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La cumbre del cerro Mono Pelado se localiza a 17º 18’ 42.87” de latitud norte y a de longitud 93º 36’ 16.95” oeste, en la Sierra de
Huimanguillo, dentro de la Reserva ecológica Agua Selva, en el estado de Tabasco, México, tiene una altura aproximada de 1 000
msnm. Su cresta es muy parecida al un cono invertido, sus laderas son encumbradas y escarpadas lo que hacen difícil su acceso.
La fotografía fue tomada por «Alfonsobouchot» el 21 de noviembre de 2016, 16:07:35; en el siguiente enlace se puede ver la licen-
cia de uso https://es.wikipedia.org/wiki/Archivo:Cerro_Mono_Pelado_02.jpg

The mono pelado (skinned monkey) mountain peak is located at 17° 18’ 42.87” north latitude and at 93° 36’16.95” west longitude,
in the Huimanguillo mountain chain, inside the agua selva ecologic reservoir, in the state of tabasco, mexico. It has an approxi-
mate hight of 1000 mtrs. OSL. The top looks like an inverted cone, the sides are cloudhigh and rocky so it becomes difficul to ac-
cess. The picture was taken by alfonsobouchot on November 26th 2016, 16:07:35; the next link shows the using licence
https://es.wikipedia.org/wiki/Archivo:Cerro_Mono_Pelado_02.jpg
.
O cume da colina “Mono Pelado” está localizado a 17° 18’ 2.87” de latitude norte e longitude 93° 36’ 16.95” oeste na “Sierra de
Huimanguillo”, dentro da reserva ecológica “Agua Selva” na região de Tabasco, Mexico, Tem uma altura aproximada de 1 000 msnm.
Sua crista é muito parecida com um cone invertido, suas encostas são altas e íngremes o que dificulta o acesso.
A fotografia foi tirada por “Alfonsobouchot” em 21 de novembro de 2016. 16:07:35, no link a seguir você pode ver a licença de uso.
https://es.wikipedia.org/wiki/Archivo:Cerro_Mono_Pelado_02.jpg
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Presentación

Llegamos al primer año de nuestra revista Geocien-
cias, por lo cual me congratulo y felicito a todo el
equipo editorial de este órgano de difusión científica

de la Universidad Olmeca. Gracias a todos los docentes y
especialistas que se han dado a la tarea de publicar a través
de nosotros sus avances científicos y académicos. Esta pu-
blicación al año de su difusión, ha tenido una notoria acogida
por parte de investigadores y académicos de México, sobre
todo de la Región Sureste del país y sobretodo de estudiosos
de Iberoamérica. 

Geociencias se va consolidando así como una re-
vista especializada en temas relacionados con las disciplinas
de ciencias de la tierra, los recursos naturales y las fuentes
energéticas. Es por ello que en esta edición se abordan temas
de gran relevancia para el ámbito académico y de vincula-
ción internacional, como es la creación del Centro de Desa-
rrollo de Competencias Energéticas y Sustentabilidad
(CEDECES) por parte de esta Casa de Estudios.

Actualmente se gestiona la inclusión de la revista en
varios sistemas arbitrados, así como en LATINDEx, Google
Académico, entre otros. Por lo cual hemos sumado a impor-
tantes personalidades científicas y académicas a ser parte del
Comité de Arbitraje, validando así la calidad y riqueza de
los trabajos que son enviados para publicación, siendo acep-
tados todos y remitidos a la Comisión respectiva. 

Invito a todos, alumnos, profesores y especialistas
en la materia, a continuar leyéndonos y a enviar sus aporta-
ciones para hacer juntos esta revista la mejor en su ámbito y
así dejar huella en la historia cultural y académica para las
futuras generaciones, incrementando día con día la cercanía
con nuestros lectores y la calidad en cada nueva edición.

Emilio De Ygartua Monteverde
Rector 



RESUMEN
El uso de perfiles de pozo como herramientas de alta tec-
nología, es el factor común en muchos estudios petrofísicos
a nivel mundial. Además, los petrofísicos recomiendan usar
los análisis de núcleos y perfiles de pozos, tanto conven-
cionales como especiales, para disminuir el grado de in-
certidumbre en los resultados. Como es conocido, pueden
encontrarse reservorios donde la  disponibilidad de perfiles
especiales de pozos y análisis de núcleos son limitados. En
estos casos, ¿qué hacer cuando no se dispone de todos los
datos que se encuentran en el mercado o catálogo de las
grandes empresas de registros? El objetivo de esta investi-
gación es proponer un flujo de trabajo para optimizar las
metodologías en reservorios carbonatados con limitada in-
formación petrofísica, para lo que se siguen los siguientes
pasos: (I) definición de las unidades petrofísicas identifi-
cando cambios de tendencia en los registros convenciona-
les, relación entre éstas y las electrofacies (EF) y su
correlación vertical y areal, (II) evaluación de las propie-
dades petrofísicas en reservorios y sellos e, (III) interpreta-
ción de ambientes sedimentarios y enriquecimiento de
carbono orgánico total. Se utilizaron registros y un grupo
de datos de apoyo en diferentes áreas en la Franja Norte de
Crudos Pesados de Cuba (FNCP). Los resultados evidencia-
ron que es posible optimizar el uso de los perfiles petrofí-
sicos convencionales para la caracterización apropiada de
los reservorios carbonatados. Como conclusión, la defini-
ción de unidades petrofísicas permitió zonificar el reservo-
rio con mayor detalle en comparación con las zonas
establecidas por las edades bioestratigráficas; se demostró
que todos los métodos utilizados proporcionan herramien-
tas para el estudio y la importancia de su integración.

Palabras clave: registros convencionales de pozo, reser-
vorios carbonatados, unidades petrofísicas, Franja Norte
de Crudos Pesados de Cuba.

ABSTRACT
The use of well logs considered as high-tech tools by
geoscientists is the common factor in many petrophysical
studies around the world. Also, petrophysicists recom-
mend integrating core analysis and well logs, both con-
ventional and special, with the aim of reducing the
uncertainty in the results. However, there are some re-
servoirs technologically limited or unavailability of spe-
cial wells profiles and core analysis. In these cases, what
we should do when you do not have all the data that are
in the log market or log catalog of large companies? The
objective of this research is to propose a workflow to op-
timize the methodologies in carbonate reservoirs with li-
mited petrophysical information, for which the following
steps are followed: The answer is shown in the results
obtained by applying methodologies in carbonate reser-
voirs with limited petrophysical information. The met-
hodology consists of the following workflow: (I) defini-
tion of petrophysical units and electrofacies identifying
trend changes in conventional logs, definition of the re-
lationship between petrophysical units and electrofacies
(EF), and its vertical and areal correlation, (II) evaluation
of the reservoir properties and the potential seal on sedi-
ments overlying to reservoir and (III) interpretation of de-
positional environments and enrichment of total organic
carbon. Well logs and other data were used in different
areas of the Heavy Crude Northern Belt of Cuba (FNCP).
The results evidenced that it is possible to optimize the

Volumen 2, número 1, junio 2019. 

Flujo de trabajo para optimizar el uso de registros geofísicos 
convencionales al caracterizar reservorios carbonatados

Olga Castro Castiñeira1; Carelis Moya2

1   Centro de Investigaciones del Petróleo (CEINPET). Churruca, No.481, e/ Vía Blanca y Washington, El Cerro. C.P. 12000. La
Habana, Cuba. E-mail: olgac@ceinpet.cupet.cu

2   Equion Energia LTD, Carrera 9A No 99-02 9th Floor, Bogotá, Bogotá D.C., Colombia. 

Castro Castiñeira, O. y Moya, C. 2019. Flujo de trabajo para optimizar el uso de registros geofísicos convencionales al caracterizar
reservorios carbonatados: revista Geociencias, volumen 2, número 1, junio 2019. pp. 5-14.

5



use of conventional well logs to characterize appropria-
tely the carbonated reservorios. In conclusion, the defi-
nition of petrophysical units allowed subdividing in more
detail the reservoir in comparison with the zones esta-
blished by biostratigraphic ages. It was demonstrated
that all used methods provide tools for the study and the
importance of its integration.

Key words: conventional well logs, carbonate reser-
voirs, petrophysical units, heavy crude northern belt of
Cuba.

RESUMO 
O uso de perfis de poço como ferramentas de alta tecno-
logia é o fator comum em muitos estudos petrofísicos em
todo o mundo. Além disso, os petrofísicos recomendam
o uso de análises de núcleo e de perfil de poço, conven-
cionais e especiais, para reduzir o grau de incerteza nos
resultados. Como é sabido, os reservatórios podem ser
encontrados onde a disponibilidade de perfis de poços es-
peciais e análise de núcleo é limitada. Nesses casos, o que
você faz quando não tem todos os dados disponíveis no
mercado ou catálogo dos grandes registros? O objetivo
desta pesquisa é propor um fluxo de trabalho para otimi-
zar as metodologias em reservatórios carbonáticos com
informações petrofísicas limitadas, para as quais são se-
guidos os seguintes passos: (I) definição de unidades pe-
trofísicos identificando novas tendências em registos
convencionais, a relação entre estes e os eletrofácies (EF),
e a sua correlação vertical e (II) avaliação de propriedades
petrofísicas em reservatórios e vedações e (III) interpre-
tação de ambientes sedimentares e enriquecimento de car-
bono orgânico total. Registros e um grupo de dados de
apoio foram usados em diferentes áreas da Faixa Norte
do Heavy Crude em Cuba (FNCP). Os resultados mostra-
ram que é possível otimizar o uso de perfis petrofísicos
convencionais para a caracterização adequada de reser-
vatórios carbonáticos. Em conclusão, a definição de uni-
dades petrofísicas permitiu zonificar o reservatório em
maior detalhe em comparação com as zonas estabelecidas
pelas idades bioestratigráficas; Foi demonstrado que
todos os métodos utilizados fornecem ferramentas para o
estudo e a importância de sua integração.

Palavras chave: perfis convencionais de poços, reser-
vatórios carbonáticos, unidades petrofísicas, Faixa Norte
do Heavy Crude em Cuba.

INTRODUCCIÓN
El uso de perfiles de pozo como herramientas de alta tec-
nología, es el factor común en muchos estudios petrofísi-
cos a nivel mundial. En la literatura especializada de
petrofísica, se encuentran metodologías de trabajo para di-
símiles situaciones y tipos de rocas presentes. Los petro-
físicos recomiendan usar los análisis de núcleos y perfiles
de pozos, tanto convencionales como especiales, para dis-
minuir el grado de incertidumbre en los resultados. Co-
rresponde a los interpretadores establecer los flujos de
trabajo para cada situación que se presente. La mayoría
de los pozos cuenta con los registros más comunes o con-
vencionales para las investigaciones (Espectrometría de
Rayos Gamma, Cáliper, Resistividad, Neutrónico, y Lito-
densidad). Por lo general, en estos pozos dirigidos u hori-
zontales hay muy pocos núcleos cortados por la comple-
jidad que adquiere la tarea en este tipo de pozos. 

Por tanto, pueden encontrarse reservorios donde
es limitada la disponibilidad de perfiles especiales de
pozos, lo que responde a la época en que fue perforado
y a las posibilidades de herramientas de la operadora.
También los análisis de núcleos pueden resultar limita-
dos, por la carencia de núcleos cortados o por el equipa-
miento de laboratorio donde se analizan estas muestras.
En estos casos, ¿qué hacer cuando no se dispone de todos
los datos que se encuentran en el mercado o catálogo de
las grandes empresas de registros?

El objetivo de esta investigación es proponer un
flujo de trabajo para optimizar las metodologías en re-
servorios carbonatados con limitada información petro-
física, utilizando un grupo de técnicas que se integran en
un flujo de trabajo general. Los objetivos específicos
consisten en: división del corte en unidades petrofísicas,
evaluación de las propiedades petrofísicas e interpreta-
ción de los ambientes deposicionales y enriquecimiento
de carbono orgánico total.

MATERIALES Y MÉTODOS
Para ilustrar el flujo de trabajo propuesto, se utilizó un
grupo de registros y datos de apoyo de pozos del yaci-
miento Varadero Oeste, que cortan las formaciones de la
Unidad Tectono Estratigráfica Placetas, perteneciente a la
Franja Norte Petrolera Cubana (FNPC). De modo comple-
mentario, se incluyeron los pozos Cupey-1x y Marbella
Mar-1 para estudiar el Jurásico Superior Oxfordiense-
Kimmeridgiense (Formación Constancia).

Estos pozos, tomados como claves, se trabajaron
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en profundidad medida (MD) y son consideradas como
profundidad aparente de los diferentes intervalos. 

La secuencia de pasos que conforman el flujo de
trabajo, se resume en los siguientes:

A. Definición de las unidades petrofísicas:
identificación de cambios de tendencia en
los registros convencionales, su relación con
las electrofacies y su correlación vertical y
areal.

B. Caracterización de las unidades petrofísicas:
evaluación de las propiedades petrofísicas en
reservorios y sellos, utilizando los modelos
que mejor se ajusten a las condiciones:

B1. Litología
B2. Volumen de Arcilla
B3. Porosidad
B4. Saturación de Agua
B5. Parámetros de Corte

C. Unidades Sellantes: Identificación de los po-
sibles sellos presentes en los pozos.

D. Correlación de las unidades petrofísicas: co-
rrelación de los pozos donde aparecen las uni-
dades.

E. Condiciones deposicionales y tipo de arcilla:
estudio de los ambientes de sedimentación y
los tipos de arcilla utilizando los registros de
espectrometría gamma.

F.  Contenido de Materia Orgánica: definición de
las posibilidades de generación en las rocas
de las distintas formaciones utilizando los re-
gistros de pozo.

RESULTADOS Y DISCUSIÓN
A. Definición de las unidades petrofísicas
Se define como unidades petrofísicas aquellos intervalos
estratigráficos con características similares por su com-
posición litológica y atributos físicos que permitan dife-
renciarlas entre sí. Las unidades petrofísicas son conside-
radas unidades informales.

En la Tabla 1 se muestran las unidades litoes-
tratigráficas y las unidades petrofísicas correspondientes
para cada pozo. Por la estructura en pliegues y escamas
en que se presentan las formaciones, las mismas pueden
repetirse dentro del corte del pozo, por lo que el número

que acompaña al nombre de la formación en la unidad
petrofísica, corresponde al número de la repetición
donde se ubica. La definición de unidades petrofísicas
permitió zonificar el reservorio con mayor detalle en
comparación con las zonas establecidas por las edades
bioestratigráficas.

Tabla 1. Unidades petrofísicas definidas en cada pozo frente
a las unidades lito-estratigráficas.

B. Caracterización de las Unidades Petrofísicas
Se caracterizaron las formaciones de la Unidad Tectono-
Estratigráfica (UTE) Placetas: parte del Grupo Veloz y la
Formación Constancia (Jurásico Superior Oxfordiense-
Kimmeridgiense) en la base del mismo (Valladares, 1996-
1998). 

Aunque la Formación Vega Alta (Paleógeno) no
es representativa para su caracterización, dado que sólo
un pozo clave cuenta con registros disponibles en una
parte de dicha formación, se incluye en la tabla de valores
generales, donde también se recogen los valores prome-
dio de las formaciones. 

En la Tabla 2, se aprecia la similitud entre los
valores promedio de las propiedades de reservorio en las
formaciones del Grupo Veloz que se encuentra por debajo
de la Formación Vega Alta, hasta la Formación Constan-
cia (Veloz 1) y por debajo de la Formación Constancia,
hasta la profundidad máxima alcanzada por los pozos
(Veloz 2).

Olga Castro Castiñeira y Carelis Moya
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B1. Litología
• Las rocas principales que están representadas

en las formaciones son calizas, dolomias, ar-
cillas y sedimentos siliciclásticos. De forma
específica, la Formación Constancia de edad
Oxfordiano, es característica en los pozos por

la aparición de la dolomitización asociada a
la presencia de carbonatos y abundante frac-
ción areno-limosa diseminada de minerales,
tales como cuarzo y arcillas. La presencia de
pirita es también un elemento distintivo,
según la descripción litológica. El modelo li-
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Tabla 2. Valores promedio en las formaciones del Grupo Veloz, formaciones Constancia y Vega Alta.

tológico obtenido a partir de registros obe-
dece a la variación litológica presente.

B2. Volumen de Arcilla
● Basado en el registro de rayos gamma y las

descripciones litológicas se estableció 90-100
Unidades Gamma API (GAPI) como valor má-
ximo de Gamma Ray y 0 GAPI como valor mí-
nimo, obteniendo promedios de volúmenes de
arcilla que varían desde 10 hasta más de 50 %,
con una desviación estándar de 15 % (Schlum-
berger, 1982-1984). 

● Los valores más altos del volumen de arcilla
se encuentran en las unidades petrofísicas co-
rrespondientes a Constancia y Vega Alta.
Esos valores en las formaciones del Grupo
Veloz aumentan con la profundidad hasta lle-
gar a la Formación Constancia, debajo de la
cual comienzan a disminuir hasta alcanzar el
mínimo valor en la Formación Veloz- Brecha.

B3. Porosidad
● En el Grupo Veloz, la tendencia de la porosi-

dad es inversa al comportamiento del volumen
de arcilla. En la Formación Constancia se pre-
sentan los valores promedio más bajos de po-
rosidad, hasta 7.3 % en el yacimiento con la
máxima arcillosidad, hasta 18 % (Tabla 3).

B4. Saturación de Agua
● La estimación de saturación de agua se inició

con el cálculo del gradiente de temperatura,

obteniendo un valor promedio de 30.3 ° C/ km
para el yacimiento Varadero. 

● Se realizaron los cálculos de resistividad del
agua de formación mediante la metodología
de resistividad de agua aparente, obteniendo
un ajuste aceptable con la resistividad del
agua del área: se conoce por análisis de labo-
ratorios de muestras de agua que la salinidad
de la Franja Norte de Crudos Pesados (FNCP)
de Cuba, se encuentra entre 50 000 y 60 000
ppm (Castro, 1992).

● La saturación de agua en los reservorios del
Grupo Veloz es menor de 30 % en los espe-
sores netos, mientras que en formaciones con
contenidos arcillosos como Vega Alta y Cons-
tancia puede alcanzar 36 % en las zonas de
reservorio.

