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Resumen

En este trabajo se realizé un modelado de respuesta sismica por sustituciéon de fluidos
mediante la utilizaciéon de las ecuaciones de Biot-Gassmann a partir de datos de pozo.

El area de estudio se ubica en el flanco norte de la cuenca del Golfo San Jorge, y el
reservorio de interés es un geocuerpo de alta porosidad que se encuentra dentro en la Fm. Mina
del Carmen.

Se modelaron distintos escenarios teniendo en cuenta diferentes saturaciones de fluido
y porosidades, y en cada uno de ellos se calcularon nuevos perfiles de velocidad de onda P,
velocidad de onda S y densidad, siendo conocidas las velocidades y la densidad para la roca in
situ. Con los perfiles obtenidos se construyeron sismogramas sintéticos pre-stack para cada uno
de los escenarios.

Luego se realiz6 un analisis de la variacién de la amplitud respecto del angulo de inciden-
cia (AVA) para un evento sismico correspondiente a la base del reservorio. También se realizo un
analisis de los crossplots Gradiente versus Intercept para el mismo reflector, con el objetivo de
identificar zonas andémalas y presencia de gas en el reservorio. Como resultado se pudo identificar
el comportamiento de AVO en la base del reservorio estudiado.

Ademas, el método nos permite establecer condiciones en que la sismica es sensible al
contenido de gas en el reservorio analizado.

Para llevar a cabo la totalidad del trabajo se utiliz6 el software Hampson-Russell, de-
sarrollado actualmente por Geosoftware y disponible en la Facultad de Ciencias Astrondmicas
y Geofisicas de la Universidad Nacional de La Plata como resultado de un convenio con la

mencionada empresa. Los datos fueron provistos por la compania Pan American Energy.
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Capitulo 1

Introduccion

El modelado de la respuesta sismica a partir de escenarios estimados mediante la susti-
tucion de fluidos es una herramienta muy 1til para evaluar el potencial de la sismica de reflexion
como herramienta en la caracterizacién de un reservorio. El método de sustituciéon de fluidos
utiliza las ecuaciones de Biot-Gassmann a partir de datos obtenidos de perfiles en el pozo. Este
método permite derivar la densidad y las velocidades de onda compresionales (onda P) y de
corte (onda S) para diferentes porosidades y saturaciones de fluido presente en la roca, siendo
conocidas la densidad y las velocidades de onda P y de onda S para una determinada roca
(condicién in situ).

A partir de los perfiles de velocidades y densidad sintéticos obtenidos se pueden calcular
las respuestas sismicas correspondientes a los distintos escenarios considerados. Es decir, teniendo
en cuenta diferentes porosidades y fluidos presentes en los poros, ya sea agua o gas, con sus
correspondientes saturaciones, se pueden construir sismogramas sintéticos para cada uno de
los escenarios y analizar las respuestas sismicas en cada uno de ellos, de manera tal que se
permita evaluar al método sismico como una herramienta de predicciéon en la caracterizacion del
Teservorio.

La cuenca del Golfo San Jorge es la mayor productora de hidrocarburos liquidos del
pais y, si se considera también la producciéon de gas, se ubica en segundo lugar, por debajo
de la cuenca Neuquina. Fue la primera cuenca productora en Argentina en ser desarrollada y
explotada comercialmente. El primer descubrimiento de petroéleo en la cuenca se produjo el 13 de
diciembre de 1907 en las cercanias de la ciudad de Comodoro Rivadavia y, partir de ese entonces
ha sido objeto de estudio debido a su interés econémico, habiéndose perforado mas de 37000
pozos.

Ya en el siglo XXI, debido a la madurez del area Cerro Dragon, se presenté la necesidad
de buscar nuevos reservorios dentro de la Fm. Mina del Carmen, cuya prediccién siempre se

vio afectada debido a la poca disponibilidad de pozos. Para disminuir los riesgos exploratorios
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en esta zona y tener mejores resultados en relacion a la explotacion, se planted la necesidad de
realizar mejores trabajos de caracterizaciéon regional en la zona.

La zona de estudio de nuestro trabajo corresponde al flanco norte de la cuenca, mas
precisamente dentro de las 4dreas Anticlinal Grande y Cerro Dragon.

Los datos empleados en este trabajo fueron cedidos por la compania Pan American
Energy. Ademas, se utilizo el software Hampson-Russell, desarrollado actualmente por Geosoftware
para la caracterizacion de reservorios, que se encuentra instalado en la Facultad de Ciencias As-
tronomicas y Geofisicas de la Universidad Nacional de La Plata en el marco de un convenio con

fines educativos.

1.1. Objetivos

El objetivo del trabajo consiste en caracterizar el comportamiento de la sismica para un
intervalo de interés prospectivo identificado en un pozo dentro de la Fm. Mina del Carmen. El
comportamiento de las amplitudes respecto del angulo de incidencia se analizaré considerando
diferentes escenarios mediante la técnica de sustitucion de fluidos.

Para cumplir con el objetivo se plante6 una secuencia de trabajo que incluye las siguientes

etapas:

= Realizar la carga y control de calidad de la informacién de pozo y los datos sismicos

disponibles.

= Modelar la respuesta sismica del reservorio en condiciones in situ, generando gathers sin-

téticos.

= Realizar la sustituciéon de fluidos en el reservorio, planteando diversos escenarios variando

las saturaciones de fluidos y porosidades presentes en la roca.
= Generar gathers sintéticos correspondientes a los distintos escenarios.

» Realizar un andlisis de las respuestas de amplitudes versus angulos (AVA /AVO) para cada

uno de los casos.

= Realizar un anélisis de los graficos cruzados gradiente versus intercept para los diferentes

escenarios

= Comparar las curvas y graficos de AVO vy clasificar el tipo de anomalia presente en el

intervalo de interés.
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1.2. Estructura de la tesis

La tesis esta conformada por seis capitulos, siendo el primero de ellos esta introduccién.

En el capitulo 2 se detalla la ubicacion geografica del area de estudio y se realiza una
resenia geologica de la cuenca del Golfo San Jorge, haciendo hincapié en la zona del flanco norte
y en la Formaciéon Mina del Carmen, objeto de interés en este trabajo.

En el capitulo 3 se realiza un repaso de los conceptos tedricos que aplicaremos en el traba-
jo. Se incluye una breve introduccién a la fisica de rocas, describiendo la teoria de Biot-Gassman
y el proceso de sustitucion de fluidos. Ademaés, se incluye una resefia del anélisis de la variacion
de la amplitud con el offset (AVO) y del modelado directo.

En el capitulo 4 se describen los datos disponibles y en el capitulo 5 se muestra el
procedimiento empleado y los resultados obtenidos. Finalmente, en el capitulo 6 se describen las

conclusiones obtenidas a partir del anéalisis de los resultados previos.



Capitulo 2

Marco geol6gico

En este capitulo haremos una breve presentacion del contexto geologico regional de la
zona de estudio, describiendo las generalidades de la cuenca del Golfo San Jorge y su estructura.
Luego, desarrollaremos las principales caracteristicas estratigraficas de la cuenca profundizando

en la Formaciéon Mina del Carmen, de interés en este trabajo.

2.1. Cuenca del Golfo San Jorge

La cuenca del Golfo San Jorge se encuentra ubicada en la Patagonia central, entre los
44° y 47° de latitud sur, y entre los 66° y 71° de longitud oeste. Cubre una superficie de apro-
ximadamente 180.000 km?, de los cuales un tercio se sittan costa afuera. Limita con el Macizo
Nordpatagoénico o de Somuncuré al norte, con el Macizo del Deseado al sur, con la Cordillera de
los Andes al oeste y con el margen continental del Océano Atlantico por el este. Geogréaficamente
abarca el sur de la provincia de Chubut, la parte norte de la provincia de Santa Cruz y gran
parte de la plataforma continental argentina en el Golfo San Jorge.

Considerando la produccién acumulada, la cuenca del Golfo San Jorge es la mas prolifica
de Argentina, y en cuanto a sus reservas de hidrocarburos ocupa el segundo lugar en Argentina,
luego de la cuenca Neuquina.

Es una cuenca intracraténica de origen extensional cuyo eje se encuentra en la direcciéon
oeste-este. En el sector este de la cuenca se ubica el depocentro principal, que se subdivide en
las regiones flanco norte, flanco sur y centro de cuenca (Figura 2.1). El espesor sedimentario
en el centro de cuenca puede alcanzar los 8000 metros, y estd compuesto principalmente por
sedimentos continentales del Cretécico y del Terciario.

El area de estudio de este trabajo y los datos disponibles corresponden al flanco norte

de la cuenca.
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Figura 2.1: Ubicacién geografica de la cuenca del Golfo San Jorge. Modificada de Sylwan et al.
(2011).

Desde el punto de vista geotecténico, la cuenca se encuentra en la porcion sur de la placa
Sudamericana, al este de la junta triple de la misma con las placas de Nazca y Antartica (Figari

et al., 1999)(Figura 2.2). La placa Sudamericana converge contra ellas al moverse hacia el oeste.
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Figura 2.2: Mapa geotectonico de la region. Extraido de Sylwan et al. (2011).

2.1.1. Estructura

En base al estilo tectonico se definen en la cuenca tres sectores estructurales (Sylwan et
al., 2011). Hacia el este, donde se encuentran los yacimientos més importantes, domina un estilo
extensional con fallas directas de orientacion ONO-ESE (Figari et al., 1999). Estas fallas normales
conjugadas de rumbo tienen inclinaciones que varian entre los 60° y 65°, y son sincrénicas con la
depositacién Chubutiana. Se reconocen en este sector el flanco norte, una regién central o centro
de cuenca donde se halla el principal depocentro y el flanco sur. En este ultimo las fallas directas
inclinan hacia el noreste, mientras que en los otros dos sectores inclinan hacia el sudoeste. Hacia

el oeste, en la parte media de la cuenca, se encuentra otra region conformada por el Sistema de
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San Bernardo, una faja plegada y corrida de rumbo NNO-SSE, de 600 km de longitud y 100 km
de ancho (Sylwan et al., 2011). Las principales fallas son inversas de orientacion NO y NE, de
alto angulo en superficie, haciéndose listricas en profundidad.

Finalmente, el sector occidental, que esta controlado nuevamente por un escenario ex-
tensional, con fallas en la direcciéon ONO-ESE, que fueron poco afectadas por la orogenia andina
a pesar de su cercania.

En la zona de estudio las principales fallas son extensionales con rumbo predominante-
mente oeste-este, y rechazos que varian de pocos metros a centenares de metros. Se disponen
de forma escalonada hacia el centro de la cuenca y al reactivarse durante el cretacico formaron
sistemas de fallas sintéticas y antitéticas, generando anticlinales de roll-over en los depdsitos del

Gr. Chubut (Cayo et al., 2011).

2.1.2. Estratigrafia

La cuenca se origina con un proceso de rift durante el Tridsico-Jurasico Inferior que afec-
t6 al basamento paleozoico igneo-metamorfico preexistente, en lineamientos de rumbo noroeste-
sudeste (Cayo et al., 2011). Esto permitio el depodsito de sedimentos continentales y marino
someros durante el Liasico y el deposito del Complejo Volcanico Sedimentario Superior (mas
conocido como Complejo Volcanico Sedimentario o CVS), compuesto por vulcanitas, volcani-
clasticos y sedimentitas del Jurasico Medio a Superior. Este complejo incluye distintas unidades
litoestratigraficas en la cuenca, siendo el Gr. Lonco Trapial la unidad que est& presente en el
flanco norte.

Sobre el Grupo Lonco Trapial se deposita de manera discordante la sucesién epiclastica
denominada “Neocomiano” o Grupo Las Heras (Cayo et al., 2011). La misma se asocia a un
rift tardio de la cuenca y comprende las formaciones Pozo Anticlinal Aguada Bandera y Pozo
Cerro Guadal, de edades Jurasico Superior- Cretécico inferior. La Fm. Pozo Anticlinal Aguada
Bandera, principalmente de origen lacustre, constituye una roca madre y estd conformada por
areniscas grises finas intercaladas con pelitas negras laminadas. La Fm. Pozo Cerro Guadal se
deposité en un ambiente lacustre somero.

Por encima del Neocomiano y de manera discordante se deposita el Grupo Chubut sobre
un eje negativo de orientacion oeste-este y con su depocentro desplazado hacia el este (Figari
et al., 1999). El mismo esta conformado por cuatro unidades litoestratigraficas, que son las
formaciones Pozo D-129, Mina del Carmen, Comodoro Rivadavia y Yacimiento El Trébol.

El ciclo Chubutiano constituye el primer estadio de subsidencia termal (sag) de la cuenca

y los reservorios de este ciclo albergan casi la totalidad de los hidrocarburos descubiertos en la

6
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cuenca (Sylwan et al., 2011).

De las unidades ya mencionadas, aquella que se encuentra en la base del Gr. Chubut
es la Fm. Pozo D-129, que esté constituida por pelitas con componentes piroclésticos y algunos
carbonatos en forma de oolitas. Tiene un ambiente depositacional que varia de lacustre profundo
a fluvial, siendo las litologias del ambiente lacustre profundo una roca madre por excelencia
para la cuenca debido a su alto contenido de materia organica. La Fm. Pozo D-129 se encuentra
presente en toda la cuenca con espesores que alcanzan los 1500 metros en el centro de la cuenca.
Hacia el oeste el equivalente a esta formacion es la Fm. Matasiete.

