes mas efectivas del relleno del espacio anular. Esta herramienta se denomina Isola-
tion Scanner y utiliza una técnica denominada pitch-catch por la cual, el procesamiento de las sefiales
resultantes proveera informacion acerca de la naturaleza y velocidad actstica del material que rellena el
espacio anular, la posicion de la tuberia de revestimiento en el pozo, y la geometria del mismo.
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Fig. 174 — Respuesta tipica de los registros CBL-VDL en distintas condiciones de cementacién
en pozos petroleros (Rasso, 2000).

Presentacion de los registros actisticos de imagenes. La representacion basica de los registros acusti-
cos se realiza, en esencia, del mismo modo en que se hace con las imagenes de los registros eléctricos
de imagenes (Fig. 175), siendo el plano horizontal una vision de las formaciones como si éste fuera un
cilindro de revolucién desenrollado, y el plano vertical el correspondiente a la profundidad que se esta
investigando. También los esquemas de colores utilizados para los registros actisticos de imagenes, son
los mismos que aquellos de los registros eléctricos, teniendo los colores mas claros en aquellas zonas
donde se dan las mayores amplitudes de las reflexiones y radios pequefios, y los colores obscuros en
aquellas zonas donde las amplitudes son mas bajas debido a ovalizaciones del agujero, rugosidades,
fracturas, fallas, etc. al ser dispersada en mayor medida la energia actistica en estos rasgos presentes en
las formaciones. Es por ello que los registros actisticos de imagenes son sumamente titiles para la iden-
tificacion de este tipo de detalles de tipo estructural, permitiendo a los ge6logos encargados de la inter-
pretacion de las imagenes acusticas, tomar las mejores decisiones para seguir perforando el pozo, iden-
tificar los limites de estrés de las secciones de pozo o bien, para bajar una TR y prevenir el colapso del
agujero. Se concluye que las imagenes que son proporcionadas por las herramientas acuisticas en pozo
abierto como la UBI, la CAST, la CBIL y la BHTV (Fig. 176), son comparables e incluso correlaciona-
bles con las imagenes obtenidas por las herramientas eléctricas como la FMS, la FMI y la ARI, lo que
permite tener una mayor certidumbre en las interpretaciones y en consecuencia, una mayor seguridad
en la toma de decisiones.
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Fig. 175 — Presentacion de imdagenes eléctricas y actisticas utilizando las herramientas FMI, ARI y la USI. Se aprecia cémo en las imagenes eléctricas
de la FMI se detallan con mayor claridad los fracturamientos en la formacion, mientras que las imagenes de la ARI solo se visualizan los rasgos
mas sobresalientes de dichos fracturamientos con una pobre resolucién. Por otro lado, se observa que en las imagenes acusticas de la UBI solo se logran
visualizar los detalles mas sobresalientes de la FMI y de la ARI, pero no detecta algunos fracturamientos que la FMI si ve. Esto pudiera deberse a que
las rugosidades de dichas fracturas no son los suficientemente altas como para ser detectadas por la UBI, y no lo suficientemente profundas para ser
vistas por la ARI. Muy probablemente podrian ser fracturas inducidas por el lodo de perforacién (Schlumberger, 2002).
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UBI en donde se logra apreciar coma el agujero adquiere
una geometria tipe llave, mostrandose este fenémeno en la
banda negra a lo largo de toda la seccion y visualizandose
también en el grafico cross-plot.

Radio del pozo en pulgadas

Fig. 176 — Fen6menos comunes que suelen presentarse en ciertas perforaciones y que pueden ser detectables
utilizando las herramientas acusticas de imagenes (Schlumberger, 2002).
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Aplicaciones. Al igual que con los registros de imagenes eléctricas, se enlistaran las principales aplica-
ciones de los registros acusticos, en especial para los casos en que se toman los registros en pozos des-
cubiertos (sin TR), y las aplicaciones de tipo estructural que se les da. Como ya se menciond, los regis-
tros acusticos de imagenes son la principal fuente de informacién para la visualizacién de fallas y frac-
turas en las formaciones debido a las disminuciones en la amplitud de las sefiales que se dan en estos
rasgos, asi como también para la identificacion de variaciones en el agujero, como alargamientos, ova-
lizaciones, colapsos, geometrias de tipo llave, etcétera. Y por ultimo para analisis de la estratificacion
de las capas. A continuacion se detallara un poco mas de cada una:

Calculo del echado estructural de las formaciones: Utilizadas en una forma muy sencilla, las he-
rramientas de imagenes acusticas pueden proveer del echado y el azimut a partir de las sinuosi-
dades en las imagenes, después de filtrar la sefial y generarse la imagen en las estaciones de tra-
bajo. Estos datos son generalmente menos afectados por las condiciones de pozo, y pueden lle-
gar a ser una fuente efectiva de determinacién de echados y azimuts como datos estructurales de
las formaciones.

Identificacion de fracturas: La identificacion de fracturas es por mucho la principal aplicacion
de los registros acusticos tanto para aplicaciones petroleras, como para aplicaciones en hidro-
geologia, geotermia, mineria, etc. y tienen la ventaja de que con ello se puede identificar tam-
bién el tipo de fractura, su orientacion, si esta se encuentra rellena, cementada o mineralizada, y
las dimensiones que tienen. Por otro lado, una de las dificultades mas recurrentes en el estudio
de fracturas es el dafio que se puede generar en ellas por efectos de los fluidos de perforacion
causando la erosion de las mismas, provocando en muchos casos que dicho fenémeno ensanche
las fracturas, afectando en gran medida la estabilidad del pozo. Por ello, saber reconocer entre
fracturas naturales y fracturamientos inducidos por efecto de los fluidos de perforacion no siem-
pre es una labor sencilla utilizando los registros acusticos, sin embargo, un dato que resalta mu-
cho de la diferenciacién entre ambas es que las fracturas inducidas nunca se encuentran minera-
lizadas y por lo tanto, no muestran patrones estratigraficos, ademds de que generalmente se for-
man paralelamente a la direccion de maximo estrés del agujero, provocando que se clasifiquen
como fracturas extensionales.

Andlisis de las condiciones del pozo: El tiempo de transito y los cambios en la amplitud refleja-
da en las imagenes acusticas, son una excelente fuente de altas resoluciones que permite la iden-
tificacion de cambios o variaciones que se pudiesen generar en las perforaciones. De esta mane-
ra se puede identificar con precision cuando los agujeros se estén alargando, cuando se generen
ovalizaciones, o bien cuando los agujeros se desvien por efecto de una falla que se reactive con
el lodo de perforacion. Todos estos fenomenos se pueden deber a muchos factores, como el apo-
yo de las herramientas de registros en las paredes del agujero, efectos anisotrépicos en las pro-
piedades de las rocas, lo que determina las direcciones regionales de estrés, asi como los efectos
de fallas que corten el agujero de forma oblicua, posiblemente reduciendo la friccién de la mis-
ma, lo que provoca que se active y “mueva” el agujero de su posicion original.

Anadlisis estratigraficos: Para la identificacion de rasgos litoldgicos por medio de las herramien-
tas acusticas de imagenes, es necesario que existan grandes contrastes en la impedancia actstica
de dichos rasgos litoldgicos, fendmeno que no ocurre comtiinmente ya que dichos contrastes son
muy pequefios. Por lo tanto, el uso de iméagenes actsticas para andlisis estratigraficos no es tan
comun en comparacion con las imagenes eléctricas que si pueden brindar imagenes detalladas
sobre cambios litoldgicos y estructurales. Sin embargo, en casos en los que el pozo sea muy ho-
mogéneo en toda su extension, existan cambios litolégicos notables y de gran espesor, el lodo
de perforacién sea de una densidad baja y base agua, se podrian obtener imagenes de buena ca-
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lidad, con informacién de las intercalaciones entre capas, de otro modo dichos analisis seran
muy complicados debido a las bajas relaciones sefial/ruido.

Comparacion de resultados obtenidos por medio de las herramientas de imagenes eléctricas y las
herramientas de imagenes acusticas. Usualmente la tendencia se enfoca a comparar el tipo de image-
nes que pueden ser obtenidas por medio de las herramientas eléctricas en comparacion con aquellas que
se obtienen por medios acusticos (sonicos y ultrasénicos). Sin embargo, hay dos enormes diferencias
que permiten la diferenciacion entre ambas herramientas. La primera es que no todas las herramientas
de imagenes eléctricas pueden trabajar en cualquier tipo de lodo de perforacion, en contraste con las
herramientas acusticas que si pueden; y la segunda es que las herramientas acusticas logran obtener un
cubrimiento del 100% de la totalidad del agujero en comparacién con las imagenes eléctricas que a lo
sumo logran obtener un 90%.

Las imagenes acusticas son particularmente ttiles, principalmente para la identificacién de fractura-
mientos, variaciones o cambios en las condiciones de pozo (ovalizaciones, alargamientos, desplaza-
mientos) y para estudios tectonicos, todos con una cobertura del 100%. Por otro lado, para la identifica-
cién de rasgos litologicos y sedimentarios en las formaciones generalmente se tendra una resolucion de
baja a muy pobre, dependiendo principalmente de las condiciones de pozo y del fluido que se esté utili-
zando. Las imagenes eléctricas seran mucho mejores en aquellas areas en donde las imagenes actisticas
se encuentran muy limitadas, como lo son la identificacion de rasgos estructurales, el analisis de facies,
los analisis litologicos, los rasgos sedimentarios, etc. Por ello, escoger sabiamente entre una u otra de-
penderd, en gran medida, de las condiciones de pozo y de la experiencia y el juicio del encargado de los
registros.

Servicios de video de Pozo. Los videos de pozo constituyen una de las técnicas de imagenes mas anti-
guas de las que se tiene conocimiento en la industria petrolera, y se podria considerar que fue a partir
de los videos de pozo que se le dio auge al desarrollo de las herramientas de adquisicion de imagenes.
El primer intento del cual se tiene registro en la adquisicién de imagenes de pozo, fue precisamente por
medio de una camara fotografica de 16 mm desarrollada por Birdwell en el afio de 1958. De los 60°s en
adelante, ya era posible obtener imagenes de fondo de pozo por medio de camaras fotograficas y videos
en blanco y negro, siendo Shell la primera compafiia que realizaba este tipo de operaciones en 1964,
gracias a los avances que se iban generando en el perfeccionamiento de la electrénica, la transmision y
el procesamiento de las sefiales televisivas. Algunas de las limitantes que se tenian en sus comienzos
era la necesidad del uso de lodos transltcidos, la presencia de agua limpia, o bien gas o aire en los po-
zos, ademas de que la transmision era igualmente afectada por cambios en las presiones y las tempera-
turas, provocando serios contrastes en su aplicabilidad. A pesar de ello, las técnicas de adquisicion de
videos de pozo en sus inicios eran comunmente empleadas para aplicaciones mineras o bien ambienta-
les donde el lodo utilizado en las perforaciones es comtinmente agua, sin embargo, una de las aplicacio-
nes principales que tiene hoy en dia en pozos petroleros, es observar la produccién de gotas de hidro-
carburo ascendiendo a través de las paredes de los agujeros, evaluaciones de corrosion, inspecciéon de
labores de fondo de pozo, etc.

Con esta idea, Halliburton siguié desarrollando y perfeccionado las técnicas de video, de tal manera
que hoy en dia, la adquisicién de videos de fondo de pozo se encuentra dentro de la gama de servicios
con los que cuenta la compaiiia por medio de su linea “downhole services (DHV)” o servicios de video
de fondo de pozo. La herramienta DHV se encuentra constituida por una camara de video de 1"/ de
pulgada, con una lente especialmente disefiada con un recubrimiento que impide que se opaque o em-
paiie, incluso en situaciones donde haya gas o hidrocarburo condensado en el agujero; y un cable de vi-
deo de fibra 6ptica de "/3, de pulgada, donde se alojan también anillos colectores y la telemetria de su-
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perficie. Una vez que se ha bajado la camara a los intervalos de interés, un unico conductor eléctrico
permite encender y controlar una luz de halégeno de 100 watts en la camara, asi como para controlar la
movilidad de la herramienta, permitiendo que un receptor 6ptico en superficie, decodifique y envie las
sefiales a un equipo en donde un operador, podra monitorear, copiar, grabar o editar el video.

Comunmente la implementacién de este tipo de servicio se realiza en pozos que se encuentran ya en su
totalidad ademados o revestidos por una tuberia de acero y a temperaturas y presiones maximas de
125°C y 69 Mpa, ya que hacerlo en agujeros descubiertos, al estar utilizando lodos base agua o base
aceite en las labores de perforacion, no permitiria que se tengan imagenes claras de las formaciones de-
bido a su opacidad. Por lo tanto, la calidad y claridad de las imagenes, estaran en funcién de la claridad
del tipo de lodo que se esté utilizando en el agujero. La finalidad y utilidad principal que tendra enton-
ces la DHV como servicio de pozos, sera para realizar caracterizaciones de los fluidos contenidos en las
formaciones (etapa de produccién), o bien para revisiones mecanicas en el agujero. Esto permite tener
imagenes claras de las condiciones internas de los agujeros en gran variedad de ambientes, para diag-
nosticar y prevenir posibles problemas que se pudiesen generar en sus aplicaciones (principalmente en
la etapa de produccion). Todo esto permite que se logren obtener imagenes claras y nitidas de las condi-
ciones internas de los agujeros, con una calidad en la sefial hasta de un 75% mejor que algunas herra-
mientas operadas por cable.

Algunas otras de las aplicaciones mas importantes de la DHV en pozos ademados se mencionan a con-
tinuacion:

* Permite obtener imagenes claras para los servicios de “pesca”.

* Detecta posibles fugas que existan, ya sea en la tuberia de revestimiento o en las uniones entre
estas.

* Permite identificar corrosion o crecimiento de bacterias en las tuberias.

* Examina las condiciones del agujero en toda su extension.

* Inspecciona las labores de fondo de pozo.

Existe también otro tipo de camara empleada en los servicios de la DHV, especialmente cuando el tiem-
po es critico o bien cuando existen fluidos muy corrosivos al interior del agujero. Esta camara se deno-
mina Hawkeye, y funciona de forma muy similar a la cdmara tradicional de la DHV (Fig. 178), pero la
diferencia entre ambas radica en que esta puede operar por medio de un solo cable conductor o bien por
un cable multiconductor. El sistema que utiliza para la creacion del video es practicamente igual por
medio de cables coaxiales de fibra optica y telemetria de superficie, pero con la variante de que esta ca-
mara produce imagenes cada 1.7 segundos y en temperaturas de casi 180°C si se utiliza un recubri-
miento especial que enfrie el sistema. Esto permite obtener imagenes de altas resoluciones, monitoreos
en tiempo real de las condiciones del agujero, y caracterizacién de los fluidos de las formaciones en
rangos de presiones muy amplios y en profundidades mas alla de los 16,000 pies, independientemente
del tipo de perforacion que se esté realizando (ya sean horizontales, verticales o pozos desviados).

Muchos de los videos de pozo que son adquiridos hoy en dia, ademas de brindar servicios en la indus-
tria petrolera, también tienen varias aplicaciones importantes, principalmente en la geotecnia y en eva-
luaciones ambientales, asi como en pozos de investigacién cientifica para el andlisis de nticleos de hie-
lo, 0 en mineria para la identificacion de horizontes de mena (Fig. 177). En general, entre las aplicacio-
nes mas importantes que se pueden obtener de los videos de pozo en agujeros descubiertos sobresalen
las siguientes:

* Identificacion de fallas y fracturas en las formaciones.
* Identificacién de ovalizacién de los pozos o algun otro tipo de dafio en los mismos.
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Deteccion de zonas productoras de agua en hidrogeologia.

Proporciona informacién acerca del tamafio de grano, tipo de porosidad y estratificacion de las

formaciones.
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Fig. 177 — Rasgos que pueden ser apreciados por medio de la adquisicién de videos de pozo ya sea en pozos ademados
o en pozos descubiertos (Apuntes de la clase de Registros Geofisicos de Pozos, 2010).

Fig. 178 — Algunos ejemplos de videos de pozo que pueden ser obtenidos por medio del servicio
DHYV de Halliburton (Apuntes de la clase de Registros Geofisicos de Pozos, 2010).
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6.2 Registros durante la perforacion y en tiempo real’

Existen un gran numero de razones por las cuales las principales empresas petroleras del mundo se de-
dican a perforar pozos que tengan alguna desviacién con respecto a la vertical. Por ejemplo, realizar
perforaciones multiples desde la superficie para evitar ciertos rasgos geologicos como por ejemplo la
presencia de domos salinos en el subsuelo, o bien, puede ser también para maximizar el area lateral de
algtn yacimiento realizando perforaciones paralelas a éste (perforaciones horizontales), logrando de
esta manera el poder aumentar significativamente las reservas. Fue debido a estas grandes innovaciones
en las tecnologias de perforacion que surgio la tecnologia de las herramientas LWD a principios de la
década de los 80’s. Originalmente la técnica LWD surgiéo como un complemento de la tecnologia que
rige a las herramientas MWD para completar o reemplazar total o parcialmente las operaciones realiza-
das por los registros convencionales operados por cable (wireline). El uso de las herramientas LWD se
da principalmente en agujeros que tienen altos angulos de desviacién (Fig. 179) o en perforaciones de
tipo horizontal donde auxilian en las labores de geodireccionamiento, asi como para obtener medicio-
nes de los parametros de las formaciones en aquellas situaciones donde las herramientas convenciona-
les no lo consiguen.

Fig. 179 — Esquema que muestra como son realizadas las operaciones llevadas a cabo por las
herramientas LWD, y el tipo de informacion que se puede obtener de ellas (Ricco, 2012).

El método de adquisicién de ambos registros es muy similar, pero con grandes diferencias ya que los
registros MWD se centran mas a la obtencién de los parametros que influyen en las condiciones de per-
foracion, tales como la desviacién, inclinacion y profundidad del agujero a medida que éste se encuen-
tra perforando, mientras que los registros LWD por otro lado van mdas encaminados a la medicién de
los parametros geolégicos de fondo de pozo tales como la resistividad de las formaciones, densidad,
factor fotoeléctrico, tiempo de transito de las ondas compresionales, rayos gamma, etc. de las formacio-
nes, pero con la gran ventaja de que dicha informacidn es obtenida en tiempo real a medida que se esta
perforando el agujero. Ademads, una gran particularidad de las herramientas LWD consiste en que gene-
ralmente la gran mayoria vienen en familias de tamafios (de 4, 6 y 8 pulgadas), permitiendo de esta ma-
nera que sea posible acomodar la tuberia junto con las herramientas en los distintos tamafos de aguje-
ros que se puedan presentar.

Esto ha permitido durante las dltimas dos décadas que el uso de ambas tecnologias sea cada vez mas
frecuente en las labores de perforacién para obtener datos confiables en las labores de geodirecciona-
miento, asi como en la evaluacién de las formaciones en tiempo real. Ademas, se ha visto en la practica
que la combinacion de las mediciones LWD junto con las mediciones convencionales de aquellas he-
rramientas que son operadas por cable, ha permitido tener una mejor definicion de las propiedades pe-
trofisicas de las formaciones.

7  El presente subtema se desarrolla con base en la tesis de licenciatura Principios De Medicién De Los Registros Geofisicos De Pozos, de Gustavo Al-
berto Ricco Macedo, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2012, retomando su capitulo “8.3.1 Registros durante la perforacion”.
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Principio de medicion de los registros LWD. La técnica de adquisicion de las herramientas LWD
consiste en la adaptacién de las herramientas de registros de pozo dentro de la sarta de perforacién (en
los drill-collars) con la que se esta perforando, y como una parte de la misma. Dicho de otra manera, se
puede decir que las herramientas LWD se encuentran constituidas principalmente por medio de tres ele-
mentos esenciales, que son: un sistema de sensores incorporados a las tuberias de perforaciéon en un
mandril dentro de los drill-collars que se encuentran siempre activos durante todo el proceso de perfo-
racién, un sistema de transmision de datos a superficie que consiste en la transmision de informacion
por medio de telemetria de pulsos o alguna otra técnica especializada al igual que con las herramientas
MWD, y una interfaz superficial que decodifique las mediciones obtenidas por las herramientas en el
pozo, y las grafique en un registro continuo a medida que las actividades de perforacién avanzan. Estas
mediciones resultantes de las formaciones seran obtenidas en tiempo real mientras las herramientas se
encuentran aun en el agujero, o bien, pueden ser recuperadas y procesadas con mayor precision en su-
perficie una vez que es retirada la cadena de perforacion del pozo, ya que al igual que las herramientas
MWD, las mediciones de las herramientas LWD pueden ser almacenadas dentro de una unidad de me-
moria alojada en el cuerpo de la herramienta.