B5. Parámetros de Corte
● Se utilizó el gráfico de Saturación de Agua

Irreducible (Sairr) contra Porosidad (Por), ob-
tenido por análisis de capilarimetría, con un
coeficiente (R) de 0.5041, disponible en la base
de datos petrofísica del Centro de Investigacio-
nes del Petróleo (CEINPET) de Cuba, (Figura
1). En consecuencia, se usó la porosidad efec-
tiva de 5 % como parámetro de corte, por ser
el valor donde se observa mayor por ciento de
agua irreducible, y se asumió el corte de volu-
men de arcilla de 20 %, que le corresponde a
esa porosidad al construirse una relación entre
la porosidad y el volumen de arcilla.



● Considerando el corte de saturación de agua
en los pozos productivos del área, se tomó el
valor de 40 %.

Después de aplicar los parámetros de corte, toda
la sección evaluada presenta una buena calidad de reser-
vorio, con un volumen de arcilla en un rango de 8 a 18 %
y una porosidad que oscila entre 7 y 23 %. En la Tabla 3
se presentan los resultados generales de la interpretación
petrofísica de las propiedades de reservorio de las forma-
ciones.

C. Unidades Sellantes
La Formación Vega Alta en el pozo VDW-726, único con
registros, muestra características de sello, al presentar 0.9
m de carbonato neto petrolífero dentro de los 76 m de es-
pesor total; el resto es una roca muy arcillosa. 

La Formación Constancia podría tener algún in-

terés sellante, dada su composición litológica areno arci-
llosa y limosa con alto contenido de materia orgánica.
Dada sus propiedades físicas y mineralógicas, la facies
arcillosa es la que ofrece las propiedades sellantes a estos
sedimentos. 

Las formaciones consideradas como sello, mues-
tran una resistividad menores a los 10 ohm-m.

D. Correlación de las unidades petrofísicas
Las unidades petrofísicas se caracterizaron en las forma-
ciones Cifuentes (Jurásico Superior Kimmeridgiense - Tit-
honiense), Ronda y Morena (Cretácico Inferior Neco-
miense), las cuales forman parte del Grupo Veloz, la For-
mación Constancia (Jurásico Superior Oxfordiense -Kim-
meridgiense), todas ellas pertenecen a la UTE Placetas, así
como la Formación Vega Alta (Paleógeno) depositada por
encima de dicha UTE (Figura 2). 
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Figura 1. Relación entre la porosidad y la saturación de agua irreducible para los pozos de la FNCP. 



Según Serra (1985), se define como electrofacies
(EF) al conjunto de las respuestas de los perfiles que ca-
racteriza a un estrato y permite distinguirlo de otros. 

Todas las respuestas de los perfiles (eléctricos,
nucleares, acústicos, de buzamientos, etc.) que indican
los aspectos cuantitativos (valores de perfil) y cualitativos
(características de las curvas) representan, por lo tanto,
los componentes de las electrofacies (Serra, O., 1985).

En este estudio, las electrofacies encontradas en
el Grupo Veloz se nombraron (Figura 3): 

Flujo de trabajo para optimizar el uso de registros geofísicos convencionales al...
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Figura 2. Ejemplo de la Unidad Placetas, con un registro
compuesto generalizado de las formaciones presentes.

Figura 3. Ejemplo de uno de los pozos con la división en
electrofacies (Tomado de Álvarez, 2016).



● Neocomiense, que se asocia a las formacio-
nes Ronda y Morena;

● CS I, CS I inf, CS II, CS II inf y CS III, que
se asocian a la Formación Cifuentes, en este
caso en su parte somera (Jurásico Superior-
Kimmerigiense);

● CPI que se asocia a Cifuentes en su parte pro-
funda (Jurásico Superior-Tithoniense);

● Constancia que se identifica con el nombre de
la formación asociada al Jurásico Superior
Oxfordiediense-Kimmeridgiense y 

● La electrofacies llamada CII + III +Brecha
con un desarrollo considerable de rocas del
Tithoniense y abundantes capas de brechas
(López-Corzo, 2012). 

Además de la identificación de las EF, de su aso-
ciación con las formaciones y de establecerse correlaciones
entre ellas, atendiendo a la forma de los gráficos de rayos
de sol construidos para cada una, pueden definirse mejor
las diferencias entre una y otra y de un pozo a otro, lo que
queda expresado en el ejemplo de la Figura 3.

Para la construcción de estos gráficos, el proce-
dimiento es como sigue: 

1. En el registro compuesto del intervalo de in-
terés se divide la formación basado en las va-
riaciones de las curvas.

1. Se toma lectura de los valores máximo, mí-
nimo y promedio de cada perfil.

2. Se construye el gráfico para visualizar las di-

Olga Castro Castiñeira y Carelis Moya
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Tabla 3. Resultados generales de la interpretación de las propiedades petrofísicas.



ferentes electrofacies. El grafico tendrá tantas
ramas como perfiles disponibles y los rangos
de las mismas varían según el perfil. 

3. Se proyectan los valores máximos, promedios
y mínimos. Se unen todos los puntos máxi-
mos, todos los promedios y todos los míni-
mos para crear la forma característica de cada
EF. 

Basta que dos formas difieran en un solo eje para
que se establezca la diferencia entre dos EF. La correlación
espacial y vertical de las EF se basó en establecer la co-

rrespondencia o similitud entre dos o más morfologías y
según la metodología de Serra (Serra, 1985).

E. Condiciones deposicionales y tipo de Arcilla
En el área de estudio los sedimentos están asociados a
condiciones de sedimentación desde reductores hasta oxi-
dantes; sin embargo existen pozos con predominio de
condiciones sedimentarias reductoras. Lo antes expre-
sado, se confirma con los gráficos cruzados PEF vs TPRA
donde se definen claramente los sedimentos de origen te-
rrígenos asociados a las formaciones Constancia, Vega
Alta y en menor proporción al Grupo Veloz. 
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Figura 4. Ejemplo de caracterización de electrofacies por los gráficos de rayos de sol.



En la relación thorio y potasio (TPRA), abundan las
arcillas del tipo esmectita (montmorillonita) e ilita. Al con-
trario, la caolinita aparece de forma muy esporádica, lo
que confirma que las condiciones deposicionales durante
la sedimentación de la columna evaluada son de forma
esencial, marinas con intercalaciones o pulsos de sedimen-
tos asociados a condiciones transicional-oxidantes.

F. Contenido de materia orgánica
Se utilizó el método de Passey para el cálculo del Car-
bono Orgánico Total (COT) por registros de porosidad y
resistividad (Passey, Q. R, S. Creaney, 1990) con un
LOM igual a 8.5, tomado de la referencia de estudios geo-
químicos realizados de forma previa en el área (López-
Quintero y Castro, 1996). También se aplicó el método
de Passey modificado (Bowman, 2010), con el que se ob-
tuvo resultados similares. La presencia de uranio se rela-
ciona con un alto contenido de materia orgánica, que
puede inferir la existencia de una roca generadora de hi-
drocarburos. La utilización de la relación U/K (UPRA)
en lugar de la medición directa del uranio como índice
del contenido de materia orgánica, permite eliminar la in-
fluencia del uranio adsorbido por las arcillas (Schlumber-
ger, 1982-1984).

Los resultados obtenidos muestran una relación
directa entre el Carbono Orgánico Total (COT) y el conte-
nido de uranio, excepto en aquellos intervalos donde las
condiciones sedimentarias se tornan de transicional a oxi-
dante. El COT disminuye en función del contenido de se-
dimentos terrígenos en la formación (componente de
sílice). 

En un grupo de pozos que tienen la Formación
Constancia y los registros necesarios, se hizo un análisis
de COT por el método de Passey y por el método modifi-
cado. Hay muy pocos elementos para concluir que la For-
mación Constancia sea una roca madre, pues además del
aumento del uranio por la materia orgánica, los valores
de resistividad prácticamente no sobrepasan los 10 ohm-
m, característico en formaciones sellantes saturadas con
agua (Figura 4).

Finalmente, se comprueba que todos los métodos
utilizados proporcionan herramientas para el estudio, y la
importancia de su integración.

CONCLUSIONES
● Se propuso un flujo de trabajo donde los re-

sultados obtenidos de su aplicación en un
grupo de pozos, evidenciaron que es posible
optimizar el uso de los perfiles petrofísicos
convencionales para la caracterización apro-
piada de los reservorios carbonatados, donde
los métodos utilizados proporcionan herra-
mientas para el estudio, y la importancia de
su integración. 

● Se constató la utilidad de la definición de uni-
dades petrofísicas, que permitió zonificar el
reservorio con mayor detalle en comparación
con las zonas establecidas por las edades
bioestratigráficas.

● Se agrega que en el campo de estudio están
presentes tanto las condiciones oxidantes,
transicionales como reductoras, con predomi-
nio de estas últimas en el Grupo Veloz, carac-
terístico de reservorios carbonatados, pero
también se define una gran cantidad de sedi-
mentos de origen terrígeno asociados a las
formaciones Constancia, Vega Alta y en
menor proporción al Grupo Veloz. Además,
por interpretación de registros, se observó
presencia del Carbono Orgánico Total varia-
ble en el corte, encontrándose una relación di-
recta con el contenido de uranio, excepto en
aquellos intervalos donde las condiciones se-
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Figura 5. Rango de valores de resistividad en la Formación
Constancia.



dimentarias corresponden de transicional a
oxidante. El Carbono Orgánico Total dismi-
nuye en función del contenido de sedimentos
terrígenos.

● Luego de aplicar el flujo de trabajo a los
pozos, se fundamenta que el Grupo Veloz pre-
senta las mejores propiedades como reservo-
rio, mientras que en la Formación Constancia
se aprecian mejor sus características como
sello.
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RESUMEN
En la industria petrolera todas las formaciones de los
campos son estudiadas a partir de registros geofísicos, de
núcleos de pozos petroleros, de simulaciones computa-
cionales y de estudios de laboratorio, que permiten esta-
blecer las relaciones de las propiedades petrofísicas a
través de fórmulas prácticas. Una de estas es la ecuación
de Archie, que involucra las propiedades físicas de una
formación dada. Si estas propiedades se obtienen de ma-
nera alternativa y se utilizan en la ecuación de Archie, en-
tonces es posible calcular los coeficientes y exponentes
que intervienen en la ecuación. En este trabajo se resuelve
la ecuación de Archie tomando a la saturación de agua
como variable dependiente y como incógnitas los coefi-
cientes y exponentes que se presentan en ella. Se muestra
la generalidad del uso de la ecuación de Archie en cual-
quier formación, comprobándose su solución al comparar
los valores de saturación de agua obtenidos con los valo-
res encontrados de coeficientes y exponentes de la fór-
mula con las saturaciones de agua obtenidas con ecua-
ciones empíricas ampliamente utilizadas en la industria.
Las diferencias entre los dos conjuntos de saturaciones
de agua son mínimas, uno calculado con los coeficientes
y exponentes obtenidos de la solución de la ecuación de
Archie y otro conjunto obtenido a través de ecuaciones
empíricas de amplia utilización en la industria, para un
mismo conjunto de datos.

Palabras clave: ecuación de Archie, saturación de agua,
registros geofísicos, simulaciones computacionales.

ABSTRACT
In the oil industry practically all the formations of the

fields are studied from geophysical logs, oil well cores,
computer simulations and laboratory studies, which allow
to establish the relationships of the petrophysical proper-
ties through practical formulas. One of these is Archie's
equation, which involves the physical properties of a given
formation. If these properties are obtained in an alternative
way and are used in the Archie’s equation, then it is pos-
sible to calculate the coefficients and exponents that inter-
vene in that equation. In this paper, the Archie’s equation
is solved by taking the water saturation as a dependent va-
riable and as unknown parameters, the coefficients and ex-
ponents that appear in it. The generality of the use of the
Archie’s equation in any formation is shown, proving its
solution when comparing the values of water saturation
obtained with the found values of coefficients and expo-
nents of the formula with the water saturations obtained
with empirical equations widely used in the industry. The
differences between the two sets of water saturations are
minimal, a set calculated with the coefficients and expo-
nents obtained from the solution of the Archie’s equation
and another set obtained through empirical equations wi-
dely used in industry, for the same set of data.

Key words: Archie's equation, water saturation, geophy-
sical logs, computer simulations.

RESUMO
Nas formações da indústria do petróleo virtualmente
todos os campos são estudados a partir de perfis de poços,
núcleos de poço de petróleo, simulações computacionais
e estudos laboratoriais, que estabelecem as relações das
propriedades petrofísicos através fórmulas práticos. Uma
delas é a equação de Archie, que envolve as propriedades
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físicas de uma dada formação. Se estas propriedades são
obtidas alternativamente e são utilizados na equação de Ar-
chie, então é possível calcular os coeficientes e expoentes
envolvidas na equação. Neste trabalho, a equação é resol-
vido tendo Archie saturação de água Sw como variável de-
pendente e como coeficientes de amostras desconhecidas
e expoentes aí apresentados. Solução verificado generali-
dade usando a equação de Archie em qualquer formação
mostrado por comparação dos valores de saturação de
água, obtida com os valores encontrados coeficientes e ex-
poentes da fórmula com saturações de água obtida por
meio de equações empíricas amplamente utilizados em In-
dústria. As diferenças entre os dois conjuntos de saturações
de água são mínimas, um conjunto de coeficientes e cal-
culado expoentes obtidos equação solução de Archie e
outro conjunto obtido através de equações empíricas am-
plamente utilizados na indústria, para o mesmo conjunto
de dados.

Palabras Chave: equação de Archie, saturação de água,
perfis de poços, simulações computacionais.

INTRODUCCIÓN
Durante la perforación de los pozos exploratorios y de
desarrollo se utilizan herramientas de medición conocidas
como sondas, para obtener datos y propiedades petrofí-
sicas de las formaciones que son perforadas. Entre estas
propiedades se encuentran la resistividad de la formación,
la resistividad del agua de formación, la resistividad del
hidrocarburo, la porosidad de la formación, la saturación
de agua (SW) en la formación, la saturación de aceite, la
permeabilidad y la salinidad.

Todas las propiedades de las formaciones que se
mencionan existen simultáneamente, por lo que el pro-
blema que se presenta es encontrar las relaciones que ocu-
rren entre ellas. Por ejemplo, el factor de resistividad de
la formación FR se define como:

(1)

Donde Rw es la resistividad que se obtiene por la
ley de Ohm al hacer pasar una corriente de un Ampere en
un metro cúbico de formación lleno de agua y Ro es la re-
sistividad de la formación dentro del mismo cubo 100 %
saturada de agua.

La porosidad Φ definida por la fracción del vo-

lumen total de la roca que no está ocupada por constitu-
yentes sólidos, pero generalmente ocupada por aceite, gas
o agua, se define por:

(2)

Donde Vp es el volumen que ocupa el poro y Vt
es el volumen total.

La saturación de agua se define como la fracción
del volumen del poro llena de agua y se expresa algebrai-
camente como:

(3)

Donde Vw es el volumen ocupado por el fluido
y Vp es el volumen ocupado por el poro.

Experimentos controlados permiten, por ejem-
plo, variar la porosidad Φ en un cubo lleno de agua utili-
zando distintos materiales y variando la saturación en
agua con la finalidad de encontrar una variabilidad en el
factor de resistividad de la formación FR: 

Se observa que la correlación no es lineal, pero se induce,
aplicando una función de logaritmo o logaritmo natural
sobre cada porosidad y cada factor de resistividad de la
formación, como se observa en la Figura 1. De esta ma-
nera, se determina una expresión analítica que tiene la si-
guiente forma:

Solución de la ecuación de Archie y su comprobación
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Figura 1. Gráfico del Factor de resistividad de la formación
FR contra la porosidad Φ.



(4)

Donde a es el factor de tortuosidad, m es el ex-
ponente de cementación y Rw es la resistividad de la for-
mación saturada con agua, cuyo valor depende de la
salinidad del agua de la formación y la temperatura de la
formación.

Si en un metro cúbico de alguna formación satu-
rada de agua, se sustituye parte del agua por hidrocarburo,
(se conoce qué fracción existe de hidrocarburo puesto que
se mide qué cantidad de agua se libera) se obtiene una
formación saturada de hidrocarburo y agua. La resistivi-
dad que se mide de ese bloque de formación parcialmente
saturado con agua e hidrocarburo se le conoce como re-
sistividad verdadera de la formación Rt. Del experimento
que consiste en medir la saturación de agua contra las va-
riaciones de la relación de Ro/Rt, se observa que la SW

es inversamente proporcional a la relación de resistivida-
des (presencia de hidrocarburo), es decir, al agregar hi-
drocarburo, se reduce la saturación de agua (SW). 

Aplicando logaritmos se obtiene una expresión
linealizada de la SW, obteniéndose la siguiente expresión
analítica:

(5)

Donde n, se conoce como el exponente de satu-
ración, que se obtiene experimentalmente para una for-
mación determinada. 

Sustituyendo la ecuación (4) en la ecuación (5)
se tiene:

(6)

Que se conoce como la ecuación de Archie, y que
involucra simultáneamente la saturación de agua, la po-
rosidad y la resistividad de la formación.

DESARROLLO
Para encontrar la solución de la ecuación de Archie se
considera la resistividad (Rt), la porosidad (Φ) y la satu-
ración de agua como parámetros conocidos (estos se ob-
tienen de los registros geofísicos de los pozos petroleros
y de pruebas de laboratorio) y se procede a determinar
las incógnitas de la ecuación: el factor de tortuosidad, el
exponente de cementación y el exponente de saturación
de agua (a, m, n) considerando lo siguiente:

1) La resistividad del agua de formación Rw
(que depende de la salinidad del agua y la
temperatura) es una medida confiable que se
puede obtener de núcleos de la formación
bajo estudio.

2) En el Factor de resistividad de la formación
FR, el incremento en la resistividad de la for-
mación saturada de agua Ro, implica una dis-
minución en la porosidad.

3) La porosidad Φ del intervalo productor o de
la formación en estudio, se determina en la-
boratorio a partir de núcleos, o bien, de datos
obtenidos de registros geofísicos, como el só-
nico de porosidad o neutrón compensado, por
ejemplo.