Luego se encuentra la Fm. Mina del Carmen, conformada por areniscas, conglomerados
y depo0sitos piroclasticos. Su ambiente de depositacion es fluvial-lacustre.

Finalmente, las formaciones Comodoro Rivadavia y Yacimiento El Trébol completan
la columna del Grupo Chubut. La Fm. Comodoro Rivadavia se caracteriza por presentar una
mayor cantidad de arenas comparado con las demés unidades del Grupo Chubut. Su origen
de depositacion es fluvial y pueden alcanzar espesores de hasta 1200 metros en el centro de la
cuenca. Constituyen los reservorios mas importantes del flanco norte de la cuenca.

La Fm. Yacimiento El Trébol esta conformada por depositos peliticos pero con escasa
cantidad de areniscas y tienen un origen fluvial-lacustre.

Sobre el Grupo Chubut se deposita la columna sedimentaria que corresponde al ciclo
Terciario, y comprende las formaciones Salamanca, Rio Chico, Sarmiento, Patagonia y Santa
Cruz.

La Fm. Salamanca constituye la primera ingresion marina del Océano Atléntico en la
cuenca del Golfo San Jorge a principios del Terciario, y estd compuesta por pelitas, areniscas
y conglomerados. La base de esta formacion (Mb. Gluconitico) presenta areniscas glauconiticas
que son de interés en el flanco norte por ser productoras de hidrocarburos.

Sobre la Fm. Salamanca se deposita la Fm. Rio Chico de manera concordante. Y luego
se deposita la Fm. Sarmiento, que se compone de tobas finas de colores blanco, rosado, amarillo
y castano, estratificadas.

Contintia la Fm. Patagonia, que representa una nueva ingresion del Atlantico, en la que
también se evidencian episodios volcénicos contemporaneos a la depositacion. El ciclo terciario
termina con la depositacion de la Fm. Santa Cruz.

Por dltimo, completan la columna estratigrafica los depositos del Cuaternario, conforma-
dos principalmente por la Fm. Rodados Patagonicos, de origen fluvioglacial y edad Pleistocena.

La Figura 2.3 esquematiza la columna estratigrafica de la cuenca.
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Figura 2.3: Columna estratigrafica para la cuenca del Golfo San Jorge. Extraida de Cayo et al.
(2011).

Formacion Mina del Carmen

Como se mencion6 previamente, la Formacion Mina del Carmen constituye la segunda
unidad litoestratigrafica del Grupo Chubut, ubicandose por encima de la Fm. Pozo D-129.

La Fm. Mina del Carmen es una unidad del subsuelo que se caracteriza en sus sectores
centrales por la presencia de depdsitos piroclasticos, principalmente tobas verdes grisaceas, y
lutitas, con pocas areniscas tobéceas intercaladas (Sylwan et al., 2011). En los sectores corres-
pondientes a los flancos de la cuenca, la unidad estd conformada principalmente por areniscas
de poco espesor y origen fluvio-deltaico.

En el sector oeste y en la Sierra de San Bernardo a esta unidad se la conoce con el
nombre de Formacién Castillo. En la Sierra de San Bernardo la unidad se encuentra expuesta
en la superficie y los estudios realizados en estos afloramientos permiten reconocer dos seccio-
nes principales: la seccién inferior y la seccién superior. La inferior estd compuesta de tobas y
una pequena proporciéon de material epiclastico, en tanto que la seccién superior consiste en la

alternancia de cuerpos de areniscas y tobas (Acuna et al., 2011). En cuanto al ambiente de de-
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positaciéon se ha podido determinar que la seccion inferior es de origen lacustre, y que la seccion
superior ha sido generada por sistemas fluviales meandrosos.

El espesor de esta unidad es de 200 a 300 metros en las zonas marginales a aproximada-
mente 1600 a 2000 metros en el centro de la cuenca (Sylwan, 2001). En cuanto a la edad de la
misma, se considera que corresponde al Albiano.

Mediante un analisis de amplitudes sismicas en el area Cerro Dragon, en el flanco norte
de la cuenca, Cayo et al. (2011) reconocieron cuatro subunidades denominadas, de base a techo:
MEC-A, MEC-B, MEC-C y MEC-D. Para realizar esta subdivisién tuvieron en cuenta las ca-
racteristicas sismicas observadas, tales como amplitud, patrones y continuidad de los reflectores.
En la sub-unidad MEC-A observaron zonas de altas y bajas amplitudes, y variaciones en la con-
tinuidad de los reflectores. En la sub-unidad MEC-B observaron altas amplitudes y continuidad
de los reflectores, mientras que en la sub-unidad MEC-C se observaron bajas amplitudes. Con
respecto a la sub-unidad MEC-D, finalmente pudieron determinar que corresponde al pasaje
transicional desde la Fm. Mina del Carmen hacia la Fm. Comodoro Rivadavia, equivalente a la
Seccién Inferior de la Fm. Bajo Barreal y a la unidad conocida como “Seccién Tobacea” en la
parte sur de la cuenca.

Al realizar un anélisis cinematico de las fallas, Cayo et al. (2011) propusieron dividir a
las fallas en dos grandes grupos. Por un lado, un grupo compuesto por fallas de basamento de
orientacion E-O o NO-SE que estuvieron activas durante la depositacion de la seccion inferior
de la Fm. Mina del Carmen (MEC-A y MEC-B), y por otro lado, un grupo formado por fallas
"modernas", que tuvieron actividad posterior a la depositaciéon de la formacién, donde no se
observan cambios de espesor a ambos lados del plano de falla en las sub-unidades.

La Fm. Mina del Carmen y la Fm. Comodoro Rivadavia (y sus equivalentes Fm. Castillo
y Fm. Bajo Barreal) constituyen un importante reservorio de hidrocarburos (gas y petroleo), y

son productivas en la mayoria de los casos.

2.1.3. Hidrocarburos y sistemas petroleros

Los hidrocarburos de la cuenca se hallan principalmente depositados en las areniscas de
origen fluvial del Gr. Chubut. Debido a la presencia de depositaciones tobéceas como consecuen-
cia de la actividad volcanica a lo largo de la historia de la cuenca, la calidad de los reservorios
se encuentra sumamente afectada.

En la cuenca se distinguen tres rocas madres: la Fm. Pozo D-129, la Fm. Pozo Cerro
Guadal y la Fm. Anticlinal Aguada Bandera, siendo la primera de ellas la més importante y

ademas, responsable de casi la totalidad de las reservas de la cuenca.
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Las fallas desempenaron un rol fundamental para la existencia del sistema petrolero,
dado que constituyen vias de migracién para los hidrocarburos generados, asi como también
controlaron la concentracion y dispersion de los mismos (Cayo et al., 2011). Las vias migratorias
son principalmente verticales a través de fallas extensivas, pero en algunos casos también hay
migracién lateral gracias a la presencia de carriers y sellos regionales.

En relacién a las trampas, existen en la cuenca una amplia diversidad dependiendo el
contexto estructural involucrado, reconociéndose al menos cinco tipos de trampas estructurales
en las zonas afectadas por extension. También se pueden encontrar trampas estratigraficas y
combinadas.

El Gr. Chubut contiene todos los elementos necesarios para que un sistema petrolero
sea efectivo ya que tiene una roca generadora con alto contenido orgénico, de gran espesor y
desarrollo areal, reservorios someros que, si bien tienen una petrofisica pobre, se desarrollan en
toda la cuenca y variedad de trampas (Sylwan et al., 2011).

Debido a que son varios los reservorios que contienen hidrocarburos provenientes de
la misma roca madre y las unidades estratigraficas reciben diferentes nombres segtn el sector
de la cuenca, Sylwan et al. (2008) propusieron denominar a los sistemas petroleros utilizando
el nombre del Grupo que contiene la mayoria de los reservorios. De esta manera, los sistemas
petroleros se denominan: Pozo D-129 - Gr. Chubut, Pozo Cerro Guadal - Gr. Chubut y Anticlinal
Aguada Bandera - Gr. Chubut.

La generacion y posterior expulsion del petroleo comienza hace 80-50 Ma. En el caso
de los petroleos derivados de la Fm. Pozo D-129, se desarrollaron a partir de materia organica
algal-lacustre dominante, con contribucién terrigena. Estos se encuentran entrampados en la Fm.
Bajo Barreal y en la Fm. Mina del Carmen (Figari et al., 1999).

En general, los petroleos de la cuenca del Golfo San Jorge son pesados a medios, con
un rango de entre 15° y 30° API. Son de tipo parafinico, tienen bajo contenido de azufre y se
hallan frecuentemente biodegradados. En niveles altos de la Fm. Mina del Carmen, ciertas fallas
normales favorecieron el desarrollo de yacimientos con sobrepresién, produciendo petréleos de
mayor madurez, de entre 40 a 43 API (Paredes et al., 2022).

Si bien la produccion de petréleo ha sido la principal actividad de la cuenca desde su
descubrimiento, la produccién de gas también se ha incrementado en los tltimos anos. La zona

de estudio de este trabajo corresponde a una regién con presencia de gas.
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Capitulo 3

Marco tedrico

En este capitulo abordaremos los principales conceptos tedricos que aplicamos en el
trabajo, comenzando por una breve descripcién de las propiedades elésticas de las rocas, la
teoria de Gassman y el proceso de sustitucion de fluidos. Finalmente haremos un repaso de la

teoria de amplitud versus offset (AVO) y la generacion de sismogramas sintéticos.

3.1. Fisica de rocas

La fisica de rocas es una disciplina que estudia las relaciones entre las observaciones
geofisicas y las propiedades fisicas de las rocas, tales como composicion, porosidad y contenido
de fluidos en los poros (Mavko et al., 2009). En los tltimos anos se ha convertido en una
herramienta muy importante para la detecciéon de hidrocarburos, y la caracterizacién y monitoreo
de reservorios.

En la interpretacion sismica cualitativa convencional el objetivo es reconocer los elemen-
tos estructurales y estratigraficos a partir de los datos de reflexién sismica. Actualmente, las
técnicas de interpretaciéon cualitativas se complementan con técnicas cuantitativas, y permiten
extraer mas informacion de las rocas del subsuelo, de sus propiedades y de los fluidos que alojan
a partir de las amplitudes de la reflexiéon y los tiempos de propagacion. Esas reflexiones sismi-
cas se producen por la presencia de contrastes en las propiedades elasticas entre las rocas del
subsuelo. A través de los modelos de fisica de rocas se pueden vincular los pardmetros elasti-
cos del subsuelo con las propiedades del reservorio, lo que posibilita mejorar la interpretacion
cualitativa, permitiendo realizar predicciones cuantitativas.

Una aplicacién importante de la fisica de rocas es la extrapolacion, ya que ciertas rela-
ciones encontradas entre pardmetros elasticos y propiedades del reservorio en datos de perfiles

de pozo pueden considerarse también como vélidas en zonas mas alejadas, donde solamente se
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dispone de informacién sismica.

3.2. Propiedades elasticas de las rocas

3.2.1. Velocidades

Las ecuaciones que describen las velocidades de propagacion de las ondas P y S para un

medio is6tropo y no poroso se pueden escribir como:

K+3n m
Vo= —3% y v;—\/> : 3.1
p ; p (3.1)

donde p es la densidad del medio, u es el moédulo de corte y K el médulo de compresi-

bilidad.

3.2.2. Mo6dulos elasticos

Los moédulos eléasticos describen las distintas respuestas de la roca sometida a esfuerzos.
En este trabajo nos van a interesar principalmente el médulo de compresiblidad (también llamado

modulo de bulk) y el modulo de corte.

= Moébdulo de compresibilidad

El médulo de compresibilidad describe la respuesta de la roca sometida a esfuerzos nor-
males en todas las direcciones. Relaciona el cambio de volumen AV/V con el esfuerzo

compresivo uniforme aplicado P.

P

K=y (3.2)

Cuanto mayor sea el médulo de compresibilidad, mas rigida sera la roca. Se puede obtener
por mediciones de laboratorio o mediante el analisis de los perfiles de pozo, ya que se puede
relacionar al médulo de compresibilidad con las velocidades de onda P (V,), onda S (V)

y la densidad de la roca (p) de la siguiente manera:

K = p(Vy = V3), (3-3)

= Mo6dulo de corte

El médulo de corte o de cizalla describe la respuesta de una roca a un esfuerzo de corte

aplicado. Al igual que el moédulo de compresibilidad puede determinarse en pruebas de
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laboratorio o con informacién de pozo mediante la siguiente relacion:
2
1= pVq (3.4)

Los fluidos no resisten una deformacién de corte, por lo tanto el modulo de corte o de

cizalla en los fluidos es cero.

Es importante destacar que el médulo de compresibilidad de la roca saturada es sensible

a la composiciéon del fluido que rellena los poros, mientras que el médulo de cizalla no.