Sin duda alguna los registros LWD seran en algun momento un reemplazo permanente de los registros
convencionales, especificamente para las perforaciones direccionales y horizontales en la industria pe-
trolera, su interpretacion aun se encuentra dominada por problemas referentes a la técnica que se utili-
ce, asi como también a la herramienta involucrada en las mediciones. Los tipos de registros que se ob-
tendran al final del procesado utilizando las herramientas LWD, son muy similares a los registros de
pozo convencionales de las mismas categorias, sin embargo, no son idénticos. Un registro LWD de ra-
yos gamma es comparable con un registro de rayos gamma obtenido con una herramienta convencional
operada por cable, asi como un registro eléctrico obtenido con una herramienta LWD es muy similar a
un registro de resistividad somero. En general, las mediciones LWD son casi tan precisas como las he-
rramientas convencionales y se pueden interpretar de la misma manera, tomando en cuenta que las ca-
racteristicas de las lecturas y los problemas en la calidad de la respuesta de estos son diferentes compa-
rados con los registros adquiridos en pozos descubiertos.

Algunas de las principales mediciones realizadas por este tipo de herramientas son la obtencion de un
registro de rayos gamma, resistividad, porosidad-densidad y porosidad-neutrén, caliper ultrasénico,
mediciones sonicas, imagenes LWD, mediciones de resonancia magnética nuclear, etc. asi como tam-
bién mediciones continuas referentes a la inclinacion y desviacion del agujero.

Diseno de las herramientas LWD

El disefio de las herramientas LWD es el mismo que tienen las herramientas MWD. En las herramientas
LWD las mediciones de los parametros fisicos de las formaciones se obtienen por medio de las sondas
que se encuentran incorporadas a la tuberia de perforacion justo en los drill collar del arreglo la cual es
la parte del sistema de perforacion rotatoria que le brinda estabilidad y rigidez a los componentes que
se encuentran debajo de éstos (la barrena comtinmente). Las combinaciones basicas que se pueden rea-
lizar son comercializadas bajo diferentes nombres dependiendo de la compaiiia de servicios que esté
trabajando en el pozo. La compafiia Schlumberger maneja principalmente el sistema Scope o Vision,
Halliburton el sistema Insite, y Baker Hughes el sistema Trak.
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Mediciones de resistividad durante la perforacion. Las primeras mediciones de resistividad realiza-
das por herramientas eléctricas utilizando la tecnologia de las herramientas LWD, se hicieron utilizando
un arreglo tipo normal corto (short normal), cuyos electrodos (de emision y de retorno de corriente) se
encontraban acoplados en un recubrimiento aislante montado en el drill collar del arreglo de la sarta de
perforacion, y se media la corriente y la caida de voltaje en los dos electrodos del arreglo mediante la
Ley de Ohm. Afios mas tarde, estas mediciones se mejoraron al acoplar ahora un arreglo de dos electro-
dos de guarda y un electrodo central de corriente dentro de un arreglo tipo Laterolog 3 (LL3) en una
nueva herramienta denominada herramienta de resistividad de corriente enfocada o FCR (Focused Cu-
rrent Resistivity). Los electrodos al igual que en el arreglo normal se encontraban alojados dentro de un
recubrimiento aislante de tal manera que se permitia que las corrientes de medicion fuesen

enfocadas a las formaciones para la medicion de la resistividad verdadera (R).

Sin embargo, el gran avance que se dio para la aplicacién de las herramientas de resistividad en las tec-
nologias de las herramientas LWD, se basé en una herramienta de resistividad dual propuesta por Arp
en el afio de 1976. Esta herramienta se basaba en la implementacion de bobinas toroidales transmisoras
y receptoras para la medicion de resistividades laterales enfocadas, y una medicién de resistividad por
medio de la barrena. El proceso era llevado a cabo por medio de una bobina transmisora toroidal y dos
bobinas receptoras toroidales separadas una de la otra 6”, que se encargaban de medir la corriente axial
que fluia por debajo del drill collar, ya que la diferencia generada en las corrientes axiales era igual a la
corriente radial que fluia hacia el exterior del drill collar medida entre los dos receptores toroidales.
Este método se utilizaba para calcular la resistividad lateral en la herramienta mientras que la resistivi-
dad en la barrena se derivaba de la corriente medida por el transmisor mas proximo a la barrena. Con
este tipo de informacion es posible, por ejemplo, direccionar las perforaciones en pozo de altos angu-
los, o bien, detener la perforacion una vez que se esté penetrando en el reservorio.

De cualquier modo, hoy en dia, las herramientas de resistividad mas utilizadas con la tecnologia de los
registros LWD son de dos tipos: las herramientas de resistividad por propagacion de onda electromag-
nética y las herramientas de resistividad tipo laterolog. Estas herramientas permiten la evaluacion
cuantitativa de las propiedades resistivas de la formacion y de los fluidos que contiene, y adicionalmen-
te la determinacion de la resistividad verdadera de la formacién. La técnica de propagacion por onda
electromagnética se aplica en un rango de 0.5 a 4 MHz, y en el pasado se ha aplicado en un numero li-
mitado de herramientas a cable.

Estas herramientas fueron los primeros desarrollos que se tuvieron de herramientas eléctricas dentro de
las nuevas tecnologias LWD, sin embargo, actualmente se ha avanzado tanto con la tecnologia y los
métodos de transmision de datos, que incluso ya es posible obtener imagenes eléctricas de fondo de
pozo en tiempo real por medio de algunas herramientas eléctricas del mismo modo en que estas son ob-
tenidas por las herramientas de imagenes eléctricas operadas por cable como la FMS y la FMI. En la
actualidad son dos las principales herramientas eléctricas de imagenes LWD las que permiten obtener
mediciones de resistividad enfocadas, asi como también mediciones azimutales a distintas profundida-
des de investigacion.

Herramienta de resistividad de propagacion de onda electromagnética. En la actualidad, una de las
mas usadas dentro de la tecnologia LWD, es la herramienta de resistividad de onda electromagnética o
EWR por sus siglas en inglés (Electromagnetic Wave Resistivity). Al utilizar la técnica de propagacion
de onda electromagnética, se busca que la herramienta trabaje bien en cualquier tipo de lodo, que tenga
una buena resolucién de capa, que pueda ser construida en un collar de acero y requiera menos material
conductivo que una herramienta normal o una laterolog, asi como también que las respuestas puedan
ser repetibles, predecibles y ademas correlacionables con los registros de resistividad operados por ca-
ble.
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Esta herramienta, en su version inicial, consiste en dos antenas o bobinas transmisoras y una bobina re-
ceptora alojadas todas dentro de la superficie externa del drill collar de perforacion. La bobina recepto-
ra opera cominmente a una frecuencia de 2 MHz y de lo que se encarga es de medir las diferencias de
fase y relaciones de amplitudes de las ondas electromagnéticas generadas, las cuales se miden en las
bobinas receptoras y se convierten posteriormente a resistividad aparente.

Inicialmente el espaciamiento entre las bobinas receptoras es de 6” y el espaciamiento entre la bobina
transmisora y la bobina receptora mas cercana es de 24”. El espaciamiento entre las bobinas receptoras
se eligi6 asi porque genera una diferencia de fase cercana a los 90° con respecto a la frecuencia de ope-
racion seleccionada, lo que influye en el disefio del amplificador de la sefial y la exactitud de la medida.
Mientras que el espaciamiento de 24” entre la bobina transmisora y la bobina receptora mas cercana se
selecciono de esta forma ya que a mayor distancia se logra alcanzar una mayor eficiencia de transmi-
sion de las antenas transmisoras, y ademas, es la mayor distancia a la cual se obtiene una medida con-
fiable de la herramienta.

Un disefio posterior de este tipo de herramienta de resistividad incluye un sensor con cuatro bobinas
transmisoras y dos bobinas receptoras que miden diferencias de fase y relaciones de amplitudes de las
ondas electromagnéticas generadas, y se encuentran alojados dentro de la superficie externa del drill
collar. La distancia entre las bobinas receptoras es de 6”, mientras que las bobinas transmisoras estan
espaciadas a 6, 12, 24 y 36 pulgadas desde la antena receptora mas cercana. Estos espaciamientos en
las bobinas generan cuatro mediciones de resistividad aparente referidas como extra somera, somera,
media y profunda. Las medidas extra somera, somera y media se obtienen al operar el par de bobinas
receptoras a una frecuencia de 2 MHz, mientras que las medidas profundas se realizan al operar el par
de bobinas a una frecuencia de 1 MHz.

Se puede brindar una mejor descripcion de la forma en que opera la herramienta EWR, si se entiende
desde el punto de vista de la propagacion de la onda electromagnética. La onda electromagnética se ori-
gina por la corriente producida en la bobina o antena transmisora y se propaga en la formacion en todas
direcciones desde la fuente induciendo voltajes en las bobinas transmisoras. El voltaje en cada antena
receptora es una funcién de la conductividad, la constante dieléctrica y la permeabilidad magnética de
la formacién circundante. La relacion de las amplitudes de estos voltajes y la diferencia de sus fases se
utilizan para calcular la conductividad de la formacion y por lo tanto la resistividad de la formacion. La
tasa de atenuacion y la tasa de desfase de la onda estan determinadas por las conductividades de la for-
macion y en menor grado por el fluido del pozo. Se puede decir que los registros de resistividad de pro-
pagacion electromagnética se derivan de las diferencias de fase y la relaciéon de amplitud de los voltajes
inducidos causada por la propagacion de estas ondas, y de una combinacion de fase/amplitud calculada
a través de transformadas no lineales basadas en una formacién homogénea e isotrépica.

De este modo, tenemos que algunas de las innovaciones y aplicaciones mas sobresalientes de las herra-
mientas de propagacion electromagnética son las siguientes:

* El uso de medidas de resistividad de multiples profundidades de investigacion con caracteristi-
cas de respuestas similares provee la habilidad de desarrollar perfiles de invasién y determinar
la resistividad verdadera (R,), la resistividad de la zona lavada (Rx,) y el diametro de invasion
(d).

* La buena resolucién vertical de las herramientas de propagacion de onda electromagnética en
comparacion con los sensores de las herramientas convencionales a cable, permite la medicion
directa de la resistividad verdadera en capas delgadas y en pozos desviados.
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* Los espaciamientos de las bobinas transmisoras y receptoras se seleccionaron de tal manera que
es posible obtener una lectura directa de la resistividad verdadera de la formacion (R,), y al mis-
mo tiempo se puede obtener alguna indicacion de invasion por filtrado de lodo.

* Se ha demostrado que la profundidad de investigacién de la herramienta es comparable, en teo-
ria, a la del registro de induccion medio, pero frecuentemente produce un registro similar al re-
gistro de induccién profundo debido a que en el momento en que se realiza la medicion, la inva-
sion del filtrado de lodo atin no se ha desarrollado con totalidad en las formaciones, aunque la
profundidad de invasion de un tiempo de exposicion dado depende de: la presion diferencial, las
propiedades del lodo, la permeabilidad de la formacién y su contenido de fluidos y la interac-
cion tuberia de perforacién/pozo.

Una ultima version de este tipo de herramienta consta de cinco bobinas transmisores de corriente, tres
arriba y dos debajo de los receptores; y dos receptores que disparan las ondas electromagnéticas en se-
cuencia para suministrar cinco medidas de fase y cinco de atenuacion.

Herramientas eléctricas de imagenes LWD (RAB, Resistivity At The Bit). La técnica de adquisicion
de imagenes por medio de herramientas tipo LWD en los pozos petroleros, constituye actualmente una
de las técnicas mas avanzadas de las cuales se tiene conocimiento para la medicion de los parametros
geoldgicos y petrofisicos de las formaciones en tiempo real. Las principales mediciones de este tipo las
constituyen dos herramientas eléctricas de imagenes patentadas por la compafiia Schlumberger que son
la RAB y la geoVISION (Fig. 180), asi como también por medio de una herramienta de imagenes den-
sidad-neutron.

Las herramientas eléctricas de imagenes han sido el ultimo gran desarrollo en materia de adquisicion de
imagenes eléctricas de las formaciones, y es la primera técnica comercial existente de imagenes eléctri-
cas de pozo en una herramienta LWD. La herramienta RAB al igual que la herramienta eléctrica geoVI-
SION y la herramienta de imagenes de resistividad azimutales ARI (Azimuthal Resistivity Imaging), es
una adaptacion de las técnicas utilizadas por las herramientas eléctricas de imagenes FMS y FMI, pero
con la gran particularidad de que la RAB se encuentra adaptada para las condiciones particulares du-
rante la perforacion, tomando ventaja del hecho de que el arreglo de la tuberia de perforacién se en-
cuentra rotando incluso cuando no se esté utilizando un motor de fondo que le haga rotar. Esta herra-
mienta se basa en la obtencion de cinco mediciones de resistividad por medio de un electrodo en la ba-
rrena, un electrodo cilindrico (de anillo) enfocado de alta resolucion y de tres electrodos azimutales de
resistividad, asi como un rayos gamma.

La gran ventaja que se obtiene por medio de la herramienta RAB consiste en que las mediciones de re-
sistividad LWD proveen de un importante perfil de resistividad poco después de que se llevan a cabo
los efectos de filtracién. En una primera medicion la RAB esta constituida de un solo electrodo de me-
dicién en la barrena acoplado a la tuberia de perforacion, logrando con ello que sea posible obtener un
escaneo azimutal de las formaciones a medida que la herramienta va girando. Esta medicién se logra
cuando la barrena se encuentra en proceso de perforaciéon ya que el electrodo sigue el camino que gene-
ra la barrena, describiendo a éste como un camino en espiral a medida que se va profundizando. De ahi
precisamente su nombre, ya que las mediciones correspondientes a las respuestas de resistividad obte-
nidas de las formaciones provendran de la barrena, la cual se comporta como un electrodo gigante. Este
tipo de medicion de resistividad se realiza sin un enfoque de la corriente ya que en esta modalidad la
corriente sale por la parte inferior de la herramienta donde se encuentra la barrena y el resto a través de
la tuberia de perforacion.

Dicho procedimiento se logra al emitirse una corriente alterna de 1500 Hz desde una bobina transmiso-
ra toroidal alojada en la porcion inferior de la herramienta cerca de la barrena, induciendo como conse-

249



cuencia una diferencia de voltaje en el drill collar por debajo y por encima del transmisor. Las lineas de
corriente fluyen a través del drill collar, viajan a través de la barrena, penetran dentro de las formacio-
nes, y regresan nuevamente al drill collar en las porciones superiores de la tuberia de perforacion por
encima de la fuente emisora, por lo que se podria decir que la corriente que sale de la herramienta de-
pendera enormemente de la distancia que exista entre la barrena y el transmisor, esto para maximizar la
cantidad de corriente que fluye fuera de la barrena, y para lograr que ésta fluya a través de las forma-
ciones y no a través del agujero. Las respuestas de resistividad correspondientes a las formaciones esta-
ran dadas por la Ley de Ohm una vez conocido el voltaje aplicado por el transmisor y la medicion de la
corriente axial por medio de una bobina monitora de anillo. Esto le permite a la RAB tener una profun-
didad de investigacion de cerca de 12” y una resolucion vertical de 12 a 24”.
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Fig. 180 — Esquemas que muestran la configuracién de las herramientas RAB y geoVISION de la compaiiia Schlumberger.
Del lado izquierdo se muestra el arreglo de los distintos tipos de electrodos con los que cuenta la herramienta RAB. Del lado derecho
se aprecia la herramienta geoVISION que funciona de una forma muy similar a la RAB, pero se utiliza mds en las labores de
geodireccionamiento de los pozos (Schlumberger, 1993).

En lodos base agua la corriente de retorno se conduce a través de la barrena hacia el lodo de perfora-
cion, del lodo hacia las formaciones, y de las formaciones de regreso a la cadena de perforacion; mien-
tras que en lodos base aceite que son aislantes, la corriente regresa a través del inevitable pero intermi-
tente contacto entre los drill collars y los estabilizadores con las paredes del agujero, lo que lleva a indi-
caciones cualitativas de resisitividad. Estas mediciones de resistividad seran sensibles a los volumenes
de formacion que se encuentran en las inmediatas vecindades de la barrena, y puede permitir tanto a los
perforadores como a los gedlogos encargados de las labores de geodireccionamiento, tomar rapidas de-
cisiones sobre donde es necesario bajar una tuberia de revestimiento, o donde es necesario tomar nu-
cleos de pared o de fondo. A este procedimiento se le conoce como geodetencion (geostopping), y re-
presenta uno de los beneficios mas significativos de la herramienta RAB para el desarrollo de los reser-
vorios.

250



0.02 1M 20
ohm-m =
0.02-—————_| 1 — 20
chm-m
RG __ app 0.2 RAB de anillo 200
chm-m ohm-m
0—RABRG 50 0.2« RAB el DATENA. .. 2000
ohm-m ohm-m
o= ¥
P h]
= 4
> i
ik { .(“ .
<3 7
2 e

.
=
d
I
A
e
L

- 1l
Fig. 181 — Ejemplo de registro de resistividad utilizando la herramienta RAB. Se puede observar
que si las resistividades sobrepasan un limite de resistividad puede ser debido a la presencia de
zonas potencialmente gasiferas o la entrada a una zona potencial de hidrocarburos, de tal manera
que se detiene la perforacion para la evaluacion del intervalo (Riedel, 2008).

Aunado a esto, las cercanias a las vecindades del pozo por parte de las mediciones de resistividad per-
miten que la herramienta pueda ser también utilizada en las labores de geodireccionamiento, ya que las
respuestas de resistividad son comparables con modelos de formacién, de tal manera que se puede sa-
ber si las desviaciones llevadas a cabo en el agujero se estan realizando adecuadamente, o tienen que
ser corregidas.

En otra modalidad de medicion, la herramienta RAB puede proporcionar cuatro mediciones de resisti-
vidad horizontales (o radiales) a varias profundidades de investigacién utilizando una técnica de enfo-
que cilindrico por medio de tres electrodos azimutales de enfoque de 1” de didmetro, espaciados longi-
tudinalmente a lo largo del eje de la herramienta, y un electrodo central de anillo enfocado de alta reso-
lucion, que permite a la herramienta proveer de multiples mediciones de resistividad (Fig. 181). Las
cuatro mediciones de resistividad anteriores funcionan bajo el mismo principio de medicién: una co-
rriente emitida desde un transmisor en la porcion superior de la herramienta fluye hacia su porcién infe-
rior por medio del drill collar y hacia afuera penetrando en las formaciones a un angulo de 90° con res-
pecto al collar, para después regresar a través del collar en las porciones superiores por encima del
transmisor. Estas mediciones generalmente tienen una excelente resolucion vertical y una sensibilidad
muy baja a efectos de capas adyacentes, asi como también por efectos de capas con variaciones consi-
derables de resistividad.

La cantidad de corriente que abandona la herramienta en el electrodo central de anillo y en los electro-
dos azimutales, puede ser medida por medio de un circuito de baja impedancia, mientras que la corrien-
te axial, que fluye hacia la porcidn inferior del collar, es medida en el electrodo de anillo por medio de
los electrodos monitores M0; y MO0, (Fig. 182). En el electrodo de anillo enfocado, la corriente prove-
niente del transmisor superior es enfocada en forma axial (lateral) por medio de arreglos de electrodos
monitores en una configuracién similar a la laterolog 7 (LL7), mientras que los electrodos azimutales
utilizan los electrodos monitores en un arreglo muy similar a la herramienta Microlaterolog (MLL).
Esta técnica de enfoque cilindrico en la herramienta RAB se consigue al combinar las corrientes gene-
radas por el transmisor superior y el transmisor inferior, generando en el electrodo de anillo central “un
flujo axial nulo” cuyo efecto consiste en que la corriente que abandona el electrodo central penetra pro-
fundamente en las formaciones brindandole con ello una gran resolucion vertical a la herramienta. La
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profundidad de investigacion con la que generalmente opera el electrodo de anillo enfocado es de 9” o
de 7” para una barrena de 8.5”.

El proposito de realizar las mediciones radiales de resistividad a varias profundidades de investigacion
consiste en obtener un perfil radial de resistividad mas detallado y preciso de los efectos de invasion de
filtrado de lodo hacia las formaciones, de tal manera que se puede obtener una resistividad mas precisa
de la zona virgen (R,) con una excelente resolucion axial. Por otro lado, los electrodos azimutales de re-
sistividad pueden ser igualmente utilizados para obtener imagenes cuantitativas de resistividad de las
formaciones, midiendo la corriente que sale de cada uno de ellos. Dichas mediciones son realizadas a
tres profundidades de investigacién diferentes, que corresponden a la profundidad de investigacion que
puede brindar cada electrodo (de 1”7, 3” y 5” para los electrodos BS, BM y BD, respecticamente), y
que, en conjunto con el electrodo de anillo, producen un perfilaje de resistividad de las formaciones que
se estan atravesando en el agujero.
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Fig. 182 — Al igual que con las herramientas operadas por cable, en la herramienta RAB se utiliza un arreglo que
consiste de dos transmisores de corriente (inferior y superior) y dos toroides monitores (inferior y central) para
lograr un enfoque radial de la corriente en el electrodo de anillo cilindrico. La herramienta cuenta ademads con tres
electrodos azimutales y un electrodo central de anillo enfocado para las mediciones de resistividad y para la obtencién
de las imagenes de las formaciones (Ellis y Singer, 2007).

