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Para describir un Yacimiento
WNaturalmente Fracturado (YNF)
se reqiiere de la integracion de
muchos pardmetros:
ohservaciones de campo
(afloramientcs), datos de pozo
(registros v analisis de
nicleos), pruebas de pozo
(presian y produccion), etc.
Con una adecuada
interpretacion de esta
informacion es posible
caracierizar un YNF, de una
manera confiable. No olstante, limitaciones de
tiempe v dinero impiden la consecucion y
correspondiente interpretacion de toda esta
informacién, haciéndose necesario buscar
alternativas practicas, rapidas v econdmicas que
permitan una aproximacién valida al preblema.

Las técnicas indirectas de identificacion de intervalos
fracturacdios representan una alternativa confiable
para el establecimiento de criterios de seleccién
réapidos de zonas con potencial fracturamiento. En
oste articulo se hace énfasis en la descripcion de
algunas de las técnicas que involucran la respuesta
directa de registros convencionales (Litolégicos,
Resistivos, de Porosidad) con la interpretacién de
registros modernos de imagenes (FMI-FMS) v la
combinacién de estas respuestas con informacién de
geologia, yacimientos y produccion.

Este articulo pretende dar a conocer el estade del arte
en la identificacion de intervalos fracturados
mediante técnicas indivectas v su correspondiente
aplicacidon de campo, la cual se presenta en la
segunda parte de esta serie. Una segunda
publicacién mostrara la aplicacién de campo de las
técnicas enunciadas. en tres dreas de interes de una
Cuenca Colombiana. Los resultados alcanzados
fueron validados, en algunos casos, con analisis de
corazones vy datos dindmicos de produccion

Sandre Arangs Bimez
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Inroduccion

En general, se puede considerar que todas las
formacicnes contienen fracturas, en mayor ¢
menor proporcidn; pero {cdémo detectarlas?.
Segun Nelson {1985) existen dos técnicas
bésicas de identificacién de intervalos
fracturados; directas (nicleos, imagenes de las
paredes del pozo, camaras de fondo, empagues)
oindirectas (registros de pozo). Recientemente,
Hennings et al (1999), consideraron que deben
incluirse entre las técnicas directas los datos de
afloramientos y entre las indirectas, la
informacién proveniente de la sismica.

En las tltimas décadas, se han hecho grandes
esfuerzos para detectar fracturas con técnicas
indirectas derivadas de la interpretacién de los
registros eléctricos. Sin embargo, la
generalizacion en la evaluacidén cualitativa y
cuantitativa de las fracturas mediante estas
técnicas se ha visto obstaculizada debido a que,

‘en la mayoria de los casos, se requiere de un

conocimiento muy particular del yacimiento a
analizar v de la respuesta especifica de la
herramienta, haciéndose necesaria la
integracién de otras técnicas e informaciones.
Se conocen varias aplicaciones {tedricas y de
campo) que han empleado técnicas indirectas
para la identificacién de intervalos fracturados.
Timko (1866) demostrd el uso de los registros
de induccidn para detectar anomalias de
resistividad asociadas con intervalos
fracturados, en pozos del campo Guif Coast.
Pickett et al, en 1969, mostraron un caso
idealizado que combina la respuesta del
registro Neutrén con la porosidad derivada de
los analisis de nicleos para identificar zonas
con potencial fracturamiento. En la cuenca de
Neugquen (Argentina), Formacién Auquilco,
Schlumberger Well Services realizd trabajos
conducentes a identificar fracturas usando
registros de porosidad (sémnico, neutrén y
densidad). En 1992 Hornby et al, demostraron
la potencialidad de los regisiros de imégenes
para reproducir excelentes vistas de las paredes
del pozo, en donde, las fracturas son
practicamente visibles y pueden ser facilmente
medidas en términos de sus atributos fisicosy




geométricos. La tecnologia de imagenes de la
cara del pozo (acUstica, microeléctrica o
eléctrica) se ha convertido en una poderosa
herramienta para distinguir entre fracturas
naturales e inducidas, lo cual con los registros
cenvencionales era imposible (Mendoza, 19986).
Las técnicas modernas para identificar fracturas
incluyen la adqguisicién de sgismica
multicomponente, el monitoreo de pérdidas de
lodo mientras se perfora, los andlisis de presion
v la interpretacién de registros de imdagenes
{(Thompson, 2000},

Peforma general, la mayoria de las técnicas gue
se describen a continuacién, parten del
concepto de que en una formacion homogénea,
con tamaflo de hueco uniforme, una zona
fracturada produce una anomalia en la
respuesta de la herramienta. Sila fractura esta
abierta, la anomalia puede legar a ser medida,
si estd sellada, la anomalia es considerada
despreciable. En otras palabras, la respuesta
de los registros es sensible a la presencia de un
camino de alta permeabilidad (fractura) en un
medio de baja permeabilidad (matriz) (Van Golf
Racht,1982)

Técnicas indirectas de identificacin de
infervalos fracturados

Las técnicas indirectas de identificacién de
intervalos fracturados son aquellas que
combinan la respuesta de los registros
eléctricos de pozo con analisis directos,
provenientes de informacién de niicleos y/o
afloramientos, y, en algunos casos, ecuaciones,
graficas y datos de presién y/o produccién, A
continuacion se describen dos de los mas
importantes analisis indirectos.