3.2.3. Razo6on de Poisson

El coeficiente o la razon de Poisson es una constante elastica que describe la relacion entre
la deformacién transversal y la deformacién longitudinal de un cuerpo al aplicarse un esfuerzo
compresivo uni-axial. Al comprimir una roca, la misma se deformaré acortando su longitud en la
direccion del esfuerzo aplicado, pero en el sentido transversal el material sufrird una deformacion
asociada, tendiendo a extenderse. Es una constante adimensional y puede escribirse en funcién
de las velocidades de onda P (V},) y onda S (V;), obtenidas a partir de los registros de pozo, de
la siguiente forma:

*Vp2 o 2‘/52

o= W (3.5)

Las rocas que contienen fluidos compresibles (petroleo o gas) tienen una velocidad de
onda P méas baja y una velocidad de onda S levemente mayor que una roca que contiene agua.
Esto implica que las arenas con hidrocarburos tendran una razén de Poisson mas baja que una

arena que contiene agua (Simm y Bacon, 2014).

3.3. Teoria de Gassmann

Los modelos de fisica de rocas describen las relaciones entre parametros elasticos medi-
bles y propiedades de las rocas. Estos modelos pueden ser simples relaciones empiricas o modelos
tedricos méas complejos, que permiten hacer aproximaciones de las propiedades elasticas, viscoe-
lasticas y poroelésticas de las rocas utilizando los principios de la mecanica del medio continuo.

Uno de los modelos méas conocidos es el modelo poroelastico propuesto por Biot (Biot,
1956), que describe la propagacion de ondas elasticas y deformacion en medios porosos. En esta
teoria se considera una estructura soélida elastica con poros distribuidos de manera uniforme y

saturados por un fluido viscoso.
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En la teoria de Biot se consideran variaciones de frecuencia, mientras que en la teoria
de Gassmann (Gassmann, 1951) se asume que la frecuencia es cero, resultando asi un caso
particular de la teoria de Biot, por lo que se suele denominar a la teoria como “Biot-Gassmann”.
En ella se asume que la roca se compone de cuatro elementos: la matriz de la roca, el sistema de

poros/fluido, la estructura de la roca seca, y la estructura saturada (poros llenos) (Figura 3.1).

Matriz de la roca

\

Poros/fluido it

.
Roca saturada
} (poros llenos)
Estructura de la roca '\,_J
seca (poros vacios) <

Figura 3.1: Elementos que caracterizan un cubo de roca en la teoria de Biot-Gassmann. Modi-
ficado de Russell et al. (2001).

\

3.3.1. Sustitucion de fluidos

El proceso de sustitucion de fluidos permite simular las variaciones en las propiedades
elasticas de la roca ante el cambio de las condiciones de fluidos que saturan los poros, es decir,
nos permite comprender cémo varia la respuesta de una roca cuando el fluido presente en sus
poros cambia. Es una parte importante de cualquier estudio de atributos sismicos, ya que provee
al intérprete de una herramienta tutil para modelar varios escenarios de fluidos que podrian
explicar una anomalia en la variacion observada de la amplitud con el offset (AVO) (Smith et
al., 2003).

El problema de la sustitucién de fluidos consiste en entender y predecir como la velocidad
sismica y la impedancia dependen de los fluidos en los poros. La técnica mas utilizada para

realizar esta tarea involucra la aplicacion de las ecuaciones de Gassmann.

3.3.2. Ecuaciones de Gassmann

Tal como mencionamos, el proceso de sustitucion de fluidos se basa en la teoria de
Gassmann (1951), cuyas ecuaciones relacionan el médulo de compresibilidad de la roca saturada
con su porosidad, con los médulos de compresibilidad de la estructura porosa sin fluidos, de los
minerales que conforman la matriz y del fluido que rellena los poros. Nos permiten conocer el

moédulo de compresibilidad de una roca saturada por un fluido conociendo otros parametros de
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la roca.

Las ecuaciones de Gassmann se pueden resumir en las siguientes expresiones:

K K K
sat _ dry + fl (36)
Kmm - Ksat sz'n - Kdry ¢(Kmm - Kfl)
Hsat = Hdry, (37>

donde Kyut, Kary, K1y Kpin son los médulos de compresibilidad de la roca saturada
por el fluido, de la roca seca (sin fluido en sus poros), del fluido y de los minerales que conforman
la matriz, respectivamente. fisqr ¥ fdry SOn los médulos de corte de la roca saturada y de la roca
sin fluido, y ¢ es la porosidad de la roca.

La ecuacion (3.7) implica que el modulo de corte de la roca no se ve afectado por la
presencia de fluido en los poros, ya que las ondas de corte no se propagan en los fluidos. Por el
contrario, el médulo de compresibilidad de la roca saturada (Ksq:) sera diferente al modulo de
compresibilidad de la roca sin fluido en los poros (Kgyy).

Otra forma de escribir esta relacién es mediante la siguiente expresion:

Koar = Kary + ———05" R, (3.8)
Tﬂ + Kmin - K2

La aplicacién de estas ecuaciones para la sustitucion de fluidos conlleva varios pasos.
Primero se debe determinar el modulo de compresibilidad de la matriz poral (sin fluido, de la
roca “seca”’, es decir, Kgyy) a partir del moédulo de compresibilidad de una roca de porosidad y
composicion mineral conocida, saturada con un fluido. Luego, con el médulo de compresibilidad
de la matriz poral determinado se puede determinar el médulo de compresibilidad de la roca
saturada, K., con un fluido diferente. Con el nuevo médulo de compresibilidad, y sabiendo
que el modulo de corte no depende del fluido, pueden derivarse la densidad y las velocidades

sismicas.

3.3.3. Hipétesis del modelo

La teorfa de Gassmann y la aplicacion de las ecuaciones se basan en varias hipotesis.

Siguiendo a Wang (2001), ellas son:

1. La roca es macroscopicamente homogénea e isdtropa: esto quiere decir que la roca se en-
cuentra constituida enteramente por el mismo mineral. Implica suponer que la longitud de

onda de la onda incidente es mucho mayor que el tamano de los granos y los poros. Esta
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hipotesis es comiin a muchas teorias de propagacion de ondas en medios porosos y se suele
cumplir en la mayoria de las rocas para ondas de frecuencia entre el rango sismico y el de

laboratorio.

. Todos los poros estan completamente conectados y saturados: implica que tanto la po-
rosidad como la permeabilidad deben ser altas, que no deben existir poros aislados o
pobremente conectados sino que deben estar totalmente saturados y el fluido se debe po-
der mover libremente por ellos. El pasaje de una onda produce compresion y expansion
de los fluidos presentes en los poros, lo que genera gradientes de presién que dan lugar a
flujos. Este supuesto pretende asegurar que esos flujos alcancen el equilibrio, lo que sucede
dentro de un periodo de tiempo correspondiente a media longitud de onda. Para las ecua-
ciones de Gassmann se asume que la longitud de onda es infinita (frecuencia cero), por lo
que muchas rocas cumplen con esta hipétesis sin importar si sus poros estdn pobremente

interconectados.

. Los poros estdn rellenos con un fluido sin friccion (liquido, gas o una mezcla): implica que
la viscosidad del fluido es nula. Nuevamente se pretende asegurar el equilibrio del fluido. Si
la frecuencia es cero, cualquiera sea la viscosidad que tenga el fluido, alcanzara el equilibrio
de todas formas, en el tiempo correspondiente a media longitud de onda. Si la viscosidad es
nula, el fluido alcanzara el equilibrio sin problemas, sin importar la frecuencia de la onda.
En realidad, como todos los fluidos tienen viscosidad y todas las ondas tienen longitudes

de onda finitas, muchas veces no se cumplira esta hipotesis.

Tanto la hipotesis 2. como la 3. constituyen puntos importantes para la teoria de Gassmann,
ya que implican que la frecuencia de la onda es cero, y por lo tanto, el médulo de compre-
sibilidad y las velocidades obtenidas a partir de perfilajes y mediciones de laboratorio son

usualmente més grandes que los calculados con las ecuaciones de Gassmann.

El sistema estudiado roca-fluido es cerrado: para una muestra de laboratorio, el sistema
roca-fluido esta sellado en los bordes, de manera tal que el fluido no puede traspasar la
superficie de la roca. Esto es importante para cuantificar el efecto del cambio del fluido en
las propiedades sismicas, ya que si el sistema fuera abierto las propiedades sismicas serian

también afectadas por cambios en la densidad del fluido.

. Bl fluido presente en los poros no interactia con la parte sélida de la roca, de manera tal
que pueda ablandar o endurecer el esqueleto, es decir, no existen interacciones de tipo
fisico o quimicas entre la matriz de la roca y el fluido. Implica que no hay variacién en el

modulo de rigidez de la roca debido a la interaccion de ella con el fluido.
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Es importante destacar que en la teoria de Gassmann no se hace ningiin tipo de suposicion
acerca de la geometria de los poros y es valida para bajas frecuencias, asi las presiones inducidas
en los poros se equilibran a través del espacio poral.

Las ecuaciones de Gassmann funcionan bien para datos sismicos de bajas frecuencias
(< 100H z), pero no tienen buen resultado para frecuencias méas altas, como las que corresponden

a perfiles (~ 102Hz) y a mediciones de laboratorio ( ~ 10°Hz ) (Mavko et al., 2009).

3.3.4. Parametros que intervienen en las ecuaciones de Gassmann

Para poder realizar la sustitucién de fluidos utilizando las ecuaciones de Gassmann es
necesario conocer los parametros que intervienen en ellas. Deberemos determinar la porosidad
de la roca, las propiedades del fluido presente en los poros (la densidad y el modulo de compre-
sibilidad del fluido), el moédulo de compresibilidad de la matriz mineral de la roca y el médulo
de compresibilidad de la roca “seca’”. Estos parametros se pueden obtener mediante mediciones
de laboratorio, y en el caso de no contar con esa informacién, se pueden medir o estimar a partir

de perfiles de pozo o relaciones empiricas.

Porosidad

La porosidad total se define como la relacion entre el volumen ocupado por los poros
de la roca y el volumen total de la roca. Se expresa como fraccién o como un porcentaje, y se
puede obtener mediante datos de laboratorio o del anéalisis de registros de pozo, a partir de las

densidades del fluido, de la matriz y de la densidad aparente o medida con la siguiente expresion:

¢ = M’ (3.9)
Pmin — Pfl

donde pyin es la densidad de la matriz, p es la densidad medida de la roca y py; es la densidad
del fluido.

La porosidad total se divide en porosidad efectiva, que es la fraccién del volumen total
ocupada por el espacio poral interconectado y que contiene a los fluidos moéviles, y en porosidad
inefectiva.

El método tradicional de sustiticiéon de fluidos en rocas porosas requiere de la porosidad
total. Sin embargo, cuando la roca tiene baja permeabilidad, como es el caso de los sedimentos
arcillosos, se propone utilizar la porosidad efectiva en vez de la porosidad total (Dvorkin et al.,

2007).
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Propiedades del fluido

Debemos conocer el modulo de compresibilidad y la densidad del fluido presente en los
poros de la roca, y también del fluido que queremos modelar. Smith et al. (2003) sostienen que
hay tres maneras comunmente usadas para determinar estos valores: 1) las propiedades se miden
directamente de los fluidos recuperados del reservorio, 2) las propiedades se calculan a partir
de ecuaciones de estado, o 3) las propiedades se calculan con una férmula empirica (como por
ejemplo, Batzle y Wang (1992)).

Generalmente existen dos o més fluidos en los poros de una roca reservorio, por lo que
se deben calcular el modulo de compresibilidad y la densidad de cada fluido individual, y luego

calcular las propiedades de la mezcla.

e Mo6dulo de compresibilidad del fluido: para calcular el médulo de compresibilidad de

la mezcla de fluidos se utiliza la ley de Reuss:

n ) -1
Z;S(] , (3.10)

Ky =

=1

donde Ky; es el modulo de compresibilidad de la mezla de los fluidos, K; y S; son el médulo
de compresibilidad y la saturacién de cada fase o fluido individual, respectivamente. En
caso que haya solo dos tipos de fluidos, por ejemplo agua e hidrocarburo, la ecuacién queda
de la siguiente forma:

Sw (1-=28

)]
Ky=|—+——"7" A1
n= |z S22 (3.11)

siendo Sy, y K, la saturacion y el moédulo de compresibilidad del agua, y Kp. el modulo

de compresibilidad del hidrocarburo.

Esta ecuacion describe una mezcla homogénea, donde la proporcion relativa de cada fluido
es la misma en cada espacio poral (Simm y Bacon, 2014). Esto quiere decir que si el fluido
es homogéneo y esta distribuido uniformemente a través de los poros, podemos utilizar

esta ecuacion.

e Densidad del fluido: la densidad del fluido se calcula como:
p=Y_ Sipi, (3.12)
i=1

donde S; y p; son la saturacion y la densidad de cada componente individual del fluido.
En caso de tener solamente dos componentes (agua e hidrocarburo), la ecuacion queda de
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la siguiente manera:

Pfl = Swpw + (1 - Sw)phcv (313)

donde p,, es la densidad del agua y pp. es la densidad del hidrocarburo.

Propiedades de la matriz mineral

Una de las hipoétesis del modelo de Gassmann es que la fase sélida de la roca es homo-
génea, por lo tanto las ecuaciones de Gassmann se podrian aplicar solamente a rocas monomi-
nerélicas. Sin embargo, en la mayoria de los casos esto no sucede.