Tipicamente la herramienta responde a las mediciones de resistividad que se obtienen con respecto a
las formaciones que se encuentren frente a los electrodos, de manera que si la herramienta rota en el
agujero es posible obtener imagenes de las formaciones provenientes de sus diferentes azimuts. Esta es
una ventaja notoria en la adquisiciéon de imagenes de las formaciones en tiempo real, ya que es posible
ver rasgos geolégicos importantes a medida que se esta profundizando el agujero. La herramienta reca-
ba la informacién azimutal cada 10 segundos, y en la modalidad de iméagenes, permite realizar un esca-
neo completo del agujero a una velocidad de rotacion de 30 rotaciones por minuto, de manera que se
obtienen 56 puntos de muestreo azimutales en cuatro cuadrantes del pozo (cima, base, lateral izquierda
y lateral derecha) para la construccion de las imagenes. La resolucién vertical de las imagenes pueden
ser tan altas como de 2.5 cm, aunque lo tipico es que sea de 5 cm (2”), y va decreciendo a medida que
la velocidad de perforacion disminuye hasta los 60 pies/hora.

A medida que la herramienta gira, los electrodos que tengan la profundidad de investigacion mas pro-
funda son los que produciran las imagenes de resistividad (correspondientes a R;) en funcién del azimut
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de la herramienta, mientras que magnetémetros igualmente alojados en la RAB, permiten que la herra-
mienta y las desviaciones que se estén generando puedan ser orientadas con respecto al campo magné-
tico, al igual que las imagenes de resistividad con respecto al norte geografico, o bien, respecto a la
cima del agujero en el caso de perforaciones horizontales (Fig. 183).
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Fig. 183 — Division de las mediciones que realizan las herramientas LWD en cuadrantes con
respecto a la cara de gravedad de la herramienta (Luthi, 2001).

Tanto las mediciones azimutales provenientes de uno o varios electrodos de medicién, como las medi-
ciones azimutales de rayos gamma provenientes de un sensor excentrado en la herramienta, pueden ser
de utilidad para obtener la orientacion de la barrena en multiples direcciones para la localizacion de al-
gun contacto litologico, o bien, para la localizacién de alguna interfaz de fluidos en cualquier cuadrante
del pozo. Actualmente solo las mediciones de resistividad adquiridas por medio de la herramienta RAB
son las que pueden ser transmitidas a superficie utilizando telemetria de pulsos de lodo (utilizando la
tecnologia Powerpulse MWD), mientras que las imagenes de resistividad de las formaciones son alma-
cenadas en una memoria interna de la herramienta, y recuperadas posteriormente en superficie para su
procesamiento e interpretacion.

Tanto la herramienta RAB como la herramienta geoVISION permiten tener mediciones tipo rayos gam-
ma de las formaciones, mediciones de resistividad utilizando a la barrena como un electrodo, y resisti-
vidades azimutales por medio de los electrodos azimutales de enfoque. Esto permite a los ge6logos y
perforadores detectar en tiempo real, la presencia de hidrocarburos en la barrena, correlaciones en tiem-
po real, asi como geodireccionar el agujero para incrementar la exposicion del reservorio. Al igual que
con las imagenes, los conteos hechos por el sensor de rayos gamma pueden realizarse por medio de
cuadrantes, generando una imagen un tanto rudimentaria con una resolucion mucho menor que cual-
quiera de las técnicas de imagenes eléctricas mencionadas anteriormente.

Herramientas de rayos gamma naturales LWD. La herramienta de rayos gamma naturales LWD de
las formaciones, registra la radiacién natural que emana de los tres is6topos emisores de rayos gamma
mdas comunes que se encuentran en la corteza terrestre, que son el Potasio 40 (*’K), Torio 232 (**Th) y
Uranio 238 (***U). Este registro de rayos gamma LWD permite medir la radiactividad de los tres ele-
mentos combinados o bien, puede mostrar la cantidad de cada elemento individual que contribuye a di-
cha radiactividad. La herramienta esta conformada por dos circuitos de detectores independientes con
dos grupos opuestos de tubos Geiger-Mueller. Esta configuracion redundante proporciona dos registros
de rayos gamma naturales independientes, y en donde las tasas de conteo de los grupos de detectores se
combinan para optimizar la precision estadistica. Sin embargo, en el evento poco usual de que uno de
los detectores falle, un registro de rayos gamma corregido puede ser producido con el segundo detector.
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Para el geodireccionamiento de pozos horizontales, la herramienta de rayos gamma puede configurarse
para medir rayos gamma azimutalmente. En esta aplicacion, los dos grupos de detectores opuestos pue-
den suministrar registros de rayos gamma independientes de la cima y la base del agujero. Esto le per-
mite a los perforadores, por ejemplo, determinar si la barrena ha salido del tope o del fondo de una for-
macion yacimiento objetivo.

Herramientas de induccion LWD. Desde el afio de 1983, las distintas compaiiias de servicios comen-
zaron a desarrollar herramientas de induccion que fuesen capaces de realizar las mediciones de las for-
maciones por medio de la tecnologia de las herramientas LWD. Entre las principales herramientas des-
tacan la EWR, CDR, SCWR, ARCS5 y MPR. Estas herramientas se encuentran alojadas con sus respec-
tivos transmisores y receptores cerca del drill collar de la cadena de perforacion, y puede trabajar tanto
en lodos base agua como en lodos base aceite. La ventaja de estas mediciones resalta en el sentido de
que son obtenidas casi al mismo tiempo en el que se esta llevando a cabo la perforacién, con lo que se
puede tener una aproximacion mas directa a la resistividad verdadera de las formaciones (R.).

La profundidad de investigacion que puede tener este tipo de herramientas puede ser hasta de 50” y su
resolucion vertical puede ser de 6”. La realizacion de las mediciones a multiples profundidades de in-
vestigacion y en tres dimensiones puede permitir incluso que en muchos casos se puedan obtener las re-
sistividades Ry, y Ry de las formaciones, siendo de mucha utilidad especialmente en aquellas formacio-
nes muy laminadas de distintas composiciones o de distintas porosidades.

Herramientas acusticas LWD. Las principales compaiiias de servicios han desarrollado herramientas
que funcionan bajo los mismos principios actsticos con los que funcionan las herramientas operadas
por cable y las incorporaron a la tecnologia de las herramientas LWD, permitiendo que sea posible ob-
tener distintas mediciones acusticas de las formaciones durante la perforacion. Entre las principales he-
rramientas acusticas destacan la sonicVISION de la compafiia Schlumberger, la Bi-modal AcousTic
BAT sensor de Halliburton y la SoundTrak de Baker Hughes. Todas estas pueden operar a medida que
la herramienta se encuentra girando (en modalidad rotatoria), en modalidad estacionaria o bien desli-
zandose.

La herramienta actstica LWD se encuentra constituida por dos transmisores localizados por arriba y
por debajo de un conjunto de cuatro receptores, alojados en un drill collar liso en la cadena de perfora-
cién. El uso de dos transmisores le brinda redundancia a la herramienta, de modo que se puede obtener
el tiempo de transito compresional de las ondas acusticas que genera la herramienta o Atc, incluso si al-
guno de los transmisores o ambos llegasen a fallar. Los transmisores y receptores operan en el mismo
rango de frecuencia que las herramientas acusticas operadas con cable, 10 a 20 kHz. A diferencia de las
herramientas a cable que son omnidireccionales, los transmisores y receptores de las herramientas séni-
cas LWD se encuentran alineados a lo largo de la herramienta, mientras que un transductor ultrasénico
localizado en el centro del conjunto de receptores mide el standoff entre el lado de la herramienta y la
pared de pozo.

Con las herramientas de registro sénico LWD, una sefial acustica generada en un transmisor en la herra-
mienta, viaja a través de la formacion y posteriormente hacia arriba, a un receptor ubicado en la herra-
mienta, en donde el procesamiento de los datos de las formas de las ondas se llevan a cabo en el fondo
de pozo durante la perforacion, esto para determinar el tiempo de transito compresional de la onda (At),
el cual es el tiempo requerido para que las ondas compresionales viajen una cierta distancia a través de
la formacion, usualmente 1 pie o 1 metro. La compresibilidad actstica es el inverso de la velocidad
acustica y se expresa en unidades de + seg/ft 6 + seg/m.
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El desarrollo de estas herramientas ha permitido determinar que la mayor parte del ruido de la perfora-
cion ocurre a frecuencias por debajo de los 12 kHz y que, por lo tanto, este ruido se debe de eliminar de
las sefiales de los registros utilizando filtros de frecuencias.

Herramientas de densidad LWD. Otro tipo de herramientas que permitieron con el paso de los afios
incrementar su rango de muestreo en los pozos, son las herramientas nucleares de densidad. Estas me-
jorias permitieron obtener mediciones de altas resoluciones pasando del estandar de 6 a tan solo 1.2”,
con lo que se obtenian mejores definiciones de las formaciones, particularmente en el andlisis de capas
o estratos muy delgados. Dichas mejorias en su sistema de medicion hizo que se le viera con gran entu-
siasmo para la obtencion de imagenes de densidad, lo que dio como resultado el origen de la herra-
mienta ADN (Azimuthal Density-Neutron Tool).

Las mediciones de porosidad-densidad y de factor fotoeléctrico de las formaciones adquiridas en las
herramientas LWD, son llevadas a cabo fundamentalmente por los mismos principios que rigen a las
herramientas de densidad en los registros operados por cable, pero con algunas ligeras variaciones. Los
dispositivos de medicion con los que cuenta la herramienta LWD de densidad al igual que las herra-
mientas operadas por cable, constan de un detector alejado y un detector corto al igual que muchas de
las herramientas LWD. Dichos dispositivos se encuentran alojados en el drill collar de la tuberia de per-
foracion, generalmente cercanos a la barrena y como parte de la cadena de perforacion, permitiéndole a
los dispositivos rotar en el agujero. Sin embargo, las mediciones tienen que ser adaptadas al hecho de
que la herramienta y las fuentes radiactivas ya no se encuentran en contacto directo con las formacio-
nes, sino que giran en el agujero. Esto se logré agregando estabilizadores que llevan consigo las fuentes
de medicion alrededor de los drill collar, mientras que por otro lado se realiza un analisis espectral con
estabilizacion de las ganancias en las mediciones.

Las principales herramientas comercializadas por las distintas compafiias de servicios para la realiza-
cion de dichas mediciones de densidad son la CDN (Compensated Density Neutron Tool) y el servicio
adnVISION por parte de la compafiia Schlumberger (que esta integrado por la herramienta ADN (Azi-
muthal Density-Neutron Tool)). Halliburton y su filial Sperry Sun emplean la ALD (Azimuthal Litho-
Density Tool) o herramienta de litodensidad azimutal y la SLD (Stabilized LithoDensity) o herramienta
de litodensidad estabilizada para realizar las mediciones de litodensidad, mientras que Baker Hughes
utiliza el servicio LithoTrak utilizando la herramienta ORD (Optimized Rotational Density).

Los valores de densidad y de factor fotoeléctrico de las formaciones son determinados a partir de las ta-
sas de conteo realizadas por la herramienta en varias ventanas de energia de cada uno de los detectores,
mientras que el valor de densidad compensado se calcula de los valores de densidad obtenidos de los
detectores de espaciamiento corto y lejano utilizando la técnica o grafico de columnas y costillas. Por
otro lado, las herramientas de densidad son calibradas por medio de bloques de aluminio, magnesio y
marmol sin porosidad, la precision estadistica en ellas se encuentra en el orden de 0.015 gr/cm? para un
rango de muestreo de 30 segundos en una formacién de 2.2 gr/cm?®, la resolucion vertical que tendran
las mediciones de densidad es de cerca de 18”, mientras que la resolucién vertical que tendran las me-
diciones de factor fotoeléctrico de las formaciones sera de 6”.

Herramienta de imagenes de densidad-neutréon (ADN). Las herramientas nucleares de imagenes es-
tan basadas en los mismos principios con los que funcionan las herramientas de rayos gamma, densidad
y factor fotoeléctrico (P.). La herramienta ADN (Fig. 184) o herramienta de imagenes de densidad-neu-
tron, es una herramienta desarrollada por la compafiia Schlumberger dentro de la gama de registros
LWD adnVISION, que se encarga de realizar mediciones azimutales de densidad en una forma muy si-
milar a como se realizan las mediciones eléctricas de imagenes en sus mediciones de resistividad azi-
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mutal, pero con la mejora considerable de poder trabajar tanto en lodos conductores como en lodos no
conductores. Estas mediciones se realizan en dieciseis sectores azimutales por rotacion, y pueden ser
almacenadas en una unidad de memoria para proveer de las imagenes con mayor detalle una vez proce-
sadas en superficie, o bien pueden ser transmitidas a superficie por medio de un cable sin la necesidad
de sacar toda la cadena de perforacion.

Al igual que con la mayoria de herramientas LWD que existen en la actualidad, las fuentes y sensores
de la herramienta ADN se encuentran alojados en el drill collar del arreglo de la cadena de perforacién
por encima de la barrena, o bien, en los estabilizadores con los que cuenta la herramienta, esto para
brindarle un mejor contacto con las paredes del agujero. Su disefio consiste en un patin de densidad que
se encuentra montado dentro de un dispositivo excentrado cerca de la pared del agujero, de manera que
conforme la tuberia de perforacién se encuentra girando en el pozo en las labores de perforacion, los
sensores de la herramienta ADN estaran escaneando simultaneamente las paredes del agujero, realizan-
do mediciones referentes a cambios azimutales multiples en cuanto a la densidad y absorcion fotoeléc-
trica de las formaciones, algo que no era posible por medio de las herramientas convencionales. Adicio-
nalmente, un sensor de porosidad neutron igualmente puede ser acoplado dentro de la herramienta para
obtener tedricamente una imagen de porosidad neutrén, sin embargo, este tipo de arreglo aun se en-
cuentra en fase de prueba.

Por otro lado, las mediciones respecto a la orientaciéon de la herramienta se obtienen por medio de dos
magnetémetros que generan en el agujero cuatro cuadrantes orientados con respecto al campo de grave-
dad en aquellos pozos que no son verticales, en su porcion inferior y superior, lateral izquierda y lateral
derecha, de manera que todas las mediciones referentes a los rayos gamma y a las mediciones de neu-
trones obtenidas de las formaciones, provienen de estos cuatro cuadrantes.

Un rasgo sobresaliente de la herramienta ADN es que a medida que el drill collar rota en el agujero, se
logran obtener multiples mediciones azimutales, asi como mediciones considerablemente mejores de la
densidad y del factor fotoeléctrico de las formaciones, en comparacién con las mediciones de porosi-
dad-neutrén en cuyo caso, un incremento en la obtencion de puntos azimutales no es posible. Esto per-
mite que la herramienta ADN pueda generar imagenes de las formaciones con un muestreo azimutal li-
geramente mejor que las herramientas convencionales (doce muestreos azimutales), pero de menor ca-
lidad con respecto a las imagenes azimutales que pueden brindar las herramientas eléctricas de image-
nes LWD (56 muestreos azimutales). Otro rasgo particular de la ADN es que esta herramienta obtiene
un standoff ultrasénico en los cuatro cuadrantes del pozo, utilizando un método de reflexion muy simi-
lar al que utilizan las herramientas actisticas de imagenes. Estas mediciones se utilizan para corregir las
mediciones de porosidad neutrén debido a las influencias que pueda tener el lodo de perforacién sobre
estas, y para determinar el volumen de lodo que rodea a la herramienta.

La herramienta generalmente se encuentra montada dentro de una combinacion de herramientas LWD
desarrolladas para agujeros relativamente pequefios, de donde es posible obtener mediciones eléctricas
y de rayos gamma de las formaciones, junto con las mediciones de porosidad-densidad, neutrén y fac-
tor fotoeléctrico que obtiene la ADN. Existen dos tipos de configuraciones: en una modalidad “rotato-
ria”, la herramienta obtiene mediciones azimutales de toda la circunferencia del agujero a medida que
la tuberia gira de manera estable con respecto al diametro del pozo por medio de estabilizadores en la
herramienta, mientras que en otra modalidad, “estrecha”, el giro de la herramienta puede ser llevado a
cabo por medio de un motor de fondo (Geosteering), de manera que esta se “deslizara” con respecto al
agujero incluso en perforaciones direccionales que tengan desviaciones muy grandes. La precision de
las mediciones de la herramienta ADN son muy similares a las que realizan las herramientas operadas
por cable, siendo la resolucion vertical de las mediciones de densidad de cerca de 6”, la resolucion ver-
tical de las mediciones del factor fotoeléctrico de las formaciones de cerca de 2”, y la resolucién verti-
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cal de las mediciones de porosidad neutron, de cerca de 12”. Sin embargo, existen excepciones, espe-
cialmente en aquellos casos en donde se realizan grandes rangos de penetracién en las formaciones, ya
que los conteos realizados por unidad de intervalo decrecen, asi como también lo hara la precision que
se tendran de las mediciones en el agujero.

Estabilizada Esfrecha

Detectores de
7 neutrones

|4 Fuente de
neutrones

Fuente de
densidad

Detectores de
densidad

«— Sensor
ultrasénico

Fig. 184 — Esquema de las configuraciones de la herramienta ADN, mostrando las fuentes de densidad y de neutrones.
Del lado derecho se muestra la configuracion estabilizada de la herramienta. Del lado derecho se muestra la
version estrecha (Luthi, 2001).

En cuanto a seguridad, la herramienta ADN cuenta con un sistema de precaucion operacional que per-
mite recuperar las fuentes radiactivas en el caso de que llegase a quedar atascada la herramienta en el
pozo. Esto evita que se quede la fuente radiactiva en el agujero, considerandose una gran ventaja en el
ambito de la seguridad de la perforacién.

Principales aplicaciones de la herramienta ADN. La herramienta ADN se centra principalmente en
varios tipos de aplicaciones petrofisicas entre las que destacan: mediciones de densidad y factor fotoe-
léctrico de las formaciones, asi como la obtencion de imagenes de densidad utilizando los datos prove-
nientes de la informacién azimutal para darle veracidad a los analisis petrofisicos. Algunas otras de las
aplicaciones que tiene la herramienta ADN son la evaluacion de capas delgadas, la porosidad de la for-
macion, la heterogeneidad litologica, la invasién desigual del filtrado de lodo y los contactos de fluidos.
Varias de las principales aplicaciones que tiene la herramienta ADN son muy similares a las que tienen
las herramientas eléctricas y acusticas de imagenes, pero no son idénticas. Entre estas destacan 3 prin-
cipalmente:

* Reconstruccion estructural del reservorio.
* Identificacion de heterogeneidades.
* Control geologico del pozo utilizando las mediciones LWD.

Estas se encuentran naturalmente relacionadas una con la otra. Los echados estructurales pueden ser
determinados a través de las capas que se producen en las imagenes, o bien pueden ser correlacionadas
por medio de las cuatro curvas de densidad o las curvas del factor fotoeléctrico, de una manera muy si-
milar a la interpretacion las formaciones a través de las curvas de la herramienta de echados SHDT
(Stratigraphic High Dipmeter Tool), y ya que las mediciones realizadas por las herramientas LWD ge-
neralmente se realizan en pozos direccionales y horizontales, es necesario hacer una conversion de los
echados aparentes a verdaderos. Tales rasgos pueden ayudar a los geélogos y petrofisicos a la realiza-
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cion de apropiadas interpretaciones para definir cambios litoestratigraficos, mientras que las imagenes
pueden ayudar a los ge6logos y a los perforadores en la toma de decisiones sobre donde dirigir el pozo.

Herramientas de neutrones LWD. Las herramientas de registros de neutrones de la gama de registros
LWD, operan practicamente de la misma manera en que lo hacen las herramientas de registros operadas
por cable (wireline). Las fuentes radiactivas y los sensores de se colocan generalmente en el drill collar
de la cadena de perforacion y por encima de la barrena, pero con ligeras diferencias respecto a las he-
rramientas convencionales. Por un lado, los detectores cercanos y lejanos son depdsitos de deteccion a
dos distintos espaciamientos, mientras que por otro lado las mediciones obtenidas de las formaciones
pueden ser bien o sumadas o restadas a las respuestas azimutales orientadas, mientras que la profundi-
dad de investigacion que se podra obtener por medio de las herramientas de neutrones LWD, sera muy
similar a la obtenida por las herramientas de porosidad neutrén operadas por cable.

Las principales herramientas de porosidad-neutron que han sido desarrolladas por las distintas compa-
filas de servicios dentro de la gama de servicios LWD, son la CDN y la adnVISION por parte de la
compafiia Schlumberger, la CNP-CN¢ (Compensated Neutron Porosity tool) o herramienta de porosi-
dad neutrén compensada y la CNT (Compensated Thermal Neutron tool) o herramienta de neutrones
termales compensada por parte de la compafiia Halliburton, y la CCN y LithoTrak por parte de la com-
pafiia Baker Hughes.

Como en las herramientas de neutrones convencionales de cable, los sensores de las herramientas de
neutrones LWD utilizan dos detectores de Geiger Miiller para medir los rayos gamma emitidos por los
atomos de las formaciones cuando se capturan neutrones. Estos detectores se encuentran ubicados en
espaciamientos simétricos con respecto a la fuente de emisién de neutrones, lo que asegura que cuando
la herramienta se encuentre en modalidad de rotacion (excentrada), o cuando esta se encuentre centrali-
zada en el agujero, ambos grupos de detectores estaran recibiendo el mismo flujo de rayos gamma. La
utilizacion de ambos detectores de Geiger Miiller permite reducir las variaciones estadisticas propias de
este tipo de medicidn, incrementa la utilidad del servicio haciendo al sistema mas tolerante a las fallas,
y por lo tanto permite la compensacion de las mediciones neutrénicas registradas por efecto de pozo.