4) La resistividad verdadera de la formación Rt
del intervalo productor o de la formación en
estudio, se obtiene de los registros de resisti-
vidad, ya sea el doble laterolog (DLL) o el de
inducción.

5) La saturación del agua en el intervalo produc-
tor o en la formación en estudio, se calcula en
función de la resistividad de la formación, la
porosidad y la resistividad del agua de forma-
ción (Rt, Φ, Rw) utilizando alguna expresión
analítica conocida para una formación parti-
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cular, por ejemplo: la ecuación de Humble
para arenas, la ecuación de Shell para carbo-
natos no fracturados de baja porosidad, etc.
(Anexo A).

6) Simultáneamente se soluciona la ecuación de
Archie y se calculan el factor de tortuosidad,
el exponente de cementación y el exponente
de saturación (a, m, n), verificándose que
estos valores coinciden con los valores encon-
trados en el punto 5 y en pruebas de labora-
torio con núcleos del intervalo de interés en
la formación bajo estudio.

7) Se valida de esta manera, que se ha resuelto
correctamente la ecuación de Archie y que la
saturación de agua obtenida con a, m, n cal-
culados con el método propuesto de solución
de la ecuación de Archie coincide con la sa-
turación de agua calculada con la ecuación de
Humble o Shell para alguna formación espe-
cífica.

Solución de la ecuación de Archie
La ecuación de Archie que se utiliza en la industria pe-
trolera es de la forma:

(7)

Transformándose bajo la función ln a ambos
miembros de la ecuación 7 en la siguiente ecuación:

(8)

Y con los siguientes cambios de variable:

(8a)

Se obtiene la expresión:

(9)

Los valores desconocidos de a, m y n, que per-
mitan una mejor concordancia entre los P juegos de va-
lores en ambos lados de la ecuación (9), se determinan al
minimizar la suma de los cuadrados de las diferencias: 

(10)

Para que se establezca una discrepancia mínima
entre los datos experimentales o datos medidos y la fun-
ción lineal propuesta F, es necesario que se cumplan las
siguientes condiciones: 

(11)

Derivando:

(12)

(13)

(14)

Utilizando la regla de la cadena para la primera
condición (11):

(15)

De manera análoga, las condiciones (11) permi-
ten obtener el siguiente sistema de ecuaciones: 
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(16)

Reordenando el sistema de ecuaciones (16), al
ubicar la columna sin incógnita del lado derecho de la
igualdad y multiplicando todo el sistema por (-1) se tiene:

(17)

Resolviendo por el método de Cramer por meno-
res el sistema de ecuaciones (17) se tiene:

Primero se ignoran las incógnitas obteniendo de
este sistema (17) la matriz de coeficientes (se elimina el
subíndice i para facilitar los cálculos):

(18)

Se calcula el determinante del sistema de la si-
guiente manera:
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Se determina la incógnita n sustituyendo la columna del lado derecho de la igualdad (18) en la tercera columna
del lado izquierdo de la igualdad y se resuelve por factores:

(19)

!

(20)

Dividiendo (20) entre (19) se obtiene n:

!

(21)

Se determina la incógnita m sustituyendo la columna del lado derecho de la igualdad (18) en la segunda co-
lumna del lado izquierdo de la igualdad, y se resuelve por factores:

!

(22)

Dividiendo (22) entre (19) se obtiene, m:

!
(23)



De esta manera, se resuelve el sistema de ecua-
ciones (17), determinando las incógnitas, el factor de
tortuosidad B que depende de la litología, el exponente
de cementación m y el exponente de saturación n, por
medio de las ecuaciones (21), (23) y (25).

PRUEBAS DE CAMPO
En la Tabla 1 se muestran los datos del campo A, co-
rrespondientes a los intervalos productores del pozo A.

Solución de la ecuación de Archie y su comprobación
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Los datos de resistividad y porosidad del pozo A
son obtenidos de los registros geofísicos. La saturación
del agua está dada por la ecuación:

(26)

RESULTADOS Y DISCUSIÓN
En la Tabla 2, se observa, para el caso del pozo A, que
el factor de tortuosidad, el exponente de cementación y
el exponente de saturación de agua (a, m, n) obtenidos
directamente de la solución de la ecuación de Archie,
coinciden con los valores que se proponen comúnmente
para el tipo de formación en estudio. La diferencia en el

cálculo de las saturaciones de agua con los parámetros
provenientes de la solución de la ecuación de Archie y
los obtenidos a partir de las ecuaciones Humble o Shell
y las pruebas de laboratorio son muy parecidos (0.15 %
de diferencia), lo que demuestra la utilidad del método
de cálculo propuesto.

En la Tabla 3 observa los datos de resistividad
y porosidad del intervalo de interés del pozo A, así como
la saturación de agua que se obtiene de la aplicación de
alguna de las ecuaciones mencionadas. También se
muestran los registros de resistividad y porosidad obte-
nidos en el pozo A, en los que se observa el intervalo de
interés.

CONCLUSIONES
La Tabla 3 muestra los datos del pozo A (Rt, Φ) y las sa-
turaciones de agua calculadas con los parámetros con va-

Finalmente, se determina la incógnita B:

!

(24)

(25)

Dividiendo (24) entre (19) se obtiene, B:

!

!

Tabla 1. Datos del campo A.
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Tabla 2. Comparación de resultados obtenidos para la saturación promedio de agua con datos del pozo A,
con valores propuestos para a, m y n y con valores obtenidos para esos mismos parámetros a partir de la

solución de la ecuación de Archie que se propone.



lores predefinidos (a, m y n). La saturación promedio en-
contrada con los valores predefinidos es muy semejante
al valor promedio de la saturación de agua obtenido con
los valores del factor de tortuosidad a, el exponente de
cementación m y el exponente de saturación n, calcula-
dos con la solución de la ecuación de Archie que se ha
propuesto. La comparación de los valores de a, m y n
propuestos y calculados, así como las saturaciones de
agua promedio, se muestran en la Tabla 2. La diferencia
en las saturaciones SW es muy pequeña (0.15 %), lo que
permite proponer el uso de este método de solución de la
ecuación de Archie para el cálculo de las saturaciones de
agua. El método propuesto para la solución de la ecuación
de Archie es consistente y los resultados que se obtienen
son comparables a los que se obtienen con otros métodos
empíricos de amplio uso.
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Tabla 3. Datos de resistividad Rt y de porosidad Φ en la zona de interés del pozo A. Los valores de Saturación de agua SW se
obtienen utilizando alguno de los métodos empíricos de uso común.
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Figura 3. Registros Doble Laterolog para obtención de la resistividad Rt en el pozo A, en el que se muestra el intervalo 
de interés (5 100 m - 5 150 m).
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Figura 4. Registros de porosidad (Neutrón y Sónico) para obtención de la porosidad Φ en el pozo A, en los que se muestra 
el intervalo de interés (5 100 m - 5 150 m).



ANEXO A

Ecuaciones empíricas utilizadas para el cálculo de Sw

Ecuación de Humble: para arenas detríticas (detrital Quartz)

Ecuación para formaciones consolidadas

Ecuación de SHELL: para carbonatos no fisurados de
baja porosidad (ϕ)

Nomenclatura
FR Factor de resistividad de la formación.
Ro Resistividad de una formación 100 % saturada 

con agua. 
Rw Resistividad del agua de formación. 
Φ Porosidad de la formación.
Vp Volumen que ocupa el poro. 
Vt Volumen total.
SW Saturación de agua.
VW Volumen ocupado por el fluido.
a Es el factor de tortuosidad.
m Exponente de cementación.
n Exponente de saturación.
Rt Resistividad verdadera de la formación. 
ln Logaritmo natural.
PPM Partes por millón.
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RESUMEN
La tecnología de Tomografía Computarizada (TC) que uti-
liza rayos x ha constituido un avance en la medicina y
también se ha convertido en una herramienta muy útil
para los geocientíficos, ya que revela los detalles de la es-
tructura interna de las rocas reservorios de petróleo y gas
de los yacimientos. Este trabajo tiene como objetivo va-
lorar si esta técnica evalúa el efecto de tratamientos de
estimulación sobre las propiedades de los núcleos. Se in-
vestigaron 5 núcleos completos del pozo M1000, con la
Planta de Tomógrafo Computarizado PKT-180. La tomo-
grafía del testigo de tamaño completo evalúa la porosidad
de caverna en las muestras consolidadas. Se identifican
todos los elementos que opacan y que se distinguen por
su densidad y la composición química. Obtener un valor
de porosidad de caverna en núcleos de reservorios carbo-
natados solo es posible con la interpretación de las imá-
genes escaneadas de las muestras con el método TC. Los
resultados obtenidos durante el escaneo de los núcleos
completos indican que de lograr someterlos a algún pro-
ceso de estimulación, será posible visualizar y calcular el
aumento de la porosidad de caverna.

Palabras clave: tomografía computarizada, porosidad de
caverna, reservorios carbonatados, propiedades de los re-
servorios.

ABSTRACT
Computerized tomography technology that uses x-rays
has been an advance in medicine and has become a very
useful tool for geoscientists, as it reveals the details of the

internal structure of oil reservoir rocks and gas reservoirs.
The objective of this study is to evaluate if this technique
evaluates the effect of stimulation treatments on core pro-
perties. To obtaining, a cavern porosity value in carbonate
reservoirs is only possible for the interpretation of the
scanned images of the samples with the TC method. Five
complete cores of the M1000 well investigated, with the
Computerized Tomography Plant PKT-180. The full-size
tomography evaluates the cavern porosity in the consoli-
dated samples. All opaque elements that distinguished by
their density and chemical composition are identified.
Obtaining a cavern porosity value in carbonate reservoir
core is only possible with the interpretation of the scanned
images of the samples with the TC method. The results
obtained during the scanning of the complete core indi-
cate that to achieve subjecting them to some stimulation
process it will be possible to visualize and calculate the
increase of the cavern porosity.

Key words: computerized tomography; cavern porosity;
carbonate reservoirs, reservoir properties. 

RESUMO
A tecnologia de tomografia computadorizada (TC) que usa
raios x tem sido um avanço na medicina e também se tor-
nou uma ferramenta muito útil para os Geocientistas, pois
revela os pormenores da estrutura interna das rochas do
reservatório de petróleo e gás. O objetivo deste estudo é
avaliar se, com essa técnica, e possível avaliar o efeito
dos tratamentos de estimulação nos núcleos de rochas.
Cinco núcleos completos do poço M1000 foram investi-
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gados, com a Planta de Tomografia Computadorizada
PKT-180. A tomografia em tamanho real avalia a porosi-
dade da cavidade nas amostras consolidadas. Todos os
elementos opacos que são distinguidos por sua densidade
e composição química são identificados. A obtenção de
um valor de porosidade caverna no núcleo do reservatório
de carbonato só é possível com a interpretação das ima-
gens digitalizadas das amostras com o método TC. Os re-
sultados obtidos durante a varredura dos núcleos
completos indicam que para conseguir submetê-los a
algum processo de estimulação, será possível visualizar
e calcular o aumento da porosidade da caverna.

Palavras chave: tomografia computadorizada, porosi-
dade da caverna, reservatórios de carbonato, propriedades
dos reservatórios.

INTRODUCCIÓN 
Los investigadores también han utilizado la generación
de imágenes por Tomografía Computarizada (TC) para es-
tudiar los efectos de la heterogeneidad sobre la estimula-
ción de la matriz de carbonatos. Esta técnica tuvo su
desarrollo inicial en aplicaciones médicas, de donde se
vio la posibilidad de utilizarla en otros sectores de la eco-
nomía (Figura1). En un experimento, esta técnica resultó
esencial para la visualización de los efectos de la distri-
bución de la porosidad sobre los patrones de disolución
del ácido (Kayser y otros, 2006).

Los tratamientos de estimulación se llevan a cabo
normalmente en pozos en los que las condiciones de po-
rosidad pobres limitan la producción debido a la presen-
cia de formaciones compactas o daño de formación. Una

técnica de estimulación común consiste en la inyección de
ácido en las formaciones carbonatadas. El ácido disuelve
parte del material de la matriz de la formación y crea ca-
nales de flujo que incrementan la permeabilidad de la ma-
triz. Este trabajo tiene como objetivo valorar si con esta
técnica se está en condiciones de evaluar el efecto de tra-
tamientos de estimulación en núcleos completos.

La técnica de barrido por Tomografía Computa-
rizada (TC) es esencial en lo que respecta a la determina-
ción de los valores de porosidad, conjugado con la
posibilidad de realizar las mediciones en los núcleos di-
rectamente sin necesidad de preparar muestras o sea la
posibilidad de medir el núcleo completo. Dado que no es
destructiva, esta técnica debe facilitar la caracterización
del núcleo antes y después de tratamientos experimenta-
les, de manera de poder evaluar el desarrollo y la forma
del espacio poroso.

Perspectivas de la utilización de la TC en la industria
petrolera.
La tecnología TC sin lugar a dudas resultará esencial para
mejorar la interpretación y aplicación de los datos de labo-
ratorio y de registros. Como herramienta de importancia
creciente  en la ejecución de pruebas no destructivas, su
aplicación se puede extender a las pruebas de muestras de
formaciones no consolidadas o friables realizadas en el la-
boratorio. La combinación de imágenes generadas por TC

con cálculos numéricos puede conducir a pronósticos más
precisos de una amplia variedad de propiedades de rocas
que resultan críticas para la exploración, la caracterización
de yacimientos y los cálculos de recuperación de hidrocar-
buros. Otras aplicaciones adicionales incluyen el desarrollo
de correlaciones mejoradas entre propiedades y la creación
de bibliotecas de imágenes 3D que posibilitaran una des-
cripción más rigurosa y cuantitativa del tipo y textura de
las rocas. Estas descripciones cuantitativas se integran con
las descripciones sedimentológicas clásicas. La tecnología
también realiza un aporte significativo al estudio del com-
portamiento elástico, las tendencias de porosidad permea-
bilidad y las propiedades del flujo multifásico, tales como
presión capilar, permeabilidad relativa y saturaciones resi-
duales.

Las futuras innovaciones tecnológicas incluirán
probablemente un nivel de resolución más alto para superar
los problemas que plantea la predicción de la porosidad
cuando los microporos  caen por debajo de la capacidad de
detección de la técnica actual. Con la resolución de sus
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Figura 1. Medición de núcleo de roca en tomógrafo médico
(Kayser y otros, 2006).



muestras en proceso de mejoramiento, la tecnología TC

ayuda a los geocientíficos a reconocer mejor su mundo.

MATERIALES Y MÉTODOS
Materiales: La investigación se centró en el estudio de 5
núcleos del pozo M1000 ubicado en la región norte petro-
lífera cubana (núcleo 1 de 704-705 m, núcleo 3 de 830-
831 m, núcleo 4 de 845-852 m, núcleo 5 de 868-875.5 m
y núcleo 6 de 893-901 m) representados por rocas carbo-
natadas.
Métodos: Existen varios métodos para determinar la po-
rosidad a partir de los resultados de la TC. La tomografía
computarizada utiliza barridos por rayos x para investigar
la estructura interna de un cuerpo basándose en el principio
de que la atenuación es una función de la energía de los
rayos x, de la densidad y el número atómico de los ele-
mentos a través de los cuales pasa el rayo x. Estos pará-
metros dependen de fenómenos como la Absorción Foto-
eléctrica y el Efecto Compton (Montero y otros, 1994). Uti-
lizando las resoluciones adecuadas los petrofísicos pueden
distinguir contrastes de porosidad y densidad presentes en
muestras de rocas y estudiar el espacio y la conductividad
de poros en gran detalle (Miquel y otros, 2012).
Equipamiento: Planta de Tomógrafo Computarizado
PKT-180 (por sus siglas en ruso).

Tomografía de testigo a escala real: La tomografía del
testigo de tamaño completo evalúa la porosidad caver-
nosa de rocas para los intervalos con muestras consoli-
dadas. En la Tabla 1 se muestran los intervalos del
testigo tomografiado. Los testigos fueron escaneados en
la planta PKT-180 con un escáner que cumple determina-
das especificaciones como se muestra en la Tabla 2, des-
pués los datos obtenidos fueron procesados con el fin de
obtener datos referentes a la estructura interna del objeto
estudiado y, en particular, de su componente cavernosa. 
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Tabla 1. Intervalos del testigo tomografiado del yacimiento
en estudio.

Tabla 2. Características técnicas del escáner de tomografía computarizada PKT-180.



La Tomografía Computarizada de muestras de
testigo de tamaño completo fue realizada mediante el to-
mógrafo PKT-180-1 (Figura 2). Los componentes princi-
pales son: el soporte de testigo para muestras, y la
carretilla que corre a lo largo del soporte, en la que se en-
cuentran la fuente de rayos x y una cámara de rayos x.
El escáner de Tomografía Computarizada está diseñado
para estudio de rocas, suelos, sedimentos del fondo no
consolidados, muestras biológicas, etc. Posibilita obtener
una distribución tridimensional de valores de la absorción
de rayos x de todo el volumen de la muestra dentro de
los límites de la capacidad resolutiva. Se identifican todos
los elementos que opacan y que se distinguen por su den-
sidad y la composición química. Se efectúa el análisis de
morfología y tamaño de poros, cavernas, diaclasas, inclu-
siones de minerales pesados y componentes principales
de rocas del yacimiento. Estudio de particularidades de
textura y estructura de sedimentos no consolidados, así
como la creación de bases electrónicas de sedimentos.
Determinación de regularidades de estructura de la matriz
y de elementos principales de muestras biológicas. Visua-
lización de la distribución de componentes opacantes
principales en modelos 3D estereológicos. La ventaja
principal del método es la no destructibilidad de las mues-
tras estudiadas.

El escaneo se lleva a cabo mediante dos proce-
dimientos:

1. En espiral, cuando cada proyección de som-
bra se hace girando el objeto en 0.3 ° y levan-
tando la carretilla en 0.2 mm; 

2. Por capas, cuando se hace el escaneo de un
segmento de altura de 9 cm, con 1 024 o 2 048
proyecciones de sombra, y luego la carretilla
avanza 9 cm para el escaneo del siguiente seg-
mento.