Wediante Registros de Pozo

Desde 1951 cuando Mardock and Myers
publicaron diversas técnicas para evaluar la
formacion Spraberry, en Texas, a partir de la
interpretacién de registros de induccién v
radioactivos, los registros eléctricos han sido
parte integral de la evaluacién de formaciones

fracturadas. Para ese entonces, dichos estudios
s0lo proporcionaron informacién cualitativa
referente a la descripeién de litologia.
Actualmente, gracias al desarrollo de nuevas
herramientas, (registros de imAgenes y de
resonancia magnética nuclear) es posible
cuantificar atributos de la fractura como
intensidad, orientacién y longitud, que
integrados con informacién proveniente de
andlisis de nucleos, afloramientos, sismica,
produccién, ete, ha permitido una mejor
caracterizacién y evaluacién de los YNF,
(Asquith and Gibson, 1983)

Se han empleado diferentes herramientas de
registro de pozo para detectar fracturas en los
vacimientos. A continuacién se presenta una
revisidn de las més importantes.

Potencial Esponténec (SP): Este perfil regristra
las diferencias en potencial eléctrico entre un
elegctrodo moévil ubicado en el pozo vy uno fijo
colocado en superficie. Enfrente de las arcillas,
las lecturas del 8P son practicamente
constantes y tienden a seguir una linea recta
(linea base de lutitas), mientras que para el caso
de formaciones permeables, con alta tendencia
de fracturamiento, suele ocurrir invasién del
filtrado de lodo en la fractura, lo cual origina
fuertes efectos de auto-potencial que se ven
reflejados por deflexiones negativas de la curva
SP indicando aumentos de permeabilidad en la
roca (Pirson, 1977). Una de las limitantes de
esta técnica es que las lecturas del registro SP
no son muy confiables en formaciones duras
{calcareos), v por ende, este perfil debe ser
usado sélo como herramienta complementaria
de otros indicadores de fracturamiento {Suau
and Gartner, 1986)

Gamma Ray (GR): El registro GR detecta y
evalia la radioactividad presente en los
minerales que conforman la roca. En rocas
sedimentarias es un excelente indicador del
contenido de arcilla debido al alto contenido de
elementos radioactivos presentes en los shales.
En lag fracturas, el perfil de GR puede mostrar
anomalias, por altos niveles de radiactividad




explicados por la depositacion de sales de
uranio durante la circulacion de las aguas sobre
fracturas abiertas (Boyeldieu and Winchester,
1982; Suau and Gartner, 1986)

Registros de Resistividad: Sise considera que
en un sistema de fracturas, totalmente lleno de
hidrocarburo, ¢l lodo de perforacion desplaza
los fluidos cerca de la pared del pozo invadiendo
las fracturas, la respuesta de las herramientas
que miden resistividad puede ser empleada
para identificar intervalos fracturados.

Asumiendo que la resistividad del filtrado de
lodo es igual o un poco mayor que la resistividad
del agua de formacién (Rmf > Rw), la
herramienta de microresistividad leera sobre el
filtrado de lodo, registrando una curva de altos
valores; mientras que la curva de resistividad
somera leerd sobre la zona de transicién vy la
curva de resistividad profunda sobre la zona no
invadida, registrando los valores de la
resistividad verdadera de la formacién (Rt). En
general, estas lecturas diferenciales se reflejan
graficamente por una separacion positiva entre
estas dos ltimnas curvas.

De otro lado, en casos donde existen anomalias
de resistividad en un intervalo y suficiente
contraste de resistividad con los estratos
adyacentes, log perfiles de induccién permiten
identificar presencia de fracturas gracias a una
alta lectura (pico) de la herramienta (Timko,
1966). Esto permite decir, de forma general, que
existe un incremento en la resistividad cuando
se atraviesa una fractura, debido al aumento en
la densidad del lodo (no conductivo-base aceite
o agua dulce) que provoca el fracturamiento y
se almacena en las fracturas. También es
posible que ccurra una reduccion en la densidad
del lodo, la cual provoca su retroceso desde la
fractura hacia la cara del pozo y el
correspondiente cierre de la fractura haciendo
que las lecturas del registro vuslvan a sus bajos
valores iniciales. Esto demuestra gue las
fracturas se pueden cerrar o abrir con la
profundidad, y este efecto debe ser considerado
cuando se hacen los prondsticos de
comportamiento del yacimiento, pues incide

directamente sobre reducciones en la porosidad
v permeabilidad.

El registro de doble induccion, dobie laterolog-
8 0 LL8 puede indicar la presencia de fracturas,
siempre v cuando lea una menor resistividad
que el registro de induccién (ILD) v haya
invasion de filtrade de lodo con resistividad
menor a la de la formacién (lodo base agua
salada). El laterolog-8, es una herramienta de
resistividad de espaciamiento corto, enfocada
verticalmente v que puede responder a
formaciones de capa delgada y/o con fracturas
verticales (afectadas por el lodo conductivo que
las rellena). Por su parte, el registro de
induccion (ILD} lee conductividad horizontal y
sus lecturas dependen de corrientes inducidas,
las cuales fluyen horizontalmente, siendo
levemente afectadas por el fluido conductivo
qgue llena la fractura vertical. (Boyeldieu y
Winchester, 1882). Ver Figura 1. Eluso de estos
registros, puede verse afectado e inducir a
errores por factores como: relacidén entre
resistividad del filtrado del lodo (Rmf) v
resistividad del agua de formacién (Rw),
resistividad del fluido presente en las fracturas,
amplitud, longitud, configuracién y extensién
lateral de las fracturas, litologia, porosidad,
salinidad y tamafio del hueco. (Beck et al, 1977).
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Figura 1.