El sensor que cominmente se utiliza para realizar este tipo de mediciones nucleares es una fuente de
Americio-Berilio (Am-Be), del mismo modo en que operan las herramientas de neutrones operadas por
cable, pero con la gran diferencia de que en las herramientas LWD esta va alojada en el drill collar de la
tuberia de perforacion. Para el manejo de las fuentes radiactivas generalmente se tienen algunas precau-
ciones dentro del disefio de las herramientas LWD, las cuales buscan asegurar que, si se llegase a pre-
sentar algun tipo de falla mecanica durante la perforacién, esta se genere en la conexién y no en el car-
tucho que aisla la fuente radiactiva del exterior del drill collar, permitiendo que la fuente se mantenga
asegurada en el drill collar y que pueda ser retirada posteriormente por medio de un cable de registros.

Todas las herramientas de porosidad-neutrén operan con el mismo principio fisico de funcionamiento
que se basa en el hecho de que la poblacion de neutrones depende de la concentracién de ntcleos de hi-
drogeno en el ambiente. Esto es, una medida de la poblacién de neutrones a alguna distancia desde la
fuente de neutron puede relacionarse con la porosidad de la formacion cuyo contenido sea liquido, ya
sea agua o aceite, y en conjunto con las mediciones de las herramientas de densidad LWD, puede visua-
lizar la presencia de gas en las formaciones. Inicialmente las herramientas de porosidad-neutron hacian
mediciones indirectas de la poblacién de neutrones por medio de la deteccién del flujo de rayos gamma
resultante de la captura de neutrones térmicos, sin embargo, las nuevas generaciones de estas herra-
mientas cuentan con dos detectores y realizan mediciones directas de las poblaciones de neutrones tér-
micos y neutrones epitérmicos, ademas de permitir la compensacion por efectos de pozo. La combina-
cion de estas mediciones de neutrones térmicos y epitérmicos en las herramientas permite que en las
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herramientas mas modernas se puedan tener mejores determinaciones de porosidad de los reservorios,
de tal manera que se puede tener una evaluacién mas precisa de los mismos, y una identificacién mas
confiable de las zonas gasiferas en combinacion con las herramientas de densidad.

Al igual que las herramientas de porosidad-neutrén operadas por cable, las lecturas de las herramientas
neutrénicas LWD se corrigen normalmente por efectos del didmetro del agujero, por efectos de la lito-
logia y por salinidad y densidad del lodo de perforacion. Estas herramientas son muy sensibles al stan-
doff, lo que provoca que las mediciones puedan perder calidad y cantidad de informacién dependiendo
en gran medida de la diferencia que exista entre los tamafios de la herramienta y el tamafio de la barre -
na, siendo minimas las correcciones en aquellos casos donde el tamafio del drill collar es semejante al
tamafio de la barrena, y siendo necesarias las correcciones en aquellos casos donde el diametro de pozo
sea demasiado grande, provocando incluso que no se detecten con precision los rayos gamma emitidos
por la captura de los neutrones.

Otras de las ventajas sobresalientes de los registros de neutrones LWD en comparacion con los regis-
tros de neutrones operados por cable, se destacan a continuacion:

* Debido a que normalmente en las velocidades del registro LWD, su tasa de perforacion, son de
uno o dos ordenes de magnitud menores que las velocidades del registro a cable, la tasa de
muestreo o tiempo de integracion para las herramientas nucleares LWD puede ser mayor que las
medidas a cable equivalentes.

* La configuracién de la herramienta LWD favorece la deteccién de los rayos gamma, ya que el
collar se considera parte del sistema de deteccién, actuando como un convertidor eficiente de
neutrones térmicos en rayos gamma. Esto se debe a que la herramienta LWD esta hecha en su
mayor parte de hierro, el cual posee una longitud de retraso de neutrones rapidos alta, produ-
ciendo multiples rayos gamma por captura.

Por otro lado, una de las herramientas de porosidad-neutréon mas modernas que se emplean hoy en dia
dentro de los registros LWD es la herramienta de neutron térmico compensado (CNT) por parte de la
compafiia Halliburton, la cual fue disefiada especialmente para aplicaciones en pozos de didmetros pe-
quefios. Esta herramienta, a diferencia de las anteriores, emplea dos grupos de detectores de neutrones
de He® ubicados a dos espaciamientos, llamados cercano y lejano, que detectan los rayos gamma emiti-
dos cuando se realiza la captura de los neutrones. La gran mayoria de los rayos gamma detectados pro-
vienen de los neutrones térmicos que son capturados por los drill collars, suministrando asi una res-
puesta de porosidad-neutron y efectos de litologia similares a los que proporcionan las herramientas
operadas por cable (wireline).

Herramientas de resonancia magnética nuclear LWD. La primera herramienta de resonancia mag-
nética nuclear comercial que se comenzo6 a utilizar en las nuevas tecnologias de los registros LWD, fue
desarrollada por NUMAR, una subsidiaria de Halliburton en el afio de 1999, y se comenz6 a utilizar
con fines comerciales a partir del 2000 con el nombre de MRIL-WD. La herramienta se encuentra alo-
jada en un mandril en cuya seccion superior se encuentran las baterias, la electronica que controla las
mediciones y las bobinas de radiofrecuencias transmisoras y receptoras, mientras que en su porcién in-
ferior se localiza el sensor que se encuentra constituido por un iman permanente, la antena y la tuberia.

Generalmente la herramienta puede operar en dos diferentes modalidades. En una primera modalidad,
las mediciones realizadas por la herramienta durante la perforacion permite adquirir experimentos de
recuperacion de saturacion T; que va de 1 a 12 ms (milisegundos), lo que permite proveer de informa-
cién completa sobre la relajacion térmica de los fluidos en un reservorio, en donde los tiempos rapidos
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de relajacion T; provienen del agua ligada a las arcillas, tiempos medios provienen del agua irreducible
y tiempos cortos a los fluidos libres o movibles del reservorio. Mientras que, en una segunda modalidad
desarrollada luego de la perforacién, una vez que ya no esta girando la herramienta, se obtienen secuen-
cias de pulsos spin-ecos, utilizando secuencias de pulsos CPMG de la misma forma como se realiza
con las herramientas NML operadas por cable.

Otra herramienta similar, desarrollada por Schlumberger con el mismo proposito fue la proVISION.
Esta se coloca generalmente por encima de la barrena, alojada en el drill collar de forma muy similar a
las herramientas eléctricas de imagenes, herramientas de neutrones, densidad, etc. y permite obtener los
tiempos de relajacion térmica T; y T, tanto de manera estacionaria durante la perforacion del pozo, o
bien deslizandose la tuberia de perforacién a través del agujero. Estas mediciones se logran transmitir a
superficie efectivamente por medio del sistema de telemetria PowerPulse MWD, minimizando en gran
medida la perdida de informacion.

Por ultimo, la compafia Baker Hughes desarrollé igualmente su propia herramienta de resonancia mag-

nética nuclear utilizando la tecnologia de los registros durante la perforacién, y la llamé con el nombre
de MagTrak.
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7. Interpretacion cualitativa y cuantitativa de registros en pozo®

Objetivo: El alumno identificara los métodos de interpretacion cualitativa y cuantitativa de registros
geofisicos de pozos y los aplicara en casos reales para obtener el modelo petrofisico.

7.1 Técnicas rapidas de interpretacion cualitativa

De acuerdo con Asquith y Krygowski (2004), las técnicas rapidas de interpretacion son de utilidad para
los geodlogos porque proveen de indicadores que pueden sefialar zonas de hidrocarburos que requieren
de una investigacion un poco mas profunda.

El diagrama basico de flujo (Fig. 185) para revisar registros de pozo para identificar zonas de interés
funciona de los siguientes criterios:

* Se deben separar las secciones de lutitas y seleccionar secciones limpias.

* Si se registran rocas clasticas, se debe analizar primero la resistividad (en zona profunda), si es
alta, es posible que se tenga la presencia de hidrocarburos; entonces se debe analizar la porosi-
dad (solo en caso de porosidad extremadamente baja, las rocas de resistividad alta son compac-
tas y sin reservorio).

* Si se el registro se detectaron carbonatos, se debe analizar primero la porosidad, si es suficiente,
se analiza la resistividad, y si es alta, puede haber presencia de hidrocarburos.

Look for clean zones !
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Begin detailed analysis

Fig. 185 — Diagrama de flujo para revisar registros para identificar zonas de interés (Asquith y Krygowsky, 2004).

Identificacion de capas permeables. Para que una formacion sea productora, debe ser permeable. Si
una formacién es permeable, por fuerza debe tener cierta porosidad.

Las capas permeables pueden identificarse rapidamente si se utilizan los siguientes indicadores:

* Potencial Espontaneo (SP); el Potencial de Difusién indica directamente que se trata de una for-
macion permeable.

* Ladeteccién de filtrado de lodo a través de diferentes mediciones de resistividad.

* Presencia de enjarre indicada en el registro Caliper.

8  El presente tema se desarrolla con base en la obra escrita Basic Well Logging and Formation Evaluation, de Jiirgen Schon en su primera edicién, del
afio 2015, retomando su capitulo “5. Log Interpretation - Introduction”.
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Nota: El registro Gamma da un indicador relativo a la composicion mineralogica, pero no directamente
de las zonas permeables y no permeables.

En la figura 186 se muestra una seccién de un perfil de lutitas y areniscas con R>R. Las tres curvas
de resistividad se ajustan bien en la zona de capas no permeables de lutitas (sin invasién), y se separan
en la zona permeable de la arenisca. Ahi mismo, la curva del Microlaterolog (MLL) — controlada por
Rxo — se puede ver una baja resistividad comparada con las del Laterolog Profundo (DLL) y del Latero-
log Somero (SLL), las cuales estan fuertemente influenciadas por la zona no invadida (R.). Debido a
que RMLL<RDLL y RSLL, se puede concluir que la arenisca es productora de hidrocarburos.

DUAL LATEROLOG H
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Shale, non permeable
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Shale, non permeable
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Fig. 186 — Identificacién de capas permeables (Baker Atlas, 2002).

7.2 Interpretacion cuantitativa

Contenido de arcillas. Los métodos estandar para estimar el contenido de arcillas son el registo SP,
Rayos Gamma, y una combinacion de registros de Neutron-Densidad.

El primer paso para la interpretacion cuantitativa es el calculo del volumen de arcillas (V). El conteni-
do de arcillas calculado se utiliza para:

* Descripcion general del reservorio.
*  Modelo volumétrico de la roca.
* Varias correcciones a arcillas (ecuaciones de areniscas arcillosas).

Porosidad de un solo registro. La porosidad, como propiedad fundamental de un reservorio, se puede
determinar indirectamente de un registro Gamma-Gamma-Densidad, de un registro de neutrones, o de
un registro Actstico/Sonico.

El calculo de la porosidad requiere las propiedades de la matriz y de los fluidos como se encuentran ex-
presadas en las siguientes ecuaciones como entrada adicional.
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0,,9x,At son los datos medidos en el registro.
Las propiedades de la matriz se pueden determinar a partir de:
* La composicion litoldgica y mineraldgica conocida; en este caso, los valores representativos se
recomiendan en la tabla 16.

* Mediciones de ntcleos en laboratorio (por ejemplo, densidad de grano).
* Técnicas Cross-Plot.

Component P, Pyinglem? Brymar Prun At At in ps/m
Quartz 2.65 -0.02...-0.04 180
Calcite 2.7 0 156
Dolomite 2.87 0.02 ...0.04 143
Water 1.00 1.00 620

Tabla 16 — Propiedades recomendadas para matriz y fluido (Schon, 2015).

De acuerdo con Asquith y Krygowski, (2004), cuando existe invasién de fluido del pozo hacia un reser-
vorio productor de gas, se deben considerar algunas condiciones especificas:

La invasion tiende a forzar el desplazamiento del gas, reemplazandolo en la formacién con el fluido de
perforacion. Para calcular la porosidad a partir de registros de Neutréon y Gamma-Gamma-Densidad, se
deben tener en consideracion las propiedades del fluido. La influencia sobre los dos registros de porosi-
dad depende de sus sensibilidades radiales y sus profundidades de investigacion.

Si el frente de invasién del fluido es profunda en el reservorio, las medidas de los registros neutréon y
densidad-porosidad se aproximan a la porosidad verdadera con que se hizo la suposicion de la densidad
del filtrado de lodo y la respuesta del registro de neutrones como propiedades del fluido.

Para una invasion somera (con respecto a la profundidad de investigacion) las respuestas de las herra-
mientas son promedios ponderados espacialmente de las zonas invadida y no invadida de la formacion.
El problema de inferir la porosidad en presencia de invasién somera proviene del hecho de que los dis-
positivos de registros de neutrén y densidad tienen diferente respuesta radial.

Por lo tanto, se recomiendan las siguientes reglas:

* Cuando el frente de invasion es mayor a 12 pulgadas, ambas herramientas detectan las forma-
ciones invadidas solo con agua (filtrado de lodo) y los dos estimados de porosidad coinciden le-
yendo la porosidad verdadera.

* Cuando el frente de invasion esta entre 6 y 12 pulgadas, la herramienta de densidad detecta solo
la formacion invadida, mientras la herramienta neutrén es sensible tanto a la zona invadida
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como a la no invadida. Bajo estas condiciones, la estimacién de densidad-porosidad es el valor
verdadero, mientras que el estimado de la porosidad neutron sigue siendo bajo.

* Debajo de 6 pulgadas de invasion, ambas herramientas son sensibles a ambas zonas, la invadida
y la no invadida. Por lo tanto, para cierto rango de profundidades de invasién, la determinacion
precisa de la porosidad de la formacion se torna complicada. Se recomienda el uso de una ecua-
cion de valor cuadratico medio para reservorios de gas:

ey by b
D gas = TN?Q'?

Saturacion de agua a partir de registros. La determinacion de la saturacién de agua S, es (después
del contenido de arcillas y la porosidad), el tercer parametro clave de los reservorios. La diferencia (1-
Sw) da como resultado la saturacion de hidrocarburos.

Debido a que el agua de formacién es un conductor electrolitico y a que los hidrocarburos son aislantes,
el calculo de la saturacién de agua aplica métodos eléctricos. Los métodos eléctricos no pueden distin-
guir entre aceite y gas, sin embargo, el registro de neutrones si.

Las herramientas con distinta profundidad de investigacién evaldan la saturacion de agua en la zona
virgen (no invadida) S,, y la saturacién con filtrado de lodo Sy, en la zona invadida. Esta técnica da
como resultado un perfil de saturacion y una determinacién de hidrocarburos moéviles y no moviles.

En rocas limpias, el agua de formacion (y filtrado de lodo base agua) es el inico componente conducti-
vo y sus propiedades eléctricas se pueden describir a través de las ecuaciones de Archie (Archie, 1942).
En presencia de arcillas, se tiene un segundo componente eléctrico conductivo y las ecuaciones de Ar-
chie se deben reemplazar con la ecuacién para una arenisca arcillosa. Las dos principales formas en que
se puede encontrar la arcilla en una roca son, ya sea en laminaciones o bien dispersas.

Rocas limpias. En un reservorio limpio, la invasién del filtrado de lodo. Crea un perfil radial de resisti-
vidad que de manera simplificada se muestra en la figura 187. Las ecuaciones de Archie pueden apli-
carse a ambas regiones.

[ o ey

Adjacent bed

[ Resistivity of zone
O Resistivity of the water in the zone
Water saturation in the zone

Adjacent bed

(Invasion diameters)
»___/Ar /
diameter

Fig. 187 — Simbolos utilizados en la interpretacién de registros (Schlumberger, 2000).
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Zona no invadida con agua de formacién conductiva (Ry):

1

Ron_ Ry 1
Sw:(ﬁ) =(?—m)
t t ¢
Zona invadida con filtrado de lodo conductivo (R):
Ry 1
S (= =)
XO( R m)

Para el calculo de S, y Sy, se necesitan las siguientes entradas:

a) Porosidad ¢: del registro de porosidad.

b) Parametros m y n de Archie: de estudio de nucleos en laboratorio o valores recomendados en li-
teratura (frecuentementem=n~2 ).

c) Resistividad de agua de formacion R,: obtenida en una zona donde S,=1 de un registro SP o
medida de una muestra de agua de formacion en laboratorio.

d) Resistividad del filtrado de lodo R.,: medida en una muestra de fluido a temperatura corregida
por profundidad de formacién.

7.3 Formaciones arcillosas
La presencia de arcilla en un reservorio:

* Disminuye la calidad del reservorio (porosidad, permeabilidad).

* Da lugar a una conductividad eléctrica adicional; en la mayoria de las ecuaciones de areniscas
arcillosas, ambas conductividades se conjuntan (sistema paralelo conductor).

*  “Perturba” los algoritmos y técnicas tradicionales de interpretacion; la aplicacion de la ecuacion
de Archie resulta en una sobre estimacion de la saturacion de agua.

Para calcular correctamente la S,, a partir de un registro de resistividad, se debe eliminar este efecto de
conductividad adicional.

La contribucién de conductividad depende de:

1. El contenido de arcilla (fracciéon de volumen), determinado e.g., de un registro de rayos Gam-
ma.

2. El tipo de arcilla (composicion mineralogica de la arcilla) que controla la conductividad.

3. Ladistribucion de la arcilla en la formacion (laminar o dispersa).

Arenisca arcillosa laminada (La ecuacion de Poupon). Para el caso particular de una arenisca arci-
llosa laminada, Poupon et al. (1954) propusieron una ecuacion. La arenisca arcillosa laminada repre-
senta una estratificacion alternada de arenisca y lutita con un espesor de capas individuales del rango de
milimetros (Fig. 188). Las herramientas de resistividad no pueden distinguir cada capa, sin embargo,
pueden medir el efecto de un conductor paralelo asumiendo que las lineas de corriente son paralelas a
la estratificacion.
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Fig. 188 — Modelo de Arenisca arcillosa laminar (Schon, 2015).

La conductividad de este modelo de conductor paralelo es:

Vv

i: ]‘_Vshflam_'_ sh—Ilam
Rt de Rsh
donde:
Vaam = Contenido de arcilla,
R = Resistividad de la arcilla, y
Ra = Resistividad de la arenisca.

La aplicacion de la ecuacion consta de dos pasos:

1. el calculo de la resistividad de la fraccion de arena,

1 Vs —lam -
de:(l_Vshflam).(E_ lg I )
t sh

2. el célculo de la saturacién de agua para la fraccién de arena usando la ecuacion de Archie,

~

;2
—
¢

%)
[l
|
a. <

Por lo tanto, los siguientes parametros seran necesarios como entrada.

R - del registro,

Va - de un registro gamma,

Ry - resistividad del agua de formacion,
R - de una capa adyacente de arcillas,
[0} - de un registro de porosidad,

m,n - de la ecuacién de Archie,

y se necesita tener la certeza de que la lutita esta laminada.
La figura 189 muestra el resultado de un célculo de la resistividad verdadera como funcién de la satura-

cion de agua S,, para diferentes contenidos de arcilla V. Muestra que el efecto de la arcilla es muy
fuerte a saturacion baja de agua y aumenta conforme lo hace la resistividad del agua.
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Fig. 189 — Resistividad verdadera R, como funcién de la saturacién de agua S,, para cuatro diferentes contenidos
de arcilla laminar V.. Porosidad =0.2, m=n=2, Ry,=5 Ohm m, a) R,=0.10 Ohm m, b) R,,=0.02 Ohm m (Schon, 2015).

Un ejemplo puede demostrar el efecto de la arcilla laminar sobre la saturacién de agua S,,.

Datos de entrada: Ri=4 Ohm m R¢y=1.5 Ohm m Va4=0.20
R,=0.02 Ohm m m=n=2 $=0.018
F=31

Calculo incorrecto, se omite V, y se aplica directamente la ecuacion de Archie,

Ry 1yw_ [0.02) 0
E-?) =/( 2 )-(31)=0.39

Calculo correcto, tomamos en cuenta Vg, y aplicamos la ecuacion de Poupon,

1
1 VSh).im. 1 ]”:[0.02.(l_%).31.

=0.3
R, ¢ 1-V, 4 15

1 ]§
1-0.2

Se puede concluir que la arcilla contribuye con un incremento en la conductividad de la roca. Por lo
tanto, la arcilla tiene un efecto que acttia en el mismo sentido que el agua (para efectos de este ejemplo,
como un 9% de agua). Omitir el contenido de arcilla, resulta en una no-realista alta saturacion de agua
(o baja saturacion de hidrocarburos).

7.4 Aplicaciones a hidrologia

En general, las mediciones en pozo en exploracién de agua requieren un pequefio nimero de herra-
mientas y registros, ademas de que la profundidad de los pozos es mucho menor si la comparamos con
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los pozos de exploracion de hidrocarburos. La meta de estos estudios en muchas aplicaciones practicas
es:

1. investigar el perfil litologico,
2. la deteccién de acuiferos (porosos y/o fracturados) con la profundidad exacta de sus limites, y
3. controlar la terminacion y produccion del pozo.