El escaneo espiral es preferible, porque permite
evitar artefactos que surgen cuando se juntan los segmen-
tos del escaneo por capas. También, es importante el fac-
tor de sujeción de muestras en el soporte de testigo en el
que se usan tubos de cloruro de polivinilo; para orienta-
ción en el espacio a las muestras se colocan los identifi-
cadores de cobre (Figuras 3 y 4).

RESULTADOS Y DISCUSIÓN 
Como resultado de los trabajos realizados fueron obteni-
dos conjuntos de proyecciones de sombras y secciones
de densidad radiológica en base de las cuales fueron cons-
truidas planchetas que incluían secciones radiológicas
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Figura 2. Escáner de tomografía computarizada PKT-180-1
con compuertas abiertas del bloque protector (Instituto de In-
vestigaciones Científicas de Petróleo y Gas de toda Rusia -

VNIIneft, 2017).

Figura 3. Preparación secuencial de muestras para el macro
escaneo computarizado. a) Aplicación de amplificadores de

las muestras; b) Colocación en caja rígida de cartón e instala-
ción de tapas de extremos para eliminar artefactos marginales;

c) Sujeción de muestras (VNIIneft, 2017).

Figura 4. Colocación de muestras en tubo plástico de 125
mm en diámetro (VNIIneft, 2017).



longitudinales, representativas sueltas, secciones radio-
lógicas transversales, modelos estereológicos de porosi-
dad cavernosa, así como las curvas de distribución según
la profundidad de la absorción media (densidad radioló-
gica) y de porosidad cavernosa.

En la Figura 5, se muestra un ejemplo de los re-
sultados de la TC aplicada a varios intervalos de profun-
didad de los núcleos investigados, en cada intervalo se
muestran las secciones verticales obtenidas del escaneo
de las muestras, así como los valores de absorción pro-
medio para cada profundidad, el valor de porosidad de
caverna o vugular para cada profundidad y el modelo en
3D de las cavernas detectadas en cada muestra (Instituto
de Investigaciones Científicas de Petróleo y Gas de toda
Rusia VNIIneft, 2017). 

En la Tabla 3, se presenta un resumen de los
principales valores obtenidos de la aplicación de esta téc-
nica en las muestras analizadas. De la Tabla 3 se des-
prende cuan heterogénea es la distribución de la
porosidad de caverna. En los intervalos donde esta no está

presente solo se observan microporos, por lo que las pro-
piedades del intervalo estudiado como reservorio, se las
aporta la presencia de porosidad de caverna. En este caso
los valores oscilan entre valores pequeños de 1 % hasta
valores de 25 %. Predominan los valores bajos de poro-
sidad de caverna (1 a 5 %) en los intervalos 704-705 m,
846-847 m, 847-848 m, 849-850 m, 851-852 m, 870-871
m y 899-900 m (Figura 6). Pero también se observa una
distribución relativamente uniforme de los valores de po-
rosidad de caverna en todo el rango medido (1 a 25 %)
en los intervalos 830-831 m, 869-870 m, 873-874 m, 874-
875.14 m y 897-898 m (Figura 7).
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Figura 5. Tomograma del intervalo 704-705m (VNIIneft,
2017).
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Tabla 3. Valores de porosidad de caverna, obtenidos de la aplicación de la TC en las muestras analizadas.

Figura 6. Curvas de distribu-
ción de la porosidad de ca-
verna de los intervalos donde
predomina la porosidad de ca-
verna de 1 a 5 % (704-705 m-
serie 1, 846-847 m-serie 2,
847-848 m-serie 3, 849-850
m-serie 4, 851-852 m- serie 5,
870-871 m – serie 6 y 899-
900 m – serie 7).
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Figura 7. Curvas de distri-
bución de la porosidad de
caverna de los intervalos
donde hay presencia de po-
rosidad de caverna de 1 a
25 % (830-831 m - serie 1,
869-870 m - serie 2, 873-
874 m - serie 3, 874-875.14
m - serie 4 y 897- 898 m -
serie 5).

Figura 8. La vista exterior de muestras porosas
densas y las imágenes tomográfica de testigo
(abajo) (VNIIneft, 2017).

Figura 9. La vista exterior de rocas cavernosas
de hasta 10 % de porosidad de caverna con las
imágenes tomográfica (abajo) (VNIIneft, 2017).



Los reservorios difieren uno del otro visualmente (Figu-
ras 8, 9 y 10). Las rocas cavernosas se diferencian de
modo significativo, en sus vistas exteriores de los inter-
valos con el grado bajo de cavernosidad (Figura 8), pero,
aun así, no se puede conseguir visualmente una evalua-
ción de la porosidad cavernosa. La posibilidad de obtener
un valor de porosidad de caverna solo posibilita la inter-
pretación de las imágenes escaneadas de las muestras con
el método TC (Tabla 3). Los resultados obtenidos durante
el escaneo de los núcleos completos indican que de lograr
someterlos a algún proceso de estimulación será posible
visualizar y calcular el aumento de la porosidad de ca-
verna. Lamentablemente no se logró realizar esta parte
del experimento pues los núcleos fueron procesados y
cortados para preparar muestras petrofísicas para la reali-
zación de los análisis petrofísicos de rutina.

CONCLUSIÓN Y RECOMENDACIÓN
Los resultados alcanzados mediante la utilización de la
Tomografía Computarizada (TC) permiten caracterizar el
reservorio estudiado como un reservorio cavernoso con
presencia de microporosidades en los intervalos donde no
se detecta presencia de cavernas. La utilización de esta
tecnología para evaluar la variación de las propiedades
del reservorio sometido a procesos de estimulación es una
posibilidad que potencialmente puede dar magníficos re-
sultados, sobre todo por ser un ensayo no destructivo. 
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Figura 10. La vista exterior de rocas fuerte-
mente cavernosas de has 17 % de porosidad de
caverna con las imágenes tomográfica (abajo)
(VNIIneft, 2017).



RESUMEN
El yacimiento Seboruco es uno de los principales produc-
tores de la Franja Norte Petrolera Cubana. A partir de la
ubicación de los pozos perforados se ha hecho una divi-
sión convencional en cuatro bloques o sectores: Bloque
Límite con Yumurí, Bloque Oeste, Bloque Central y Blo-
que Este. En los tres primeros bloques se detectaron man-
tos productores a partir de los resultados de pozos. Sin
embargo, el no haber encontrado aún zonas perspectivas
con potencial de hidrocarburos en el sector Seboruco
Este, el cual constituye el de más reciente perforación, es
el problema que sirve de punto de partida para realizar
esta investigación. La misma, tiene como objetivo deter-
minar los intervalos pertenecientes al Grupo Veloz en el
sector este del yacimiento Seboruco, analizando sus par-
ticularidades desde el punto de vista petrofísico, a fin de
dar una respuesta de su comportamiento como reservo-
rios. Para ello, se emplearon como materiales los registros
geofísicos de los diez pozos perforados en ese sector.
Como resultado, se determinaron cuáles intervalos del
Grupo Veloz presentaban mejores propiedades como re-
servorios a partir de las propiedades de porosidad y satu-
ración, así como, cuáles constituían los principales
mantos productores en ese sector a partir de la evaluación
de su calidad.

Palabras clave: potencial de hidrocarburos, registros
geofísicos, reservorios, porosidad, saturación.

ABSTRACT
Seboruco oilfield is one of the main producers of the

Northern Cuba Heavy Oil Belt. From the location of the
wells drilled, a conventional division has been made into
four blocks: Block Limit with Yumurí, West Block, Cen-
tral Block and East Block. From well results, producing
beds were detected in the first three blocks. However,
not having yet found prospects with hydrocarbon poten-
tial in this section is the leading problem of this investi-
gation. The objective is to determinate Veloz Group
reservoirs at Seboruco east oilfield. Petrophysic is the
corner stone to achieve an answer of their behavior as
collectors. This paper used as materials the geophysical
well log of ten wells drilled in the sector. As a result, it
was determined which reservoirs of the Veloz Group
have better collector features from porosity and satura-
tion properties, as well as, which ones constituted the
main production layers in the sector by evaluating their
quality.

Key words: hydrocarbon potential, geophysical well log,
reservoirs, porosity, saturation.

RESUMO
O campo Seboruco é um dos principais produtores do
Cinturão do Petróleo do Norte de Cuba. A partir da loca-
lização dos poços perfurados, foi feita uma divisão con-
vencional em quatro blocos ou setores: Bloco Limite com
Yumurí, Bloco Oeste, Bloco Central e Bloco Leste. Nos
primeiros três blocos, a produção de leitos foi detectada
a partir de resultados satisfatórios. No entanto, não ter
ainda encontrado perspectivas com potencial de hidrocar-
bonetos no setor Seboruco Leste, que é a perfuração mais
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recente, é o problema que serve como ponto de partida
para esta investigação. O objetivo é determinar os inter-
valos pertencentes ao Grupo Veloz no setor leste do de-
pósito de Seboruco, analisando suas particularidades do
ponto de vista petrofísico, a fim de dar uma resposta de
seu comportamento como reservatórios. Para isso, os re-
gistros geofísicos dos dez poços perfurados nesse setor
foram utilizados como materiais. Como resultado, deter-
minaram-se quais intervalos do Grupo Veloz tiveram mel-
hores propriedades como reservatórios das propriedades
de porosidade e saturação, bem como, que constituíram
as principais camadas de produção naquele setor de ava-
liar sua qualidade.

Palavras chave: potencial de hidrocarbonetos, registros
geofísicos, reservatórios, porosidade, saturação.

INTRODUCCIÓN
En la medida que aumenta la perforación de pozos en la
Franja Petrolera Norte Cubana (FPNC) y en especial del
yacimiento Seboruco (SEB), la presencia de mantos pro-
ductores del Grupo Veloz ha quedado en evidencia. El es-
tudio de las propiedades físicas de los reservorios
encontrados se hace necesario para evaluar las particula-
ridades colectoras y la calidad del mismo.

El yacimiento Seboruco que se encuentra al no-
roeste de la bahía de Matanzas, ha sido explotado desde
el año 1999, con buenos resultados productivos.

Para caracterizar este yacimiento se hizo una di-
visión en cuatro bloques o sectores según la ubicación de
los pozos, la cual quedó conformada de la siguiente ma-
nera: Bloque Límite con Yumurí, Bloque Oeste, Bloque
Central y Bloque Este. El último bloque mencionado es
el de interés en este estudio y se muestra en la Figura 1
en conjunto con la trayectoria de los pozos.

Sin embargo, el no haber encontrado aún zonas
perspectivas con potencial de hidrocarburos en el sector
Seboruco Este, que constituye el de más reciente perfo-
ración, es el problema que sirve de punto de partida para
realizar esta investigación.

Geológicamente el yacimiento Seboruco está
compuesto por una serie de escamas comunicadas, falla-
das, inclinadas y fracturadas denominadas Grupo Veloz,
entre las que se destacan Veloz Gray, Veloz Seboruco y
Veloz Blue.

Este trabajo se traza como objetivo determinar
los reservorios pertenecientes al Grupo Veloz en el sector

Este del yacimiento Seboruco, analizando las particula-
ridades desde el punto de vista petrofísico, tales como po-
rosidad, saturación y espesor efectivo, de manera que se
pueda conocer el comportamiento como reservorios ga-
sopetrolíferos. 

Se conoce que el Grupo Veloz constituye el re-
servorio principal del área estudiada y las escamas que lo
componen fueron caracterizadas en detalle desde el punto
de vista litológico.

A los reservorios estudiados se les define un mo-
delo petrofísico que permite caracterizar las particulari-
dades y complejidades del sistema poroso, verificar la
litología presente y profundizar en la facilidad que pre-
sentan para entregar hidrocarburos.

Para el análisis petrofísico se consideraron 10
pozos del yacimiento Seboruco: Seb17A, Seb18, Seb19,
Seb20, Seb21R, Seb22, Seb23, Seb24, Seb25A y Seb25
con los cuales se estableció el potencial de hidrocarburo
presente en cada reservorio.

MATERIALES Y MÉTODOS
Para realizar esta investigación se seleccionaron los si-
guientes materiales:

● Registros geofísicos de los pozos a investigar
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Figura 1. Mapa estructural del Bloque Este con la ubicación
de las escamas reservorios del Grupo Veloz y la trayectoria de

los pozos de estudio.



con las curvas convencionales: cáliper (CAL),
resistividades somera (LLS) y profunda (LLD),
densidad (RHOB), neutrón (NPHI), torio
(THOR), potasio (POTA), uranio (URAN),
gamma computado (CGR) y gamma espectral
(SGR). 

● Registros de imágenes FMI de los pozos de
estudio. 

● Descripciones litológicas de muestras de
canal.

Para la caracterización de los reservorios, se ana-
lizaron los pozos aplicando técnicas complejas y se inte-
gra toda la información disponible de registro y muestras
de canal.

La metodología consistió en:
Separación de las electrofacies.
Se hace una división del corte de acuerdo con su litología
y al comportamiento de los registros primarios. Para la
caracterización de las electrofacies se utilizaron los re-
gistros de pozo con tecnología de última generación
(mencionados arriba en materiales), que incluyen un
complejo muy informativo de métodos, que en su con-
junto contribuyen a diferenciar las mismas (Castro-Cas-
tiñeira, 2017).

Interpretación compleja de los registros.
Se realiza para la determinación de las porosidades (total
y efectiva), saturación de hidrocarburos, espesores de re-
servorios y efectivos, litología, volumen de arcilla e índi-
ces cualitativos de fracturación y de permeabilidad. Para
ello se utilizó el software Techlog versión 2015.

La presencia de arcilla en las rocas reservorio
complica la determinación de los hidrocarburos acumu-
lados y también la habilidad del reservorio de producirlos
(González-Despaigne, 2010). Para el cálculo del volumen
de arcilla (Vcl) se emplean el registro gamma computado
(CGR), según el modelo lineal para lograr un mejor ajuste
al modelo litológico y obtener volúmenes de arcilla más
realistas.

Las porosidades total (PHIT) y efectiva (PHIE)
se determinan por el modelo de neutrón-densidad, eva-
luando para ello el valor del promedio y a este la correc-
ción por arcillosidad.

La saturación de agua (SW) cumple un papel muy
importante en la producción de hidrocarburos, debido a

que por medio de modelos de ecuaciones existentes,
ayuda a determinar la probabilidad de producción y cal-
cular el volumen de hidrocarburos que argumenta el cál-
culo de reservas (Sánchez, 2012). Se calcula por el
modelo de Simandoux Modificado, porque se asume que
este modelo proporciona valores más realistas de la for-
mación utilizando la porosidad efectiva y la resistividad
profunda.

Graficar las propiedades medibles y resultantes. 
Se grafican las variables de manera bidimensional (cross-
plot) para el estimado cualitativo de la composición mi-
neralógica y se construyen mapas para evaluar la
capacidad de almacenamiento reflejado por la porosidad,
la saturación de fluidos y analizar la dependencia de la
arcillosidad de cada una de las escamas del Grupo Veloz. 

RESULTADOS Y DISCUSIÓN
El Grupo Veloz en cuanto a expresividad sísmica cons-
tituye escamas muy imbricadas, pero discernibles. Las
escamas tienen características similares, se identifican
por reflectores caóticos de alta frecuencia, de amplitud
baja a media, a veces con baja expresión dinámica, as-
pectos típicos de los sedimentos carbonatados, princi-
palmente cuando se encuentran fuertemente fracturados
(Figura 2).

El registro de imágenes de pared del pozo, por
sus siglas en inglés, (FMI) destaca muy bien a los reser-
vorios del Grupo Veloz comparado con la secuencia Vega
Alta (sello intramanto) que la sobreyace o subyace (Fi-
gura 3).

De la exploración sísmica y los estudios estrati-
gráficos realizados en el área (González-Rodríguez, et al.,
2016) se parte para establecer los topes del Grupo Veloz
en los pozos. Estos topes son los que sirven de partida
para realizar la separación de las electrofacies en esta in-
vestigación. Con la división por electrofacies en los dife-
rentes pozos se puntualizó la división litológica
establecida por los especialistas.

Los registros permiten la visualización cualita-
tiva de los distintos comportamientos según los cambios
de facies; mientras que en los gráficos de propiedades
cruzadas se agrupan los puntos que responden a diferen-
tes litologías, las que se asocian con las descritas en los
cuttings o ripios de la perforación. Las gráficas de pro-
piedades cruzadas neutrón-densidad fueron las empleadas
para este estudio.

Caracterización petrofísica de los reservorios del Grupo Veloz...
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Como resultado de la evaluación litológica y de
la interpretación de los registros geofísicos se describen
tres escamas fundamentales, representativas del Grupo
Veloz.

Escama Veloz Gray 
Se caracteriza por tener un predominio de carbonatos
fracturados que alterna con claystone o lutitas y en menor
o mayor proporción con los pedernales oscuros. Hay im-
pregnación de petróleo en fracturas, manchas y bandas
(Figura 4).

Escama Veloz Seboruco 
Presenta los mayores espesores dentro del área, con un
predominio de las calizas bandeadas (tipo Mudstone o
limo calcáreo), buena impregnación uniforme, textura en
parte brechosa, abundantes fracturas rellenas de petróleo
y presencia de pedernal (Figura 5).

Escama Veloz Blue 
Está caracterizada por la presencia de calizas con finos
estilolitos de bitumen, calizas duras algo dolomitizadas.
Fracturas rellenas por petróleo, porosidad intercristalina,
en algunos pozos se observa presencia de pedernales.
Los claystone en ocasiones son sustituidos por lutitas bi-
tuminosas e intensamente impregnadas, laminar y sub-
físil (Figura 6).
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Figura 2. Línea sísmica por
trayectoria del pozo Seb23,
muestra las características si-
milares en las escamas Veloz
Gray, Seboruco y Blue (To-
mado de Suarez-Leyva, 2014). 

Figura 3. Registro de imagen (FMI) donde se puede diferen-
ciar el sello del reservorio, observar los colores claros (resisti-
vos) pertenecen al reservorio (abajo) y el conductivo (pardo

oscuro sello, arriba) (Tomado de Brey, 2016).