Para determinar los moédulos elasticos de una mezcla de granos minerales y poros ne-
cesitamos especificar la fraccion volumétrica de cada una de las fases minerales que la forman,
sus modulos elasticos, y los detalles geométricos sobre cémo estan dispuestas las fases entre si
(Mavko et al., 2009). Si solamente se pueden especificar las fracciones de volumen y los médulos
de los minerales que componen la roca, sin hacer especificaciones de la geometria, no podemos
calcular el moédulo elastico pero podemos predecir los limites superior e inferior entre los cuales
se encontrara. Los limites méas sencillos son el de Voigt y el de Reuss.

El limite superior de Voigt también se denomina “sostrain averag” porque supone que
todos los elementos estdn sometidos a la misma deformacion. El limite inferior de Reuss también
se denomina ‘“4sostress average”, ya que se considera que todos los componentes estan sometidos
al mismo esfuerzo. Para el caso del médulo de compresibilidad de una roca compuesta por dos

fases minerales, estos limites quedan definidos como:

Kvoigt = [F1K1 + Fo K> (3.14)
= [B 2] o
Reuss — Kl K2 5 .

donde F} y F5 son las fracciones volumétricas de los dos componentes minerales, y Ki y
K5 son los médulos de compresibilidad de esos componentes.

Para estimar el valor del K,,;, podemos utilizar el promedio Voigt-Reuss-Hill (VRH)
(Hill, 1963), que es la media aritmética entre el limite superior de Voigt y el limite inferior de
Reuss. Se expresa como:

1
Kyrp = §[KV0igt + KReuss]a (316)

Una forma maéas adecuada para establecer las cotas sobre los modulos elasticos para un
compuesto eléstico e isétropo, sin hacer especificaciones en cuanto a la geometria, son los limites

de Hashin y Shtrikman (1963). Al considerar un volumen formado por dos componentes, este
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modelo supone que el espacio estd compuesto por esferas del material 2, rodeado por una cascara
compuesta por el material 1, con las fracciones volumétricas correspondientes a cada material.
El limite superior se obtiene cuando el material més rigido forma la cascara y el limite inferior
se alcanza cuando estd en el ntcleo.

Se puede entonces calcular el médulo de compresibilidad de la matriz de la roca, Kin,

como la media aritmética entre el limite inferior y el limite superior de Hashin-Shtrikman:
Kpin ~ (K5 4 K157 /2, (3.17)

donde K75+ y K5 constituyen los limites superiores e inferiores, respectivamente, y ambos
dependen del modulo de compresibilidad, del médulo de corte y de la fraccion de volumen de
los dos materiales constitutivos.

A fines practicos, cuando las constantes elasticas de las componentes no difieren dema-
siado, los modelos VRH y Hashin-Shtrikman llegan a resultados similares (Wang, 2001).

De la misma manera también se puede calcular el médulo de corte de la matriz mineral,
tm, conociendo el moédulo de corte de cada mineral que compone la roca.

Podemos observar una gran variacién entre los médulos de compresibilidad y de corte,
dependiendo del mineral que estamos considerando. Los valores de los médulos de compresibili-
dad, de corte y de densidad de los minerales formadores de roca més comunes se encuentran en

la Figura 3.2.

Madulo de Mddulo de corte Densidad
. compresibilidad GPa icm3

Mineral tGplil’a} (GPa) (g/icm3)
Cuarzo 37 44 265
"promedio”
Plagiocasa 75.6 25.6 2.63
Arcilla variable variable variable
Pirita 147.4 132.5 493
Hematita 100.2 95.2 524
Calcita 76.8 32 2.7
Dolomita - 94.9 45 2.87
Siderita 123.7 51 3.96
Anhidrita 44.8 29.1 298

Figura 3.2: Mo6dulo de compresibilidad, de cizalla y densidad de los minerales formadores de
roca mas comunes. Modificado de Smith et al. (2003).

Propiedades de la matriz porosa (roca “seca”)

Otro parametro que debemos determinar es el médulo de compresibilidad de la matriz
seca, Kgy, que es el modulo de compresibilidad de la roca sin considerar fluido en los poros.

Puede ser medido en el laboratorio o puede derivarse de datos de pozo usando la ecuacién de
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Gassmann escrita de la siguiente manera (también denominada ecuacion inversa de Gassmann):

Ksat((ﬂj((ir;ﬁi + 1- ¢) - Kmin

¢Km7,n Ksat _ _

Ky = (3.18)

El médulo de compresibilidad de la roca saturada K, para las condiciones in-situ se
calcula usando la ecuacion (3.3), mientras que los otros términos, Ky, Kmin ¥ ¢, los obtene-
mos de la manera que explicamos en los apartados previos. En este caso, Ky es el moédulo de

compresibilidad del fluido presente en los poros en condiciones in-situ.

3.3.5. Pasos para realizar la sustituciéon de fluidos

Para realizar el proceso de sustitucion de fludos, debemos contar con un conjunto inicial
de velocidades y densidades, V,,, Vi y p, asociadas a la roca con un fluido inicial. Estas velocidades
generalmente provienen de medidas de pozo.

Siguiendo a Smith et al. (2003), el flujo de trabajo para la sustitucion de fluidos consta

de varios pasos:
1. Edicion e interpretacion de los perfiles de pozo.

2. En caso de no contar con informacion de la velocidad de la onda de corte Vj, se debera
hacer una estimacién de la misma utilizando alguna relacién conocida, por ejemplo la de

Castagna.

3. Calcular el modulo de compresibilidad y el médulo de corte de la roca en condiciones
in situ, es decir, con el fluido inicial presente en sus poros. Esto se realiza utilizando las

ecuaciones (3.3) y (3.4).

4. Calcular el modulo de compresibilidad de la matriz formada por minerales K,,;, utilizando

las ecuaciones (3.14), (3.15), (3.16) y (3.17).
5. Calcular las propiedades del fluido, tanto el médulo de compresibilidad como la densidad.

6. Calcular la mezcla de fluidos para el caso in-situ, teniendo en cuenta la saturacion. Se

utilizan las ecuaciones (3.11) y (3.12).
7. Calcular el moédulo de compresibilidad de la roca “seca”, utilizando la ecuacion (3.18).

8. Calcular las propiedades del nuevo fluido presente en los poros utilizando las ecuaciones

(3.11) y (3.12).
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9. Calcular el modulo de compresibilidad de la roca saturada con el nuevo fluido usando la

ecuacion de Gassmann (3.8).

10. Calcular la nueva densidad aparente de la roca usando la relaciéon que se deriva de la

ecuacion (3.9), de la forma:

p = pmin(l — @) + ppid, (3.19)

11. Calcular las nuevas velocidades de onda P y S utilizando las ecuaciones (3.1), donde K
ahora es el modulo de compresibilidad obtenido en el paso 9) y la densidad es la que se

obtuvo en el paso anterior.

3.4. Amplitud versus offset (AVO)

El anéalisis AVO relaciona la variacion de la amplitud de las reflexiones sismicas con el
cambio de la distancia entre la fuente y el receptor. Esta técnica se utiliza como un indicador
de la presencia de hidrocarburos en rocas clasticas, ya que se basa en las diferentes respuestas
que presenta la amplitud de acuerdo al contenido de fluidos en los poros de la roca. En verdad,
la reflectividad varia en funcién del angulo de incidencia, por lo que el nombre correcto de la
técnica seria amplitud versus dngulo (AVA).

Cuando una onda compresional plana (onda P) incide con un cierto d4ngulo en la interfase
de dos medios con propiedades elasticas diferentes, en la situaciéon més general se produce una

conversion de energia como se detalla en la siguiente figura:

Onda S
Onda P reflejada Onda P
incidente reflejada

Medio 1
(Ve Vo )

Medio 2 D\
(Voar Vsas o) . -1 Ondat

i transmitida
|
i

I
1
I
i
1
I
I
I
I
[}
I
I

5

* Ondas
transmitida

Figura 3.3: Conversion de la energia al incidir una onda P en una interfase entre dos medios.
Modificada de Asveth et al. (2005).

El angulo de incidencia y el angulo de refracciéon o transmisiéon se relacionan mediante

la Ley de Snell:
sinf;  sinfs
_ — , 3.20
P= s (3.20)

donde p se denomina pardmetro del rayo, 01 es el dngulo de incidencia y 65 es el dngulo de
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transmision, V)1 y Vp2 son las velocidades de la onda P en las capas por encima y por debajo de
la interfase.

Las ecuaciones de Zoeppritz (Zoeppritz, 1919) describen las relaciones entre los coefi-
cientes de reflexiéon y transmision de las ondas P y S en funcion del déngulo de incidencia para la
interfase entre dos medios con las velocidades de onda P, S y densidades de cada uno de ellos.
Sin embargo, estas ecuaciones son bastante complejas y no se pueden separar en términos con
sentido fisico, por lo que se han desarrollado diferentes aproximaciones. Una de las mas impor-
tantes para el analisis AVO es la aproximacion de Aki y Richards (1980). Para el caso de las
reflexiones de onda P, y asumiendo un contraste débil entre los dos medios, esta aproximacion

tiene la siguiente forma:

A
(1- 4p2‘/;2)& oL Al Ap*V}

AV
p  2cos’0 V, ’

R(0) =~
(6) v

(3.21)

N =

en donde:

Ap=ps—p1, AV, =V —=Vp, AVy=Veo-Vy

1 1 1 1
p= 5(,02 +p1), Vp= 5(Vp2 +Vp), V= §(Vs2 +Va), 0= 5(91 +62)

Otra aproximacion de las ecuaciones de Zoeppritz fue propuesta por Shuey (Shuey, 1985),

surge a partir de la aproximacién de Aki y Richards y consta de tres términos:
R(A) ~ A+ Bsin?(0) 4+ C(tan?(9) — sin?(9)) (3.22)

donde:

1 (AV, Ap\ AV,
A=R0)== =4+ =) =2
(©) 2<Vp+p> Vb

1A 2 /A AV, 1A
2V VZ\ p Vs 2V

En esta expresion 6 es el angulo de incidencia, el término A representa el coeficiente de
reflexién para incidencia normal, el término B describe la variaciéon para offsets intermedios y
el término C describe los offsets lejanos, cerca del angulo critico.

Al término A lo podemos denominar como intercept o reflectividad a incidencia normal,
y depende del contraste de las impedancias actisticas a través de la interfase, mientras que

el término B se lo denomina gradiente y depende no solo de los contrastes de densidad y de la
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velocidad de la onda P, sino también de la velocidad de onda S. El factor C determina la curvatura
de la respuesta de amplitud para angulos cercanos al critico. En el grafico de la Figura 3.4 se

puede observar el significado de cada uno de los términos.

Segundo término | .
B Angulo critico

Gradiente J

Primer término

A \é \\__,/
Intercepto /
Re

0

Sin'p

Tercer término
Curvatura

Figura 3.4: Representacion de los tres términos de la aproximaciéon de Shuey para las ecuaciones
de Zoeppritz. Modificado de Simm y Bacon (2014).

Generalmente, cuando se realizan anélisis de AVO se trabaja con dngulos menores que
30-40°, por lo que se puede reducir la expresion a una de dos términos, despreciando el ultimo.

Esta expresion solamente es valida para dangulos menores a 30° (Shuey, 1985):

R(0) ~ A+ Bsin?(6) (3.23)

3.4.1. Clasificacion de respuestas AVO

Rutherford y Williams (1989) sugirieron una clasificacién para las diferentes respuestas
de AVO de arenas con gas, definiendo tres clases de AVO (I, II y III). Ademés, Ross y Kinman
(1995) distinguieron entre la clase IIp y la clase II. Luego, Castagna y Swan (1997) extendieron
la clasificacion e incluyeron la clase IV.

Analizando la reflexién en el techo del reservorio, segin el comportamiento de la curva

en el grafico de amplitud versus dngulo de incidencia, se definen cuatro clases de arenas con gas:

e Clase I: son arenas que presentan un contraste de impedancia actstica positivo con res-
pecto a las rocas de su entorno. Tienen una reflexién positiva grande a offset cero, que
decrece a medida que aumenta el offset. Pueden experimentar cambios de fase a offsets

lejanos y se observan como puntos oscuros o “dim spots” en los datos sismicos apilados.

e Clase II: son arenas con contrastes de impedancias cercanos a cero. El coeficiente de refle-
Xién es cercano a cero para offset cero, pero su amplitud aumenta a medida que aumenta
el offset, volviendose més negativo. Dependiendo de la contribucién de las amplitudes de

los offset lejanos el evento puede distinguirse o no en el stack.
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e Clase III: son arenas con baja impedancia actstica. El coeficiente de reflexiéon es negativo
para incidencia normal, y las amplitudes aumentan a medida que aumenta el angulo de
incidencia, no se producen cambios de fase. Las zonas que contienen hidrocarburos se

denominan puntos brillantes o "bright spot” y se pueden ver en la seccion stack.

e Clase IV: son arenas con baja impedancia acustica. El coeficiente de reflexion es negativo
pero su magnitud no se incrementa a medida que aumenta el dngulo de incidencia. Estas

anomalias son relativamente raras.