Por lo tanto, un proyecto de este tipo es significativamente menos costoso que cualquier exploracion de
hidrocarburos. Sin embargo, las condiciones de las formaciones que se investigan también son diferen-
tes:

* En muchos casos el perfil consiste de rocas sin consolidar (arenas y arcillas), pero también, el
objetivo son rocas duras fracturadas especialmente cuando se busca agua termal o mineral.

* El fluido contenido en las fracturas o los poros es agua principalmente con baja salinidad (Salvo
las aguas minerales). Por lo tanto, los acuiferos tienen resistividad relativamente alta comparada
con la que tienen los estratos arcillosos. Esta resistividad alta del agua resulta en una alta sensi-
bilidad a la resistividad de las rocas con respecto al contenido de arcillas. En un reservorio satu-
rado de agua dulce, una pequefia cantidad de arcilla hace que disminuya la resistividad de la
roca mucho mas fuertemente que en un reservorio profundo cuya agua de formacion es salina.

Pozo de agua en una formacién no consolidada. Los dos carriles del lado izquierdo de la Fig. 190
muestran una seleccion estandar de registros tomados a pozo abierto en una formacion no consolidada.
El registro de rayos gamma combinado con registros convencionales de resistividad de cuatro electro-
dos (normal corta y larga) arroja un perfil litolégico detallado de acuerdo con las siguientes reglas de
interpretacion:

* arenas (acuifero) - Rayos gamma bajo y resistividad alta, y
* arcillas - Rayos gamma alto y resistividad baja.

Se marcan las capas de arenas (acuifero) y se determina el disefio de terminado.

Luego de la terminacion del pozo, se tomé una serie de registros secundarios (mostrados en el lado de-
recho de la Fig. 190): Un registro de temperatura y diferentes modos de medicion de flujo.

Los medidores de flujo miden la velocidad vertical del agua en el pozo. En la exploracion de acuiferos,
frecuentemente se utiliza un impelente. Las rotaciones por segundo de un impelente son una medida de
la velocidad del fluido (agua) con relacién a la herramienta. En caso de una medicion continua (es de-
cir, que la herramienta esté moviéndose con una velocidad constante), la tasa de flujo medida es la
suma de ambas velocidades (flujo de agua y velocidad de la herramienta), por lo tanto, se necesita un
registro de velocidad de la herramienta para poder aplicar la correccién pertinente a la medida del flujo.

El segundo carril del lado derecho (Fig. 190), muestra el resultado del control hidraulico de la termina-
cion de pozo. Todas las ventanas estan en la posicion correcta de profundidad y tienen una funcién hi-
draulica completa, indicada por una alta permeabilidad. La curva de temperatura, en el primer carril, in-
dica cambios agudos a los 78 y 127 metros, lo que indica que estan fluyendo tres diferentes tipos de
agua desde los acuiferos individuales.
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Fig. 190 — Registro en pozo de agua. Formacién no consolidada (Schon, 2015).

Pozo de aguas minerales en una formacion fracturada de carbonatos. Se perfor6 un pozo de explo-
racién de aguas minerales en una formacién de carbonatos. La figura 191 muestra los registros de rayos
gamma, de resistividad, actstico, y de medicion de flujo durante el bombeo. Los recortes de perfora-
cion muestran marga/brecha, dolomita y caliza.

Interpretacion:

* Rayos gamma ubica la marga/brecha entre 600 y 620 m, y los carbonatos a 680m.
* Resistividad ubica una seccion porosa/fracturada de carbonatos desde los 621 a los 645 m, se-
guida de una seccion densa.

* El registro acustico confirma una seccion fracturada entre 621 y 445 m con vp~4000m/s

guida de una seccién densa con vp~7000m/s.

se-

En consecuencia, la zona hidraulicamente activa es la dolomita de 621 a 645 m. Una medicién de flujo
(Ia bomba se coloc6 a una profundidad de 600 m) confirma la afluencia en esta seccién; los picos en el
registro se deben a las irregularidades de calibre en el pozo abierto.
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Carril 2: Resistividad; Carril 3: Registro acustico; Carril 4: Litologia inferida; Carril 5: Medidor de flujo con una bomba a 600 m de profundidad.
La foto de la pared de pozo en la dolomita es una imagen del borehole-televiewer éptico (un escaneo 6ptico fue posible gracias a la
claridad del agua en el pozo) (Schon, 2015)
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8. Resultados de probadores de formacion y pruebas de presion-produccion

Objetivo: El alumno comprendera los principios de medicién, presentacion y aplicaciones de los pro-
badores de formacioén.

El riesgo econémico que supone perforar un pozo exploratorio es grande si no se conoce su capacidad
de produccién. Es por ello que los esfuerzos de las técnicas e investigaciones de la industria petrolera,
se enfocan en conocer a fondo tantas caracteristicas de un yacimiento como sea posible a través de un
método sencillo que proporciona una gran cantidad de datos. Este método se conoce como prueba de
formacion y resulta muy eficaz y econdémico si lo comparamos con el costo de las etapas posteriores de
exploracion y/o produccion.

Este método es ideal si se tiene un pozo abierto, aunque también se puede efectuar dicha prueba en po-
zos ademados.

Durante mucho tiempo, se cuestionaba la utilidad de esta prueba, ya que los resultados no tienen el de-
talle que arrojan otros analisis mas meticulosos, sin embargo, las aproximaciones que se obtienen son
suficientemente buenas para tomar la decision de desarrollar o no un campo. Su aplicacién para aumen-
tar las reservas es satisfactoria, dando elementos para hacer frente a los problemas que surgen en la
toma de decisiones para la terminacion de un pozo.

Las pruebas de pozos y de formacion, que consisten en la obtenciéon de mediciones mientras se hacen
fluir fluidos del yacimiento, se efectian en todas las etapas de la vida productiva de los campos de pe-
troleo y gas; desde la fase de exploracion hasta las fases de desarrollo, produccién e inyeccion.

Los resultados de la prueba se grafican y se interpretan por especialistas, luego se comparan con resul-
tados obtenidos a través de otros registros geofisicos para poder obtener pardmetros mucho mas confia-
bles del yacimiento.

Un andlisis cualitativo de las graficas dira mucho acerca de como se comporta el yacimiento. Un anali-
sis cuantitativo determina el valor de los parametros necesarios y por consiguiente se deducira si el ya-
cimiento resultara econémicamente productivo o no.

Finalmente, con las pruebas de formacién se pueden predecir con precision aceptable las propiedades
del yacimiento que se obtendrian al aplicar las pruebas de produccion, que ademas de costosas requie-
ren mucho tiempo de ejecucién. Obteniendo como resultado la posibilidad de tomar una decisién del
desarrollo del campo mas rapido, reduciendo la duracion del ciclo desde el descubrimiento hasta la pri-
mera produccion.

Para entender mejor las caracteristicas del yacimiento y, por lo tanto, para tomar las mejores decisiones
financieras, las compaiiias petroleras generalmente recurren a las pruebas de produccién. Una prueba
de produccion puede proporcionar la informacion sobre la extension del yacimiento, el gasto que entre-
gan los pozos, las propiedades de los fluidos y la permeabilidad del yacimiento. Las desventajas de eje-
cutar una prueba de produccién incluyen el alto costo, las limitaciones ambientales de quemar el gas
producido, el largo periodo de flujo requerido para estimar la extensién del yacimiento y la incertidum-
bre con respecto a la permeabilidad de las unidades individuales de flujo dentro de un yacimiento (sola-
mente se puede calcular la permeabilidad promedio).
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Los parametros mas importantes para predecir los gastos de produccién para pozos son las propiedades
PVT (presion-volumen-temperatura) de los fluidos del yacimiento y la permeabilidad de la formacién.

En un principio, los andlisis fueron manuales, sin embargo, la dificultad para obtener resultados a tra-
vés de la implementacion de técnicas matematicas como la funcion de Green, ocasiond que se desarro-
llaran nuevas tecnologias a partir de los 70’s.

En ese momento, el analisis lineal se sustituyo por un analisis de presiones de tipo logaritmico, en el
que la presién durante un tiempo de flujo era graficada, en papel log-log, contra el tiempo transcurrido.
Con este método se determinaban las caracteristicas de los yacimientos mediante el analisis de los pun-
tos graficados y sus desviaciones, pero la falta de resolucién en las mediciones de los cambios de pre-
sion se convirtio en su mayor desventaja.

Hacia los afios 80, los equipos de computo permitieron visualizar, entre otros aspectos, las heterogenei-
dades de los yacimientos, pozos horizontales y los limites del yacimiento; ademas, se propicié que las
pruebas de formacién se estudiaran mediante un andlisis diferencial en donde se mostraba la variacion
del tiempo transcurrido y el cambio de presion con respecto a éste. Su mayor desventaja era la baja ca-
pacidad de identificacién de las caracteristicas del yacimiento.

Asi, a través de la implementacion de mejor tecnologia de medicion y nuevas técnicas de analisis, des-
de 1950, la industria petrolera cada vez cuenta con mas y mejores herramientas que faciliten y ayudan a
la caracterizacion de yacimientos para poder disefiar un mejor plan de explotacion.

La importancia de efectuar pruebas de formacién radica en la necesidad de las compaifiias petroleras
por conocer qué tipos de fluidos producira el pozo, qué gasto tendra, su velocidad de flujo, por cuanto
tiempo podra mantenerse la produccion, entre otra informacién.

Los objetivos de las pruebas de formacién cambian dependiendo de la etapa en la que se encuentre el
yacimiento, debido a que la informacién que se puede obtener es diferente en las etapas de exploracion,
desarrollo, explotacion y recuperacion mejorada.

Durante las fases de exploracién y evaluacion, las pruebas de formacion ayudan a determinar el tamafio
del yacimiento, la permeabilidad y las caracteristicas de los fluidos; después, es necesario conocer las
presiones y los regimenes de produccion. Todo lo anterior, en conjunto, es utilizado para evaluar la ca-
pacidad de produccion y si el yacimiento es rentable o no.

Durante la fase de produccién, las pruebas de formacion son ttiles para conocer la eficiencia de la ter-
minacion del pozo, también ayudan a determinar las causas de las declinaciones de la produccion, es
decir, si son ocasionadas por el propio yacimiento o por una mala terminacion.

Toda esta informacion serd necesaria para la evaluacién de estrategias de recuperacion durante la vida
productiva del pozo, es por esta razon que las interpretaciones de las pruebas de formacion deben ser
realizadas de manera correcta por ingenieros expertos en estas areas.

Los resultados de las pruebas de formacién también son importantes para las estimaciones de reservas;
en muchas ocasiones se requiere de estas pruebas de formacion, con los fluidos llevados a la superficie,

para poder clasificar las reservas como probadas, ademas de detectar los limites de los yacimientos.

Finalmente, las pruebas de formacion aportan datos para el modelado de los yacimientos, el disefio de
las operaciones de terminacion de pozos, el desarrollo de estrategias de produccién de los campos pe-
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troleros e incluso el disefio de las instalaciones para produccion. Ademas, ayudan a la evaluacion de la
capacidad de transmision de fluidos de los yacimientos a través de la estimacion de la permeabilidad.

Probadores de formacion®

Los probadores de formacién se corren en los pozos petroleros para poder obtener parametros de los in-
tervalos de interés, como presién de la formacion y permeabilidad, asi como para recuperar muestras de
fluidos de la formacion.

Este tipo de herramientas cuentan con un bloque que contiene un empaque sellador, opuesto a un brazo
que abre a la profundidad de interés, forzando al bloque y al empaque sellador para que entren en con-
tacto firme con la formacién (Fig. 192). Se obtiene informacion de la pre-prueba y de la presién tomada
correspondientes a un decremento e incremento de presién en la formacion en el intervalo de interés.

Empaque sellador

Intervalo de interés

Brazo

i\

Fig. 192 — Representacion general de un probador de formacién (Flores y Ruiz, 2012).

Cada compaiiia, dependiendo de sus objetivos, opera con diferentes herramientas que poseen caracte-
risticas Unicas para trabajar con ciertas condiciones que el pozo requiera.

8.1 Prueba Convencional (Drill Stem Test, DST)

Una prueba DST se define como una terminacion temporal del pozo que se realiza después de identifi-
car algtn intervalo con presencia de hidrocarburos de donde se obtienen y se analizan muestras de los
fluidos de la formacién, presion y gastos de flujo. Los datos obtenidos se registran en funcién del tiem-
po y con ayuda de otras herramientas es posible calcular parametros de la formacién, que determinaran
si la terminacién sera definitiva o si se decide abandonar el intervalo que en principio fue de interés.

La herramienta DST es un arreglo de empacadores y de valvulas colocadas al final de la tuberia de per-
foracion (Fig. 193). La funcion principal de los empacadores es aislar las zonas de interés del lodo de
perforacion y permitir la entrada de fluidos dentro de la cAmara muestreadora y la tuberia de perfora-
cion. Los empacadores juegan un papel muy importante en este tipo de pruebas ya que ayudan a reducir
los efectos de almacenamiento.

9  El presente tema se desarrolla con base en la tesis de licenciatura Caracterizacién De Yacimientos Petroleros Con Base En Probadores De Forma-
cion, de Miguel Flores Jiménez y Samantha Ruiz Gonzélez, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2012, retomando su capitulo
“3. Probadores de Formacion”.
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Fig. 193 — Esquema de la herramienta operativa DST (Flores y Ruiz, 2012).

La prueba llevada a cabo con esta herramienta DST es actualmente una de las mas utilizadas en la in-
dustria petrolera desde sus inicios. Hoy en dia muchas empresas optan por esta herramienta debido a la
informacion que se puede obtener de ella y a que la respuesta del yacimiento es mas rapida de observar.

Diseiio de la DST

La herramienta DST esta integrada por los accesorios que se describen a continuacion:

Valvula de prueba (Tester Valve). Este dispositivo controla el fluido entrante a la T.P. que pro-
viene desde el ancla que esta por debajo del empacador, normalmente esta cerrada y es abierta
solo cuando se tiene el suficiente peso proporcionado por la T.P.

Cuando se completa la prueba, la herramienta es extraida y el peso de la T.P. es retirado de la
valvula de prueba, esta se cierra automaticamente y al mismo tiempo la valvula igualadora de
presion se abre automaticamente.

Su funcion principal es prevenir la entrada del lodo a la sarta de perforacién mientras se baja la
herramienta, y de igual manera retiene la muestra de fluido cuando se saca la herramienta.

Estrangulador (Choke). El estrangulador es una pequefia restriccion localizada sobre la linea
de flujo cerca de la valvula de prueba (valvula de control), y como su nombre lo dice, su fincién
es controlar la cantidad de flujo de la zona de la prueba.

La funcién principal es proteger el empacador y los registradores de presion, ya que debido a la
apertura de la valvula de prueba (valvula de control) se tiene una presion de choque, que puede
dafiar los componentes mencionados.

Registradores de Presion (Pressure Recorder). Los registradores de presion pueden ser del
tipo Resorte-Piston (Spring-Piston) o del tipo Bourdon. La presion se graba sobre una carta ci-
lindrica por medio de una aguja conectada a un elemento sensible a las fluctuaciones de la pre-
sion.

Se incluye un reloj de precision dentro de la herramienta registradora, el resultado de esto se ob-
tiene en un registro de presion vs tiempo. Los registradores de presion proporcionan resultados
con una gran precision, lo cual mejord, ya que en sus inicios estos registradores arrojaban datos
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con un 0.25% de exactitud en las mediciones. Los datos obtenidos de los registradores son utili-
zados para calculos cuantitativos.

Este componente proporciona un registro completo de lo que pasa dentro del pozo. Normalmen-
te se utilizan dos registradores de presion para realizar la prueba, los cuales son colocados uno
sobre la linea de flujo asi que el fluido debe pasar por el ancla. El otro se localiza en la seccién
llamada “blanked —off” en el ancla, el cuél siempre estara abierto directamente a los fluidos del
pozo.

Ambos deben registrar la misma lectura de presion siempre. Se llegan a utilizar tres registrado-
res de presion en las pruebas de presion doble cierre (shut-in), de igual forma se utilizan tres re-
gistradores en las pruebas “straddle test”, donde el tercer registrador es colocado en la parte in-
ferior del empacador.

Martillo Hidraulico (Jars). Es de gran utilidad ya que se puede presentar un atascamiento de
la herramienta dentro del pozo, su funcion es liberar la herramienta si eso llegara a pasar gracias
a la tension que genera.

Empacador (Packer). Se le puede considerar como el corazon de la herramienta. En operacio-
nes en agujero abierto es el principal responsable del éxito o fracaso de la prueba.

Cuando se desea colocar el empacador en su lugar, parte del peso de la T.P. es recargado sobre
la parte superior del mismo, mientras que la parte inferior estd soportada sobre una posicién
fija, esto provoca que el empacador se expanda y origine una compresion sobre la pared del
agujero.

Cuando se abre la valvula de prueba, el peso de la columna del lodo crea una presion diferencial
a través del empacador. En algunas ocasiones se puede provocar dafio al empacador debido un
flujo frio alrededor del empacador, esto debido a la presion diferencial.

Para evitar este tipo de problemas, se procura que el espaciamiento entre el agujero y el empa-
cador sea lo menor posible, aunque si el espaciamiento es muy reducido también puede ocasio-
nar problemas, ya que sera dificil correr la herramienta dentro del pozo.

Esto puede generar lo que se conoce como manifestacién brusca de los fluidos del pozo (blo-
wout o reventén). Para evitarlo, se coloca una zapata de expansion junto a la parte inferior del
empacador, que esta hecha ya sea de metal o de caucho duro. Con este arreglo se pueden usar
empacadores que estan entre 1y 1% de pulgada menores al tamafio del agujero.

La prueba en pozo revestido presenta mayores dificultades debido a fallas del empacador, esta
se corre por arriba del fondo del agujero. Se utilizan dos empacadores, uno por encima y otro
por debajo del intervalo deseado. En este caso la prueba se conoce como prueba con empacador
multiple (Straddle test).

Ancla (Anchor Pipe). Para colocar el empacador es necesario mantener estatico el fondo de la
herramienta cuando el peso es aplicado en la parte superior del empacador, es decir sostiene el
empacador en el lugar correcto. El ancla debe ser lo suficientemente fuerte para soportar el peso
necesario para colocar el empacador ademas del peso de la columna del lodo que descansa so-
bre el empacador cuando la valvula de prueba esta abierta.

En caso de que el ancla falle, el empacador resbala y como consecuencia se obtienen malos re-
sultados de la prueba, ademds de que el empacador puede sufrir dafios, por lo que se debe tener
la seguridad de que esta colocada sobre el fondo del agujero y no sobre recortes que se encuen-
tren en el fondo.

Valvula Igualadora de Presion (Equalizing Valve). Esta es una de las partes mas complejas
de la herramienta. Normalmente esta abierta y se cierra solo cuando la valvula de prueba (tester
valve) esta abierta.
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Tiene como propdsito desviar el flujo del lodo del empacador hacia el interior de la T.P. Una de
las principales funciones es igualar o equilibrar la presién tanto por encima como por debajo del
empacador cuando la prueba es completada.

* Valvula de cierre (Shut-In Valve). Sirve para tomar una presion de cierre al final de la prueba.
Para lograrlo es necesario tener una valvula sobre la linea de flujo que pueda ser cerrada por la
rotacion de la tuberia. Esta valvula se localiza por arriba de la valvula principal de prueba y en
ocasiones se combina como una sola unidad con la valvula de circulacion (Circulating Valve).

* Valvula de disco (Disk Valve). Anteriormente, para impedir la entrada del lodo en la T.P. debi-
da a la apertura accidental de la valvula principal cuando se esta corriendo la herramienta dentro
del pozo, un disco metalico podia ser colocado por encima de las demas herramientas de la sar-
ta, que se rompe y es arrojado a la superficie cuando el empacador es colocado en posicion y la
valvula principal es abierta.

Esta valvula de disco se elimin6 y ha sido remplazada por los probadores hidraulicos que com-
binan las funciones de la véalvula de disco, la valvula principal y la valvula igualadora de pre-
sion en una sola unidad.

* Valvula de circulacion (Circulating Valve). Esta valvula ayuda a remover los fluidos inflama-
bles de la prueba antes de ser retirada la herramienta del pozo, esta valvula provee un medio
para abrir la tuberia de perforacion a cierta distancia por arriba del probador. El lodo se bombea
al espacio anular que después atraviesa el interior de la tuberia de perforacion y acarrea los flui-
dos de prueba que se quedan en la tuberia.

Esta valvula se puede usar con la valvula de cierre. Con tal arreglo es posible cerrar la valvula
de prueba y al mismo tiempo abrir la valvula de circulacion solamente con rotar la tuberia de
perforacion al final del periodo de flujo.

* Junta de seguridad (Safety Joint). Se coloca por arriba del empacador. En caso de que los
martillos hidraulicos no liberen el empacador, si es que llega a atascarse en el pozo, se podran
recuperar las herramientas por arriba de esta junta de seguridad ya que estara libre.