Se grafican los valores de saturación de agua y
porosidad efectiva para cada manto reservorio del Grupo
Veloz en los pozos de estudio. El gráfico muestra una
gran dispersión que no indica ninguna dependencia, pero
como se aprecia en la Figura 7, en los casos de estudio
se establecen límites aproximados (50 % para la satura-
ción de agua y 7 % para la porosidad) que indican pre-
sencia de petróleo. Por lo tanto, se infiere que las escamas
aquí estudiadas se encuentran ubicadas en gran parte den-
tro de la zona petrolífera, constituyen potencial de hidro-
carburo, haciendo que se asuma, las buenas propiedades
como reservorios.

Se realiza un análisis del comportamiento de la

porosidad con la profundidad para evaluar la compacta-
ción. La Figura 8 muestra que en las escamas Veloz
Gray, Seboruco y Blue no existe compactación, pero sí
intervalos en Seboruco con ligera reducción de la poro-
sidad que pudieran estar asociados a la litología presente.
También de manera aislada, el pozo Seb19 presenta in-
tervalos compactos en los tres mantos del Grupo Veloz.

La división del corte aplicado a cada pozo según
comportamiento de los registros primarios y los registros
resultantes de la interpretación, permite detallar desde el
punto de vista petrofísico a los reservorios del Grupo
Veloz. Las particularidades en cuanto a sus propiedades
físicas se detallan a continuación:

Caracterización petrofísica de los reservorios del Grupo Veloz...

volumen 2, número 1, junio 201940

Figura 4. Comportamiento litológico de la Escama Veloz Gray
según muestras de canal y registros geofísicos de pozos (bue-
nos rangos de porosidad que oscilan de 7 % a 29 %). (a) Por

muestras: calizas impregnadas, de color pardo y pardo oscuro,
bandeadas, pedernales negros y claystone gris oscuro. (b) Por

registros geofísicos: Calizas limpias, con buenos rangos de po-
rosidad, solo el pozo Seb23, tiene más contenido de arcilla.

Figura 5. Comportamiento litológico de la escama Veloz Sebo-
ruco según muestras de canal y registros geofísicos de pozos (el
rango de porosidad es bueno y está entre 5 % y 30 %). (a) Por
muestras: Mudstone finamente recristalizado y bandeado por
bitumen. (b) Por registros geofísicos: Las calizas son colecto-

ras, pues la porosidad es buena.



● Veloz Gray: cortada por todos los pozos, cur-
vas gamma separadas con un CGR bajo, resis-
tividad variable, porosidad entre 13 % y 24 %,
sónico bajo y poco arcilloso, constituye un re-
servorio. Sólo el pozo Seb23 no correlaciona
porque la porosidad promedia 30 % y presenta
intervalos arcillosos donde el CGR alcanza va-
lores de 60 GAPI.

● Veloz Seboruco: cortada por todos los pozos,
separación de las curvas gamma, que indica
presencia de uranio, CGR bajo entre 2API y
20API, la resistividad es muy variable, pues
los valores oscilan entre 20 ohm m y 200
ohm m, porosidad que promedia 16 % y baja
arcillosidad. 

● Veloz Blue: no fue atravesada por los pozos
Seb17A, Seb25 y Seb25A, separación entre
el gamma computado y el total, resistividad
variable de valores medios a altos, porosidad
entre 12 % y 20 %, sónico bajo, poco arci-
lloso y con buenas propiedades colectoras.
En el pozo Seb24 este manto se repite.

Ejemplificación de las características antes des-
critas. En la pista 1 la profundidad, en la 2 las electrofa-
cies, en la 3 el cáliper, en la 4 los registros del gamma
computado y total, en la 5 las resistividades somera y
profunda, en la 6 los registros neutrón y densidad, en la
7 las curvas de torio y potasio y los espesores de reser-
vorios y netos, en la 8 las saturaciones de agua de la zona
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Figura 7. Relación entre la saturación de agua y la porosidad efectiva en los reservorios del Grupo Veloz.

Figura 6. Comportamiento litológico de la escama Veloz
Blue, según muestras de canal y registros geofísicos de pozos
(buenas colectoras con porosidades que promedian 15 %). (a)
Por muestras: calizas y escaso pedernal, con buena impregna-
ción de petróleo. (b) Por registros geofísicos: Calizas más ho-

mogéneas y más limpias, buenas colectoras.



lavada y virgen, en la 9 las porosidades total y efectiva
y los volúmenes de agua, y finalmente en la pista 10 el
modelo litológico (Figura 9). 

Como resultado de la interpretación se obtienen
parámetros como porosidad efectiva, saturación de agua
y arcillosidad que se grafican en mapas que permiten
hacer un análisis de las propiedades colectoras de cada
reservorio. La Tabla 1 muestra los valores promedios de
cada una de las propiedades antes mencionadas en los
reservorios aquí estudiados.

Escama Veloz Gray.
Se caracteriza por presentar condiciones favorables para
ser un buen reservorio con potencial de hidrocarburo
hacia el Noroeste, pues en esa sección hay poca arcillo-
sidad, elevada capacidad de almacenamiento de petróleo
por los altos valores de porosidad (25 %) y bajos niveles
de saturación de agua (12 % - 20 %). Hacia el Sur-Este,
donde se ubican algunos pozos también hay escenarios
propicios, pero los volúmenes de arcilla son más eleva-

dos (25 % - 35 %). Las Figuras 10, 11 y 12 muestran el
comportamiento descrito arriba.

Escama Veloz Seboruco
Hacia el Noroeste mejoran las condiciones del reservorio,
debido a que la arcillosidad es más baja, la porosidad es
elevada y los poros están menos saturados de agua (Fi-
guras 13, 14 y 15).

Hacia el Sureste (SE) donde se ubican los pozos
Seb23, Seb25 y Seb25A aumenta la saturación de agua
(hasta 45 %).

Escama Veloz Blue
Este manto por lo general es menos arcilloso (5%-25 %),
es bastante poroso (12 %-25.17 %), pero los poros están
más saturados de agua que los reservorios descritos con
anterioridad, debido a que la saturación de agua alcanza
valores hasta 59 %. Las Figuras 16, 17 y 18 reflejan lo
expresado.

CONCLUSIONES
La caracterización petrofísica realizada al Grupo Veloz
permitió determinar diferentes propiedades tales como la
porosidad, arcillosidad y saturación de fluidos, elementos
necesarios a tener en cuenta para estimar el potencial de
hidrocarburos.

Dependiendo del tipo de rocas: calizas, pederna-
les y claystone o lutitas, existen diferencias en cuanto a
la abundancia de la impregnación y las proporciones de
las rocas acompañantes de las calizas. 

Los mejores reservorios desde el punto de vista
litológico son los denominados Veloz Gray y Veloz Se-
boruco, porque tienen la mayor impregnación de petróleo
movible.

El gráfico de la dependencia realizada entre la sa-
turación de agua y la porosidad efectiva, indica que en
estos reservorios hay presencia de hidrocarburos.

Según los resultados obtenidos, los volúmenes
de arcilla, los valores de la porosidad efectiva y la satu-
ración de agua, presentan rangos que favorecen las pro-
piedades colectoras de los reservorios estudiados.

Por la evaluación petrofísica resultaron mejores
reservorios Veloz Gray y Veloz Seboruco debido a que
presentan valores más bajos de saturación de agua (no so-
brepasan el 40 %), por lo tanto, debe esperarse más hi-
drocarburos. Estos reservorios representan el 60 % del
Grupo Veloz.

Caracterización petrofísica de los reservorios del Grupo Veloz...
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Figura 8. Análisis de la compactación en los reservorios del
Grupo Veloz. No existe compactación en ninguna de las tres
escamas estudiadas, solo una ligera reducción de la porosi-

dad en el pozo Seb19, lo cual debe responder a una determi-
nada litología presente en ese pozo.
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Figura 9. Registros compuestos primarios y los resultados de la interpretación del pozo Seb18.
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Tabla 1. Valores promedios de las propiedades calculadas en cada zona reservorio del Grupo Veloz.
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Figura 10. Mapa de arcillosidad de la escama Veloz Gray. Se observan bajos valores de arcilla en la porción noroeste, mientras
que los valores más elevados están en el Sureste.

Figura 11. Mapa de porosidad efectiva de la escama Veloz Gray. Los valores más elevados se ubican en la parte noroeste,
por lo tanto ahí están la mejor capacidad de almacenamiento.
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Figura 12. Mapa de saturación de agua de la escama Veloz Gray. Los valores más elevados, asociados a las peores 
condiciones, están en la parte central donde no se ubica ningún pozo.

Figura 13. Mapa de arcillosidad de la escama Veloz Seboruco. Los valores más bajo de contenido de arcilla se ubican 
hacia la porción norte desde el oeste hasta el centro, mientras que los valores más bajos están en la porción sur 

desde el centro hacia el este.
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Figura 14. Mapa de porosidad efectiva de la escama Veloz Seboruco. Al igual que en la escama Veloz Gray, 
los mejores valores de porosidad están en la porción noroeste, esto hace que los pozos desde el Seb19 hasta el Seb21R 

sean buenos reservorios.

Figura 15. Mapa de saturación de agua de la escama Veloz Seboruco. Los valores más bajos se encuentran en la parte noroeste,
esto confirma las mejores propiedades como reservorios de los pozos ubicados en esa área.
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Figura 16. Mapa de arcillosidad de la escama Veloz Blue. Los valores más bajos se ubican hacia el Norte–Noroeste y centro,
mientras que los más altos están hacia el Sureste.

Figura 17. Mapa de porosidad efectiva de la escama Veloz Blue. Esta escama se muestra bastante porosa, solo disminuye las
propiedades colectoras en la porción suroeste.
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Figura 18. Mapa de saturación de agua de la escama Veloz Blue. Muestra bajos valores, y por lo tanto, mejores propiedades
como reservorio desde la parte oeste y hasta el centro, mientras que hacia el Este los valores tienden a aumentar.



RESUMEN 
La correcta estimación de la permeabilidad a lo largo del
pozo en yacimientos carbonatados ha sido un problema
generalizado en la industria petrolera, por lo que la bús-
queda de soluciones para lograr una descripción efectiva
del medio poroso se hace necesaria. La metodología apli-
cada en la investigación se desarrolló sobre cinco pozos
y dos sidetracks pertenecientes a dos de estos pozos, de
un yacimiento carbonatado de la Franja Petrolífera Norte
Cubana (FPNC) con el objetivo de determinar la permea-
bilidad de las rocas reservorio. Este yacimiento está re-
presentado por rocas carbonatadas altamente fracturadas
pertenecientes al Cinturón de Cabalgamiento Norte Cu-
bano, donde las fracturas aportan la conectividad necesa-
ria para la producción petrolera. Para representar de
manera apropiada las características petrofísicas de los
yacimientos naturalmente fracturados, el medio poroso
será dividido en dos grupos: porosidad de baja capacidad
de flujo y porosidad de alta capacidad de flujo. El cálculo
de la permeabilidad de la matriz y la fractura, desarro-
llado a través de correlaciones de núcleos e interpretacio-
nes de registros de imágenes de microresistividad de la
formación, permitirá estimar la permeabilidad total del
sistema. La permeabilidad en los reservorios del yaci-
miento presenta valores que se encuentran entre 1.82×10-
12 m2 y 1.37×10-11 m2 (184.5-1393 mD), predominando
la permeabilidad de fractura como propiedad que carac-
teriza el flujo de fluidos en el reservorio. Finalmente, se
comprueba la importancia que tiene la descripción de las
fracturas en el reservorio para lograr modelos predictivos
confiables para optimizar el desempeño de los yacimien-

tos carbonatados, proporcionando una comprensión más
completa del yacimiento y sus mecanismos de flujo.

Palabras clave: permeabilidad, reservorio, núcleo, ma-
triz y fractura.

ABSTRACT
The correct estimation of the permeability along the well
in carbonate reservoirs has been a general problem in the
oil industry, therefore the search for solutions to get an
effective description of the porous medium is necessary.
The methodology applied in the research was developed
on five wells and two sidetracks belonging to two of these
wells from a reservoir of the Cuban Northern Oil Stripe
with the objective of determining the permeability of the
reservoir rocks. Highly fractured carbonate rocks belon-
ging to Cuban Northern Riding Stripe, where fractures
provide the necessary connectivity to oil production, re-
present the reservoir. To represent properly the petrophy-
sical characteristics of naturally fractured reservoirs, the
porous medium was divided into two groups: porosity of
low flow capacity and porosity of hight flow capacity.
The calculation of the permeability of the matrix and frac-
ture, developed through correlations of core and interpre-
tations of formation microresistivity image logs, allowed
estimating the total permeability of the system. The per-
meability in reservoirs present values that are between
1.82×10-12 m2 y 1.37×10-11 m2 (184.5–1393 mD), pre-
dominating the fracture permeability as property that cha-
racterizes the flow of fluids in the reservoir. Finally, the
importance of the description of the fractures in the re-
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servoirs provides a more complete understanding of the
reservoir and its flow mechanisms.

Key words: permeability, reservoir, core, matrix and
fracture.

RESUMO
A estimativa correta da permeabilidade ao longo do poço
em reservatórios de carbonato tem sido um problema ge-
neralizado na indústria do petróleo, por isso é necessária
a procura das soluções pela descrição eficaz do meio po-
roso. A metodologia utilizada na pesquisa foi realizada
em cinco poços e dois desvios pertencentes a dois desses
poços do cinturão de petróleo do norte cubano de modo
a determinar a permeabilidade das rochas reservatório.
Este campo petrolífero é representado por rochas de car-
bonato altamente fraturadas pertencentes ao Cinturão de
Equitação Cubano do Norte, onde as fraturas fornecem a
conectividade necessária para a produção de petróleo.
Para representar adequadamente as características petro-
físicas de reservatórios naturalmente fraturados, o meio
poroso está dividido em dois grupos: porosidade de baixa
capacidade de vazão e porosidade de alta capacidade de
vazão. O cálculo da permeabilidade da matriz e da fra-
tura, desenvolvido através de correlações de núcleos e in-
terpretações de registros de imagens da formação,
permitiu estimar a permeabilidade total do sistema. A per-
meabilidade nos reservatórios apresenta valores que estão
entre 1.82×10-12 m2 y 1.37×10-11 m2 (184.5-1393 mD),
predominando a permeabilidade à fratura como proprie-
dade que caracteriza o escoamento de fluidos no reserva-
tório. Por fim, verifica-se a importância da descrição das
fraturas no reservatório para se obter modelos preditivos
confiáveis para otimizar o desempenho dos reservatórios
de carbonato, proporcionando um entendimento mais
completo do reservatório e de seus mecanismos de fluxo
dos fluidos.

Palavras chave: permeabilidade, reservatório, núcleo,
matriz e fratura.

INTRODUCCIÓN
Los yacimientos carbonatados plantean enormes desafíos
en lo que respecta a terminación, estimulación y produc-
ción de pozos ya que los mismos suelen ser vertical y late-
ralmente heterogéneos con barreras de permeabilidad y
fracturas naturales, y con una amplia gama de tipos de po-

rosidad. La complejidad física, relativa a la geometría de
los poros, es consecuencia fundamentalmente de su com-
plicada génesis. Así, la porosidad de estas rocas es típica-
mente poligénica, consecuencia tanto de las distintas etapas
en que pueden desarrollarse los poros, como de los diver-
sos procesos implicados en su formación. Debido a estos
factores presentes en los yacimientos carbonatados se hace
difícil una correcta estimación de la permeabilidad.

El conocimiento de la permeabilidad es esencial
para el desarrollo de una descripción efectiva del reser-
vorio. Los datos de permeabilidad pueden ser obtenidos
a partir de investigaciones de pozos, análisis de núcleos
y registros geofísicos de pozos. Como es conocido, el ele-
vado costo de la toma de núcleos limita esta posibilidad
en todos los pozos, mientras que actualmente las investi-
gaciones hidrodinámicas no son todo lo representativas
del medio poroso afectado por el flujo de fluidos, ya que
reportan un valor medio de la permeabilidad del intervalo
abierto. Generalmente, la estimación de la permeabilidad
a partir de registros es considerada el método menos cos-
toso, donde se pueden usar valores derivados de las po-
rosidades de registros y de las saturaciones de agua, pero
la predicción de este parámetro en carbonatos heterogé-
neos a partir de datos de registros, presenta dificultades
al no poder establecer una correlación básica entre poro-
sidad y permeabilidad. Estas relaciones teóricas muestran
la permeabilidad en función de la porosidad y saturacio-
nes de agua irreducible de los intervalos nucleados, sin
embargo, consideran que la roca es homogénea y que la
porosidad y permeabilidad están directamente relaciona-
das (Reyes, 2013).

Para ser permeable una roca debe tener su poro-
sidad interconectada (poros, vúgulos, capilares, fisuras o
fracturas). Una mayor porosidad usualmente corresponde
a una gran permeabilidad, pero no siempre este es el caso.
El tamaño del poro, la forma y la continuidad, también la
cantidad de porosidad, influyen en la permeabilidad de la
formación. 

Usualmente en los yacimientos carbonatados la
permeabilidad en la matriz de la roca es muy baja al no
presentar interconectividad la porosidad interpartícula,
esto es comprobado por mediciones en núcleos de perfo-
ración. Sin embargo, la presencia de fracturas naturales
es capaz de aportar al reservorio un aumento significativo
de los valores de permeabilidad total al proveer a la po-
rosidad interpartícula, las vías o canales para permitir el
flujo de fluidos. 
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La correcta estimación de la permeabilidad para
los yacimientos carbonatados ha sido un problema gene-
ralizado en la industria petrolera, el previo conocimiento
de estas permite delimitar los sectores productivos y cons-
tituye una información imprescindible en trabajos de mo-
delación de yacimientos, que son utilizados para predecir
el comportamiento futuro del mismo, y estudiar los dife-
rentes métodos de recuperación secundaria y terciaria a
utilizar (Ibonet, 2018).