Para interpretar los datos y clasificar el reservorio de interés podemos analizar las cur-
vas estandar de AVO, que muestran como varia la amplitud de la reflectividad a medida que
aumenta el angulo de incidencia, y por lo tanto el offset (Figura 3.5a), o se pueden construir
graficos gradiente versus reflectividad a incidencia normal (R(0)), que son los factores B y A
de la aproximacion (3.22). Estos graficos constituyen una herramienta muy ttil e intuitiva para
presentar y analizar la informacion. En el eje de las abscisas se grafica R(0), y en el de las or-
denadas el gradiente, quedando el crossplot dividido en cuatro cuadrantes, tal como se muestra

en la Figura 3.5b.

+
+ | R(0) - controlada por el gusliente
contraste de impedancia P
en la interfase
———_ Clasel :'}:':
" ‘-.\\‘7- .'/_'
E | i Clase IV e,
= Clase llp
-%. 0 (grad)
=
=
7]
(=]
Clase Il
Clase I
\ -
Clase IV \
(a) Clasificacién AVO de las arenas con gas depen- (b) Clasificacion AVO en el grafico intercept R(0)
diendo de la variacion de la reflectividad con el an- versus gradiente. Tomada de Tavella et al. (2020).
gulo de incidencia, modificada de Simm y Bacon
(2014).

Figura 3.5: Clasificacion AVO.

Es importante mencionar que, al realizar un andlisis de AVO de los datos sismicos, se

asume proporcionalidad entre amplitudes sismicas y coeficientes de reflexiéon, suposicion que
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no siempre es vélida. Ademas, la sismica debe estar en “fase cero” para poder interpretar las

clasificaciones AVO presentadas.

3.5. Modelado AVO

Para poder llevar a cabo un analisis de las amplitudes sismicas es necesario realizar
un modelado directo. Por modelado nos referimos a las operaciones que permiten estimar la
respuesta suponiendo conocida la distribucién de alguna propiedad o modelo terrestre. En la
sismica de reflexion, la onda generada por la fuente en superficie se propaga por el subsuelo y
sus discontinuidades, por lo que parte de su energia se transmite y otra parte se refleja. La porcion
de energia reflejada depende del coeficiente de reflexién que caracteriza a la discontinuidad y
constituye el dato observado en superficie o sismograma.

El modelo convolucional de un sismograma se basa en considerar que el subsuelo esta
formado por capas planas y paralelas con velocidad constante, que la fuente genera una onda
compresional plana que incide sobre las discontinuidades del subsuelo, y la ondicula es estacio-
naria. Estas suposiciones constituyen una simplificacién del fendmeno que ocurre en la realidad.
Las trazas sintéticas se obtienen a partir de la convolucién de la ondicula de la fuente con la
serie de coeficientes de reflexion, asociados a las discontinuidades (Figura 3.6).

El coeficiente de reflexiéon vinculado a una interfase entre dos capas estd asociado al
contraste relativo entre las impedancias actisticas de dos capas, siendo la impedancia actstica
(Z) una magnitud que se define como el producto de la velocidad (Vp) con la densidad (p). El
porcentaje de energia que se refleja serd grande si el contraste entre las impedancias acisticas
entre dos capas también lo es.

Para el caso de incidencia normal en la interfase entre dos medios con impedancias Z; y

Zs, el coeficiente de reflexién se define como:

_Zo— 21 Vapa—Vipy

R= = ;
Zo+ 21 Vapa +Vipy

(3.24)

Cuando no se considera incidencia normal, los coeficientes de reflexion y de transmisién de
las ondas P y S se describen mediante las ecuaciones de Zoeppritz o alguna de sus aproximaciones,
tal como lo mencionamos previamente. Se puede representar a la i-ésima traza sismica de un

angle-gather, correspondiente al d&ngulo de incidencia 6; como:

d(0;) = wxr(0;),i=1,..,Ng (3.25)

26



CAPITULO 3. MARCO TEORICO

donde Ny es la cantidad de trazas en el angle gather, r representa los coeficientes de reflexién y

w representa la ondicula. El operador * representa la convolucion.

Litologia Impedancia CR Ondicula  Sismograma

—_ sintético
- +

Tiempo doble
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o e
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Figura 3.6: Generacion de una traza sismica sintética de offset cero mediante el modelo convolu-
cional. De izquierda a derecha: el modelo de litologia, los valores de impedancia correspondientes
a cada una de las capas, la serie de coeficientes de reflexiéon, la ondicula elegida para generar el
sismograma sintético (en este caso una ondicula simétrica) y, por ultimo, el sismograma sinté-
tico generado a partir de la convolucién de la serie de coeficientes de reflexiéon con la ondicula.
Modificado de Simm y Bacon (2014).
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Capitulo 4

Datos empleados

En este capitulo se presentan los datos sismicos y de pozo utilizados en el trabajo, cedidos
por la compania Pan American Energy.

El paquete de datos incluye perfiles provenientes de un pozo y un cubo sismico con
migracién pre-stack en tiempo. También se cuenta con horizontes interpretados sobre la sismica,
topes o marcadores geoldgicos y estudios mineraldgicos realizados sobre muestras de coronas
extraidas del pozo.

El area de estudio se ubica en el sector flanco norte de la cuenca del Golfo San Jorge,

tal como se describi6é en el Capitulo 2.

4.1. Datos de pozo

Se cuenta con datos de un solo pozo que atraviesa la formacién de interés, adquiridos a
través de herramientas de perfilaje en el ano 2001. En total se dispone de 61 perfiles, algunos de
los cuales provienen de mediciones directas en el pozo, mientras que otros fueron calculados a

partir de diferentes perfiles. Los que resultan de utilidad para la realizacion de este trabajo son:

Perfiles de velocidad de la onda compresional y de corte

Perfil de densidad

Perfiles de porosidad total y efectiva

Perfil de saturaciéon de agua

Perfil de impedancia P

Perfil de volumen de arcilla
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Estos datos se cargaron a partir de un archivo .LAS, en cuyo encabezado se especifica

que todas las curvas estan medidas desde de la altura del Kelly Bushing.

Ademas, se dispone de informaciéon de marcadores geologicos interpretados en el pozo.

Entre ellos, topes y bases de geocuerpos que definen reservorios en el pozo, que se describiran

més adelante.

En la Figura 4.1 se muestran algunos de los perfiles disponibles.
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Figura 4.1: Perfiles

Wl by

i M

correspondientes al pozo.

Datos sismicos y horizontes

Los datos sismicos del proyecto provienen de un reprocesamiento sismico 3D que abarca

una superficie de 1740 km? en el area del Cerro Dragén (Chubut), correspondientes a quince

campanas de adquisicién.

La campana "Zoo 3D", en la cual se adquirieron los datos utilizados en este trabajo,

fue llevada a cabo con una geometria de recepcién en direcciéon norte-sur teniendo en cuenta los

parametros que se detallan en la Tabla 4.1.
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Parametro Valor

Intervalo entre receptores 50m

Intervalo entre lineas receptoras 250m
Intervalo entre fuentes 50m

Intervalo entre lineas de fuente 350m

Tamaifio de celda 25m x 25m

Lineas por patch 11
Receptores por linea 84
Total de receptores 924
Receptores por km? 80
Shots por km? 40

N° de shots 14137

N° de receptores 19323

Tabla 4.1: Informacion sobre el tendido de adquisicién.
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Figura 4.2: Area cubierta por la sismica y ubicacién del pozo.

Los datos empleados en este trabajo estan comprendidos entre las in-lines 500 y 800, y
entre las crosslines 500 y 800. En la Figura 4.2 se muestra la ubicacién del pozo dentro del area
cubierta por la sismica.

El procesamiento de los datos fue realizado por la compania CGG Veritas entre los afios
2006 y 2007. El cubo final esta referido a un datum de 450 m con una velocidad de reemplazo
de 2200 m/s.

La secuencia de procesamiento aplicada a los datos fue planteada con el objetivo de pre-
servar la amplitud relativa de las trazas sismicas. En primer lugar, los datos fueron transformados
del formato SEG-D a otro formato interno de procesamiento y, luego, se gener6 y se realizé el
control de la geometria. En el siguiente paso se realiz6 un procedimiento para atenuar ruido
compuesto por ondas superficiales, onda aérea y, en general, amplitudes an6malas asociadas a la

fuente o al ambiente cercano, y se efectué una correcciéon por divergencia esférica. Finalmente,
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se realiz6 una deconvolucién estadistica de tipo spiking consistente en superficie.

Se aplicaron correcciones estéticas estimadas a partir de un modelo obtenido por inver-
sién tomografica de los primeros arribos identificados en los registros de produccion, y luego
se realiz6 un analisis preliminar interactivo de velocidades. Se aplicaron correcciones estéticas
residuales consistentes en superficie y se realizé nuevamente un analisis de velocidades para luego
computar el segundo paso de estaticas residuales consistentes en superficie. También se efectua-
ron correcciones estaticas residuales consistentes en CDP (TRIM statics) y se compensaron las
amplitudes de manera consistente en superficie.

Luego, aprovechando que la registracion fue de tipo ortogonal, se realizé una deconvolu-
cion FXY en el dominio zspread (antes de suma), en el cual se agrupan las trazas que provienen
de una misma linea de fuente y una misma linea de receptor, con lo que es posible construir
volumenes pre-stack de cobertura 1 en los que trazas cercanas tienen acimut y offset muy si-
milares. En esos voliimenes se puede aplicar deconvolucién FXY, que aprovecha la coherencia
del volumen sismico para atenuar ruido aleatorio, con la ventaja de que no hay en esos cubos
cambios entre cdps cercanos debido a variaciones fuertes en la orientacién de fuentes o receptores
que les corresponden. Ademaés, se efectud un filtrado en el dominio de la transformada Radon.

Después de obtener el stack final se aplico un blanqueo espectral y se realizdé una de-
convolucién predictiva en el dominio FXY para atenuar el ruido aleatorio presente en la suma.
Luego se migr6 el volumen utilizando el algoritmo Omega-X 3D y se efectué un anélisis de
velocidades.

En el siguiente paso se realiz6é la migracién en tiempo antes de suma utilizando el algo-
ritmo de Kirchhoff, y se les aplicé una correccion dindmica residual y apilamiento a los gathers
migrados.

Como post proceso, a los datos migrados se les aplicé un blanqueo espectral y luego se
realiz6 una deconvolucion predictiva en el dominio FXY. Se aplico un filtro variable en el tiempo
y, finalmente, se generaron tres volimenes con gathers sumados por rangos de angulos.

Es importante destacar la importancia de la aplicaciéon de los procesos de migracion,
ya que permiten focalizar las imagenes de mejor manera, en particular permiten visualizar con
mayor precision los planos de falla y otras estructuras. La migraciéon de los datos nos permite
asociar las amplitudes sismicas a las reflectividades del subsuelo, tanto para incidencia normal
como para los distintos angulos de incidencia que la registraciéon disponible haya logrado iluminar.
Es indispensable para poder, luego, avanzar hacia la caracterizacion de los reservorios integrando

la informacién sismica al modelado que realizaremos en el pozo.
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Ademas del cubo con datos sisimicos se cuenta con horizontes interpretados denominados,
desde el de mayor profundidad hasta el més somero, como MEC-A, MEC-B, MEC-C y MEC-D
(Figura 4.3).

tiempo
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ms) g 0zo

1800

1900

2000

2100

Figura 4.3: Seccién sismica con los horizontes interpretados.

4.3. Geocuerpos

A partir de la informacién de pozo se reconocen tres geocuerpos o geobodies. Los mismos
se corresponden con capas de bajas impedancias y altas porosidades.

La impedancia y la porosidad se relacionan entre si de manera inversamente proporcional.
En este caso, los reservorios son de baja impedancia y altas porosidades. A cada zona se la
denominé Geobody.

Los tres grandes geocuerpos se denominan Geobody 1, Geobody 2 v Geobody 3. A su vez,
el primero de ellos también se encuentra subdividido en otros tres geocuerpos, como se puede
ver en la Figura 4.4.

En este trabajo nos centraremos en el Geobody 1, y, dentro del mismo en el geocuerpo
del medio denominado Geobodyla, que corresponde a un reservorio de baja impedancia. Este

reservorio se encuentra aproximadamente entre los 2288 y los 2343 metros de profundidad (Figura

45).
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Figura 4.4: Subdivision del geocuerpo denominado Geobody 1. Desde el més somero al mas pro-
fundo se encuentran los geocuerpos Geobodyly, Geobodyls y Geobodyls. Se observan los perfiles
de porosidad total, porosidad efectiva, impedancia P y velocidad de onda P.
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Figura 4.5: Perfiles de porosidad total, saturaciéon de agua e impedancia P para el geocuerpo de
interés. Se puede observar que corresponde con una zona de bajas impedancias y altas porosi-

dades.
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Capitulo 5

Procedimiento y resultados

En este capitulo se describe el flujo de trabajo, los resultados obtenidos al aplicar el
procedimiento de sustitucion de fluidos para diferentes escenarios, la generacion de gathers sin-
téticos correspondientes a dichos escenarios de manera consistente con la sismica disponible y el

analisis de las curvas de AVO que de ellos se puedan obtener.

5.1. Extracciéon de ondiculas y calibracién del pozo

Los datos que provee la sfsmica se encuentran en el dominio del tiempo y los datos que
proceden de los perfilajes en el pozo se encuentran en el dominio de profundidad, por lo tanto,
es necesario realizar un procedimiento que permita vincularlos.