* Cabezal de produccion (Surface Control Head). Debido a que es necesario tener el control
sobre los fluidos producidos, se coloca el cabezal de produccion, ademas de que es ensamblado
para cumplir con los requerimientos de operacion de la compaiiia.

En la prueba DST, hay una parte esencial que es el equipo superficial, y es de suma importancia para
poder realizarla de forma segura. Dicho equipo superficial esta disefiado para medir los gastos y poder
manejar los fluidos en superficie durante la prueba, los componentes principales son:

* Cabezal de control (Christmas Tree). Este se localiza en la parte superior de la sarta, es una

combinacion de junta giratoria (swivel), y la valvula de control. La valvula permite tener con-
trol superficial sobre el flujo de los fluidos, mientras que la junta permite la rotacién de la sarta
en caso de que sea necesario asentar los empacadores o para operar alguna herramienta en parti-
cular.
En caso de tener altas presiones se utiliza un cabezal de control dual, mientras que, en pozos
marinos, dicha valvula se activa mediante la presion con lineas de nitrégeno. Contiene un recep-
taculo para incorporar y soltar barras para activar los puertos de los substitutos de circulacion
inversa.

276



* Manifold. Es un conjunto de valvulas de control (ver figura 3.12) colocadas en el piso del equi-
po para operar las siguientes funciones:

= Tomar muestras de los fluidos
=  Colocar estranguladores

= Medir la presién en superficie
=  Control adicional de la presién

Resultados obtenidos de la prueba DST

La primera evaluacién que se realiza a una formacion es cominmente la toma de registros en los inter-
valos de interés, con la interpretacion resultante de estos se puede determinar aproximadamente el po-
tencial productivo y la profundidad exacta de la formacién. Después de identificar los intervalos, por lo
general, se realizan pruebas DST; se aisla temporalmente cada intervalo de interés identificado para
evaluar las caracteristicas mas importantes del yacimiento, tales como permeabilidad, dafio a la forma-
cion, presiones y propiedades del fluido.

La informacién que se obtiene durante una prueba DST se puede agrupar en tres categorias:

1. Informacion en superficie. Desde superficie, utilizando los estranguladores apropiados, se ob-
tiene informacién acerca de la produccién que se tiene, ademas de eso si se tienen las instalacio-
nes adecuadas, como los tanques de almacenamiento y separadores, se puede obtener con gran
precision la relacion gas/aceite (RGA) y la produccion de agua.

2. Informacién de la tuberia de perforacion. Debido a que los fluidos de algunas de las pruebas
no llegan a superficie a causa de la presion del yacimiento, el analisis de los fluidos obtenidos
se realiza en la tuberia de perforacién, o bien se hace la evaluacion de los fluidos cuando se re-
cupera la sarta de perforacion.

3. Muestra recuperada. Este tipo de herramienta cuenta con muestreadores que guardan los flui-
dos obtenidos del flujo de la formacion hacia el probador. Dicho muestreador se mantiene bajo
presion y se lleva a la superficie, donde se analiza la muestra obtenida y de la cual se puede ob-
tener informacién no solo de presiones sino también puede ser: la relacién gas aceite (RGA) y
relacién gas agua, la gravedad especifica del aceite (obtenida con conversioén de los grados
API), la temperatura de yacimiento, la presion del yacimiento, la resistividad del agua de forma-
cién, entre otras.

Ademas de obtener y determinar esta informacion, relacionada con las propiedades de los fluidos y pro-
piedades del yacimiento, en varios reservorios existen discontinuidades (dentro del radio de investiga-
cion) que pueden detectarse utilizando el método de Horner (build up - incremento), con el cual se pue-
de determinar la distancia existente del pozo hacia dichas discontinuidades.

Con la ayuda de ciertas ecuaciones aplicadas a la interpretacién, se pueden hacer estimaciones de para-
metros como permeabilidad, dafio, presion media del yacimiento, etcétera. Ademas de tales ecuaciones,
se tienen métodos para realizar los analisis correspondientes. Los que pueden ser utilizados son los si-
guientes:
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* Meétodo de Horner. Este método se usa cuando se conocen el espesor de la capa y la viscosidad
del fluido.

* Meétodo de andlisis con curvas tipo. Estas curvas consideran el efecto de dafio y se utilizan para
analizar el periodo de flujo del fluido en una prueba DST, el cual no alcanza a llegar a la super-
ficie.

* Ajuste mediante programas de computacion. Este método solo se utiliza si las técnicas conven-
cionales no se pueden aplicar, en este caso se recurre a un simulador numérico de yacimientos,
y se utiliza un historial de la produccion.

8.2 Probador de Formacion Operado con Linea de Acero (Wireline Formation Tester, WFT)

Una herramienta WFT es aquella que se baja y se opera dentro del pozo por medio de un cable eléctri-
co. Cuenta con una o varias camaras que se utilizan para obtener muestras de fluido del yacimiento.

Cabe mencionar que el WFT es el nombre genérico que le dio inicio a una era de probadores operados
con linea de acero.

En términos generales, este probador consistia de una camara muestreadora que se encontraba conecta-
da a una almohadilla que abria para crear un sello con la pared del agujero, con esto se establecia la co-
municacion entre la camara y la formacion (Fig. 194). Las valvulas en superficie controlaban el abrir y
cerrar de la camara muestreadora. La herramienta se bajaba con cable y se posicionaba en el intervalo
de interés.

Después de que la camara se llenaba con los fluidos de la formacién se cerraba y la almohadilla se con-
traia para que la herramienta pudiera ser retirada del pozo.

Fig. 194 — Ejemplo de una herramienta WFT (Flores y Ruiz, 2012).

Esta herramienta puede ser una alternativa menos costosa y mas rapida que una prueba DST. La herra-
mienta se baja en el agujero descubierto mediante un cable que va desde la superficie en una unidad re-
gistradora (camion registrador). La herramienta cuenta con un mecanismo de apertura, el cual provoca
que la herramienta genere presion sobre la pared de la formacién, y pueda establecer comunicacion
para permitir el flujo de los fluidos desde la formacion hasta la cAmara muestreadora; y con la ayuda de
un transductor se registra la presion en la superficie.
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La interpretacion que se obtiene de una prueba utilizando la herramienta WFT puede llegar a ser de me-
nor calidad, es decir que se pueden hacer estimaciones erroneas en comparacion con las de una prueba
DST, sin embargo, se continu6 con su uso debido a factores econémicos y a las mejoras que mas ade-
lante se le harian con la introduccién de nuevas herramientas que funcionaban con el mismo principio,
utilizando linea de acero.

Diseiio del WFT

A pesar de que la herramienta inicamente recuperaba una muestra de fluidos y mas adelante determina-
ba la presion de la formacion, su disefio era complejo.

La herramienta generalmente consta de tres secciones: la superior, la de la prueba (Fig. 195) y la infe-
rior. Estas secciones se encuentran conectadas entre si y las secciones superior e inferior se encuentran
longitudinalmente espaciadas con respecto a la seccién de prueba. En el pozo debe haber un fluido que
proporcione un control hidrostatico de la presién de la formacion.

Para obtener informacion sobre las indicaciones del sistema hidraulico se cuenta con un transductor que
produce sefiales eléctricas en respuesta a los cambios de presién. La sefial pasa a través de un dispositi-
vo indicador (manometro) y después pasa a un registrador convencional que marca las presiones del
sistema hidraulico.

Indicador de operacion de

la herramienta

F]
—’ -
Cable i_’
Mecanismo de Control
e
ute —»  Registrador conectado en superficie

| S

Almohadilla — Almohadilla sello

— g

= * Balas

of
F
'1{.;::{:

: Ad ™ AL .. = i ici
Vilsus dessllo ) Registrador conectado en superficie

Camara muestreadora — Medidor

Fig. 195 — Seccién de prueba de la WFT (Flores y Ruiz, 2012).

Resultados Obtenidos de la Prueba WFT
Lo que se obtiene de la prueba es un registro (Fig. 196). En la siguiente figura, la curva 1 muestra la

apertura y cierre de la herramienta (con una escala de 0 a 11,000 psi hacia la izquierda). La curva 2
muestra el registro de la presién durante la prueba; ambas curvas en unidades psi.
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Fig. 196 — Registro tipico de una prueba de formacién efectuada con un equipo WFT (Flores y Ruiz, 2012).

Finalmente se recupera la cAmara muestreadora de la herramienta y con la ayuda del equipo superficial,
que incluye un separador de gas y un medidor de gas de laboratorio, se pueden preservar las muestras
tanto de aceite como de gas para posteriormente realizar los analisis correspondientes.

Con este probador, lo que se puede determinar u obtener es esencialmente:

* El tipo de fluido (aceite o gas).

* La presion del yacimiento.

* Larelacion gas aceite minima (RGA).

* Lalocalizacién de los contactos gas/aceite o aceite/agua.

* La recuperacion de muestras para examinarlas y realizar andlisis con el fin de determinar pro-
piedades de los fluidos (densidad del aceite, composicién del gas y la salinidad del agua de for-
macion.

Implicitamente, la herramienta WFT estimaba cualitativamente la permeabilidad. Cuando se introducia
la herramienta y se abria la caAmara para que los fluidos entraran se tomaba un registro del tiempo que
tardaba la camara en llenarse; entonces, si en una formacién la herramienta tardaba demasiado tiempo
en llenarse indicaba que la permeabilidad de esa zona era muy baja, por el contrario, si la cAmara se lle-
naba en un tiempo corto indicaba una permeabilidad alta.

Por otra parte, los volimenes de aceite y gas que se recuperaban eran indicadores excelentes para pre-
decir la produccién inicial que se esperaria en ese intervalo probado.
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El agua que se obtenia, como resultado de la prueba, se podia analizar para conocer su salinidad, el
aceite podia ser analizado para conocer su gravedad y el gas para conocer su contenido de hidrocarbu-
ros.

Las mediciones de presion que arrojaba la herramienta eran utilizadas para determinar la maxima pre-
sion de la formacion y cuando se requeria de mas detalles para el andlisis de los fluidos obtenidos se
utilizaban equipos y programas de computo con los cuales se podian obtener valores exactos de per-
meabilidad, factor de dafio, indice de productividad especifico y estimados de produccion diaria.

8.3 Probador de Formacion de Repeticion (Repeat Formation Tester, RFT)

La herramienta RFT es un dispositivo operado con linea de acero y es considerado como el sucesor de
la herramienta WFT, debido a que operan con el mismo principio.

Este probador de formacion tiene la ventaja de proporcionar datos de presiéon con minimos requeri-
mientos de tiempo de perforacion; ademas de que puede ser colocado las veces que se requiera en un
solo viaje dentro del pozo.

Es importante introducir el término “pre-prueba” (pretest), ya que cuando la herramienta RFT se coloca
a una profundidad determinada, se realiza una pre-prueba en la que se toman pequefias muestras de
fluido de la formacion. Durante este periodo se monitorea la presién de los fluidos de la formacion ad-
yacente hasta que se alcanza un equilibrio en la presion de la formacion. Estos datos de presion son re-
gistrados en superficie en forma analégica y en escalas de alta resolucién.

Después que se realizan las pre-pruebas en el intervalo de interés, se puede tomar una muestra mas
grande y representativa de fluido, con la posibilidad de recuperar dos muestras de fluido por viaje, ya
que las muestras de fluidos tomadas en la pre-prueba no se conservan.

Al trabajar con esta herramienta se debe tener especial cuidado de recolectar muestras representativas
de los fluidos de la formacion y no del filtrado del fluido de perforacion, para evitar esto, el filtrado se
retira durante la “pre-prueba”.

El proposito original de estas camaras de pre-prueba era hacer un estudio preliminar para saber si se te-
nia un buen sello hidraulico y también para hacer mediciones de permeabilidad. Durante este periodo
se monitoreaba la presién en superficie, utilizando registradores digitales.

Diseiio del RFT

El disefio del probador RFT tiene un aspecto muy parecido al de su antecesor, el llamado FIT o WFT,
que son operados mediante cable de acero (Fig. 197). Solo ciertas diferencias se pueden encontrar en el
probador de repeticion (RFT). Dentro del disefio, la herramienta cuenta con ciertas caracteristicas espe-
cificas, por ejemplo:

* (Camaras de pre-prueba (pretest chambers).

* (Camaras muestreadora (sample chambers).
* Manometros de alta resolucion.
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Manémetro

Camaras

Empacador

Valvulas
Fig. 197 — Herramienta RFT y su posicién dentro del agujero (Flores y Ruiz, 2012).
La herramienta tiene un brazo mecanico que inicialmente se encuentra cerrado, posteriormente se abre

a la profundidad de interés para poder pegar la herramienta a la pared del pozo y asi tener una conexion
entre la formacién y el probador (Fig. 198).

Se cuenta de igual manera con un empacador en la almohadilla que sirve para pegarse a la formacion,
este empacador aisla la zona de interés a probar.

Debido a los problemas que se pueden generar al terminar la prueba se cuenta con un mecanismo lla-
mado “anti stick pad”, que se utiliza solo cuando se va a liberar la herramienta.

___—ANTISTICK
PAD
EMPACADOR SER
PISTON O
BRAZO
MECANICO

Fig. 198 — Brazo mecanico en posicién cerrada (a) y abierta (b) (Flores y Ruiz, 2012).
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Resultados Obtenidos de la Prueba RFT

El resultado que se obtiene del registro de esta herramienta (Fig. 199) contiene datos muy utiles en la
interpretacién de la formacioén debido a que se pueden realizar tantas pre-pruebas como se requiera du-
rante un solo viaje al pozo.

Las mediciones de las pre-pruebas pueden ser utilizadas para determinar intervalos de interés, de los
cuales es necesario tomar una muestra. La lectura final de la presion arroja una buena estimacién de la
presion de la formacién, ya que los factores que pueden llegar a alterar las lecturas (asi como el incre-
mento de la presion debido a la expansion del empacador o el decremento de presion debido a la prueba
o a la presion del enjarre durante el incremento), se eliminan durante los dos periodos de flujo.

Otros parametros que se pueden obtener son datos de presidn, y ademas se recuperan muestras de flui-
dos que varian en volumen dependiendo de la herramienta (pueden ser desde 1 hasta 12 galones). Estas
muestras son utilizadas para realizar los analisis correspondientes, dependiendo del tipo de fluido recu-
perado; ademaés, de estas muestras de fluido se obtienen registros de presién con los cudles, mediante
analisis cuantitativos, se pueden hacer estimaciones de parametros como la presion del yacimiento y
también de las permeabilidades.

Smolen (1977) sugiere que las mediciones de permeabilidad durante el analisis de la prueba de decre-
mento podrian ser erroneas y propone el analisis de las curvas donde se encuentran las lecturas de la
presion final durante la prueba de incremento.

Steward (1981) recomienda el analisis de incremento de presion (build-up) para mediciones de permea-
bilidad en formaciones naturalmente fracturadas.
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Fig. 199 — Ejemplo de registro obtenido con la herramienta RFT (Flores y Ruiz, 2012).

8.4 Probador de Formaciéon Modular Dinamico (Modular Formation Dynamics Tester, MDT)
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El MDT es una herramienta que en la actualidad aporta conocimientos acerca de la dinamica de los ya-
cimientos, asi como sus antecesores; es por esta razon que es una de las herramientas mas utilizadas en
la caracterizacion de yacimientos dentro de la industria petrolera.

A través de multiples pruebas de variacion de presion, este probador permite evaluar las permeabilida-
des vertical y horizontal.

En términos generales, con esta herramienta el fluido que no se requiera es expulsado utilizando un
modulo de bombeo. Durante el tiempo que dure la prueba el operador puede monitorear la resistividad
y la temperatura de los fluidos en la linea de flujo. Cuando se va a determinar si el fluido es de calidad
o no, el bombeo se detiene y el fluido proveniente de la formacién puede desviarse a la cAmara mues-
treadora o, si no se requieren muestras (por lo general cuando se indica presencia de agua o gas), otra
se puede probar otra zona.

Diseiio del MDT

El disefio de la herramienta MDT consiste principalmente en una configuracion basica de cuatro médu-
los que se muestran en las figuras 200 y 201.

Médulo eléctrico
Médulo de potencia hidraulica

Madulo de prueba

\\
Modulo de camaras
muestreadoras

Y,

Fig. 200 — Esquema de la configuracién basica del MDT (Flores y Ruiz, 2012).

* Mboédulo Eléctrico (Electrical Module). Este modulo proporciona la potencia eléctrica requeri-
da para los componentes electrénicos de la herramienta cuando se encuentra en el fondo del
pozo, adicionalmente proporciona 1 kilowatt al sistema electro-hidraulico. Es decir, este modu-
lo convierte la corriente alterna proveniente de la superficie a corriente directa hasta la herra-
mienta, que se utiliza para los otros modulos en la herramienta, este modulo eléctrico esta situa-
do en la parte superior de la herramienta MDT.

* Mboédulo de Potencia Hidraulica (Hydraulic Power Module). Es de los mas importantes ya
que proporciona la potencia hidraulica requerida para que los mddulos de las sondas trabajen
adecuadamente. Contiene un motor eléctrico y una bomba hidraulica, la cual es utilizada para
colocar y retirar los moédulos de la sonda de prueba (simple o doble).
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Moddulo de prueba con probeta simple (Single-Probe Module). Este mddulo, el cual se opera
hidraulicamente, crea un medio de comunicacién entre la formacién y la herramienta, y registra
las presiones de la formacion. Para crear un sello, se utiliza un empacador circular que se fuerza
para atravesar el enjarre de la pared del pozo con el fin de establecer un sello con la formacion.
Cuenta con unos pistones en la parte posterior que sirven para mantener centrada la herramienta
en el pozo, o para reducir el riesgo de pegaduras debido a la presién diferencial. Ademas de
contar con estos pistones, en este modulo de prueba se tienen registradores de presion, tempera-
tura y resistividad.

Como cuenta con un sistema electrohidraulico avanzado, puede ser colocado hasta tres veces
mas rapido que los probadores anteriores.

Moédulo de la camara muestreadora (Sample Chamber Modules). Dentro de este modulo se
cuenta con combinaciones de camaras muestreadoras con capacidades que van desde 1 a 2.5 ga-
lones. El flujo hacia las cAmaras siempre es monitoreado desde la superficie.

Una camara de 6 galones se coloca al fondo de la herramienta, en teoria en la herramienta se
pueden colocar hasta 12 camaras de 2.75 galones cada una, pero debido a limitaciones de peso y
longitud, normalmente se utiliza un arreglo de 6 camaras muestreadoras que se encuentran colo-
cadas a 0.53 m del fondo del pozo.

Aungque el disefio basico de la herramienta considera estos cuatro modulos, se puede ampliar la
capacidad de la herramienta afiadiendo otros mddulos, como los que se muestran a continua-
cion.

Mddulo eléctrico

Mddulo de potencia hidraulica

Médulo de prueba

Mddulo de prueba doble o dual
Modulo de
empacador

Médulo de control de flujo cati

Mddulo de andlisis de fluidos

Modulo de muestra multiple

PRLLLLLL ] -

N
Mdodulo de camara muestreadora

P
3

Mddulo de bombeo

b

Fig. 201 — Representacién de los médulos que se pueden afiadir a la herramienta MDT (Flores y Ruiz, 2012).

Moédulo de prueba doble o dual (Dual Probe Module). Este modulo se afiade al disefio basico
con el que, en conjunto, se tendra un arreglo de dos sondas de prueba (probetas), de las cuales
se tiene una para admitir la entrada de los fluidos a la herramienta y la otra acttia como sonda de
observacion. Normalmente este modulo se utiliza en conjunto con el médulo de control de flujo
para tener 1 litro de fluido de la formacion a través de la sonda de entrada y lograr una variacion
en la presién de la formacién.
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Modulo multiprueba (Multiprobe Module). La configuracion de este modulo consta del mo-
dulo de prueba dual y de una o dos sondas (probetas) verticales; una se localiza en la parte pos-
terior y la otra a una distancia vertical de 28 in de la sonda por donde entrara el fluido.
Realizando un analisis de las variaciones de la presion indicadas en las sondas de observacion,
se pueden hacer estimaciones de permeabilidad, tanto de forma horizontal como vertical.

Moddulo de empacador doble (Dual packer module). Este modulo utiliza dos empacadores in-
flables de aproximadamente 34 ft y logran aislar la pared de la formacién de la columna de
lodo, el intervalo aislado es de 3 a 11 ft. Se pueden utilizar para realizar pruebas DST y pruebas
de interferencia, si se tiene un modulo con la sonda apropiada.

Este mddulo es de gran ayuda para hacer mediciones de presion y recolectar muestra de fluidos
en formaciones no consolidadas, fracturadas, con porosidad vugular y estratificacién laminar.

Se debe instalar en conjunto con el médulo de bombeo, ya que con la ayuda de dicho médulo se
podran inflar los empacadores para poder crear el sello y aislar la zona de interés.

Moédulo de control de flujo (Flow control module). Este modulo proporciona 1 litro en una
prueba de caida de presion con un flujo que varia entre 1 ml/seg a 200 ml/seg. De esta manera,
una prueba de caida de presién en un periodo lo suficientemente largo, proporcionard medicio-
nes de la presion de formacion y se podra determinar de igual manera la permeabilidad.