La metodología aplicada en la investigación se
desarrolló sobre cinco pozos y dos sidetracks del yaci-
miento x de la Franja Petrolífera Norte Cubana (FPNC)
con el objetivo de determinar la permeabilidad de las
rocas reservorio. El mismo está representado por rocas
carbonatadas altamente fracturadas pertenecientes al
Cinturón de Cabalgamiento Norte Cubano, donde las
fracturas aportan la conectividad necesaria para la pro-
ducción petrolera. Como objetivos específicos se plan-
tea: determinar la permeabilidad de matriz y fractura, y
evaluar la contribución de las fracturas en la permeabi-
lidad total del sistema.

MATERIALES Y MÉTODOS
La investigación se propone a partir del cálculo de la
permeabilidad de la matriz y fractura, desarrollada a tra-
vés de correlaciones de núcleos de perforación e inter-
pretaciones de registros de imágenes de microresis-
tividad de la formación (Fullbore Formation Microima-
ger - FMI) respectivamente, estimar la permeabilidad
total del sistema poroso en pozos pertenecientes al área
de estudio.

Entre los materiales que estuvieron involucrados
se encuentran los registros geofísicos convencionales, re-
gistros FMI, datos de mediciones de porosidad y permea-
bilidad de laboratorio de diez muestras obtenidas de
cuatro núcleos, e informes de pozos a partir de los cuales
se obtuvo información de la perforación de los pozos,
pruebas hidrodinámicas y otras particularidades.

Modelo petrofísico utilizado
Debido a que la permeabilidad es el parámetro que más
aporta al flujo de fluidos en el reservorio, el modelo a uti-
lizar para la clasificación del medio poroso se fundamenta
en la capacidad de flujo del mismo. El medio poroso será
dividido en porosidad de baja capacidad de flujo y poro-
sidad de alta capacidad de flujo (Figura 1). La porosidad
de matriz estará constituida por porosidad interpartícula,

se excluye de la misma la porosidad de los vúgulos aisla-
dos o separados, y representa a la sección del reservorio
con baja capacidad de flujo. La porosidad de alta capaci-
dad de flujo estará constituida por vúgulos y/o fracturas
conectados (Reyes, 2013). 

Modelo de triple porosidad
Para representar de manera apropiada las características
petrofísicas de los yacimientos naturalmente fracturados,
es necesario dividir sus propiedades en dos grupos. El pri-
mer grupo será representado por las propiedades que
están asociadas a la matriz y el segundo grupo estará re-
presentado por las propiedades asociadas a los procesos
secundarios. En base a las características de los reservo-
rios carbonatados cubanos, los modelos petrofísicos pue-
den ser de doble o triple porosidad. Será utilizado un
modelo de triple porosidad que consiste en la evaluación
de las porosidades de matriz, fractura y vúgulos aislados.
Aguilera y Aguilera (2004) desarrollaron una serie de
ecuaciones, utilizadas por González Despaigne (2010) en
carbonatos de la FPNC que responden al sistema de triple
porosidad para determinar la porosidad de bloque. La po-
rosidad de fractura se obtuvo a partir del análisis y el pro-
cesamiento de los datos de micro imágenes de formación
(Crain, 2004). En conjunto estas son:

ɸb=0.7928*ɸe+0.000944 (1)

ɸ2=0.001*wf*Df*Kfi (2)

ɸnc=(ɸe-ɸb+ɸb*ɸ2-ɸ2) (3)
(1-ɸb)

Figura 1. Modelo del medio poroso. La matriz presenta bajas
permeabilidades, mientras que los vúgulos y fracturas apor-

tan la mayor permeabilidad al sistema.
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ɸm=ɸe-ɸ2-ɸnc (4)

Donde:
ɸb - Porosidad de bloque (Adimensional).
ɸ2 - Porosidad de fractura (Adimensional).
ɸnc - Porosidad de vúgulos no conectados o ais

lados (Adimensional).
ɸm - Porosidad de la matriz (Adimensional).
ɸe - Porosidad efectiva (Adimensional).
Wf - Apertura de la fractura (mm).
Df - Frecuencia o densidad de las fracturas (frac-

turas x metros).
Kfi - Número de las direcciones de las fracturas

principales que varía según la dirección de las
fracturas (Adimensional).

Kfi = 1 para subhorizontal o subvertical. 
Kfi = 2 para ortogonal subvertical. 
Kfi = 3 para caótico o brechado. 

La permeabilidad total del sistema (Ecuación 5)

se obtiene sumando la permeabilidad de matriz con la
permeabilidad de fractura (Reyes, 2013).

Ksist=Km+Kfract (5)

Donde:

Ksist - Permeabilidad total del sistema compuesto
por matriz y fracturas.

Km -  Permeabilidad de la matriz (mD).
Kfract- Permeabilidad de fractura (mD).

Determinación de la permeabilidad de matriz
El método propone que la permeabilidad de matriz puede
ser calculada asumiendo que la saturación de agua de la
matriz está en condiciones irreducibles. Según Aguilera
(2003) esto es razonable para muchos reservorios natural-
mente fracturados por encima del nivel de agua libre. La
saturación de agua de la matriz se obtiene a partir de la
Ecuación 6 del modelo de triple porosidad.

(Sa-ѵ*Saf-ѵnc*Sanc)/
(1-ѵ-ѵnc)(1-ѵ*ɸe-ѵnc*ɸe) (6)

Donde:

Sam - Saturación de agua de la matriz (Adimensio-
nal).

Sa - Saturación de agua del sistema compuesto
(Adimensional).

Saf - Saturación de agua de las fracturas (Adimen-
sional).

Sanc - Saturación de agua de los vúgulos no conec-
tados (Adimensional).

ѵ - Coeficiente de partición (Adimensional). Re-
presenta la fracción del volumen total de
poros constituidos por fracturas.

ѵ= ɸ2/ɸe (7)

ѵ - Coeficiente de porosidad no conectada (Adimen-
sional). Representa la fracción del volumen
total de poros constituidos por vúgulos no co-
nectados.

ѵnc= ɸnc/ɸe (8)

Para desarrollar el modelo de triple porosidad
según (Castro Castiñeira, 2017) se asume un valor de 2.0
para el exponente de porosidad de la matriz (mb) y el ex-
ponente de saturación de agua de la matriz (nb), un valor
de 1.0 para el exponente de cementación de las fracturas
(mf) y un valor de cero para las saturaciones de agua de
las fracturas (Saf) y los vúgulos no conectados (Sanc).
Luego, la permeabilidad de matriz puede ser calculada a
partir de la Ecuación 9. 

Km(1/C4)=(C2*(ɸm)C3)/Sam (9)

Donde C2, C3 y C4 son constantes ajustables
mediante núcleos para el cálculo de la permeabilidad, en
el cual se utilizan la porosidad medida directamente de la
muestra y la saturación de agua irreducible obtenidas a
través de pruebas de presión capilar. Debido a la poca
cantidad de muestras pertenecientes al yacimiento del
área de estudio para ajustar los coeficientes, se utilizaron
los coeficientes C2=400, C3=3 y C4=2 obtenidos por
Martin, Solomon y Hartmann (1997), para reservorios
carbonatados. 

Sam =
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Determinación de la permeabilidad de fracturas
La permeabilidad de fractura se puede determinar utili-
zando la Ecuación 10 (Crain, 2004), que depende de la
dirección de las fracturas, apertura de las fracturas y de la
densidad de las mismas. El análisis cuantitativo de la aper-
tura de las fracturas es posible por el procesamiento adi-
cional de los datos de imágenes de microresistividad de
formación. A partir del análisis de la interpretación de los
registros FMI en pozos del yacimiento, se utilizó el valor
medio de 0.165 mm para la apertura de las fracturas.

Kfract = 833 * 102 * wf3 * Df * Kfi (10)

Para calcular la permeabilidad media de determi-
nado espesor de capa que atraviesa el pozo se utilizó la
Ecuación 11 de Darcy de la media aritmética ponderada.

Kmed = (K1 h1+K2 h2+⋯+Kn hn)
(h1+h2+⋯+hn) (11)

Donde:
Kmed - Permeabilidad media en (m2), obtenida por

métodos de pruebas de pozo. 
Kn - Permeabilidad en (m2) de cada intervalo de-

finido.
hn - Espesor de la capa (m).

RESULTADOS Y DISCUSIÓN
La permeabilidad de matriz obtenida por el método de
Aguilera (2003) en los intervalos pertenecientes a los
mantos reservorios (Figuras 2, 3, 4, 5, 6, 7 y 8), fue com-
parada con un ajuste obtenido por los datos de núcleo del
pozo x-B (Figura 9), obteniéndose un coeficiente de co-
rrelación de 80 % aproximadamente (Figura 10).

Figura 2. Comparación entre la permeabilidad de matriz ob-
tenida por el método de (Aguilera, 2003) y la obtenida por co-

rrelaciones de núcleos para el pozo x-A.

Figura 3. Comparación entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la
obtenida por correlaciones de núcleos para el pozo x-B.
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Figura 4. Comparación entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la 
obtenida por correlaciones de núcleos para el pozo x-C.

Figura 5. Comparación entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la obtenida por correla-
ciones de núcleos para el pozo x-C1.
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Figura 6. Comparación entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la obtenida por correla-
ciones de núcleos para el pozo x-D.

Figura 7. Comparación entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la 
obtenida por correlaciones de núcleos para el pozo x-E.

Figura 8. Comparación entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la obtenida por correla-
ciones de núcleos para el pozo x-E1.
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Figura 9. Ajuste de los datos de porosidad y permeabilidad
de las muestras de núcleos obtenidas del pozo x-B.

Figura 10. Comparación entre la permeabilidad de matriz ob-
tenida por el método de (Aguilera, 2003) y la obtenida por

correlaciones de núcleos para el pozo x-C.

La Tabla 1 muestra los resultados obtenidos de la
permeabilidad de matriz y la permeabilidad de fractura de
los pozos del área de estudio, junto a la permeabilidad total
del sistema. Puede apreciarse los bajos valores de Km entre
9.87×10-16 m2 y 8.29×10-14 m2 (0.1–8.4 mD) en contraste
con los altos valores de Kfract entre 1.81×10-12 m2 y
1.34×10-11 m2 (183–1 392 mD). Esto refleja la realidad
de los yacimientos carbonatados cubanos en los cuales, la
mayor parte de la movilidad de los fluidos es debido a las
fracturas. La Figura 11 ejemplifica en un registro FMI el
alto fracturamiento predominante en estos pozos. 

Los valores de permeabilidad total del sistema
expuestos en la Tabla 1 son validados a partir de resulta-
dos de pruebas hidrodinámicas realizadas en 10 pozos del
yacimiento, presentando valores comprendidos entre 98.8
y 2 180 mD. Comparando los resultados para el pozo x-
A, la prueba hidrodinámica presenta un valor de 1 280
mD.

La descripción de las fracturas en el reservorio
permite lograr modelos predictivos confiables para opti-
mizar el desempeño de los yacimientos carbonatados,
proporcionando una comprensión más completa del ya-
cimiento y sus mecanismos de flujo de los fluidos.

Tabla 1. Resultados de la permeabilidad de matriz y la per-
meabilidad de fractura de los pozos del área de estudio.
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CONCLUSIONES
La estimación de la permeabilidad mediante los procedi-
mientos propuestos en la investigación permitirá dismi-
nuir la incertidumbre en su determinación, permitiendo
la correcta selección de sectores productivos y los trabajos
de modelación de yacimientos. La permeabilidad en los
reservorios del yacimiento x perteneciente a la Franja Pe-
trolífera Norte Cubana presenta valores que se encuentran
entre 1.82×10-12 m2 y 1.37×10-11 m2 (184.5 y 1 393
mD), donde la permeabilidad de matriz muestra pequeños
valores entre 9.87×10-16 m2 y 8.29×10-14 m2 (0.1 - 8.4
mD) en contraste con los altos valores de permeabilidad
de fractura entre 1.81×10-12 m2 y 1.34×10-11 m2 (183-1
392 mD). A partir de los registros FMI se comprobó el
alto fracturamiento predominante en los pozos del área
de estudio, y los altos valores de permeabilidad de frac-
tura obtenidos demuestran que la misma es la propiedad
fundamental que caracteriza el flujo de fluidos en el re-
servorio. Se evidencia, además la importancia que tiene
el estudio de la fracturación en los reservorios para obte-
ner una descripción efectiva que permita minimizar los
riesgos en la extracción de los recursos existentes, y para
optimizar los esquemas de explotación de yacimientos.

Figura 11. Intervalo del registro de imagen FMI del pozo x-
C1. Se puede apreciar el alto fracturamiento predominante en el

reservorio. La curva verde representa los límites de capa, las
azules las fracturas abiertas y la violeta las trazas vugulares.
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RESUMEN
En la terminación de un pozo petrolero, una de las ope-
raciones más importantes es la de disparos, ya que la pro-
ducción de hidrocarburos depende en gran parte de su
diseño y ejecución. El ingeniero especialista tomará en
consideración si el pozo es de gas o de aceite, la presión
del yacimiento, las características litológicas de la for-
mación productora, la temperatura, la tubería de revesti-
miento, el agujero, la cementación, etc. Todas estas
variables y elementos deberán estar disponibles al mo-
mento de diseñar el programa de disparos, para que en
la ejecución del programa, se logre comunicar de manera
efectiva el yacimiento con el pozo, provocando el menor
daño posible a la formación productora. Otro elemento
que se considerará, en particular para el caso de los ya-
cimientos del Sureste de México, es la dureza de las for-
maciones. Como la mayoría de las cargas para disparos
están diseñadas para atravesar formaciones de arenas, es
posible que no tengan la misma efectividad en formacio-
nes más consolidadas, como calizas, dolomías, brechas
y otras litologías más complejas que prevalecen en los
yacimientos del Sureste mexicano. Debido a que la gran
mayoría de las formaciones productoras de petróleo y
gas en los Estados Unidos son rocas de bajo esfuerzo
compresivo menor a 10 000 psi, el procedimiento común
actual del American Petroleum Institute (API), con nú-
mero API RP 43 es probar las cargas para disparos única-
mente en cemento. Para formaciones blandas esto es una
buena práctica, pues el esfuerzo compresivo del cemento
es similar al de las formaciones típicas en los Estados
Unidos, sin embargo, en el caso de las formaciones de la
Región Sur de México (calizas y dolomías), sobre todo

en las formaciones del período Mesozoico Chiapas-Ta-
basco, en las que el esfuerzo compresivo de las forma-
ciones es generalmente mayor de 10 000 psi, la expe-
riencia muestra que las pruebas API no son lo suficiente-
mente representativas,  por lo que es necesario realizar
pruebas de las cargas para disparos en materiales de
mayor dureza, semejantes a nuestras formaciones pro-
ductoras. En este trabajo se describen los procedimientos
utilizados para realizar dichas pruebas, los materiales uti-
lizados, el tipo de cargas usadas y los resultados obteni-
dos en las diferentes pruebas efectuadas en el Sureste de
México, así como en los laboratorios de Terra Tek. Fi-
nalmente, y a partir de las conclusiones derivadas de los
resultados, se dan una serie de recomendaciones básicas
para diseñar las terminaciones de una manera más apro-
piada a las características y propiedades de las formacio-
nes del Sureste de México.

Palabras clave: cargas para disparos, formaciones duras,
formaciones blandas, pozo petrolero.

ABSTRACT
In the completion of an oil well, one of the most impor-
tant operations is the perforating, since the production of
hydrocarbons depends largely on its design and execu-
tion. The specialist engineer must take into consideration
the following: whether the well is of gas or oil, the reser-
voir pressure, the lithological characteristics of the pro-
duction formation, the temperature, the casing, the hole,
the cementation, etc. All these variables and elements
must be available at the time of designing the perforating
program, so that in the execution of the program, it is

Volumen 2, número 1, junio 2019. 

Desempeño de cargas para disparos en formaciones duras

Heberto Ramos Rodríguez1 y Alfredo Fayard2

1   Centro de Desarrollo de Competencias Energéticas y Sustentabilidad (CEDECES) - Universidad Olmeca. Carretera Villaher-
mosa-Macuspana, km 14, Dos Montes, Centro, C.P. 86280, Tabasco, México. E-mail: hramosr@hotmail.com

2     Retirado de Schlumberger Technologies.

Ramos Rodríguez, H.y Fayard, A. 2019. Desempeño de cargas para disparos en formaciones duras: revista Geociencias, volumen
2, número 1, junio 2019. pp. 60-78.

60



possible to communicate effectively the reservoir with
the well, causing the least possible damage to the pro-
duction formation. Another element that must be consid-
ered, for the case of the deposits of southeastern Mexico,
is the hardness of the formations. Since most of the
charges for shooting are designed to cross sand forma-
tions, they may not have the same effectiveness in more
consolidated formations, such as limestones, dolomites,
breccias and other more complex lithologies that prevail
in the deposits of southeastern Mexico. Because most of
the oil and gas producing formations in the United States
are rocks with low compressive stress of less than 10 000
psi, the current American Petroleum Institute (API),
known as API RP 43 common procedure is to test the
charges for shooting only in cement. For soft formations
this is a good practice, since the compressive effort of
the cement is similar to that of the typical formations in
the United States, however, in the case of the formations
of the Southern Region of Mexico (limestones and
dolomites), all in the formations of the Mesozoic period
of Chiapas-Tabasco, in which the compressive effort of
the formations is generally greater than 10 000 psi, ex-
perience shows that the API tests are not sufficiently rep-
resentative, so it is necessary to perform loads tests for
shots in materials of greater hardness, similar to our pro-
duction formations. This paper describes the procedures
used to perform these tests, the materials used, the type
of loads used, and the results obtained in the different
tests carried out in the southeast of Mexico, as well as in
the Terra Tek laboratories. Finally, and based on the con-
clusions derived from the results, a series of basic rec-
ommendations are given to design the completions in a
more appropriate way to the characteristics and proper-
ties of the formations of the southeast of Mexico.

Key words: charges for shots, hard formations, soft for-
mations, oil well.