Respuesta a ia fraciurg en un registro Laterolog-8 v, LD,
Se aprecia iz mencr isctura del LLB, en la zona fracturada:
respaldada por una alta deflexion negativa de la curva SR,
{Después de Beck et al, 1877




Registros de Porosidad: La combinacion de los
registros de porosidad (Neutrdén, Sénico,
Densidad} puede ser un método eficaz para
indicar la presencia de fracturas. En este
meétodo se asume que el registro sénico provee
la porosidad de matriz, mientras que los otros
dos perfiles proporcionan el valor de la
porosidad total. De esta forma, la diferencia
entre la porosidad obtenida por los registros
densidad, neutrén, o su combinacién y la
porosidad derivada del registro sénico es
interpretada como porosidad secundaria total
(Ver Figura 2).

De acuerdo a Beck et al (1977), existen cuatro
problemas al emplear esta técnica para la
identificacidn de fracturas.

1. La combinacién provee un valor de porosidad
secundaria total, esto implica que la porosidad
de fractura s6lo puede ser conocida, si se esta
seguro de la no presencia de otro tipo de
porosidad secundaria. 2. La porosidad total
puede ser subestimada, debido a que su valor
eg derivado de una herramienta gue mide
solamente un lado del hueco, y si, por ejemplo,
la fractura esté ubicada al otro lado, su aporte
no seria considerado. 3. Debido a variaciones
en arcillosidad, el método puede indicar valores
de porosidad de fractura inexistentes. 4. Debido
a irregularidades del hueco, la porosidad total
puede set sobrestimada.

Pickett v Reynolds en 1969 introdujeron un
metodo estadistico para evaluar YNF a partir
de la respuesta de los registros de porosidad
descritos anteriormente. Inicialmente, se
asume que el registro neuirén, densidad o su
comb’in'aéién, provee la porosidad total;
mierntras gque la porosidad de corazones, medida
en ellaboratorio, provee la porosidad de matriz.
En la Figura 3 se aprecia el comportamiento
idealizado de la relacion entre porosidad de
corazones v la porosidad del registro neutrén.
Los puntos qgue se ajustan a la linea A-A’,
representan las zonas no fracturadas, las dos
porosidades (matriz v total) exhiben idénticos
valores. Los puntos E y D, representan zonas
fracturadas donde la porosidad total (neutrén)
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Hegistros de porosidad (Newrdn-Densidad-34nico). Se
aprecia una intsrvalo fracturado representade por un pico
er GH, una baja lectura de densidad, alia en Neutrdn y DT
casi consiante (Aguliera. 1895)

es mayor que la porosidad de matriz (corazones)
Elvalor de la porosidad de fractura estara dado
por las distanciag B-D y C-E.

Registro de Amplitud Sonica: Este registro es
empleado para detectar fracturas, gracias a la
variacidon de atenuacién actlistica gue
experimenta una onda cuando ocurre un
drastico cambio en permeabilidad. Pickett
{1963) indicd gue las lecturas de velocidad
acustica generadas por este tipo de registro
identifican cuatro tipos de ondas, relacionadas
con su velocidad de viaje entre el transmisor y
la formacion:

* Compresional {Onda P). Cuando una onda
de este tipo encuentra una fractura llena de
fluido, su amplitud es reducida debido a la
reflexidén en la interfase. Su respuesta se ve
maés atenuada por fracturas verticales o de
alto dngulo, Morris et al (1964).

¢ De cizalla ¢ corte (Onda 8). E! movimiento
de una particula, en la onda de corte, es
perpendicular a los ejes de la cara del pozo.
En general, son més atenuadas por fracturas
horizontales o de bajo dngulo. Cuando una
onda de este tipo encuentra una fractura
llena de fluido, su amplitud desaparece.




» Delodo (Onda M). Viaja desde el transmisor
hacia el receptor a la velocidad de la onda
compresional.

« De baja velocidad (Stonely). La cual viaja
desde el transmisor hacia e] receptor a una
velocidad menor que la de la onda
compresional.

Una condicién para tener en cuenta con esta
herramienta, es gue las reducciones en
amplitud pueden también ser generadas por la
presencia de variaciones litolégicas,
descentralizacion de la herramienta, rugosidad
del hueco v variaciones drasticas en porosidad
y/o permeabilidad.

r :
PHICORE Vs.PHIN ‘

PHICORE {fraccién)

0.2 018 0.16 014 012 01 008 006 004 002 O
PHEN (fraccion)

Figura 3.

Relacion idealizada entre la porosidad de corazones y la
de! registrc neutron. Los punies Ey D representan
fracturas, (Despuds de Pickett et al, en Aguilera, 1895)

Registro Sénico de Espaciamiento Largo: Esta
herramienta ha mejorado la exactitud en la
medida del tiempo de transito en formaciones
afectadas por procesos derivados de la
perforacién del pozo (ensanchamiento del
hueco, filtracién de lodo, etc.), gracias a su
mayor espaciamiento entre receptor y
transmisor (8,10 v 12 ft), y a lamayor separacion
enire las ondas, lo gue garantiza una mejor
atenuacién.

Las tecnologias de adquisicion y procesamienta
de las imégenes, permiten el calculo de la
velocidad vy energia de las ondas compresional
v de corte; encontrandose dque la reduccion de
energia de estas ondas provee un indicativo 1til

de la presencia de fracturamiento. Sin embargo,
estas reducciones de energia pueden también
apreciarse cuando existen drasticas variaciones
en litologia y/o cuando hay gran rugogidad del
hueco.