Moddulo de analisis de fluidos (LFA Live Fluid Analyzer Module). Con este modulo se puede
hacer un andlisis de los fluidos con la ayuda de un espectrémetro de absorcién. Se utiliza para
determinar la cantidad de fluidos que se encuentran en la linea de flujo (fluidos de perforacion y
fluidos del yacimiento), con esto se puede determinar la relacién gas aceite (RGA) in situ.

Moédulo de analisis composicional de fluidos (CFA Composition Fluid Analyzer Module).
Se utiliza este modulo para analizar los fluidos en el fondo del pozo, utilizando un espectréme-
tro de absorcion se puede determinar la concentracion de metano, etano, propano, butano, pen-
tano, agua y didxido de carbono (CO,).

Moddulo de muestra miultiple (Multisample Module). Cada uno de estos modulos puede reco-
lectar 0.12 galones de una muestra que puede ser utilizada para realizar analisis PVT, esto es de
gran ayuda debido al hecho de que puede recolectar una muestra en mas de una profundidad du-
rante un solo viaje dentro del pozo.

Cada muestra se almacena en un contenedor individual y puede ser llevada hasta la superficie
de manera intacta, es decir manteniendo las condiciones de presion y temperatura originales.

Médulo de bombeo (Pump Up Module). Este modulo es de gran ayuda ya que elimina o,
como su nombre lo dice, bombea fuera de la herramienta el fluido contaminado. Este bombeo
tiene que ser con una presion mayor a la diferencia de presién entre la correspondiente a la for-
macion y la presion hidrostatica en el pozo. (Para una diferencial de 800 psi, el médulo puede
bombear 0.6 gal/min).

Resultados Obtenidos de la Prueba MDT

Una vez que la prueba se ha realizado, se pueden obtener los resultados siguientes:

Presién de formacion.
Gradientes de Presion.
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Muestras y analisis de fluidos.
Permeabilidad.

Anisotropia de la permeabilidad.
Evaluacién de la productividad.
Pruebas en mini-fracturas.
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9. Integracion de resultados del registro de hidrocarburos, nucleos y laminas delga-
das

Objetivo: El alumno conocera los resultados del registro de hidrocarburos, ldminas delgadas y los ana-
lisis de nicleos, para integrar sus resultados en el modelo petrofisico.

9.1 Registros de hidrocarburos®

Desde hace varias décadas, el principal problema que se tenia en las perforaciones petroleras para la
btisqueda de hidrocarburos de caracter cientifico y econémico a lo largo de todo el mundo se centraba
en poder conocer con detalle la presencia de hidrocarburos en aquellas secciones o intervalos que se es-
tuvieran perforando simultaneamente junto con la construccion de un pozo petrolero. Por lo tanto, la
oportuna deteccion de las manifestaciones de hidrocarburos contenidos en dichos intervalos, permitiria
asignarle un valor econémico a la secciéon que se estuviera atravesando y por ende al pozo en si, esto
con la finalidad de realizar en dichas secciones los procedimientos mas adecuados para poder probar su
potencial productor de hidrocarburos.

Desde los comienzos de la industria petrolera a nivel mundial y hasta hace apenas algunos afios, dentro
de los trabajos que se realizaban en pozos exploratorios, la deteccion de las manifestaciones en posibles
intervalos con contenido de hidrocarburos (gas y aceite), en aquellas secciones que eran atravesadas
por un pozo, se realizaban en un comienzo de forma experimental por medio de la observacién directa,
y la utilizacién de los sentidos (por medio del olor y el sabor del lodo de perforacién), asi como tam-
bién por medio del andlisis de los recortes de fondo de pozo que se obtenian en las presas de lodo. Sin
embargo, con el paso de los afios se han vuelto cada vez mas complejas las labores de exploracién en
mar y en tierra, y ahora se llevan a cabo en ambientes cada vez mas complejos, por lo que la oportuna
identificacion de las manifestaciones igualmente se ha dificultado. Estas manifestaciones pueden pre-
sentarse de multiples maneras, algunas obvias y faciles de interpretar, y otras extremadamente sutiles,
engafiosas y con alto grado de dificultad en su interpretacion.

Debido a estas limitantes, es que surgen los registros de hidrocarburos junto con los registros de para-
metros de perforacion en tiempo real, los cuéles constituyen una de las principales técnicas de registros
aplicables dentro de la industria petrolera para la realizacion de mediciones en tiempo real de los para-
metros que se ven involucrados en los pozos petroleros, la deteccion de manifestaciones de hidrocarbu-
ros en tiempo real, asi como también un oportuno anélisis de los fluidos y gases involucrados en las
pruebas de produccion. Generalmente a este tipo de registros se le da un mayor peso e importancia,
particularmente en aquellas perforaciones que son de caracter “exploratorio”, ya que en tales perfora-
ciones es donde se tendran las mayores incertidumbres sobre las condiciones en las que se encuentran
las rocas y las formaciones a profundidad, asi como los yacimientos a localizar. Sin embargo, su aplica-
cién no se restringe a solo operar en este tipo de perforaciones, sino que pueden ser adquiridos en todo
tipo de perforaciones, en cualquier ambiente ya sea en tierra o en mar, y con cualquier tipo de lodo de
perforacion utilizado. Debido a ello, se le podria considerar como una herramienta esencial en la perfo-
racién, ya que la informacion técnica que se genera, ayuda no solo para la evaluacion de las formacio-
nes geoldgicas, sino que ademas proporciona los medios para cumplir con funciones de vital importan-
cia como lo son la vigilancia en materia de seguridad del pozo, y la economia en los pozos. Dicho esto,
se le podria considerar finalmente como una técnica de exploracién que se ha llevado a cabo en la in-
dustria petrolera por mas de medio siglo en pozos y en perforaciones a nivel mundial con 6ptimos re-

10 El presente tema se desarrolla con base en la tesis de licenciatura Principios De Medicién De Los Registros Geofisicos De Pozos, de Gustavo Alberto
Ricco Macedo, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2012, retomando su capitulo “8.1.- Registros de hidrocarburos”.
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sultados, haciendo actualmente de la técnica, una de las actividades claves en la btisqueda de hidrocar-
buros.

En México particularmente, su desarrollo dentro de la industria petrolera nacional data apenas del siglo
pasado, a pesar de que a nivel mundial ya era conocido el método, teniendo sus comienzo en territorio
nacional a finales de la década de los 40’s, poco después de que se diera la Expropiacién Petrolera
(1938) por medio de la empresa ROTENCO, la cual brinda dicho servicio a su principal cliente, PE-
MEX Exploracion y Produccién. Sin embargo, al no darse abasto debido a la gran cantidad de pozos
existentes en territorio nacional y aquellos existentes en aguas nacionales, es como surge por dicha ne-
cesidad, otra empresa de servicios denominada The Mudlogging Company México S.A. de C.V. Esta
empresa, al igual que su principal competidora ROTENCO, se forj6 como una empresa de servicios
que provee de registros de hidrocarburos a la industria petrolera, y su origen se dio en Austin Texas,
siendo The Mudlogging Company México su filial en el territorio nacional al servicio de PEMEX Ex-
ploracion y Produccién. Un ejemplo de registro se muestra en la figura 202.
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Fig. 202 — Ejemplo de un registro de hidrocarburos tomado en el pozo Samaria 7013H ST-1 en
Villahermosa, Tabasco (The Mudlogging Company Mexico, 2010).
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Razoén de ser de los registros de hidrocarburos. La informacion que se obtiene a partir de los regis-
tros de hidrocarburos es de naturaleza cuantitativa, ya que los resultados obtenidos se encuentran suje-
tos a varios factores que influyen en la magnitud de las manifestaciones de aceite y de gas. Dichos va-
lores seran proporcionales a la cantidad de fluidos que tenga la formacidn, siempre y cuando se evaltien
oportunamente los problemas que puedan afectarlos. Por ello, los registros de hidrocarburos como téc-
nica de registros en los pozos petroleros, son primordiales en los trabajos exploratorios ya que reducen
considerablemente los riesgos de descontrol del pozo al momento de la perforacion, siendo crucial la
informacién que proporcionan para la seguridad del personal, de las instalaciones y del mismo pozo.
Entre las principales funciones que tienen los registros de hidrocarburos, destacan varios puntos:

* Sirven para el monitoreo de los parametros de perforacién en tiempo real, y la deteccién oportu-
na de zonas de geopresiones anormales o subnormales (lo que reduce el riesgo de descontrol o
perdida de lodo).
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* Permiten aumentar la seguridad (del personal y del pozo mismo).

* Impactan econémicamente al permitir optimizar los costos de perforacién (evitar realizar gastos
de pruebas no necesarios en intervalos no productores, dando informacién oportuna).

* Proveen de una detallada evaluacién de las formaciones geolégicas metro a metro, y el descu-
brimiento de nuevos horizontes petroliferos, asi como también una evaluacién de los fluidos en
las pruebas de produccién.

Parametros de perforacion involucrados en los registros de hidrocarburos. Al momento en que se
esta perforando un pozo petrolero, cada uno de los parametros de perforacion que intervienen en el pro-
ceso (velocidad de perforacion, peso sobre la barrena, niveles de las presas de lodo, profundidad total,
emboladas totales de la bomba, etc.), es monitoreado en tiempo real, y al mismo tiempo es registrado
en forma de gréficas, reportes y tablas numéricas que proporcionan informacién sobre las propiedades
fisicas y quimicas de las rocas que estan siendo recortadas, asi como el tipo de fluidos que acompafian
dichos recortes.

Esto se logra mediante la utilizacion de una unidad de registros de hidrocarburos, por medio de la cual
es posible obtener la siguiente informacion, a partir de los recortes recuperados del lodo de perforacion:

* Variaciones en la velocidad de penetracion.

* Deteccién de gas en el lodo de perforacién.

* Analisis cromatografico del lodo de perforacion.

* Deteccion de gas y/o aceite en los recortes de canal.

* Descripcion litologica de los recortes de canal.

* Porosidad visual de las muestras de canal.

* Determinaciones paleontoldgicas para correlaciones bioestratigraficas.
* Fluorescencia en las muestras de canal.

* Solubilidad de las muestras de canal en rocas tipo carbonatadas.
* Conductividad y/o resistividad del lodo de perforacién.

* Deteccién de CO, y H.,S.

Ventajas y aplicaciones del registro de hidrocarbures. El registro de hidrocarburos como se ha men-
cionado ya, tiene funciones esenciales dentro de las labores de perforacion exploratoria ya que es una
de las herramientas mas ttiles en la identificacién de zonas de presiones anormales, control de la mag-
nitud de las manifestaciones de hidrocarburos, identificacién de zonas potencialmente productoras de
hidrocarburos, y brindar seguridad para todo los equipos, maquinaria y personal que labora en las torres
y plataformas petroleras.

Para poder tener una mejor comprension de las ventajas que brinda el registro de hidrocarburos, pode-
mos dividir sus funciones dentro de tres grupos principales: seguridad, ecologia y economia.

+ Seguridad: los registros de HC'S ayudan en la deteccién y ubicacién de las profundidades de
todas y cada una de las acumulaciones de hidrocarburos y/o de cualquier fluido de formacion.
Son también de utilidad en la evaluacion de geopresiones, lo que auxilia en la prediccién de zo-
nas de maxima presion de formacion. Monitorea constantemente la presencia de combustibles y
gases toxicos que podrian causar graves dafios de salud a la gente que labora en el pozo. Permi-
ten monitorear constantemente los niveles del lodo de perforacion en las presas de lodo, para
detectar con ello las posibles pérdidas o ganancias de los fluidos provenientes de las formacio-
nes.
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* Economia: durante las labores de perforacion, toda operaciéon que involucre la realizacion de
actividades que demoren el programa de perforacion, implica elevar muchisimo el costo de las
actividades a realizar. De manera que el registro de hidrocarburos permitira minimizar los cos-
tos y los tiempos programados, ya que solo se realizaran las labores que sean estrictamente ne-
cesarias y la mejor toma de decisiones en tiempo real. Algunas otras de las funciones que tiene
economicamente son por ejemplo el detectar oportunamente las zonas de altas presiones, evi-
tando tener que asentar las tuberias de revestimiento en formaciones donde no sea indispensa-
ble. Sirve como apoyo en la recomendacién sobre el corte de nticleos de fondo o de pared para
la realizacion de estudios caracteristicos de yacimientos (estratigraficos, paleontolégicos etc.) y
de cualquier tipo de fluido que puedan alojar. Ayuda a eliminar la posibilidad de abandonar po-
zos potencialmente productores, y como fuente de correlacion junto con los registros eléctricos
de pozos, optimizando asi los costos de perforacién.

* Ecologia: Durante la perforacion, puede haber casos en que se esté aportando fluido a las presas
de lodo al perderse el balance entre presion hidrostatica y la presion de las formaciones, ocasio-
nando que se incremente el volumen de lodo en las presas y que este pueda derramarse y/o con-
taminar el entorno ecoldgico de la zona de perforacion, especialmente si son fluidos con deriva-
dos de hidrocarburos. Del mismo modo, si se llegase a presentar un descontrol del pozo y que
este lleve consigo cantidades de H,S, su presencia en la atmésfera y en el ambiente a los alrede-
dores es sumamente corrosivo y contaminante de la flora y la fauna del lugar.

Se puede decir que cada una de las curvas del registro de hidrocarburos representa un perfil cualitativo
de los cambios en las caracteristicas de las formaciones que estan siendo recortadas por la barrena, de
tal manera que, por medio de la interpretacion de las curvas, se pueden realizar interpretaciones de uti-
lidad al presentarse variaciones en los parametros de perforacién. De entre todas las curvas principales
en el registro, destacan la velocidad de perforacién, la columna litologica, gas en el lodo, gas en los
cortes, fluorescencia y conductividad.

Sin embargo, los parametros de perforacién en tiempo real son todos los siguientes: profundidad total,
profundidad de la barrena, velocidad de perforacion, carga en el gancho, peso sobre la barrena, presion
de bomba, torque de la rotaria, revoluciones de la rotaria, emboladas totales, gasto de la bomba, gas to-
tal, flujo de salida, volumen total en presas, temperatura de entrada y de salida del lodo de perforacién,
y la conductividad de entrada y de salida del lodo.

9.2 Analisis de niicleos!

Un nucleo es una muestra de roca representativa de la formacion, tomada a una determinada profundi-
dad. Las mediciones directas sobre los nicleos proporcionan datos indispensables sobre yacimientos de
petroleo y gas para exploracion, evaluacién y produccion.

Brindan evidencias directas de la presencia, distribucion y capacidad de producciéon de hidrocarburos
ademas de permitir la revelacion de variaciones en los rasgos del yacimiento, que podrian no haberse
detectado a través de las mediciones derivadas de los registros de fondo de pozo.

En la industria del petroleo y el gas, los operadores utilizan dos métodos principales para obtener mues-
tras de rocas del subsuelo:

11 El presente subtema se desarrolla con informacién del articulo Los nicleos en la evaluacién de formaciones, de Andersen, M. A., Duncan, B., y
McLin, R. Publicado en el Oilfield Review de Schlumberger, Vol. 5, no. 2., en 201.
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* La extraccién de ntcleos enteros con el arreglo de perforaciéon. Los ntcleos enteros, también
denominados nucleos convencionales/de fondo, son secciones continuas de roca yacimiento.

* La toma de muestras de la pared del pozo. Los nucleos laterales o testigos laterales, también co-
nocidos como muestras de pared, pueden dividirse a su vez en nticleos obtenidos a percusion o
en forma rotativa.

La muestra de roca se corta en la direcciéon en que se van atravesando las formaciones en el pozo, al
momento de irlo perforando. Para esta técnica de muestreo, se pueden encontrar las siguientes variacio-
nes:

* Nucleo convencional

* Nucleo con mangas de hule
* Nucleo orientado

* Nucleo a presion

* Nucleo con esponja

* Nucleo con gel

* Nucleo con linea de acero

* Niucleo con motor de fondo

Los tamafos de las muestras son muy variados. La informacién extraida de un niicleo depende en parte
del tamafo y del volumen del mismo, y controlan los tipos de analisis que pueden efectuarse (Fig. 203).

Segmento de Andlisis de nicless Andlisis de muestras
miclen entero de didmetro completa e nicleos

. i 1pie

3 pies 1 pie

Fig. 203 — Los nucleos se pueden seccionar def)endiendo delo ;]ue se re-quiera y se pueden submuestrear (Andersen, Duncan y McLin, 2013).

Los ntcleos se obtienen durante el proceso de perforacion utilizando una barrena especial de extraccion
de nucleos. Habitualmente, el diametro de los ntcleos oscila entre 1,75 y 5,25 pulgadas, y en general se
perforan en incrementos de 30 pies, que corresponden a la longitud del tubo extractor de nticleos o de
su camisa.

La barrena de extraccién de nicleos, con forma de anillo toroidal (Fig. 204), genera un cilindro de roca
que atraviesa el centro de la barrena.
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Fig. 204 — Barrena de extraccién de nicleos. Fabricada de un compuesto policristalino de diamante (PDC), emplea un
disefio de cortadores finos que no toca el centro del pozo y genera un ntcleo cilindrico de la formacién que se esta
atravesando y lo retiene dentro del arreglo de fondo de pozo (Andersen, Duncan y McLin, 2013).

La barrena penetra en los estratos y una seccion cilindrica de la roca pasa a través de la herramienta, la
cudl permanece dentro de un tubo extractor de ntcleos, que forma parte del arreglo de perforacién de
fondo de pozo. Los nucleos enteros se cortan normalmente en multiplos de secciones de 30 pies de lar-

go.

El analisis de nucleos convencionales comienza con la recepcion y la generacion de imagenes prelimi-
nares y luego pasa a la preparacion y el analisis. En el laboratorio, los nticleos son recibidos e inventa-
riados. Los ntcleos enteros pasan por un registrador de rayos gamma de nucleos, que mide los rayos
gamma emitidos naturalmente por los nucleos.

Mediante la comparaciéon de las mediciones de los rayos gamma de los nticleos con los registros que
son adquiridos con herramientas operadas con cable, los encargados del pozo pueden correlacionar la
profundidad del ntcleo con la profundidad del registro e incluso identificar los intervalos de los cuales
puede haberse perdido o dafiado el nucleo.

Las secciones del ntcleo son digitalizadas con una camara conectada a una computadora que despliega
y transmite las imagenes a color y en luz ultravioleta.

Las imagenes a color proporcionan un riesgo de la litologia, las caracteristicas de la estratificacion, los
contactos, las fracturas, los fésiles, la porosidad y las variaciones sedimentol6gicas.

Las imagenes bajo luz ultravioleta (UV), resaltan ciertos tipos de minerales, y realzan el contraste entre
zonas no prospectivas y zonas petroliferas.

Ademas de la matriz de la roca, las muestras de nucleos contienen fluidos de formacién. Si el ntcleo se
extrae de una zona productiva, estos fluidos de formacién contendran generalmente una mezcla de hi-
drocarburos y agua salada, o salmuera.

La limpieza de estos nticleos y la extraccién de dichos fluidos se combinan en un proceso delicado, que
remueve las fracciones pesadas y ligeras de petréleo crudo, para impedir dafios a los componentes de la
roca (figuras 205 y 206).
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Esquemas de limpieza de niicleos y extraccion de fluidos.
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Fig. 205 — Extraccion de Soxhlet (Andersen, Duncan y McLin, 2013). Fig. 206 — Extraccion de Dean-Stark (Andersen, Duncan

y McLin, 2013).

Mediciones Clave. Los cientificos han desarrollado varios métodos de medicion de estos voltimenes
de ntcleos, la mayoria de los cuales se basa en mediciones fisicas de peso, longitud, volumen o
presion. Algunas de estas mediciones se obtienen directamente a partir de la muestra; otras se basan
en el desplazamiento de los fluidos (principio de Arquimedes).

*  Volumen aparente.
o=V IV,
¢=(V,=V IV,
9=V, I(V,—V,)

donde: ¢ = porosidad
vV, = volumen poroso
Vi = volumen aparente
V. = volumen de granos

*  Volumen poroso.
PV,=P((V#+V +V,)

donde: P; = presion inicial
Ps = presion final
Vi = volumen inicial de la cAmara de referencia
Vi = volumen de las lineas de conexion
V, = volumen poroso de la muestra
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9.3 Analisis de laminas delgadas'

Para realizar estudios petrograficos y sedimentoldgicos es necesario preparar laminas delgadas, por lo
cual se requiere equipo especial, como cortadoras y pulidoras, para obtener el material apropiado para
su estudio en el microscopio petrografico (Fig. 207). Estos estudios también pueden llevarse a cabo en
las esquirlas o recortes de perforacion utilizando microscopios estereoscopicos.

Se han logrado desarrollar técnicas para la evaluacién tanto cualitativa como cuantitativa, de porosidad
y permeabilidad, observando laminas delgadas con impregnacion de resina.