RESUMO
Na conclusão de um poço de petróleo, uma das operações
mais importantes é o tiro, já que a produção de hidrocar-
bonetos depende em grande parte de seu projeto e execu-
ção. O engenheiro especialista deve levar em consideração
se o poço é de gás ou óleo, pressão do reservatório, carac-
terísticas litológicas da formação da produção, tempera-
tura, revestimento, furo, cimentação, etc. Todas essas
variáveis   e elementos devem estar disponíveis no mo-

mento de projetar o programa de queima, para que na exe-
cução do programa seja possível comunicar efetivamente
o reservatório com o poço, causando o menor dano possí-
vel à formação da produção. Outro elemento que deve ser
considerado, em particular para o caso dos depósitos do
sudeste do México, é a dureza das formações. Como a
maioria das cargas de tiros são projetados para atravessar
formações de areia, você pode não ter a mesma eficácia
em formações mais consolidadas, como calcário, dolo-
mita, breccia e outras litologias mais complexos prevale-
centes nos campos do sudeste do México. Porque a grande
maioria de uma produtora de petróleo e gás nos Estados
Unidos são rochas sob tensão de compressão inferior a 10
000 psi, o procedimento comum atual do American Petro-
leum Institute (API), número API RP 43 é testar cargas para
tiros apenas em cimento. Para macia esta é uma boa prá-
tica, uma vez que a tensão de compressão do cimento é
semelhante ao típico nas Formações Estados Unidos, no
entanto, no caso da formação da Região Sul do México
(calcários e dolomitas) em particularmente nas formações
de período Mesozóico Chiapas-Tabasco, onde a tensão de
compressão da formação é geralmente superior a 10 000
psi, a experiência mostra que os testes de API não são su-
ficientemente represen- tativas, por isso é necessário para
cargas de teste para tiros em materiais de maior dureza,
semelhantes às nossas formações de produção. Este artigo
descreve os procedimentos utilizados para realizar esses
testes, os materiais utilizados, o tipo de cargas utilizadas
e os resultados obtidos nos diferentes testes realizados no
sudeste do México, bem como nos laboratórios da Terra
Tek. Finalmente, e com base nas conclusões derivadas dos
resultados, uma série de recomendações básicas são dadas
para projetar as conclusões de uma forma mais adequada
às características e propriedades das formações do sudeste
do México.

Palavras chave: cobra por tiros, formações duras, for-
mações suaves, poço de petróleo.

INTRODUCCIÓN
Para diseñar en forma efectiva la terminación de un pozo
se necesita conocer, entre muchos otros parámetros, las
características de las cargas para los disparos, especial-
mente la penetración efectiva a la formación, ya que, de
no conocer este dato, se puede tener una producción in-
ferior a la esperada –en el mejor de los casos–, y en oca-
siones ni siquiera tener acceso a la formación.
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Los cuatro principales parámetros de las cargas
para lograr la máxima productividad de los pozos son:
densidad de disparo, penetración, fase del disparo y diá-
metro del agujero de entrada. La importancia relativa de
cada parámetro varía dependiendo del tipo de termina-
ción. En las terminaciones convencionales, la producti-
vidad de la formación depende fuertemente de la
penetración de las cargas, especialmente en rocas duras,
como es el caso de las existentes en la Región Sur de
México.

En función de estos elementos, y con el propó-
sito de tener un conocimiento más preciso de las dife-
rentes herramientas utilizadas para ejecutar esta
operación clave en la industria petrolera, se investigaron
los procedimientos que utilizan los fabricantes de cargas
para probar sus productos, así como las condiciones y
materiales que toman como referencia para diseñar sus
especificaciones.

Sobre la base de este conocimiento se procedió
a diseñar un modelo experimental para realizar pruebas
de laboratorio y campo, a fin de comprobar el desem-
peño real de las cargas explosivas que hay en el mercado.
La generación de este nuevo conocimiento permitirá se-
leccionar las mejores tecnologías para efectuar termina-
ciones más efectivas, considerando las características de
las formaciones del mesozoico Chiapas-Tabasco.

Los resultados de esta investigación permitirán

elaborar procedimientos adecuados para realizar termi-
naciones de pozos con mayor seguridad y alcanzar los
objetivos propuestos en cada una de estas operaciones.

DESARROLLO
Explosivos. 
Las cargas para perforar la tubería de revestimiento de-
penden de los explosivos para generar la energía necesa-
ria y tener una penetración efectiva de la tubería de
revestimiento, cemento y formación. Por esto, el desem-
peño de la carga está relacionado directamente con el de-
sempeño del explosivo.

Debido a su enorme relación Energía-Peso se
prefiere los explosivos sobre otra fuente de energía. Los
explosivos actúan rápidamente, son confiables y se alma-
cenarán por largos periodos de tiempo. Además, con las
precauciones debidas, los combustibles se manejarán con
seguridad.

Tipos y características
De acuerdo con su velocidad, los explosivos de reacción se
clasifican en altos y bajos, se les denomina de esa manera
por su velocidad de reacción, los explosivos bajos son los
que tienen una velocidad de reacción que va de los 330 a
los 1 500 m/s, y los explosivos altos son los que tienen ve-
locidades de reacción superiores a los 1 500 m/s (Tabla 1).

Los explosivos que se usan comúnmente en las

Desempeño de cargas para disparos en formaciones duras

volumen 2, número 1, junio 201962

Tabla 1. Tipos y características de explosivos.

operaciones de disparos son de cuatro tipos: azida de plomo,
RDx, HMx y HNS. La Azida de plomo se usa en algunos
estopines eléctricos. Los restantes: RDx, HMx, y HNS se
usan en los cordones detonantes, fulminantes y cargas. 

Algunos de los parámetros más importantes a con-
siderar en la selección de los explosivos son las siguientes:

● Sensibilidad: La sensibilidad es una medida
de la energía mínima, presión o potencia re-
querida para iniciar un explosivo y nos refleja

la facilidad con la que puede iniciarse.
● Sensibilidad al impacto: Es la altura mínima

de la cual puede dejarse caer un peso sobre el
explosivo para que detone.

● Sensibilidad a la chispa: Es la cantidad de ener-
gía que debe tener una chispa para detonar un
explosivo.

● Estabilidad. Se refiere a la habilidad de un ex-
plosivo para perdurar por largos periodos de
tiempo o para soportar altas temperaturas sin



descomponerse, disminuir o perder sus pro-
piedades.

Los explosivos usados en los disparos tendrán
una alta estabilidad para que sean almacenados por un
tiempo razonable y que operen de forma efectiva después
de exponerse a las altas temperaturas, así como a las con-
diciones ambientales del pozo.

Tipo de pistolas y cargas
Un sistema de disparo consiste en un arreglo de cargas
explosivas, un cordón detonante, un estopín y un porta-
cargas. A este arreglo se le llama cadena explosiva y con-
tiene una serie de componentes de tamaño y sensibilidad
diferente. La cadena explosiva se bajará al pozo utilizando
cable electromecánico para registros y/o con tubería.

Pistolas bajadas con cable. 
El sistema de disparo bajado con cable (DBC) se usará
antes o después de introducir la tubería de producción. 

Los disparos en la formación se generan me-
diante el uso de pistolas recuperables entubadas, así como
también expuestas –parcial o totalmente desechables–
que cuentan con cargas explosivas moldeadas o huecas.

En los sistemas recuperables entubados, los resi-
duos de los explosivos y lámina porta cargas se recupe-
rarán, por lo que prácticamente no queda basura en el
pozo. En este sistema las cargas moldeadas o huecas no
están expuestas a la presión y ambiente del pozo, que lo
hace más adecuado para ambientes hostiles. Estos siste-
mas tienen la ventaja de serán bajados mediante tubería
de producción, con el aparejo de tubería flexible o con
cable.

En las pistolas expuestas desechables, los resi-
duos de las cargas, cordón, estopín y el sistema porta car-
gas (lámina, alambre, uniones de cargas) se quedan
dentro del pozo dejando una considerable cantidad de
basura. Una ventaja es que, al no estar las cargas conte-
nidas dentro de un tubo, serán de mayor tamaño, con lo
que se obtiene una mayor penetración. La principal des-
ventaja es que los componentes explosivos están expues-
tos a la presión y fluido del pozo, lo cual limita sus
aplicaciones.

Las pistolas expuestas semi desechables son si-
milares a las anteriores con la ventaja de que la cantidad
de residuos dejados en el pozo es menor, pues se recupera
el porta cargas. 

Pistolas bajadas con tubería.
En el sistema de disparo bajado con tubería (DBT), la pis-
tola es ubicada al intervalo de interés con tubería de tra-
bajo o con el aparejo de producción. A diferencia de las
pistolas bajadas con cable, la operación de disparos puede

ser efectuada en una sola corrida, lo cual favorece la téc-
nica de disparos bajo balance.

METODOLOGÍA DE SELECCIÓN
Planeación 
Con frecuencia, cuando se piensa en disparar un pozo
solo se presta atención a la pistola. Sin embargo, para
obtener un resultado eficiente de disparo, se requiere del
diseño y aplicación de un programa completo de disparo. 

Los resultados de las pruebas API pueden servirán
de base para una comparación general del desempeño de
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Figura 1. Tipos de pistolas: 
a. Pistola expuesta desechable con cargas Enerjet de 1 11⁄16”. 
b. Pistola expuesta semi-desechable con cargas Enerjet de 2 1⁄8”.
c. Pistola expuesta semi-desechable con cargas PowerSpiral.



las cargas, pero ésta solo será válida bajo las mismas con-
diciones de prueba. Las condiciones reales en la formación
no serán las mismas que existían durante la prueba, es
decir, las tuberías, fluidos del pozo, tipos de formación, es-
fuerzo compresivo y presiones serán muy diferentes. Como
resultado, el desempeño de una carga variará significati-
vamente del obtenido durante la prueba.

En general:
● A mayor resistencia compresiva y densidad

de los materiales menor penetración.
● El esfuerzo efectivo (presión de sobrecarga

menos la presión de poro) y la heterogeneidad
de la formación también afecta la penetra-
ción.

Al planear un trabajo de perforación de tubería–
formación, se deben considerar: el método de termina-
ción, las características de la formación, las tuberías y
accesorios del pozo y las condiciones esperadas del pozo
durante el disparo.

Una vez recabada esta información, se escogerá
dentro de una gran variedad de sistemas de disparo y téc-
nicas disponibles para seleccionar el mejor sistema para
el caso en particular. 

Métodos básicos de terminación
Los métodos más comunes utilizados en la industria pe-
trolera son: natural, control de arena y estimulación.

El orden de importancia de los factores geomé-
tricos del sistema de disparo es diferente para cada caso.

Terminación natural
En las terminaciones naturales no se necesita estimula-
ción o control de arena. El objetivo es incrementar la re-
lación de productividad.

El diseñador establecerá un programa de disparo
para remover o reducir cualquier obstáculo al movimiento
del fluido del yacimiento. Estas restricciones existirán en
la zona comprimida por el disparo o en la zona dañada
durante la perforación.

La zona dañada es una región que rodea la pared
del pozo en la cual la formación pudo haber sido alterada
durante la perforación. Por ejemplo, cuando el fluido de
perforación y el agua del cemento entran en la formación
se deposita materia sólida, esto causa dilatación de la ar-
cilla e induce precipitación química. Además, reduce el

tamaño efectivo de los poros disponibles para flujo del
fluido y, en consecuencia, la permeabilidad.

El orden de importancia de los factores geomé-
tricos en este tipo de terminación es: densidad de cargas,
penetración, fase y diámetro del agujero.

Control de arena
El objetivo en las operaciones para control de arena es
prevenir que la formación alrededor de la perforación se
deteriore. Si esto ocurre, los materiales resultantes blo-
quean el agujero y pueden llegar a tapar la tubería de re-
vestimiento y la tubería de producción.

En formaciones no consolidadas, ocurrirá el are-
namiento si hay una caída sustancial de presión entre la
formación y el pozo. Esta caída de presión es inversa-
mente proporcional a la sección transversal del agujero
hecho por la carga, la probabilidad de arenamiento se re-
ducirá aumentando el área perforada total. Entre más
grande sean la densidad de cargas y el diámetro del agu-
jero del disparo, mayor será el área perforada.

Por lo anterior, el orden de importancia de los
factores geométricos será: diámetro de la perforación,
densidad de cargas, fase y penetración.

Estimulación
Las operaciones de estimulación incluyen acidificación
y fracturamiento hidráulico. El objetivo es incrementar
el tamaño y número de caminos por los que el fluido se
moverá de la formación al pozo. Ambas operaciones re-
quieren de la inyección a la formación de grandes volú-
menes de fluidos a altas presiones.

En las formaciones que requieren estimulación,
el diámetro y distribución de los agujeros son importan-
tes. El diseñador debe seleccionar diámetros y densida-
des para controlar la caída de presión a través de las
perforaciones para reducir la demanda del equipo de
bombeo.

Una buena distribución vertical de los agujeros es
necesaria para mejorar la extensión vertical del tratamiento.
Generalmente, una densidad de 13 cargas por metro es su-
ficiente. La distribución radial de los agujeros tendrá un
rol importante en la efectividad del tratamiento. En opera-
ciones de fracturamiento, por ejemplo, si se usa una fase
90 o en lugar de 0 o, es más probable que los agujeros se
alineen con la orientación de las fracturas naturales, pro-
porcionando una trayectoria más directa para que el fluido
de fracturamiento entre en la formación.

Desempeño de cargas para disparos en formaciones duras
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El orden de importancia para este tipo de termi-
nación es la siguiente: fase, densidad de cargas, diámetro
del agujero y penetración.

En caso de tener la formación fracturada natural-
mente, se considerará un sistema que aumente la proba-
bilidad de interceptar fracturas, por lo que el orden de los
factores cambia de la siguiente manera: penetración, fase,
densidad de las cargas y diámetro del agujero.

Las características de la formación y los objeti-
vos de la terminación determinan la jerarquía de los fac-

tores geométricos del sistema de disparo.
Las condiciones del pozo, por otro lado, deter-

minan usualmente el tamaño y tipo de pistola que puede
usarse y pueden afectar también el éxito de la operación
de disparo. En la Figura 2 se muestra la jerarquía de los
factores geométricos del sistema de disparos en función
de la heterogeneidad de la formación.

Consideraciones en formaciones heterogéneas
El diseño efectivo de disparo considera las heterogenei-
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Figura 2. Jerarquía de los factores geométricos.

dades comunes de la formación: anisotropía, laminacio-
nes de arcilla, fracturas naturales y redes de fracturas (Fi-
gura 3).

La mayoría de las formaciones son anisotrópi-
cas, es decir su permeabilidad vertical Kvert. es menor que
su permeabilidad horizontal Khoriz. Esto afecta la relación



de productividad. Una manera efectiva de contrarrestar los
efectos adversos de la anisotropía es incrementando la den-
sidad de los disparos.

Si se tienen laminaciones de arcilla, es impor-
tante obtener la mayor densidad de cargas por metro
para aumentar la probabilidad de perforar las formacio-
nes productoras intercaladas.

Muchos yacimientos tienen uno o más conjuntos
de fracturas naturales que generan una alta permeabili-
dad, aunque la permeabilidad de la matriz sea baja. La
productividad del intervalo disparado depende de la co-
municación hidráulica entre las perforaciones y la red
de fracturas. En la Figura 4 se observan los tipos de dis-
paros para cada tipo de formación heterogénea.

Información necesaria para el diseño del disparo
Los siguientes datos deben considerarse para obtener un
buen diseño de disparos:

● Datos de la formación: litología, permeabi-
lidad, porosidad, densidad e intervalo a dis-
parar. 

● Fluidos esperados y presiones: aceite, gas,
H2S, presión de formación, presión de sobre-
carga, presión de poro, resistencia compresiva.

● Condiciones del pozo: desviaciones, lodo de
perforación, diámetro de barrena y tempera-
tura de fondo.

● Estado mecánico: tuberías de revestimiento,
cementación y datos del aparejo de produc-
ción.
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Figura 3. tipos comunes de heterogeneidades.

Figura 4. Tipos de disparos para las diferentes formaciones heterogéneas.



● Método de terminación a realizar: natural,
control de arena o estimulación o fractura-
miento.

El problema
El común denominador en todos los trabajos referidos a
las cargas utilizadas en las operaciones de terminación de
pozos, son los esfuerzos compresivos de los núcleos o
blancos utilizados para efectuar pruebas de penetración no
rebasan las 10 000 psi. El problema que se tiene en la Re-
gión Sur de México es que, como las formaciones produc-
toras son más duras (los esfuerzos compresivos varían de
12 000 a 15 000 psi), no hay muchos antecedentes de tra-
bajos o pruebas realizados en materiales de dureza similar.

Por lo que se infiere que, mientras no se tenga un
estudio comparativo de las diferentes tecnologías usadas
para efectuar terminaciones, no se podrán evaluar y se-
leccionar adecuadamente los mejores productos para rea-
lizar estas operaciones, de tal manera que estos resulten
efectivos en las condiciones que prevalecen en las forma-
ciones productoras de la Región Sur de México.

Para obtener un mejor conocimiento del desem-
peño de estas cargas tipo JET en materiales característicos
de las formaciones productoras, se envió un núcleo de ca-

liza a los laboratorios Terra Tek, en Houston, Texas, EUA.
Los técnicos de esta empresa cortaron varias muestras y
midieron sus características, las cuales se muestran en la
Tabla 2. 

Como se observa, el esfuerzo compresivo de la
matriz de esta roca va de los 13 000 a los 15 000 psi. Esta
variación se debe a que el núcleo está fracturado, como es
común en las formaciones de la Región Sur de México.

En su artículo «Flash x-Ray Analysis of the In-
teraction of Perforators with Different Target Materials
(SPE Paper No. 14 322), C. L.» Aseltine menciona que
el comportamiento de una carga para disparos en cemento
es muy diferente al que tiene en otros materiales, tales
como berea y caliza. También expresa que es necesario
realizar más pruebas para poder establecer un modelo
más avanzado para la predicción de las penetraciones.

Siguiendo esta recomendación, se realizaron prue-
bas de penetración de cargas en diferentes materiales (ca-
liza, cemento, acero, etcétera), cuyas propiedades de com-
presividad varían significativamente.

Los resultados de estas pruebas se muestran en
la Tabla 3. Las letras mayúsculas A y B, corresponden a
diferentes proveedores de cargas.