Registro de Intensidad Variable: Esta
herramienta, también conocida como
microsismograma o registro de densidad
variable ha ganado popularidad en los tltimos
afos, gracias a su utilidad en la deteccion de
fracturas. L.os cambios drasticos en amplitud
representan regiones o intervalos de alta
permeabilidad (posibles fracturas) que son
registrados por la herramienta mediante una
sucesién de sombras en escala de grises. Las
4reas mas oscuras corresponden a cambios
positivos de amplitud, mientras que las areas
més claras representan cambios negativos (Ver
Figura 4).

Beck et al (1977), reportaron que la resolucién

" del registro es afectada por factores como:

descentralizaciéon de la herramienta,
espaciamiento entre receptor-transmisor,
tamano del hueco, cambios en litologia,
rugosidad del hueco, orientacion del plano de
fractura y presencia de vugs y/o porosidad
gecundaria debida a cristalizacién de minerales.

MICRO - SISMOGRAMA
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Figura 4.

Aespuesta del Registra de Intensidad Variable, =y
irervalo fracturado se ve reflefado por la escala oscurs
dg la fmagen. (Aguilera, 1895}

Caliper: El caliper es una medida del diametro
del hueco. Las zonas fracturadas pueden verse
reflejadas en la herramienta mediante una




¢ Delodo (Onda M). Viaja desde el transmisor
hacia el receptor a la velocidad de la onda
compresional.

» De baja velocidad (Stonely). La cual viaja
desde el transmisor hacia el receptor a una
velocidad menor gue la de la onda
compresional.

Una condicién para tener en cuenta con esta
herramienta, es gue las reducciones en
amplitud pueden también ser generadas por la
presencia de variaciones litolégicas,
descentralizacidon de la herramienta, rugosidad
del hueco y variaciones drasticas en porosidad
y/o permeabilidad.

PHICORE Vs.PHIN
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Figura 3.

Relacién ideatizada enire la porosidad de corszones v la
del registro neutrdn. Los puntos E v D représentan
fracturas. {Después de Pickell ol al, en Aguilera, 1985}

Registro Sénico de Espaciamiento Largo: Esta
herramienta ha mejorado la exactitud en la
medida del tiempo de transitc en formaciones
afectadas por procesos derivados de la
perforacién del pozo (ensanchamiento del
hueco, filtracidon de lodo, etc.), gracias a su
mayor espaciamiento entre receptor y
transmisor (8,10 y 12 ft), v a la mayor separacién
entre las ondas, lo que garantiza una mejor
atenuacion.

Las tecnologias de adquisicién y procesamiento
de las imdgenes, permiten el célculo de la
velocidad v energia de las ondas compresional
v de corte; encontrandose que la reduccion de
energia de estas ondag provee un indicativo titil

de la presencia de fracturamiento. Sin embargo,
estas reducciones de energia pueden también
apreciarse cuando existen drasticas variaciones
en litologia y/o cuando hay gran rugosidad del
hueco.

Registro de Intensidad Variable: Esta
herramienta, también conocida como
microsismograma o registro de densidad
variable ha ganado popularidad en los dltimos
afios, gracias a su utilidad en la deteccidn de
fracturas. Los cambios drasticos en amplitud
representan regiones o intervalos de alta
permeabilidad (posibles fracturas) que son
registrados por la herramienta mediante una
sucesién de sombras en escala de grises. Las
4reas méas oscuras corresponden a cambios
positivos de amplitud, mientras que las 4reas
mas claras representan cambios negativos (Ver
Figura 4).

Beck et al (1877), reportaron que la resolucién

- del registro es afectada por factores como:

descentralizacién de la herramienta,
espaciamiento entre receptor-transmisoz,
tamado del hueco, cambios en litologia,
rugosidad del hueco, crientacién del plano de
fractura y presencia de vugs y/o porosidad
secundaria debida a cristalizacién de minerales.
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Figura 4.

Flespuesia del Hegisro de Intensidad Variable. El
tervalo fracturado se ve refiejado por e escala osoeura
de la imagen. (Aguilera, 1905}

Caliper: Elcaliper es una medida del diametro
del hueco. Las zonas fracturadas pueden verse
reflejadas en la herramienta mediante una




reduccidn de su lectura, debida a un aumento
en el espesor de la torta de lodo, Suau y Gartner
(1286}. Ctra situacién que ocurre en casos mas
extremos, es gue en zonas altamente
fracturadas se generen pérdidas del lodo de
perforacion y derrumbes en las paredes del pozo
gue originan cavernas en el hueco,
ensanchando la cara del pogo v provocando un
aumento desmedido en la lectura de la
herramienta. Se reguiere de un buen
conocimiento de la seccidén litologica-
estratigrafica, que se estd atravesando para
determinar si el caliper puede ser empleado
efectivamente como indicativo para encontrar
zonas fracturadas en el pozo.