Un método para la identificacion de porosidad corresponde, como se ha dicho, al analisis de laminas
delgadas impregnadas. Para identificar la porosidad en las muestras, es necesario impregnar con azul de
metileno las laminas delgadas o su caso con tinta fluorescente. Esta técnica consiste en cortar una table-
ta de roca, preparar la resina epoxica combinandola con un catalizador y con azul de metileno o tinta
fluorescente. La resina preparada se vacia a un pequefio envase de plastico, se sumerge la tableta de
roca y se mete en una bomba de vacio. De esta forma, al exponerse nuevamente a la presiéon atmosféri-
ca se logra que los poros de la roca se rellenen por la resina entintada, para luego dar tiempo a que esta
solidifique. Lo siguiente es elaborar, una lamina delgada de la muestra con la resina. Entonces es cuan-
do al observar al microscopio petrografico, la lamina presentara zonas fluorescentes o en color azul si
cuenta con porosidad, ayudando esto a cuantificarla de manera aproximada y a facilitar la identifica-
cién del tipo de porosidad.

Fig. 207 — Ejemplos de laminas delgadas vistas al microscopio petrografico (Martell, 2008).

Como se ha comentado ya, la porosidad de una roca se refiere al volumen ocupado por fluidos en rela-
cion con el volumen total. La justificacion para hablar de porosidad, en este caso, de el volumen de
poro a partir del area de una lamina delgada, esta basada en que si se toma una roca y se fabrican en
forma paralela tantas ldminas delgadas como sea posible, tendriamos con ellas una vista tridimensional
de esta roca, y al obtener un promedio de las areas obtenidas para la porosidad en cada lamina, tendria-
mos un valor bastante aproximado a la porosidad real. Cabe sefialar que en esta forma de célculo puede
existir un error en el calculo, pero que el resultado se aproxime al verdadero dependera de la homoge-
neidad de la roca, para que esta pueda ser representada por un area tan pequefia como la observada a
través de un microscopio, también debe tenerse un nimero considerable de muestras tomadas de la
misma capa de la formacion, estadisticamente es recomendable que el niimero de muestras sea igual o
mayor a treinta.

Para el calculo de porosidad se utiliza una imagen digital de una lamina delgada ya impregnada. Em-
pleando un software de disefio, se determina el area total de la imagen y a continuacién se delimitan
con una curva cerrada todas las zonas porosas encontradas (Fig. 208). El programa tiene la capacidad

12 El presente subtema se desarrolla con informacién de la tesis Desarrollo De La Evaluacién Petrofisica En México Y Su Futuro A Través De La
UNAM, de José Bernardo Martell Andrade, presentada para la Facultad de Ingenieria de la UNAM, en 2008.
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de calcular el area de las curvas trazadas, y con esto se puede calcular el porcentaje de area correspon-
diente en este caso a la porosidad de la roca.

A1 =3995.8355 [u’]
Dimensiones de la imagen: 720 x 540 [u] A2 =3070.0172 [v?]

Area total: 388800 [u?] A3 = 7361.5566 [u?]
Suma = 14427.41 [@’]

Fig. 208 — ejemplo de una imagen de una lamina delgada impregnada de resina ep6xica con azul de
metileno y la determinacién de areas (Martell, 2008).

Cabe sefialar que los valores se manejan en unidades lineales y cuadradas. El resultado invariablemente
es obtenido en porcentaje, asi que no es necesario asignar unidades especificas de longitud o de érea, ya
sea en metros o bien, las unidades de las imagenes digitales, los pixeles.

Dado el resultado del célculo gréfico y la determinacion de dichas superficies para este ejemplo, tene-

mos que la suma de las dreas de porosidad, de 14,427.41 [u®], corresponde a un 3.71% del total de
388,800 [u?].
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Anexos

Nomenclatura comin de los registros que ofrecen las principales compaiiias de ser-
vicios.

Company Name Tool Code  Tool Description

BAKER ATLAS WIRELINE 3DEX 3D Induction Logging Service
BAKER ATLAS WIRELINE AC BHC Acoustilog

BAKER ATLAS WIRELINE CAL Caliper

BAKER ATLAS WIRELINE CBIL Circumferential Borehole Imaging Log
BAKER ATLAS WIRELINE CDL Compensated Density Log

BAKER ATLAS WIRELINE CN Compensated Neutron Log

BAKER ATLAS WIRELINE DAC Digital Array Acoustilog

BAKER ATLAS WIRELINE DAL Digital Acoustilog

BAKER ATLAS WIRELINE DEL2 Dielectric Log - 200 Mhz

BAKER ATLAS WIRELINE DEL4 Dielectric Log - 47 Mhz

BAKER ATLAS WIRELINE DIFL Dual Induction Focused Log

BAKER ATLAS WIRELINE DIP High Resolution 4-Arm Diplog
BAKER ATLAS WIRELINE DLL Dual Laterolog

BAKER ATLAS WIRELINE DPIL Dual Phase Induction Log

BAKER ATLAS WIRELINE EI Earth Imager

BAKER ATLAS WIRELINE FMT Formation Multi-Tester

BAKER ATLAS WIRELINE GR Gamma Ray

BAKER ATLAS WIRELINE HDIL_BA High-Definition Induction Log
BAKER ATLAS WIRELINE HDIP Hexagonol Diplog

BAKER ATLAS WIRELINE HDLL High-Definition Lateral Log

BAKER ATLAS WIRELINE ICAL Imaging Caliper

BAKER ATLAS WIRELINE IEL Induction Electrolog

BAKER ATLAS WIRELINE ISSB Isolation Sub - Spontaneous Potential
BAKER ATLAS WIRELINE MAC Multipole Array Acoustilog

BAKER ATLAS WIRELINE MAC2 Multipole Array Acoustilog

BAKER ATLAS WIRELINE MFC Multi-Finger Caliper

BAKER ATLAS WIRELINE ML Minilog

BAKER ATLAS WIRELINE MLL Micro Laterolog

BAKER ATLAS WIRELINE MREX Magnetic Resonance Explorer Imaging Log
BAKER ATLAS WIRELINE MRIL Magnetic Resonance Imaging Log
BAKER ATLAS WIRELINE MSL Micro Spherical Laterolog

BAKER ATLAS WIRELINE PDK PDK-100

BAKER ATLAS WIRELINE PROX Proximity Log

BAKER ATLAS WIRELINE RCI Reservoir Characterization Instrument
BAKER ATLAS WIRELINE RCOR Rotary Sidewall Coring Tool

BAKER ATLAS WIRELINE RPM Reservoir Performance Monitor
BAKER ATLAS WIRELINE SBT Segmented Bond Tool

BAKER ATLAS WIRELINE SL Spectralog

BAKER ATLAS WIRELINE SP Spontaneous Potential

BAKER ATLAS WIRELINE STAR Simultaneous Acoustic and Resistivity Imager
BAKER ATLAS WIRELINE SWC Sidewall Coregun

BAKER ATLAS WIRELINE SYST Surface System

BAKER ATLAS WIRELINE TBRT Thin-Bed Resistivity

BAKER ATLAS WIRELINE TTRM Temperature/Tension/Mud Resistivity Sub
BAKER ATLAS WIRELINE VS Velocity Survey

BAKER ATLAS WIRELINE VSP Vertical Seismic Profile
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BAKER ATLAS WIRELINE
BAKER ATLAS WIRELINE
BAKER ATLAS WIRELINE
BAKER ATLAS WIRELINE
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
BAKER INTEQ
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON

WTS
XMAC
XMAC-E
ZDL
AP
CCN
DIR
DPRT
GR
MPR
MTK
ORD
SDTK
STK
TTK
VSS
BCS
BHPT
CAST
CDL
CSNG
DHT
DIL
DLLT
DSN
EMI
FIAC
FWS
GR
HDIL_HAL
HDTD
HFDT
HRI
HSN
LL3
LSS
MACT
MICLOG
MRIL
MSFL
NGRT
OMRI
RDT
RSCT
SDL
SED
SFT
SGR
SP
SWC
TMD-L
WSCD
WSD

ECLIPS WTS Downhole Common Remote
Cross-Multipole Array Acoustilog
XMAC Elite (Next generation XMAC)
Compensated Z-Densilog

Annular Pressure

Caliper Corrected Neutron
Directional

Deep Propagation Resistivity
Gamma Ray

Multiple Propogation Resistivity
Magnetic Resonance

Compensated Bulk Density (LithoTrak)
Accoustic Porosity Explorer
Resistivity Imaging (StarTrak)
Formation Multi-Tester (TesTrak)
Vibration and Stick Slip

Borehole Compensated Sonic
Borehole Properties Tool
Circumferential Acoustic Scanning
Compensated Density Log
Compensated Spectral Natural Gamma Ray
Down Hole Tension

Dual Induction Log

Dual Laterolog

Dual Spaced Neutron

Electrical Micro Imaging

Four Independent Arm Caliper

Full Wave Sonic (FWST)

Gamma Ray

Hostile Dual Induction

Hostile Downhole Tension

High Frequency Dielectric

High Resolution Induction (includes HRAI)
Hostile Short Normal

Laterolog 3

Long Spaced Sonic

Multi-Arm Caliper Tool

Microlog

Magnetic Resonance Imaging Log
Micro-Spherically Focused Log
Gamma Ray Tool

Oil Mud Reservoir Imaging Tool
Reservoir Description Tool

Rotary Sidewall Coring (HRSCT)
Spectral Density Log

Six Arm Dipmeter

Sequential Formation Tester
Spectral Gamma Ray

Spontaneous Potential

Sidewall Cores

Thermal Multigate Decay-Lithology
Wave Sonic Cross Dipole
WaveSonic Dipole (WSST)
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HALLIBURTON
HALLIBURTON
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
HALLIBURTON SPERRY SUN
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PATHFINDER LOGGING
PROTECHNICS
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER

XMRI
XYC
ACAL
AGR
ALD
ASLD
BAT
CNP
CTN
DDS
DGR
DIR
EWP4
EWR-M5
EWR-P4
EWR-P4D
EWRS
GeoTap
GM
GPGR
IVSS
MRIL-WD
NGP
NUCP
PCG
PPFG
PWD
S175
SFD

SLD
SSEWR-P4
SVSS
AWR
CLSSM
CWRGM
DFT

DIR
DNSCM
DPM
GAM
GyroHDS1
HDS1L
HDS1R
HDSM
PZIG
QPM
SAWR
SCLSS
SCWR
SDNSC
SpectraS
AACT
ACT

Extended Range Micro Imager

XY Caliper Log

AcoustiCaliper

Azimuthal Gamma Ray

Azimuthal Litho Density

Azimuthal Stabilized Litho Density
Bi-Modal Acoustic Tool

Compensated Neutron Porosity
Compensated Thermal Neutron

Drilling Dynamics Sensor

Dual Gamma Ray

Directional

EWR - Phase 4

EWR-MS5 Resistivity

EWR-Phase 4 Resisitivity

EWR-Phase 4D Resistivity
Electromagnetic Wave Resistivity (Shielded)
GeoTap Formation Tester

Gamma Module

Geo-Pilot Azimuthal Gamma Ray

Insert Vibration Severity Sensor

Magnetic Resonance Image Logging
Natural Gamma Probe

Smoothed Neutron Porosity

Pressure Case Gamma

Pore Pressure/Fracture Gradient

Pressure While Drilling

Solar 175

Simultaneous Formation Density
Stabilized Litho Density

SuperSlim EWR-Phase 4

Sonde Vibration Severty Sensor

Array Wave Resistivity/Gamma Ray
Compensated Long Spaced Sonic MultiLink
Compensated Wave Resistivity Gamma MultiLink
Dynamic Formation Tester

Directional

Density Neutron Standoff Caliper MultiLink
Dynamic Pressure Module

Gamma Ray Sonde

Gyro High-Speed Directional Survey
High-Speed Directional Survey
High-Speed Directional Survey Retrievable
High-Speed Directional Survey MultiLink
At-Bit Inclination and Gamma Ray
Survivor Dynamic Pressure Module

Slim Array Wave Resistivity/Gamma Ray
Slim Compensated Long Spaced Sonic
Slim Compensated Wave Resistivity

Slim Density Neutron Standoff Caliper
SpectraScan - spectral gamma ray
Aluminium Activation Clay Tool
Geochemical Logging Tool
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SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER

ADN
AGS
AIT
ALAT
AMS
APS
APWD
ARC
BHTV
BSP
CALI
CBTT
CDN
CDR
CHFR
CHFT
CMR
CNL
CNT
CNTS
CST
DGR
DIR
DIT
DLT
DPT
DSI
DSLT
DSST
DST
DWST
ECO
ECS
EMS
EPT
ES
FBST
FGT
FMI
FMS
FPWD
GFA
GFT
GNT
GPIT
GR
GRA
GRST
GRT
GST
HALS
HAPS
HDT

Azimuthal Density Neutron (MWD)
Aluminium Gamma Ray Spectroscopy Sonde
Array Induction Imager

Azimuthal Laterolog

Auxiliary Measurement Sonde
Accelerator Porosity Sonde

Annular Pressure While Drilling (MWD)
Array Compensated Resistivity (MWD)
Borehole Televiewer

Bridle Spontaneous Potential
Generalized Caliper

Combinable Borehole Televiewer Tool
Compensated Density Neutron (MWD)
Compensated Dual Resistivity (MWD)
Cased Hole Formation Resistivity

Cased Hole Dynamics Tester
Combinable Magnetic Resonance
Compensated Neutron Log
Compensated Neutron Tool

Slim Compensated Neutron Tool

Core Sample Taker; Chronological Sample Taker
Dual Gamma Ray

Directional

Dual Induction

Dual Laterolog

Deep Propagation Tool

Dipole Shear Sonic Imager

Digitizing Sonic Logging

Dipole Shear Sonic Imager

Dual Laterolog with SRT

Digital Waterform Sonic

Ecoscope (MWD)

Elemental Capture Spectroscopy Sonde
Environmental Measurement Sonde
Electromagnetic Propagation (ADEPT)
Electrical Survey Tool

Fullbore Formation Micro Imager
Formation Gamma Gamma

Fullbore Formation Micro Imager
Formation Micro Scanner

Formation Pressure While Drilling (MWD)
Formation Tester Gamma Ray Detector
Formation Tester Gamma Ray

Gamma Neutron Tool

General Purpose Inclinometry Tool
Gamma Ray

Geochemical Reservoir Analyzer
Gamma Ray Spectrometry Tool

Gamma Ray Tool

Geo-Steering Tool

High Resolution Azimuthal Laterlog Sonde
HPHT Accelator Porosity Sonde (aka XAPS)
High Resolution Dipmeter
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SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER

HGNS
HILT
HIT
HLDS
HLDT
HNGS
HNGT
HRCC
HRDD
HRGD
HRLT
HRMS
HSGT
HSLT
HTGC
IMPA
IPL
IRT
ISONIC
LDS
LDT
LSS
MAXS
MCFL
MDLT
MDT
MLT
MRCT
MRPS
MRSC
MRSCAN
MRWD
MSCT
MSIP
MWD
NGS
NGT
NMT
NPLC
NPLT
OBDT
OBMI
OBMT
PERI
PGT
PMIT
PNT
QAIT
QCNT
QLDT
QSCs
QSLT
QTGC

HILT Gamma Ray Neutron Sonde

High Integrated Logging Tool

Hostile Array Induction Tool (aka XAIT)
Hostile Litho-Density Sonde

Hostile Environment Litho-Density
Hostile Gamma Ray Neutron Sonde
Hostile Natural Gamma Ray Spectrometry
High Resolution Control Cartridge

HILT High Resolution Density Device

HILT High Resolution Resitivity Gamma Ray Density Device

High-Resolution Laterolog Array Tool

High Resolution Measurement Sonde

Hostile Environment Gamma Ray

HPHT Digial Sonic Logging Tool (aka XSLT)

Hostile Environment Intergrated Telemetry & GR Cartridge

IMPulse Array Compensated Resistivity (MWD)
Integrated Porosity Lithology

Induction Resistivity Tool

LWD Sonic (MWD)

Litho Density Sonde

Litho Density

Long Spaced Sonic

MAX Sonic

Micro-Cylindrically Focused Log
Medium Dual Laterolog

Modular Formation Dynamics Tester
Microlog

Modular Reservoir Coring Tool
Modular Formation Dynamics Tester Single-Probe
Modular Formation Dynamics Tester Sample Chamber
MR Scanner

Magnetic Resonanace While Drilling
Mechanical Sidewall Coring Tool
Modular Sonic Imaging Platform
Measurement While Drilling (MWD)
Natural Gamma Ray Sonde

Natural Gamma Ray Spectrometry
Nuclear Magnetism

Nuclear Porosity Lithology

Nuclear Porosity Lithology

Oil Base Mud Dipmeter

Oil Base Micro Imager

Oil Base Mud Formation Imager
Periscope (MWD)

Compensated Density

PS Platform Multifinger Imaging Tool
Sidewall Neutron Tool

Slim Hostile Array Inducation Tool
Slim Hot Compensated Neutron Tool
Slim Xtreme Litho-Density Tool
Slimhole Power Caliper Sonde

Slim Xtreme Sonic Logging Tool
SlimXtreme Telemetry and Gamma Ray
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SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER
SCHLUMBERGER

SCIENTIFIC DRILLING
SCIENTIFIC DRILLING
SCIENTIFIC DRILLING

WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD

RAB
RFT
RST
RTSCAN
SAIT
SDT
SGT
SHARP
SHDT
SLDT
SLIM1
SLT
SMRT
SNPD
SONSCAN
SONVIS
SP

SPE
SRT
SSLT
STETHO
SVWD
TDT
TELE
TLD
UBI
USIT
VIPER
VISP
VSI
VSP
WAVSP
XPT
ZAIT
DIR
GR
PRT
AZD
BAP
BCS
CAL
CALI
CDT
CNS
CNT
DAR
DLL
DTD
ESM
FCAL
FED
FRT
GR

Resisitivity at Bit;Azimuthal Laterolog - Gamma Ray (aka GVR)
Repeat Formation Tester

Reservoir Saturation Tool

Rt Scanner

Slimhole Array Induction

Sonic Digital

Scintillation Gamma Ray

Slim Hole Retrievable MWD Tool (MWD)
Stratigraphic High Resolution Dipmeter Tool
Slimhole Litho-Density

Slim Hole Retrievable MWD Tool (MWD)
Borehole Compensated Sonic Logging Tool
Slim Micro Resistivity Tool

Sidewall Neutron Tool

Sonic Scanner

SonicVISION (MWD)

Spontaneous Potential

SP Extender

Microspherically Focused Resistivity

Slim Array Sonic Logging Tool
Stethoscope (MWD)

Seismic Vision While Drilling (MWD)
Thermal Decay Time

Telescope (MWD)

Three-Detector Lithology Density
Ultrasonic Borehole Imager

Ultrasonic Imager Tool

VIPER Slimhole Coiled Tubing MWD Tool
Vertical Incident Seismic Profile

Borehole Seismic Acquisition Tool
Vertical Seismic Profile

Walk Away Vertical Seismic Profile
Express Pressure Tester

Array Induction Tool

Directional

Gamma Ray

Propagation Resistivity Tool

Azimuthal Density

Bore/Annular Pressure

Borehole Compensated Sonic

Caliper

General Caliper

Compensated Density

Compensated Neutron Service
Compensated Neutron Tool

Digital Acoustic Tool

Dual Laterolog

Tension Compression

Environmental Severity Measurement
Single Axis Caliper

Four Electrode Dipmeter

Flow Rate Tester

Gamma Ray
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WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD
WEATHERFORD

GRN
HAGR
HBC
HMI
IDS
IEL
MAI
MAN
MBN
MCG
MDA
MDL_R
MDN
MEL
MFE
MFR
MFT
MGS
MMR
MPD
MRT
MRT400
MSFL
MSS
MTC
NMRT
NTT
PND
RSCT
SAGR
SED
SFT
SGR
SGS-C
SP
SPeD
STI
SWC
TEN
TNP
UGR
VSP

Gamma Ray Neutron

High Temperature Azimuthal Gamma Ray
High Resolution Borehole Sonic
High Resolution Micro Imager
Integrated Directional Sonde
Induction Electric Log

Compact Array Induction

Multi Array Neutron

Compact Borehole Navigator
Compact Gamma

Monopole Dipole Array
Compact Dual Laterolog Sonde
Compact Dual Neutron Sonde
Micro Eletric Log

High Resolution Shallow Focused Electric
Multi-Frequency Resistivity
Compact Repeat Formation Pressure Tester
Auxiliary Gamma Sub

Compact Microlaterolog
Compact PhotoDensity Sonde
Micro Resistivity Tool

Micro Resistivity Tool

Micro Spherically Focused Log
Compact Sonic Sonde

Compact Two Arm Caliper
Nuclear Magnetic Resonance Tool
Single Detector Neutron

Pulsed Neutron Decay

Rotary Sidewall Coring Tool
Spectral Azimuthal Gamma Ray
Six Electrode Dipmeter
Selective Formation Tester
Spectral Gamma Ray

Spectral Gamma Sonde
Spontaneous Potential

Spectral Pe Density
Simultaneous Triple Induction
Sidewall Coring Gun

Tension

Thermal Neutron Porosity
Universal Gamma Ray

Vertical Seismic Profile
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