Una manera practica de establecer la correlaciéon tiempo-profundidad consiste en gene-
rar un sismograma sintético que serd comparado con los datos sismicos en el lugar del pozo.
Consideraremos el modelo convolucional de la traza sismica, por el cual ésta se puede aproximar
mediante la convolucién de una ondicula adecuada con la serie de coeficientes de reflexion, méas
ruido blanco.

A partir del perfil de densidad y del sonico (o velocidad de onda P) se puede calcular el
perfil de impedancia actstica que, a su vez, permitiré calcular la serie de coeficientes de reflexion.
El sismograma sintético se generara al convolucionar la serie de coeficientes de reflexién con una
ondicula, mas una componente de ruido aleatorio que, a fines précticos, asumiremos despreciable.
La ondicula se debe estimar, y es necesario que sea representativa del dato sismico, es decir, que
su espectro de amplitud y de fase sean similares al que tiene la sismica en la cercania del pozo
y, en particular, en un intervalo que incluya nuestra formacién de interés.

Existen muchos métodos para estimar la ondicula apropiada para utilizar en el modelo

convolucional de la traza sismica. De los que estan disponibles en el software que empleamos en
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este trabajo utilizaremos dos: la estimacién estadistica y la generada por el algoritmo de Roy
White (White y Simm, 2003).

Una vez obtenida la ondicula se genera un sismograma sintético inicial y se lo compara
con la sismica en el lugar del pozo. Este procedimiento se denomina calibracién sismica o amarre
del pozo y consiste en correlacionar eventos presentes en la sismica con el sismograma sintético.
Es decir, se ajusta el sintético y su curva tiempo-profundidad asociada hasta lograr una mejor
coincidencia con la sismica. El coeficiente de correlacion y la forma y simetria del correlograma
brindan informacién acerca de la similitud entre la traza sintética y la traza sismica.

Para llevar a cabo el amarre, en primer lugar, se identifican méaximos o minimos en
el sismograma sintético que correspondan a eventos identificados en la sismica y se aplica un
corrimiento en tiempo (shift). Luego, y solo en caso de ser necesario, se realiza un estiramiento
(stretch) sobre la traza sintética mediante dos o mas puntos de anclaje. Por ultimo, puede
ser necesario aplicar una rotaciéon en la fase promedio de la ondicula para lograr una mejor
correlacion entre las trazas sintéticas y la sismica. Como resultado se obtiene una ley de velocidad
que vincula los dominios tiempo y profundidad, que tendra validez en el intervalo analizado en

el proceso de amarre antes descripto.

5.1.1. Extraccion de una ondicula estadistica

La estimacion estadistica permite la extracciéon de una ondicula teniendo en cuenta sola-
mente los datos sismicos, es decir, no utiliza informacion proveniente del pozo. Esta estimacion
se basa en la hipotesis de que la autocorrelacion de los datos sismicos es igual, salvo un factor
de escala, a la autocorrelacion de la ondicula. Una desventaja de este método es que no permite
estimar el espectro de fase de la ondicula, por lo que generalmente se asume un espectro de fase
constante que debe ajustarse a posteriori.

Para extraer una ondicula estadistica consideramos la sismica a una distancia de 20 in-
lines y 20 cross-lines para cada lado del pozo y una ventana temporal entre 1525 ms a 1980 ms.
Se propone, en principio, una ondicula de fase cero de 150 ms de longitud.

Al amarrar el pozo fue necesario realizar una rotacion de la fase para conseguir la maxima
correlaciéon entre la traza sismica y el sismograma sintético. La fase de la ondicula resulté ser de

59° (Figura 5.1) y se obtuvo una correlacion de 0.76, como se puede ver en la Figura 5.2.
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Figura 5.1: Arriba: ondicula estadistica estimada para el amarre en el dominio del tiempo. Abajo:

espectro de amplitud y de fase.
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Figura 5.2: Correlacion entre el sismograma sintético generado con la ondicula estadistica (azul)
y la sismica (rojo). A la derecha se muestra el correlograma con maximo de 0.76. Se aprecia la
simetria de los l6bulos secundarios a cada lado del méaximo, condicién que se buscéd para ajustar

la fase de la ondicula estimada.
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5.1.2. Extraccion de una ondicula a partir de datos de pozo

El algoritmo de Roy White permite obtener una ondicula teniendo en cuenta tanto la
informacién sismica como la informaciéon del pozo, sin suponer un espectro de fase constante.
Para poder realizar este procedimiento es necesario disponer de una buena correlacién previa
entre sintético y sismica, por lo que se debe utilizar primero una ondicula estadistica para
establecer una ley de velocidad inicial.

Este método define algunos parametros para controlar la calidad de la ondicula estimada,
como el PEP (porcentaje de energia predicha) que toma valores entre 0y 1, la RMSE (error medio
cuadratico) y el BW (ancho de banda). Es aconsejable que los valores del PEP sean mayores al
70 % y el error medio cuadratico menor al 10 % para asegurar una buena correlacion de los datos.
Cuando esto se cumple, en general se puede obtener una mejor correlacion sintético-sismica con la
ondicula estimada por este método que usando una ondicula estimada por el método estadistico.

A partir de la ondicula estadistica obtenida previamente se procedié a estimar una ondi-
cula utilizando el algoritmo de Roy White. La misma result6 tener un PEP de 0.799 y un RMSE
de 0.071 (Figura 5.3).

Para la estimacién de la ondicula se consideré una ventana temporal comprendida entre
1525 ms y 1980 ms y se obtuvo una correlacién méaxima entre la sismica y el sismograma sintético
de 0.793, como se puede ver en la Figura 5.4. La fase fue rotada en 4° para alcanzar la maxima

correlacion, por lo que de esta manera la fase promedio resultd ser de 70°.

Ampltude Wavelet Time Response
0.5 /Z————\

Time (ms)
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Legend
ondcua_RW (PEP=0.799, RMSE=0.071, BW=32.314 H) - Ampltude Error

,,,,,, Phase Error ——— Phase (avg 70)

Figura 5.3: Arriba: Ondicula estimada para el amarre con el método de Roy White. Abajo:
espectro de amplitud y de fase.
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Figura 5.4: Correlaciéon entre el sismograma sintético generado con la ondicula de Roy White
(azul) y la sismica (rojo). A la derecha se muestra el correlograma para el intervalo comprendido
entre 1520 ms y 1980 ms, con un méximo de 0.793.

Si se acorta la ventana temporal y se considera un intervalo entre 1600 ms y 1800 ms,
en el cual estd contenido el reservorio objeto de estudio en este trabajo, se puede ver que la

correlacion incluso mejora y alcanza un valor de 0.893, como se aprecia en la Figura 5.5.
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Figura 5.5: Correlacion entre el sismograma sintético generado con la ondicula de Roy White
(azul) y la sismica (rojo). A la derecha se muestra el correlograma para el intervalo comprendido
entre 1600 ms y 1800 ms, con un maximo de 0.893.

Con esta ondicula, obtenida a partir del algoritmo de Roy White, se realizo la calibracién
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del pozo y se gener6 una curva que vincula los dominios tiempo y profundidad.

5.2. Sustitucion de fluidos

En este trabajo se propone realizar un modelado de respuesta sismica mediante una
sustitucion de fluidos a partir de las ecuaciones de Gassmann.

Para realizar este procedimiento es necesario primero construir el modelo de la roca pro-
puesto por la teorfa de Gassmann a partir del analisis de los perfiles que describen las condiciones
in situ.

A continuacién se generaran curvas de velocidad de onda P, onda S y densidad para cada
escenario modelado segun las diferentes saturaciones de fluido propuestas y segin diferentes
porosidades existentes.

Se considera que en los espacios porales de la roca solamente puede haber dos fases de

fluido: agua y gas.

5.2.1. Condiciones in situ

Como mencionamos en el Capitulo 3, en el proceso de sustitucion de fluidos es necesario
determinar el médulo de compresibilidad y el médulo de corte de la matriz mineral, de la roca
seca y de la mezcla de fluidos.

Para conocer los minerales que componen la matriz contamos con datos mineralogicos
provenientes de un anélisis de laboratorio denominado difraccion de rayos X, que es una técnica
que permite identificar los minerales que conforman una muestra de roca en base a sus estructuras
cristalinas. De esta manera se cuenta con informaciéon mineraldgica y sedimentologica de las rocas
de interés que atraviesa el pozo.

Se dispone de datos obtenidos de ocho muestras tomadas a diferentes profundidades que
describen los porcentajes de los minerales presentes en cada una de ellas. Para determinar el
porcentaje de los componentes minerales in situ se realiza el promedio entre todas las mues-
tras. Ademas del cuarzo, feldespato, arcillas y dolomitas, se describe una categoria denominada
“otros”, que agrupa a otros minerales también presentes en la muestra de las rocas pero en can-
tidades escasas, representando un 5% del total. Decidimos distribuir ese porcentaje de manera
proporcional entre los minerales conocidos més abundantes. En la Tabla 5.1 se describen los

porcentajes de los minerales calculados.
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Mineral | Porcentaje
Cuarzo 53 %
Feldespato 33%
Arcillas 8%
Dolomitas 6 %
Total 100 %

Tabla 5.1: Porcentaje de minerales promedio en el pozo.

Los valores correspondientes a la densidad y a los médulos de compresibilidad y de cizalla
de cada uno de estos minerales que se consideraron en este trabajo se encuentran detallados en
la Tabla 5.2. Estos valores ya se encuentran cargados en el software utilizado y, junto con las
abundancias de los minerales, permiten calcular los médulos de compresibilidad y de cizalla de la
matriz mineral, utilizando el promedio de Reuss o el de Hashin-Shtrikman, cuyas caracteristicas

se explicaron también en el Capitulo 3.

Mineral Moédulo de compresibi- | Moédulo de corte Densifiad P
lidad K (GPa) u (GPa) (g/em?)

Cuarzo 36.6 45 2.65

Feldespato | 37.5 15 2.62

Arcilla 20.9 6.9 2.58

Dolomita 94.9 45 2.87

Tabla 5.2: Valores de modulo de compresibilidad, m6dulo de corte y densidad para diferentes
minerales utilizados en el trabajo.

5.2.2. Analisis de la sensibilidad del método

Antes de modelar diferentes escenarios de saturacion de fluidos es necesario evaluar la
sensibilidad del método de sustituciéon. Nos interesa determinar céomo afectan los diferentes
parametros que ingresamos en el proceso de sustitucion de fluidos, y de esa manera evaluar la
sensibilidad del método. Este anélisis se llevd a cabo utilizando los datos del escenario in situ.

Para generar las curvas de velocidad, densidad y porosidad de los escenarios modelados
es necesario ingresar algunos pardmetros de entrada que se utilizarén en el proceso de sustitucion
de fluidos.

Se realizaron cuatro pruebas para evaluar la sensibilidad del método, y en cada una de
ellas se modificaron algunos parametros para poder determinar cuanto inferia cada uno en los
resultados.

Los parametros y condiciones de entrada comunes a todas las pruebas se detallan a
continuacion:

Generales:
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e El intervalo en el cual se realiza la sustitucién de fluidos es el intervalo comprendido entre

el techo y la base del reservorio denominado como "Geobodyls".

e Perfiles de velocidad de onda P y de onda S: se utilizan los perfiles disponibles de los datos.

e Perfil de densidad: se utiliza el perfil de densidad disponible.

e Perfil de porosidad: se calcula a partir del perfil de densidad.

Fluidos:

e Los fluidos presentes en los poros de la roca son agua y gas.

e Se carga el perfil de saturacion de agua y, se asume que hay gas en el espacio poral que no

esta lleno de agua.

e Se asume que el médulo de compresibilidad del agua es Kqguq = 2.38 GPa y su densidad
es 1.09 g/cm3, y que modulo de compresibilidad del gas es K = 0.021 GPa y su densidad

0.1 g/cm?, que son los valores por default del software.

e Modelo de saturaciéon tipo parche o acumulaciones: se debe elegir la forma en la que se
encuentran presentes los fluidos en los poros. Se puede optar por mezcla homogénea o un

modelo de acumulaciones grandes o medianas (mezcla inhomogénea).

Matriz mineral:

e Las propiedades de la matriz mineral se calculan con los minerales presentes en la roca,

cuyas abundancias se encuentran descriptas en el la Tabla 5.1.

e Se establece el promedio que se utiliza para calcular el moédulo de compresibilidad de la

matriz mineral. Se puede optar por el promedio de Hashin-Shtrikman, Hill o Reuss.

En las cuatro pruebas realizadas se probaron distintos métodos para calcular la matriz
mineral y también se modificd el modelo de saturacién de los fluidos. El detalle de cada una de

ellas se describe en la Tabla 5.3.
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Prueba Prueba 1 Prueba 2 Prueba 3 Prueba 4

Acumulaciones
Mix homogéneo Mix homogéneo Mix homogéneo inhomogéneas.
(Medium patches)

Modo de satura-
ci6on de fluidos

Promedio utiliza- Hashin- Hashin-

do para el céalculo Shtrikman Reuss Hill Shtrikman
de szn

Tabla 5.3: Detalle de los parametros diferentes utilizados en cada una de las pruebas.