Dipmeeter: La herramienta posee cuatro patines
ubicados radialmente y posicionados con un
intervalo angular de 90° simulando cuatro
curvas micro-resistivas. S5i la herramienta es
rotada en la cara del pozo con velocidad
uniforme, su respuesta puede describir
fracturas verticales y horizontales. El registro
dipmeter evalta el angulo de buzamiento v
rumbo de un planc de estratificacién que
intercepta la cara del pozo. El dipmeter puede
detectar fracturas de dos formas diferentes; la
primera, como un caliper de dos orientaciones
gue mide en la direccidén del méaximo
ensanchamiento del hueco v en una direccién
perpendicular a esta, asumiendo cue las zonas
fracturadas generan cavernas dentro del hueco,
paralelas al sistema de fracturas in situ. La
segunda forma, asume cambios en resistividad
debidos a planos de fractura rellenos con fluide;
estos cambios son registrados por cada unoc de
los cuatro brazos de la herramienta,
generandose un conjunto de datos que puede
emplearse para determinar el desplazamiento
vertical de la fractura v a partir de éste su
buzamiento.

Registro de Identificacién de Fracturas:
Conocido como FIL (Fracture Identification Log),
es considerado como un dipmeter de alta
resolucidn. La Figura 5 muestra la forma como
un FIL puede ayudar a obtener la direccion de
una fractura vertical. El azimut siempre lo da
la curva uno (1). Las otras curvas son

enumeradas de forma secuencial siguiendo las
manecillas del reloj. Por ejemplo, sila curvauno
(1) esta orientada sobre el lado Norte del hueco,
la curva dos (2) lo hara registrando al Este, la
tres (3) hacia el Sur y la cuatro (4) al Qeste,

Algunas veces, las fracturas verticales pueden
ser detectadas en curvas opluestas; curvas uno
(1) y tres (3), o dos (2) v cuatro (4). Este tipo de
respuesta depende de lainvasion de la fractura
por un lodo conductivo. :

Debe tenerse especial cuidado cuando se
interpretan las curvas provenientes del
dipmeter de alta resolucién (FIL) ya que ciertas
caracteristicas sedimentarias de la formacién
como buzamiento aparente y estratificacién,
pueden llegar a interpretarse como fracturas.
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Registro de [dentificacion de fracturas para obtener ia
direccion de una fractura verticad (Despuds de Beck et
al, 1877}

Registro Borehole Televiewer (BHTV}: Se
considera como la Unica herramienta que
detecta y evalta fracturas de forma “directa”.
Esta herramienta produce una imagen acistica
de la cara del pozo, mediante un transductor
ultrasonico de rotacién. Los transductores
pueden ser centralizados o no yrotan de 3 a 16
veces por segundo. Elrango de frecuencias esta
entre 200 Khz y 1000 Khz. EI registro

inspecciona la cara del pozo yv evalta la
formacién revelando la presencia de fracturas
naturales e inducidas, vugs, distribucidén de
perforaciones y posibles dafios en el caging.




Para obtener una buena imagen, se requiere de:
perfecta centralizacion de la herramienta, bajo
contenido de solidos del fluido cerca de la cara
del pozo, v una lenta y constante velocidad de
registro. En algunos casos, el dafio puede hacer
que la fractura se vea més abierta de lo que
realmente es.

Su respuesta da una excelente representacion
“topografica” de la cara de la formacion. Las
fracturas abiertas se muestran como planos de
gran profundidad. Debido a su umbral de
respuesta, el ancho minimo de fractura que
puede ser visualizado es de 1/32 de pulgada
(0.8 mm). Cuando se acompaiia de los registros
de tiempo de trdnsito v amplitud, pueden
visualizarse claramente lag fracturas rellenas
con material actisticamente diferente al de la
matriz. Debido a que el BHTV es una
herramienta orientada, es posible determinar
la crientacién de las fracturas{Pailet, 1981).

Registros Formation Microscanner (FMS) vy
Fullbore Formation Microimager (FMI): La
herramienta FMS es similar a un dipmeter de
alta resolucién, excepto en gque su configuracion
tiene dos arreglos de electrodos sobre los
patines tres y cuatro (Standen, 1986). La
herramienta ha presentado excelentes
resultados para la ubicacién de fracturas
naturales en pozos horizontales (Fett and
Henderson, 1990).

El FMS presenta una configuracion, que permite
un 60% de cubrimiento de las sefiales eléctricas
ocurridas en la cara del pozo; dicho cubrimiento
es uno de los avances mas significativos de 1a
herramienta.

El programa de graficacién que contiene la
herramienta, permite la presentacion de las
imagenes en escala de grises (blanco para altas
resistividades y negro para bajas) y en escala
de colores (Ver Figura 6). Ademés posee un
software incorporado dentro del registro que
permite visualizar las imdgenes en presentacion
azimutal, dandoles su propid orientacién entre
0%y 3600,

Elregistro FMI, por su parte, es una herramienta
de imAgenes eléctricas de ultima generacion.
Las imagenes generadas por esta herramienta

son practicamente insensitivas a las
condiciones de la cara del pozo. Son ttiles para
proveer informacién cuantitativa sobre la
porosidad y dimensiones de las fracturas. Sin
embargo, estos valores deben tomarse como
relativos, ya que la herramienta presenta varias
condiciones gque pueden afectar su
interpretacién (Aguilera,1995). Por ejemplo, s6lo
si corresponde al mismo pozo y formacion, un
intervalo con fracturas anchas pudiera
considerarse mejor {de mayor productividad),
que uno con fracturas delgadas. No obstante,
se han encontrado intervalos con fracturas
anchas de baja productividad; esto debido al
efecto de la relacion entre las resistividades del
lodo v la zona lavada (Rm/Rxo), y a que el
modelo asume que las fracturas son elementos
planares de paredes paralelas y de extensién

_infinita.