Lo interesante de esta prueba es que, en contra
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Tabla 2. Resultado del núcleo analizado en los laboratorios de Terra Tek.

de lo comúnmente aceptado, en el sentido de que una
carga que penetra más en concreto, penetrará más en roca
dura, las cargas «A» y «B» que penetraron más en ce-
mento penetraron menos en la roca dura. Esto es, entre
otras razones, al hecho de que para satisfacer los reque-
rimientos del American Petroleum Institute (API) algunas
compañías están optimizando sus cargas para que pene-
tren bien en cemento, lo que no es bueno –definitiva-
mente– para las formaciones duras, fracturadas natural-
mente, de litologías complejas y rangos muy variables
de permeabilidad como las de la Región Sur de México.

Cuando una formación es de baja permeabilidad,
la invasión de los fluidos de perforación es alta y, por lo

tanto, el daño a la formación es mayor. Al ser la forma-
ción de baja permeabilidad, tarda más en formarse el en-
jarre y hay probabilidades de mayor invasión de agua. En
este caso, se requieren cargas que tengan buena penetra-
ción en formaciones duras, para que se rebase la zona da-
ñada y se tenga mejor opción de obtener la producción
esperada. Probando las cargas únicamente en cemento no
tienen ninguna certeza de que las cargas van a tener un
buen desempeño en rocas duras.

DISEÑO DE LA INVESTIGACIÓN
El modelo para llevar a cabo las pruebas de las cargas
consistió en confinar el blanco de caliza o granito en una



tubería de revestimiento de 9 5⁄8”, con cemento alrededor,
poniendo en la parte superior un recorte de la tubería de
5”, donde se coloca la carga, como se muestra en el dia-
grama de la Figura 5. En la Figura 6, se aprecia el re-
sultado de la realización física del modelo, en la parte
media se observa el blanco de caliza rodeado de cemento.
El contenedor es un tramo de tubería de revestimiento,
en esta etapa, aun no se colocaba la placa que simula la
tubería de revestimiento a perforar.

El estudio abarcó los diámetros de pistola co-
múnmente usados en la Región Sur de México, tales
como 1 11⁄16”, 2 1⁄8”, 2 ½”, 3 3⁄8” y 4 ½” efectuando las prue-
bas en rocas de alta resistencia a la compresión, en un

rango de 10 000 a 15 000 psi, lo que representa un cambio
sustancial respecto a las pruebas que realiza el API, donde
generalmente las rocas son de esfuerzo compresivo bajo,
del orden de los 5 000 psi.

Otra diferencia notable es la heterogeneidad de las
rocas que se utilizaron como blancos en esta investigación,
las cuales fueron calizas y granito, teniendo un valor de pe-
netración más real para el tipo de yacimientos que existen
en la Región Sur de México. El API, en cambio, utiliza blan-
cos de concreto, cuya resistencia a la compresión es menor
a los 5 000 psi, y es además un material homogéneo.

La eficacia de las cargas es extremadamente sen-
sible al esfuerzo de compresividad de las rocas, esto quiere
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Tabla 3. Penetración de cargas en diferentes materiales.

Figura 5. Modelo empleado para las pruebas de cargas.

decir que una carga diseñada y optimizada para un blanco
de concreto, no necesariamente tendrá un buen desempeño
en uno de caliza o granito, tal como se muestra en los re-
sultados de este trabajo, donde se observan reducciones en
la penetración total del disparo hasta un máximo del 80 %,
con relación a las marcadas en la norma API.

Este aspecto tiene una relevancia significativa,
debido a que la productividad de los pozos dañados du-
rante la perforación depende directamente de la profun-
didad del daño, y el mejor desempeño de las pistolas
utilizadas. Si los disparos tienen una penetración mayor
que la zona dañada, el factor de daño mecánico será bajo.



En consecuencia, si la zona dañada es mucho mayor que
la penetración del disparo, se observará un daño a la for-
mación mucho mayor.

Una de las consideraciones más importantes con
respecto a la longitud de penetración del disparo y la pro-
ductividad del pozo, es que el disparo debe sobrepasar la
zona dañada. 

Normalmente, la perforación producida por el
disparo debe ser de pocas pulgadas en la vecindad del
pozo, sin embargo, en roca dura la probabilidad de pasar
la zona de daño se reduce considerablemente debido al
comportamiento de las cargas, como se observar en los
resultados de las pruebas realizadas.

La litología es una variable en el desempeño de
las cargas que recientemente se ha reconocido como un
factor que afecta la penetración de los disparos. De ahí la
importancia de los resultados obtenidos en este trabajo, a
partir de los cuales será posible seleccionar las mejores
cargas para obtener resultados satisfactorios.

La descripción geológica de los blancos utilizados
(granito, caliza y acero), así como de las muestras de nú-
cleos tomados en los pozos 1 y 2 de la Región Sur de Mé-
xico, son las siguientes:

Granito
Rojo de Texas, granito biotita (geológico) o granito (ASTM)

a secas. Los minerales que conforman la roca son: álcali
feldespato (microlina) 35 %, cuarzo 26 %, plagioclasa (al-
bita) 25 %, biotita 15 %, con trazas de moscovita, zircón,
apitita, clorita y sericita.

Se extrajo de una cantera de Llano, Texas, al
Oeste de Austin. Su origen es Grenville, post-tectónico y
data de 1 116-1 070 millones de años. La muestra es un
granito de grano mediano a grueso. Está conformado por
cristales largos de álcali feldespato (microlina) color sal-
món, rodeados por pequeños cristales de cuarzo y plagio-
clasa (albita), con muchos cristales de biotita esparcidos
a través de la muestra. La textura puede describirse mejor
como holocristalina, puesto que la roca está enteramente
compuesta de material cristalino. El índice de color del
granito fue aproximadamente hasta 15, y su esfuerzo
compresivo de 20 000 a 25 000 psi (Figura 7).

Caliza
Es un packstone de bioclastos (algas, corales) con placas
y espículas de equinodermos. Presenta recristalización,
escasas microfracturas selladas por calcita y estilolitas.
Se observan foraminíferos bentónicos y planctónicos, y
escasa dolomitización en estilolitas. Esta caliza, proce-
dente del afloramiento de la cantera de Cementos Apasco,
en Macuspana, Tabasco, México, data del Oligoceno Su-
perior, con una edad de aproximadamente 20 millones de
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Figura 6. Realización del modelo en el que se observa el blanco de caliza con indicación del posible
inicio de trayectoria del disparo.



años. Su esfuerzo compresivo está entre 12 000 y 15 000
psi (Figura 8).

Se utilizaron cuatro muestras de acero ASTM A36-
94, con resistencia a la tensión de 73 800 a 79 200 psi,
esfuerzo a la compresión de 49 000 a 54 400 psi, y una
elongación de 25.7 a 33.0 milímetros (Figura 9).

Núcleo del pozo 1
Fue extraído del intervalo 5 553 m - 5 542 m,

con una recuperación total (100 %) de 9.0 m y un diá-
metro de 4 pulgadas. Se observó una impregnación re-
gular de aceite pesado y trazas de aceite ligero. Su
porosidad es de tipo secundaria, intercristalina y disolu-
ción en cavidades. Se describe como una dolomía café
claro, mesocristalina, euhedral a subhedral, que presenta
abundantes fracturas, microfracturas y estilolitas. Perte-

nece a la formación Jurásico Superior Kimmerigdiano.
Una muestra del núcleo ya perforado por el disparo se
observa en la Figura 18. 

Núcleo del pozo 2
Fue extraído del intervalo 2 922-2 931 m, con una recupe-
ración (74.4 %) de 6.7 m. Se observó impregnación de aceite
y gas. Su porosidad es de tipo intergranular. En la parte su-
perior (3.7 m) es arena gris claro a café claro, con granos
que van de grueso a fino, con laminaciones de lutita com-
pacta de color gris oscuro, arena y calcárea en partes con la-
minaciones de material carbonoso, con pirita diseminada.
Procede de la formación Encanto. Una muestra del núcleo
ya perforado por el disparo se observa en la Figura 19. 

PROCEDIMIENTO
Para la realización de las pruebas de disparos con dife-

rentes cargas, de acuerdo con el diseño mencionado líneas
arriba, se cortaron tramos de tubería de revestimiento
como contenedores de los blancos de caliza, granito y
acero, así como de las muestras de núcleos de los pozos
1 y 2, provenientes de la Región Sur de México, se colo-
caron en el interior de los tramos de tubería de revesti-

miento utilizados como contenedores y se vació cemento
alrededor de los blancos para proporcionar rigidez y re-
sistencia mecánica. En la Figura 10, aparece una placa re-
cortada de tubería de revestimiento sobre la cara superior
de cada contenedor, en el que se coloca la carga explosiva.

Las cargas se fijan sobre el recorte de tubería de
revestimiento y se centran a los blancos de caliza, granito
y acero, así como en las muestras de núcleos de los pozos
1 y 2 provenientes de la Región Sur de México, como se
observa en las Figuras 11 y 12. Para las pruebas se utili-
zaron cargas de 3 diferentes proveedores: A, B y C.

Siguiendo las normas de seguridad aplicables se
realizaron los disparos a los diferentes contenedores con
cargas de los proveedores A, B y C, utilizando los mis-
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Figura 7. Muestra experimental de granito.

Figura 8. Muestra experimental de caliza Acero.

Figura 9. Muestra experimental del blanco de 
acero ASTM A36-94.



mos espesores de tubería de revestimiento entre las car-
gas y los contenedores. En las Figuras 13 y 14 se obser-
van las perforaciones producidas por los disparos. En los

blancos y en las tuberías de revestimiento.
Posteriormente se procede a sacar los blancos

con cemento de los contenedores elaborados con tramos
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Figura 10. Disposición de muestras experimentales en contenedores.

Figura 11. Blanco de roca caliza con carga de 1 11⁄16” del proveedor B y 
lámina de T.R. de 5”, 18 lb/pie.

de tubería de revestimiento, se desechan estos y se re-
alizan cortes longitudinales a las muestras para observar
la forma de los disparos y medir la profundidad de estos.

En las Figuras 15, 16, 17, 18 y 19, se observan
respectivamente las perforaciones en los blancos de gra-
nito, de caliza y de acero, así como las perforaciones en las
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Figura 12. Cargas de 1 11⁄16”, del proveedor A y lámina de T.R. de 5”, 18 lb/pie.

Figura 13. Blancos después de recibir disparos en contenedores tipo recuperables.

muestras de núcleos de los pozos 1 y 2 provenientes del
Sureste de México.

DISCUSIÓN
En las gráficas de las Figuras 20, 21 y 22, se observan los
resultados de disparos de cargas con pistolas de diferentes

diámetros y diferentes proveedores (A, B y C) en varios
blancos y referidos a los valores establecidos por el API.

En las pruebas realizadas sobre muestras de caliza
los disparos con pistolas de diámetro de 1 11⁄16”, de las com-
pañías A, B y C, mostraron penetraciones promedio de
4.09”, 3.92” y 4.04”, respectivamente, muy similares una
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Figura 14. Detalle de los impactos sobre las placas de tubería de revestimiento.

Figura 15. Blanco de granito con una perforación producida por una pistola
de 1 11⁄16” de diámetro.

Figura 16. Penetración de disparos en blancos de granito.
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Figura 17. Penetración de dis-
paros en blancos de acero: diá-
metro 2 1⁄2”, fase 60°, pene-
tración 6.625”; diámetro 2 1⁄8”,
fase 40°, penetración 4.968”;
diámetro 1 1⁄16”, fase 40°, pene-
tración 3.375”.

Figura 18. Núcleo del pozo 1 que muestra la penetración del
disparo de prueba.

Figura 19. Núcleo del pozo 2 que muestra la penetración del
disparo de prueba.



de otra. En pistolas de 2 1⁄8”, las de la compañía B mostra-
ron los mejores resultados, con penetraciones de 7.77” en
promedio, mientras que las de las compañías C y A alcan-
zaron 6.5”. En los disparos con pistolas de 2 1⁄2”, las de
la compañía B también fueron más estables, con pene-
traciones de 10” en promedio.

En los disparos sobre muestras de granito, el de-
sempeño de pistolas de diámetro de 1 11⁄16” de la compañía
B superó al de las compañías C y A, con una penetración
de 5.5”. En pistolas de 2 1⁄8”, las de las compañías B y A
mostraron buen desempeño, con 6.6” y 6.3” respectiva-
mente. Y en las de 2 1⁄2”, la compañía A mostró mejores re-
sultados que las de la compañía B, con 10” de una y 9.25”
de la otra.

En las pruebas sobre muestras de acero, se ob-
servó en las cargas de 1 11⁄16” un mejor desempeño en las
de la compañía A (4.125”) sobre las de las otras dos com-
pañías, que tienen un promedio de 3.2”. En las de 2 1⁄8”,

las cargas de las tres compañías mostraron un desempeño
similar, de 5.3” como promedio, y en las cargas de 2 1⁄2”
las de la compañía B fueron ligeramente mejores res-
pecto a las de la compañía A, con 7.29” por 6.62”.

A propósito de estas mediciones, cabe enfatizar
la importancia de un hallazgo que afecta la normativa
técnica en el campo de la terminación de pozos. Los re-
sultados de las pruebas efectuadas muestran una gran di-
ferencia con respecto a los reportados en el boletín del
API, y lo mismo sucede respecto a los resultados de los
cálculos de los software existente en el mercado.

CONCLUSIONES
Entre los principales aspectos a partir de los experimen-
tos realizados durante esta investigación, se destacan las
siguientes:

1. La litología es una variable importante que se
considerará en el desempeño de los disparos.
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Figura 20. Penetración de pis-
tolas de 1 11⁄16” en caliza, granito
y acero comparados con la refe-
rencia del API (penetración en
cemento). Las barras de colores
corresponden a blancos diferen-
tes del mismo material. Por es-
pacio, sólo se muestran los
resultados de las cargas del pro-
veedor B. Los resultados de los
proveedores de cargas y pisto-
las A y C son muy semejantes a
los resultados obtenidos con los
materiales del proveedor B.
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Figura 21. Penetración de pistolas de 2 1⁄8” en caliza, granito y acero comparados con la referencia del API
(penetración en cemento). Las barras de colores corresponden a blancos diferentes del mismo material. Por espacio, sólo se

muestran los resultados de las cargas del proveedor B. Los resultados de los proveedores de cargas y pistolas A y C 
son muy semejantes a los resultados obtenidos con los materiales del proveedor B.
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2. La penetración de las cargas se ve fuertemente
disminuida debido a la dureza de la roca.

3. El desempeño de las cargas muestra una va-
riabilidad importante en medios heterogé-
neos.

4. La trayectoria del disparo es recta en términos
generales, teniendo pequeñas desviaciones por
las características del material que penetra.

5. El diámetro del disparo disminuye conforme
aumenta la penetración.

6. Un fenómeno que se observa al final del dis-
paro es la formación de un vúgulo de mayor
diámetro que la trayectoria del disparo (ca-
liza, acero).

7. Se observó que quedaban residuos de forma-
ción en el interior del túnel creado por el dis-
paro.

8. Los resultados de estas pruebas, comparadas
con los del boletín del API, muestran diferencias
importantes.

Figura 22. Penetración de pistolas de 2 1⁄2” en caliza, granito y acero comparados con la referencia del API
(penetración en cemento). Las barras de colores corresponden a blancos diferentes del mismo material. Por espacio, sólo se

muestran los resultados de las cargas del proveedor B. Los resultados de los proveedores de cargas y pistolas A y C 
son muy semejantes a los resultados obtenidos con los materiales del proveedor B.



RECOMENDACIONES
En virtud de la importancia técnica y económica de las
terminaciones de pozos petroleros, puesto que de ellas
depende la productividad de un pozo, y dado que existen
pocas investigaciones sobre el desempeño de las cargas
utilizadas para los disparos, es recomendable:

1. Continuar con las investigaciones de disparos
en rocas duras, a fin de poder optimizar el de-
sempeño de las cargas para el tipo de yaci-
mientos de litologías complejas y alto esfuerzo
compresivo.

2. Solicitar a los fabricantes de cargas un mayor
empeño en sus investigaciones, para desarro-
llar mejores materiales y ofrecer mejores re-
sultados en formaciones duras.

3. Proponer al American Petroleum Institute in-
cluir en el Boletín API RP-43 los resultados de
la prueba de pistolas en formaciones duras
(con más de 10 000 psi de esfuerzo compre-
sivo).
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La cumbre del cerro Mono Pelado se localiza a 17º 18’ 42.87” de latitud norte y a de longitud 93º 36’ 16.95” oeste, en la Sierra de
Huimanguillo, dentro de la Reserva ecológica Agua Selva, en el estado de Tabasco, México, tiene una altura aproximada de 1 000
msnm. Su cresta es muy parecida al un cono invertido, sus laderas son encumbradas y escarpadas lo que hacen difícil su acceso.
La fotografía fue tomada por «Alfonsobouchot» el 21 de noviembre de 2016, 16:07:35; en el siguiente enlace se puede ver la licen-
cia de uso https://es.wikipedia.org/wiki/Archivo:Cerro_Mono_Pelado_02.jpg

The mono pelado (skinned monkey) mountain peak is located at 17° 18’ 42.87” north latitude and at 93° 36’16.95” west longitude,
in the Huimanguillo mountain chain, inside the agua selva ecologic reservoir, in the state of tabasco, mexico. It has an approxi-
mate hight of 1000 mtrs. OSL. The top looks like an inverted cone, the sides are cloudhigh and rocky so it becomes difficul to ac-
cess. The picture was taken by alfonsobouchot on November 26th 2016, 16:07:35; the next link shows the using licence
https://es.wikipedia.org/wiki/Archivo:Cerro_Mono_Pelado_02.jpg
.
O cume da colina “Mono Pelado” está localizado a 17° 18’ 2.87” de latitude norte e longitude 93° 36’ 16.95” oeste na “Sierra de
Huimanguillo”, dentro da reserva ecológica “Agua Selva” na região de Tabasco, Mexico, Tem uma altura aproximada de 1 000 msnm.
Sua crista é muito parecida com um cone invertido, suas encostas são altas e íngremes o que dificulta o acesso.
A fotografia foi tirada por “Alfonsobouchot” em 21 de novembro de 2016. 16:07:35, no link a seguir você pode ver a licença de uso.
https://es.wikipedia.org/wiki/Archivo:Cerro_Mono_Pelado_02.jpg
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