Las curvas obtenidas de cada una de las pruebas se detallan en la Figura 5.6 y corres-

ponden a los perfiles del médulo de compresibilidad para la roca sin fluido en sus poros, K.

In situ
1 2 3 4
k_dry (Out) k_dry (Out) k_dry [Ouf) k_dry (Out)
5 GPa 21 5 GPa 21 5 GPa 5 GPa 21
I 1 [ | T . | | |

k_dry (in) k_dry (Ir) k_dry (In) k_dry (In)
MD S GPa 21) 5 GPa 21| 5 GPa 21| 5 GPa 21

(m) l_ ., I I I |

2300
2310
2320
2330

2340

Figura 5.6: Comparacion de los perfiles correspondientes al moédulo de compresibilidad para
la roca sin fluidos Ky, para el escenario de saturacion in situ, para cada una de las pruebas
realizadas.
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Como resultado de la realizacion de estas pruebas se puede ver que las curvas resultantes
para el calculo del moédulo de compresibilidad Ky, no tienen diferencias significativas entre si
entre las curvas obtenidas de los modelos 1, 2 y 3, como se aprecia en la Figura 5.6.

Para cuantificar las discrepancias entre las curvas se calcularon las diferencias entre la
curva de velocidad de onda P obtenida en la prueba 1 y la curva de velocidad de onda P obtenida

en cada una de las otras pruebas. Luego, se calcul6 el histograma para cada caso (Figura 5.7).
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Figura 5.7: Histogramas de las diferencias entre la curva de velocidad de onda P obtenida en la
prueba 1 y la curva de velocidad de onda P obtenida en las pruebas 2, 3 y 4.

El grafico superior de la Figura 5.7 es el histograma obtenido al calcular la diferencia
de la curva de velocidad de onda P generada en la prueba 1 y la curva de velocidad de onda
P generada en la prueba 2. Kl grafico del medio de la Figura 5.7 es el histograma que surge
de la diferencia entre la curva de velocidad de onda P obtenida en la prueba 1 y la curva de
velocidad obtenida en la prueba 3, y el grafico inferior corresponde a la diferencia entre la curva
de velocidad de onda P generada en la prueba 1 y la curva de velocidad de onda P generada en
la prueba 4. En los dos histogramas superiores se puede observar que las diferencias entre las
dos curvas son pequenas. En cambio, en el grafico inferior se observan valores mas grandes y
una mayor dispersion.

Como resultado de este analisis se concluye que se podria usar tanto el promedio de
Hashin-Shtrikman, el de Reuss o el de Hill para calcular el médulo de compresibilidad de la

matriz mineral, y los resultados no presentarian variaciones significativas.
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En la curva correspondiente a la pruba 4 de la Figura 5.6 se observan diferencias respecto
a las otras pruebas. En esta prueba se consider6 que los fluidos se encuentran presentes en forma
de acumulaciones espaciadas, constituyendo una mezcla inhomogénea, mientras que en las otras
tres pruebas se consideré una mezcla homogénea de los fluidos presentes en los poros. Ademas,
en la prueba 4 se utilizé el promedio de Hashin-Shtrikman para calcular el K.

Al introducir acumulaciones espaciadas de fluidos se produjeron cambios més grandes
en las curvas. Se decidié entonces realizar la sustitucion de fluidos considerando una mezcla
homogénea de agua y gas. En cuanto a las propiedades de la matriz, se decidi6é utilizar el
promedio de Hashin-Shtrikman para el calculo del médulo de compresibilidad debido a que este
modelo resulta ser la mejor forma de estimar moédulos eldsticos para una roca isétropa con

componentes eléasticas, tal como se mencioné en el Capitulo 3.

5.2.3. Escenarios

La sustitucion de fluidos se llevé a cabo para diferentes escenarios, variando el porcentaje
de saturacién de agua en la roca y también las porosidades.

En todas las figuras de esta seccion las curvas de color azul corresponden al escenario
con saturacién de fluidos in situ mientras que las curvas rojas representan los escenarios en los

cuales se realizd una sustitucion de fluidos.

5.2.4. Variaciones en las saturaciones de agua

Se modelaron los escenarios para saturaciones de agua de 100 %, 99 %, 95 %, 85 %, 70 %,
40%, 20% y 0%, es decir, 100 % gas obteniéndose nuevas curvas de velocidades (P y S) y
densidad en cada uno de ellos.

En la Figura 5.8 se pueden ver los perfiles de velocidad de onda P obtenidos en cada
uno de los escenarios. A la izquierda se presenta el escenario con 100 % de saturacion de agua y,
hacia la derecha, disminuye en cada caso la saturacién de agua hasta llegar al Gltimo escenario
que corresponde al caso 100 % saturaciéon de gas.

Se puede observar que, para el caso 100 % agua, la velocidad es mayor respecto al caso
con saturacion de fluidos in situ (azul) y, cuando se agrega solamente 1% de gas la velocidad
de onda P disminuye. En los siguientes perfiles no se aprecian cambios considerables entre la

velocidad modelada y la velocidad in situ.
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Figura 5.8: Perfiles de velocidad de onda P para diferentes saturaciones de agua. El perfil de
saturacion in situ esta representado en color azul y los perfiles sustituidos en color rojo.

Se puede afirmar entonces que si hay presencia de gas la velocidad de onda P disminuye.
Sin embargo, esta variacién de la velocidad no tiene una relacién lineal con la variacion en la
saturacion de gas.

En la Figura 5.9 se muestran los perfiles de velocidad para la onda S obtenidos en cada
uno de los escenarios modelados. Para el caso de saturacion 100% agua se puede notar una
pequena diferencia entre el perfil modelado y el perfil in situ (azul), principalmente en la zonas
mas someras y mas profundas del reservorio. En las zonas medias no se observan diferencias
significativas.

Se puede observar que la velocidad de onda S no tiene variaciones significativas ante la
presencia de gas. Sin embargo, existen variaciones pequenas que se deben a que esta velocidad
no s6lo depende del modulo de corte, que no varia al cambiar el fluido, sino que depende también
de la densidad, como se puede ver en la formula mencionada en el Capitulo 3 (Ecuacion 3.1).

Para altas saturaciones de agua, en donde la densidad aumenta, la velocidad de onda S
resulta menor. En zonas de mayor porosidad se producen mayores cambios en la densidad y, por

lo tanto, mayores variaciones de la velocidad.
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Figura 5.9: Perfiles de velocidad de onda S para diferentes saturaciones de agua. El perfil de
saturacién in situ esta representado en color azul y los perfiles sustituidos en color rojo.

En la Figura 5.10 se presentan los perfiles de densidad correspondientes a cada uno de
los escenarios modelados. Se puede observar en el grafico que la densidad es mayor que el caso in
situ para los escenarios con altas saturaciones de agua. Es decir que, a medida que la cantidad
de gas aumenta en el reservorio, la densidad disminuye. Esto se debe a que la densidad del gas
es significativamente menor que la densidad del agua.

Las variaciones en la densidad son proporcionales a las variaciones en la saturacion de
agua. Algunas zonas del perfil son mas sensibles que otras a los cambios en la saturaciéon de agua

debido a que la porosidad in situ es variable.
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Figura 5.10: Perfiles de densidad para diferentes saturaciones de agua. El perfil de saturacion in
situ esta representado en color azul y los perfiles sustituidos en color rojo.

5.2.5. Variaciones en la porosidad

El reservorio estudiado, Geobodyls, presenta porosidades que varian entre el 15% y el
30 %, las cuales constituyen valores buenos para un reservorio. El objetivo de este analisis es
estudiar como cambian las curvas de velocidades P y S, y la densidad si se producen variaciones
en la porosidad.

Se modelaron escenarios con porosidades mas bajas que las del reservorio, con poro-
sidades intermedias y con porosidades altas como las condiciones in situ. De esta manera, se

realizaron pruebas para valores de porosidad de 10 %, 25 % y 30 %.
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Figura 5.11: Curvas de velocidad de onda P para escenarios con diferentes porosidades. El
primer perfil corresponde a la porosidad total in situ. Hacia la derecha, las siguientes tres curvas
corresponden al escenario de saturacion de fluidos in situ. Las dltimas tres curvas corresponden
al escenario con 100 % saturacion de agua.

En la Figura 5.11 se puede observar que la velocidad de la onda P aumenta considerable-
mente para una porosidad del 10 %, tanto para el escenario in situ como para el completamente
saturado con agua. Para el escenario con 25 % de porosidad, en el caso in situ, las curvas son
practicamente iguales ya que se encuentra en el rango de porosidades presentes en este reservo-
rio. Para porosidades de 30 % se puede apreciar que, hasta la mitad del reservorio, la velocidad
de onda P resulta méas baja que la velocidad en el pozo.

En el caso de 100 % saturacion de agua, si bien sucede que para bajas porosidades au-
menta la velocidad de onda P, a diferencia del caso in situ, esto también ocurre para porosidades

del orden de 25 %.
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Figura 5.12: Curvas de velocidad de onda S para escenarios con diferentes porosidades. El pri-
mer perfil corresponde a la porosidad total in situ. Hacia la derecha, las siguientes tres curvas
corresponden al escenario de saturacion de fluidos in situ. Las dltimas tres curvas corresponden
al escenario con 100 % saturacion de agua.

En la Figura 5.12 se detallan las curvas obtenidas para la velocidad de onda S para cada
uno de los escenarios en los cuales se modifico la porosidad.

Para porosidades del orden del 10 % se evidencia un aumento de la velocidad de onda S,
tanto para el escenario in situ como para el de 100 % saturacion de agua.

La onda S, al igual que la P, es sensible a la porosidad. Si se introducen cambios en la
densidad, ya sea por una variacién en la saturacién o una variaciéon en la porosidad, la velocidad
de onda S se vera afectada.

Para el escenario de porosidad de 25 % no hay practicamente distincion entre los perfiles
de velocidad de onda S original y el perfil obtenido como resultado de la sustitucion. Esto sucede
tanto para el caso in situ como para el caso de saturacion 100 % agua, ya que porosidades de
este orden son las que se encuentran en el pozo.

Para una porosidad de 30 % , en el caso 100 % saturacion de agua, sucede que la velocidad
de onda S resulta méas chica que la velocidad in situ. Para el caso in situ con porosidades del

30 % se observan diferencias entre las curvas hacia la mitad del reservorio. Alli, la velocidad de
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onda S diminuye con respecto al escenario con porosidades in situ.
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Figura 5.13: Curvas de densidad para escenarios con diferentes porosidades. El primer perfil
corresponde a la porosidad total in situ. Hacia la derecha, las siguientes tres curvas corresponden
al escenario de saturacion de fluidos in situ. Las tltimas tres curvas corresponden al escenario
con 100 % saturacion de agua

En la Figura 5.13 se exponen los perfiles de densidad con diferentes porosidades para el
caso de saturacion in situ y el caso con 100 % saturacion de agua.

Se puede observar en la imagen que, si la porosidad disminuye, la densidad aumenta
debido a que hay més contenido de matriz de la roca y menor cantidad de poros, y los minerales
que conforman la matriz tienen una densidad mayor que los fluidos que rellenan los poros (agua
o gas). Esto sucede tanto en el caso in situ como en el caso de 100 % saturacion de agua.

Para el escenario in situ con una porosidad del 25 % la curva modelada se parece bastante
a la curva original, pero para una porosidad de 30 % la densidad resulta menor que la original.
Esto se debe a que la porosidad es mayor que en el caso in situ y, por lo tanto, la roca presenta
una mayor cantidad de poros y menos cantidad de matriz.

Para el escenario 100 % agua la densidad obtenida para los casos de porosidades de 25 % y

30 % se puede ver como una constante cuyo valor disminuye a medida que aumenta la porosidad.
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5.3. Generacion de sismogramas sintéticos (pre-stack)

El siguiente paso en el trabajo consisti6 en la generacién de sismogramas sintéticos para
el caso in situ y para todos los escenarios considerados en la seccién anterior.

Para cada uno de los escenarios modelados, con diferentes saturaciones de fluido y/o
porosidades se obtuvieron nuevas curvas de velocidad de onda P, de onda S y densidades. Con
estas curvas se procedié a generar un sismograma sintético pre-stack para cada caso.

El sismograma sintético se gener6 para éngulos de incidencia comprendidos entre 0° y
30°, con un total de 20 trazas, utilizando el algoritmo de Zoepptritz.

Fue necesario conseguir una nueva ondicula debido a que la utilizada para el amarre del
pozo no era de fase cero. Entonces, se aplicé una rotacion a la fase de la ondicula obtenida con
el algoritmo de Roy White (Figura 5.3) para obtener una ondicula de fase cero. La rotaciéon que
debi6 aplicarse fue de -66°. De esta manera se consigui6é una ondicula cuya fase promedio es cero,
que fue la utilizada para generar todos los sismogramas sintéticos. Esta ondicula se encuentra
graficada en la Figura 5.14.

La necesidad de la fase cero se debe a que en el siguiente paso del trabajo este sintético
se utilizara para realizar un anélisis de AVO, y los modelos teoricos de clasificacion de anomalias

con los cuales se deberdn comparar las curvas estan generados con ondiculas de fase cero.
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Figura 5.14: Ondicula de fase cero utilizada para generar los sismogramas sintéticos.