Otro punto para tener en cuenta, es que un gran
namero de casos de campo (Aguilera, 1995) han
mostrado que pocas, o incluso una tnica macro-
fractura, puede permitir un mayor flujo que un
gran numero de fracturas pequeias.
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Figura 6.

Esquerma grafico de los registros de imagenes Fidly FME.
Lac zonas mas oscuras represanian fegiones fracturadas
{Davies & Davies, 2000}



El area aparente de las fracturas es calculada a
partir de la suma de cada une de los anchos de
las fracturas presentes, dividido sobre el area
total de la cara del pozo. Mientras que la
porosidad aparente de fractura se estima como
la relacién entre el drea aparente de las
fracturas, sobre el 4rea total de la pared de la
cara del pozo.

El cubrimiento de la cara del pozo de esta
herramienta es bastante significativo. En un
hueco de 8 % pulgadas, alcanza el 80%,
comparado con el de la FMS, que alcanza solo
el 60%. La Tabla 1, resume el porcentaje de
cubrimiento de la cara del pozo como una
funcién del diametro del hueco para la
herramienta FMI.

Tabla 1. Porcentaje de cubrimiento de la
cara del pozo con la herramienta FMI, con
reiacidn al didmetro del hueco. Tomado
de Aguilera, 1885

Didmetro Cubrimienio Diametro :Cubrimiento
hueco (%) ... hueco: (%)
g-__-__(p_uig)j.’. R {pulg) .
6 1/4 93 14 47
g8 1/2 8¢ 16 41
10 53 18 37
12 53 20 33

Las herramientas FMS/FMI, tienen dos tipos
principales de aplicaciones para los YNF:

1. Caracterizacién de la fractura: {A partir de
la inspeccién visual de la imagen).
Identificacion del tipo de fractura, morfologia
v orientacién.

2. Analisis de fractura: Determinacién de
pardametros como el ancho v la porosidad de
la fractura e intensidad de fracturamiento.
(Paauwe,1994).

Es importante hacer énfasis en que la imagen
es simplemente el resultado de una
interpretacidén y nunca deberd aceptarse como
la verdad absoluta, puesto gque puede verse

afectada en su calidad por factores como:
resistividad dellodo (R} a latemperaturade la
formacién; resistividad enla zona lavada(R_)a
la temperatura de la formacidn; apertura de la
fractura {anicho) v experiencia del evaluador. (El
conocimiento geoldgico es una variable critica
para una apropiada interpretacién de la
imagen).

Dos célculos pueden ser realizados para
determinar la apertura de la fractura a partir
de los registros de iméagenes:

1. Apertura Principal (FA): Promedio Aritmético
de la apertura (ancho) de cada una de las
fracturas. Da una medida del tamafio fisico
del ancho de la fractura.

2. Apertura Hidraulica (FAH): Promedio ciibico
de la apertura (ancho) de las fracturas. {(Raiz
cibica de la suma de los cubos de cada
elemento). Da una medida de la capacidad
de flujo relativo de la fractura.

Mediante téenicas combinadas

Los parametros de caracterizacién de los YNF
pueden ser determinados de forma directa
(lectura del registro) o indirecta mediante la
combinacién de técnicas, que inchiyen la
construccién de graficos o correlaciones a partir
de varios registros, analisis de corazones,
laboratorio, ingenieria, geologia, etc. Estos
ultimos procedimientos, en algunos casos, Son
el Ginico camino para determinar la presencia o
no de las fracturas.

Registro de indice de Produccio6n:
Experiencias de campo como la presentada en
las arcillas del Devoniano, (Myung, 1976, en
Aguilera, 1995) han indicado gue ante la
presencia de fracturas los registros GR,
Induccidén v Densidad reflejan anomalias.
Generalmente en zonas fracturadas, los dos
primeros registros se incrementan, mientras
que el altimo decrece. El incremento en la
intensidad del GR se atribuye ala presencia en
las fracturas de zonas ricas en sales de uranio.
El aumento en resistividad se debe a la
presencia de gas o kerdgeno v el decremento
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en la densidad es producto de un aumento en
la porosidad debido a la presencia de fracturas
y/o a una baja densidad del kerdgeno.

Myung en 1976 propuso la siguiente ecuacion,
la cual combina la respuesta de estos registros:

(e +R) (1)

indice de Produccién
: PR .

(2)

(3)

“'Densidad_total régistro “RHOB

Los promedios de GR y Resistividad para la
arcilla deben establecerse teniendo en cuenta
1as condiciones particulares de la formacion de
analisis.

De la ecuacion 1, se puede apreciar que altos
valores de indice de produccién representan alto
grado de fracturamiento.

Registro de Temperatura: Es un registro de
produccion que permite determinar la entrada
de gas en la cara del pozo. Cuando el gas entra
provoca un stbito enfriamiento, generandose
una deflexion drastica de la curva hacia valores
bajos de temperatura.

Myung (1976) usd el efecto tedrico de Joule
Thompson, el cual considera que el gas sufre un
enfriamiento cuando se expande, para determinar
el mdice de fractura térmico de una formacién
(dado en porcentaje). El cero {0%) equivale a la
temperatura del gas debida a la expansién
(temperatura tedrica de Joule Thompson — 50°F)
y el 100% corresponde al gradiente geotérmico de
temperatura. A mayor lectura del indice, mayor
grado de fracturamiento de la formacion.

La Figura 7 muestra dos registros de temperatura
corridos en un mismo pozo, antes v después de

un fracturamiento hidrdulico. Desgpués de la
estimulacién, la temperatura en la zona de
interés es mas alta debido al calentamiento del
gas ubicado en el sistema de fractuzas generado.
E] indice de fracturamiento past de tener un valor
del 30% antes de la estimulacién, al 80% después
del trabajo de fracturamisnto.

En el caso de vacimientos de petrdleo, ¥
existiendo fracturas abiertas en la cara de la
formacién, el registro de temperatura mostrara
un efecto de enfriamiento debido a la invasién
del lodo en el intervalo fracturado.

Temperatura °F
50 =4} it 8 9D

{ ¥ T I l 1

Presién def yacimiento=640 psig
Tasas de produccion:

Antes Fract =500 mpc/dia
Después Fract.=3000 mpc/dia
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24001
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Indice de Fracturamiento termal (%)

Flgura 7,

Registro de Temperatura antes v despues de un frabajo de
fractramiento. Se apracia el incremento en el indice de
fracturamiento térmico. (Despuds de Myung, 1876)

Curva de Correccion del Registro de Densidad
Compensado: Un indicativo de la presenciade
fracturas puede obtenerse a partir de la curva
de correccién del registre densidad
compensado (Dr). Esta curva corrige el registro
densidad por efectos de rugosidad del hueco y
torta de lodo. Cuando existen fracturas, el lodo
presente en ellas puede indicar una anomalia
de la curva (deflexion positiva o negativa del
cero de la curva) adn cuando las condiciones
de hueco son buenas.
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Una desventaja de este método es que pueds
indicar la presencia de fracturas solamente en
un lado de la cara del pozo, despreciando las
que puedan existir al otro lado.

En una Ltologia constante (formaciones de
calizas limpias) la rugosidad de la cara del pozo
obedece casi exclusivamente a la presencia de
fracturas. En estos casos, la curva de correceidn
actlla como un caliper muy sensitivo que
detecta rugosidad del hueco v presencia de
fracturas.

Comparacion entre el Volumen de Arcilla y el
ipdice de Uranio: Las fracturas pueden
detectarse comparando los valores del indice
de uranio, determinado del Tegistro Spectralog,
y el volumen de arcilla en una zona determinada
(Heflin et al, 1976). Debido a que el uranio es
muy scluble en agua, comtinmente se encuentra
en las aguas de produccién, mientras que, el
volumen de arcilla es calculado de forma
independiente a la radiocactividad natural de la
formacién. Para ambientes de depositacién
normales el indice de uranio vy el volumen de
arcilla tienen el mismo valor. Cuando existe una
fractura, el indice de uranio puede ser mayor al
volumen de arcilla, La principal limitacién de
esta técnica es que no puede indicar si la
fractura esta abierta o cerrada.

Gréfico de Lito-Porosidad (M-N): Esta técnica
fue introducida para ayudar a interpretar
formacicnes con litologias complejas (Burke et
al, 1969). El método maneja informacién
simultdnea de los registros Neutron, Densidad
vy Sénico, de los cuales pueden obtenerse dos
pardmetros de porosidad independientes M
(porosidad de matriz, normalizada por el
registro de densidad) v N (porosidad total),
mediante las siguientes ecuaciones:

4

(8)

Donde

At = Tiempo de trénsito del registro séniéo,
msec/it

p = Densidad, gr/cc

6, = Porosidad Neutrén

Los subindices B v { hacen referencia a bulk vy
fluido, respectivamente.

El grafico de lito-porosidad (M-N) puede ayudar
a detectar porosidad secundaria, pero sin
diferenciar entre vugs y fracturas. Asumiendo
que el registro sénico responde solamente a
porosidad de matriz, v los registros neutrdn o
densidad responden a porosidad total, la
ecuacion para N, no se verd afectada por la
presencia de porogidad secundaria, mientras
que la ecuacion para M aumentara en la medida
gue haya mds porosidad secundaria.

La Figura 8, muestra un grafico generalizado
de lito-porosidad para lodo base agua dulce.
Las areas de porosidad secundariz estan
localizadas por encima de la linea dolomita-
caliza-silice, y son indicadas por las letras B, C,
DvyE.
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Figura 8.

Graiico de Lito-porosidad, Las dress B C. D yvE
represenian intervalos fracturados. (Después de Burke et al
1969;
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Andlisis de Kerégeno: Estos anélisis cuantifican
el volumen de kerégeno presente en la
formacién v su porosidad. Para su evaluacién
son necesarios los valores caracteristicos para
el kerbgeno, la arcilla v la arena de cada una de
las herramientas de porosidad (Neutrdn,
Densidad v Sénico) Ver Tabla 2.

Tabla 2. Valores caracteristicos de
kerdgeno, arcilla y arena para cada una de
ias herramientas de porosidad (Tomada
de Aguilera, 1985)

HERRAMIENTA ARENA ARCILLA KEROGENO

Sénico {mseg/ft) 555 85,0 174

Densidad (gr/icey  2.68 2.82 1.10
_ Neutrén SNP -0.02 0.27 0.67
i {fracc.)

Neutron CNL 0.14 0.32 0.67
i {frace.)

Con los valores de la Tabla 2 es posible generar
gréficos como el presentado en la Figura 9. De
esta figura se pueden determinar los vollmenes
de kerégeno, al dividir la distancia entre el punto
() v 1a linea arena-arcilla, entre la distancia total
desde el punto de kerégene alalinea arena-arcilla.