5.3.1. Escenario in situ

Los sismogramas sintéticos generados serviran para realizar un anélisis de la amplitud

versus angulo de incidencia (AVA). Para poder llevar a cabo este estudio es necesario identificar
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un horizonte en el sismograma, ya que en la curva de amplitud AVO se analiza como cambia y
qué valores toma la amplitud de un horizonte a lo largo de todos los angulos (offsets).

Se procedi6é a identificar un evento, que podria ser un maximo o un minimo, en el
sismograma, del escenario con saturacion in situ. Elegimos interpretar un horizonte dentro del
reservorio que estamos estudiando (Geobodyls), que se encuentra aproximadamente entre los
1647 ms y 1690 ms. El horizonte elegido corresponde a un méaximo y representa la base del
reservorio. Se encuentra a los 1688 ms, coincidiendo practicamente con el horizonte MEC-C. Lo

denominamos “evento sintético” (Figura 5.15).

v 0" *\ngulo de |nC|denC|a 30° Sintético
T . Coacacuy in situ

Evento sintético

Tirma ()

Figura 5.15: Sismograma sintético generado para el escenario de saturaciéon de fluidos in situ con
una ondicula de fase cero. En magenta, el horizonte interpretado sobre el sismograma.
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5.4. Analisis AVO

Una vez generado el sismograma sintético pre-stack para cada uno de los escenarios, nos
interesa estudiar como varia la amplitud de un evento determinado del reservorio a medida que
aumenta el angulo de incidencia, o de forma equivalente, a medida que aumenta el offset.

Debemos elegir si el estudio de las curvas de AVO se efectuara sobre un evento que
represente el techo o la base del reservorio (o ambos). En este caso, como el reservorio es de
baja impedancia, lo més conveniente seria estudiar un minimo (valle) y de esa forma facilitaria
el analisis. Sin embargo, el reflector que se ve més definido y con mayor amplitud es un maximo,
por lo que el horizonte elegido para analizar es el que obtuvimos previamente, que corresponde

a la base del reservorio Geobodyls.

5.4.1. Curvas AVO

Se generaron las curvas de amplitud versus dngulo de incidencia para cada uno de los
escenarios. En el eje de las abscisas se representan los angulos de incidencia, que varian entre
0 = 0° (offsets cercanos) y 6 = 30° (offsets lejanos). En el eje de las ordenadas se grafica la
amplitud.

En la Figura 5.16 se presentan las curvas de amplitud para los escenarios en los cuales
se modifico el porcentaje de saturacion de agua. En la Figura 5.16a) se muestra el caso in situ, y
en las siguientes figuras estan los escenarios que presentan saturaciones de agua de 100 %, 99 %,
95 %, 85 %, 70 %, 40% y 20% , y 100 % saturacion de gas.

Se puede observar que todas las curvas presentan una tendencia decreciente, es decir,
que la amplitud para incidencia normal es positiva pero luego disminuye a medida que el angulo
de incidencia aumenta.

Para el caso in situ la amplitud a incidencia normal vale aproximadamente 0.21, y para
6 = 30° alcanza un valor de 0.17. En el caso 100 % saturacion de agua, la amplitud para 6 = 0°
vale 0.12 y disminuye notablemente con el &ngulo hasta alcanzar un valor de 0.075 para 8 = 30°.

Para el caso de 99 % saturacion de agua, para offset cero la amplitud vale 0.15 y para
offset lejanos 0.10. Para el caso 70 % saturacion de agua, para # = 0° la amplitud mide 0.19,

pero para 6 = 30° toma un valor de 0.15.
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Figura 5.16: Curvas de amplitud versus angulos de incidencia para diferentes saturaciones de

agua y gas.

54

(i) Caso 100 % saturacion de gas



CAPITULO 5. PROCEDIMIENTO Y RESULTADOS

Se puede observar de forma general que, a medida que disminuye la saturacién de agua
(o aumenta el contenido de gas), la amplitud a incidencia normal, que corresponde a § = 0°,
aumenta hasta alcanzar su valor méaximo en escenario de 100 % saturacion de gas, en donde vale
0.22. En ese mismo escenario, para # = 30° alcanza un valor de 0.16. Ademés, se puede observar
que la curva del escenario 100 % saturacion de gas se asemeja bastante a la curva correspondiente

al escenario in situ.

También se generaron las curvas que describen cémo varia la amplitud segtin el angulo
de incidencia para los casos en que se modificaron las porosidades. Estas curvas se obtuvieron
para los escenarios correspondientes a porosidades de 10 %, 25 % y 30 %, tanto para el escenario

in situ como para el de 100 % saturado en agua.

In situ In situ

=10% b P=05%
0.2077 0.20~

. 3 -
2010~ = 0.10—
g - £
0= 0° Angulo de incidencia, 8 30° 0— 0° Angulo de incidencia. @ 30°
(a) Caso 10% porosidad para el escenario in (b) Caso 25% porosidad para el escenario in
situ situ
7 In situ
T ©=30%

077 0° Angulo de incidencia, 8 30°

(c) Caso 30% porosidad para el escenario in
situ

Figura 5.17: Curvas de amplitud versus angulo de incidencia para el escenario in situ con dife-
rentes porosidades.
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Figura 5.18: Curvas de amplitud versus dngulo de incidencia para el escenario 100 % agua con
diferentes porosidades.

En la Figura 5.17 se muestran las curvas correspondientes a variaciones de porosidad
para el caso in situ, y en la Figura 5.18 las curvas para el caso de 100 % saturacion de agua.

Tanto en el escenario in situ como en el que se encuentra totalmente saturado por agua,
a bajas porosidades el horizonte estudiado resulté estar desfasado en el sismograma sintético y
no coincidia con un maximo. Por este motivo, se interpreté otro horizonte que correspondiera
con el evento de interés. Para el caso de porosidad 10% se utilizé este nuevo horizonte para
estudiar la variacion de la amplitud con el 4ngulo de incidencia.

En los tres graficos correspondientes al escenario in situ la curva de amplitud decrece con
el angulo de incidencia. El valor maximo se alcanza en el escenario de mayor porosidad (30 %)
a incidencia normal. La amplitud alcanza un valor de 0.2 y, para § = 30° toma un valor de 0.17.

En el caso de saturacion de 100 % agua, para bajas porosidades la curva no presenta
variaciones de amplitud. Para porosidades de 25% y 30% la curva decrece con el angulo de

incidencia. El valor mas alto se alcanza para incidencia normal para porosidad de 30 %.
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CAPITULO 5. PROCEDIMIENTO Y RESULTADOS

5.4.2. Gradiente versus intercept

Ademas del anélisis de las curvas de la amplitud con respecto al angulo de incidencia,
también se realizaron crossplots entre el gradiente y el intercept, es decir, los coeficientes A y
B, respectivamente, obtenidos de las aproximaciones de Aki-Richards o Shuey (Ecuacion 3.23).
Estos graficos se utilizan para determinar mejor el tipo de anomalia AVO en la zona de interés.

Se considerd la aproximacion de Aki Richards de dos términos, ya que los dngulos de
incidencia de los sismogramas sintéticos estan comprendidos entre los 0° y 30°, y dentro de estos
angulos funciona bien esta aproximacion.

El horizonte denominado "evento sintetico”, determinado a partir del sismograma sinté-
tico para el escenario in situ, se encuentra a los 1688 ms y se estableci6 como el horizonte de
interés. Se selecciond una ventana de tiempo pequena, comprendida entre los 1686 ms y 1690
ms, aproximadamente 2 ms por encima y 2 ms por debajo del evento objetivo.

El eje de las abscisas corresponde a los valores de intercept mientras que el eje de las
ordenadas corresponde a los valores del gradiente. La escala de colores representa el tiempo, es
decir, la profundidad de los eventos representados en el gréafico. Colores rojizos estan asociados
a eventos mas someros, mientras que colores en la gama de los azules y morados se asocian
a eventos méas profundos. El cuadrado de tamano mas grande de color violeta representa la

profundidad del evento estudiado, independientemente de la escala de colores establecida.
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Figura 5.19: Graficos gradiente vs intercept para diferentes saturaciones de agua y gas.

En la Figura 5.19 se presentan todos los crossplots de gradiente versus intercept para el
caso in situ y para los escenarios modelados con diferentes sustituciones de fluidos.

En el grafico correspondiente al caso in situ se pueden observar valores de intercept entre
0.2 y 0.25, y valores de gradiente negativos, cercanos a -0.2.

En el grafico del escenario de 100 % agua se pueden identificar valores de intercept entre
0.1 y 0.15, y valores de gradiente de -0.2 también, como el caso in situ. Al agregar 1% de gas, en
el escenario de 99 % saturacién de agua el intercept toma valores un poco mas grandes que para
el caso 100 % agua y el gradiente también vale aproximadamente -0,2. Entre los escenarios de

90 % agua y 85 % agua no observan cambios en el grafico y, para el caso 70 % agua el intercept
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registra un pequeno aumento.

A medida que disminuye la cantidad de saturacion de agua el valor de gradiente se hace
cada mas negativo hasta llegar al caso 100 % saturacion de gas en el que su valor ronda los -0.24.
Para ese escenario el intercept vale entre 0.2 y 0.25.

Se puede decir entonces que el evento que queremos estudiar se encuentra en todos estos

casos en el cuadrante ntimero IV. Registra valores negativos de gradiente y positivos de intercept.
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Figura 5.20: Graficos gradiente vs intercept para diferentes porosidades en los casos in situ y
100 % agua.

En la Figura 5.20 se muestran los graficos gradiente versus intercept para los escenarios
con diferentes porosidades, tanto para el caso in situ como para el caso 100 % saturacion de
agua.

En el escenario in situ se puede observar que, para porosidades de 10 % se obtuvieron
valores de gradiente positivo pero intercept negativo. El evento de interés se ubica en el segundo
cuadrante.

Para porosidades de 25 % y 30 % se registra un intercept positivo y valores de gradiente
negativos. El evento se ubica en el cuarto cuadrante.

En el escenario correspondiente a 100 % saturacion de agua, para 10 % de porosidad el
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intercept y el gradiente toman valores negativos. Para porosidades de 25% y 30 % se registran
valores de intercept positivos y gradientes negativos, ubicandose el evento en el cuarto cuadrante.

Finalmente, para poder identificar el tipo de anomalia que se encuentra presente en
la zona de estudio se deben comparar las curvas de amplitud y los crossplots con las curvas
tedricas que definen la clasificacion de anomalias AVO, desarrolladas en el Capitulo 3 (Figuras
3.5a y 3.5b). Sin embargo, hay que tener especial cuidado ya que esa clasificacion teorica esta
desarrollada para ondas incidentes en el techo del reservorio. En este trabajo, el analisis se realiza
para incidencia en la base del reservorio. Entonces, a la hora de realizar la comparacién entre
las curvas obtenidas y las curvas de la clasificacion, hay que pensar a estas ultimas modificadas,
como si estuvieran espejadas (Figura 3.5Db).

Como resultado, al comparar la curva in situ de la Figura 5.16 y los crossplots de la
Figura 5.19 con la clasificaciéon teorica se puede interpretar que el comportamiento de AVO es

como el de la clase IV.
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Capitulo 6

Conclusiones

Luego de analizar los resultados obtenidos en este trabajo se arribé a las siguientes

conclusiones:

e De los modelados realizados con distintas saturaciones de gas se desprende que la velo-
cidad de onda P resulta ser un buen indicador de la presencia de gas. Se produce una
disminuciéon de la velocidad como respuesta a muy bajas saturaciones de gas en el reser-
vorio. Asimismo, se observd que la velocidad de onda S presenta una baja sensibilidad
a los cambios de saturacion de fluidos. Las variaciones en la velocidad de onda S que se
observan al reemplazar agua por gas se deben s6lo a la disminucién de la densidad de la

roca saturada.

e Las pruebas realizadas con distintas porosidades mostraron que tanto la velocidad de
onda P como la velocidad de onda S resultan sensibles a variaciones en la porosidad. Sin
embargo, esto se debe a distintas razones en cada caso. La velocidad de onda S responde
a los cambios del médulo de corte y de la densidad de la roca que varia linealmente con la
porosidad. La velocidad de la onda P es afectada por la porosidad de manera similar a la
onda S si consideramos los cambios que se producen en la densidad y el modulo de corte.
Sin embargo, los cambios en el médulo de compresibilidad al modificar el volumen poral

tienen una influencia mas significativa.

e En el analisis AVO, la curva que describe la variaciéon de la amplitud con respecto al &ngulo
de incidencia, resulta similar tanto para el caso in situ como para altas saturaciones de gas.
Las amplitudes evidencian la presencia de gas en el reservorio, pero no permiten estimar

la saturacion.

e El comportamiento de AVO que se identificd para la base del reservorio podria clasificarse
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como clase IV, aunque la litologia en la que se establecié esa clasificacién no condice con

la de la zona que estamos estudiando.

e Se observan valores pequenios en el gradiente y no se presentan grandes cambios para
diferentes saturaciones de agua. En el intercept se puede observar un cambio del orden
de un factor 2 entre el escenario 100 % saturado con agua y los distintos escenarios de

saturacion de gas.
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