Como pueden ohtenerse diferentes valores para
el volumen de kerégeno a partir de graficos
similares al presentado en la Figura 9, se debe
seleccionar aquel que refleje el porcentaje mas
bajo. El contenido de kerdgeno en la roca,
aungue no se considera con valor comercial, es
importante para indicar la presencia de zonas
fracturadas o la cercania a fuentes de
produccién de gas, cuando se aprecian altos
contenidos de éste.

Otra estimacién del contenido de kerégeno
puede darse a partir del registro de densidad:

Kerbgeno = 496.325 x (0e) °° 285,176 (6)

donde,
pp = Densidad (gr/cc) del registro RHOB
Kerogeno =Contenido de keroégeno en gal/ton

T el O v = e
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Figura 9. Graficos para la detsrminacitn del voluman de
Kerogeno. (Daspués de Hilion, 1877)

Criterio de Posibilidad de fracturamiento. El
grado de fracturamiento de una formacion puede
ser evaluado bajo diferentes indicadores (registros
resistivos, radiactivos, de rugosidad, acusticos,
ete.), de los cuales se puede seleccionar un critetio
que represente la posibilidad de fracturamiento.
Dicho criterio esta definido por una expresion, un

umbral, una mediana y un méximo de posibilidad

de fracturamiento (P) (Ver Figura 10). Paraelcaso
de un indicador de resistividad y tomando de
referenciala herramienta dual Jaterolog, su criterio
puede ser representado mediante la expresién:

PéLdéFﬁ“qﬁ (8)
o Rus

Cuando los valores de resistividad son iguales
(lectura profunda, R igual a lectura somera,
R ). se asume que no hay presencia de
fracturas v la ecuacién 7 es igual a cero.

Pmax| _ e — ——— —0.4

- Fracturamiento

Pmax/2 . o 04

r T
04 P=LogR/R,)
2'51 lF:(RLDIRLLS)

Figura 10. Equivaiencias enire los valores de Posibilidad
de fracturartiento basade en &l registro doble laterolog y la
curva IF, {Modificado de Boyeldieu and Martin 1984).




Un valor de 0.05 puede ser asignado como
umbral para la ecuacién 7, indicando que este
es el minimo valor para el cual hay posibilidad
de fracturamiento v correspondiente a una
relacion de resistividad R | /R de 1.12. Una
mediana de posibilidad de fracturamiento puede
ser representada por un valor de 0.10,
correspondiente a una relacién de
resistividades de 1.26. Este valor de mediana
(0.10) representa la mitad de la méaxima
posibilidad de fracturamiento (P _/2). De la
misma forma se pusede fijar un valor para el
méximo de posibilidad de fracturamiento {0.4)
y ¢que corresponde a una relacién de
resistividades de 2.51 (Ver Tabla 3).

Tabla 3. Valores tipicos de la curva de
posibitidad de fracturamienio
{Tomado de Aguilera, 1985)

. ATRIBUTO VALOR |

i Mo hay fracturamiento (P = 0) IF=1.00 |

| Umbral de fracturamients (P = 0.05) F=112
Valordela mediana (P ) (F=010} IF=1.286
Muy alto fracturamiento (2 ) (P=0.4) IF =251

Adicionalmente, se pueden introducir en el
modelo algunos coeficientes de correccidn, por
ejemplo, para valores altos de porosidad la
posibilidad de fracturamiento puede llegar a ser
pequeha; entonces se puede reducir P __.Dbara
casos donde la porosidad sea mayor al 10 %.

Otro gréfico puede ser derivado del anterior
analisis, basado en el mismo concepto
{separacién positiva de las dos curvas de
resistividad) y con este, es posible determinar
cualitativamente la intensidad de
fracturamiento v el tipo de fluido presente en
las fracturas. El grafico presenta en el oje de
las ordenadas el cociente entre resistividad
profunda y somera, v en el eje de las abscisas
la resistividad profunda. Los intervalos

fracturados saturados con agua caen por
encima de la linea inclinada; las zonas no
fracturadas, caracterizadas por un valor similar
entre resistividad somera y profunda (relacion
igual a 1}, se ubican sobre la linea a trazos v las
zonas fracturadas; v con presencia de

hidrocarburos se localizan en la parte superior
del diagrama. Ver Figura 11.

| Fracturamiento Masivo [
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Plgura 11,
Interpretacion del grafico de resistividad profunda y
somera. (Modificado de Rasmus, 1882)

GONGLUSIONES

¢ Para caracterizar adecuadamente un
Yacimiento Naturalmente Fracturado (YNF)
se requiere de la integracién de informacién
procedente de diferentes fuentes, la cual
debe ser analizada por técnicas y
herra.mnientas que involucran diversas
disciplinas del conocimiente.

* La evaluacidn cuantitativa de los atributos
propios de las fracturas-mediante técnicas
indirectas reguiere de un conocimiento
particular del yacimiento, de la respuesta
especifica de la herramienta v de su
comportamiento en cada estrato y/o pozo del
campo.

¢ Una gran limitante del uso de registros
convencionales para detectar fracturas es su
imposibilidad para distinguir entre fracturas
naturales e inducidas.

* La utilizacién de técnicas indirectas de
identificacion de fracturas (registros de pozo,
y combinaciones) constituyen una
herramienta practica, 1til y econdmica en la
determinacion de intervalos fracturados.

* Las herramientas de perfilaje de ultima
generacidn (registros de imégenes v
resonancia magnética nuclear) representan
un importante avance de las técnicas
indirectas para la deteccidén y caracterizacion
de fracturas.
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