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Resumen y Abstract V 

 

Resumen 

 

Caracterización De Propiedades Petrofísicas Mediante Inversión Elástica Geoestadística 

 

Se evalúa de manera sistemática el poder de predicción de las propiedades petrofísicas por 

medio de inversión elástica geoestadística para conocer la disposición espacial de la calidad de 

reservorio en el subsuelo, esta técnica ha sido implementada en un área de la Cuenca Llanos, 

Colombia, donde existe la necesidad de lograr una menor incertidumbre en la caracterización de 

la Formación Carbonera. Para este propósito se contó con datos de calidad aceptable y entre los 

que se tienen 250 Km2 de datos de sísmica 3D y 117 pozos verticales con registros de porosidad 

efectiva, gamma ray y facies, de los cuales 17 cuentan con registros de Densidad y Velocidad 

tanto de onda P como S. La correlación estadística con respecto a los registros de pozos es 

mayor respecto a la correlación obtenida al usar geoestadística o inversión sísmica 

separadamente; La inversión elástica geoestadística combina ambas técnicas construyendo 

múltiples modelos de probabilidad conjunta por medio de inferencia bayesiana dando hasta cinco 

veces más resolución vertical a la que se obtiene por inversión elástica determinística, se pudo 

extraer los principales geocuerpos de reservorio, asi como entender porque el C7 es el intervalo 

estratigráfico con las mejores propiedades petrofísicas, sus areniscas poseen mayor 

amalgamamiento lateral y apilamiento vertical asi como una mayor proporción de areniscas con 

porosidades efectivas mayores al 25%, mientras que en las areniscas de los intervalos C5, C3 y 

C1 estas características se ven disminuidas y donde el crudo pesado entre 8 y 12 grados API 

presente en el área no pudo entramparse.    

 

Palabras clave: inversión sísmica elástica, geoestadística multivariada, Márkov Chain 

Montecarlo, inferencia bayesiana. 
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Abstract 

 

Petrophysics Properties Characterization Through Geostatistical Elastic Inversion 

 

The predictive power of petrophysical properties is systematically evaluated through of 

geostatistical elastic inversion to know the spatial distribution of the reservoir quality in the 

subsurface, this technique has been implemented in an area of the Llanos Basin, Colombia, where 

is necessary to achieve less uncertainty in the characterization of the Carbonera Formation. For 

this purpose, we had data of acceptable quality and have 250 Km2 of 3D seismic data and 117 

vertical wells with well logs of effective porosity and facies, 17 have Density and Velocity both P 

and S. The degree of estimation of the resulting models is measured, getting less uncertainty 

when compare these with obtained using geostatistics or seismic inversion separately, 

geostatistical elastic inversion combines both techniques by building multiple joint probability 

models through of Bayesian inference giving up to five times more vertical resolution than that 

obtained by deterministic elastic inversion, it was possible to extract the main reservoir geobodies, 

as well as understand because C7 is the stratigraphic interval with the best petrophysical 

properties, its sandstones have greater lateral amalgamation and vertical stacking as well as a 

higher proportion of sandstones with effective porosities as higher than 25%, while in the 

sandstones of the C5, C3 and C1 intervals these characteristics are diminished and where the 

heavy crude between 8 and 12 degrees API present in the area cannot be accommodated. 

 

Keywords: Elastic Seismic Inversion, Multivariate Geostatistics Simulation, Markov Chain 

Montecarlo, Bayessian Inference
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Abreviatura Termino 
SI Impedancia s 
ɟ Densidad 

Vp Velocidad p 
Vs Velocidad s 

RCP Coeficiente de reflexión de la onda p 
RCS Coeficiente de reflexión de la onda s 
PI1 Impedancia acústica (p) de la capa 1 
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Planteamiento del Problema 

 

Las técnicas de inversión sísmica tradicionalmente utilizadas no han dado los resultados 

esperados en el área de estudio respecto a la necesidad que existe de llegar a resultados con 

mayor resolución vertical.  

 

Con la intención de disminuir esta incertidumbre, surgen dos técnicas de investigación muy 

importantes como lo son (1) la geoestadística, que se basa en la aplicación de funciones de 

probabilidad para reconocer y estimar fenómenos naturales que cambian espacialmente, y (2) la 

inversión sísmica, procedimiento que hace corresponder un modelo a una serie datos sísmicos.  

 

Al combinar estas dos técnicas se puede conseguir una buena fuente de información y de 

orientación para la búsqueda del petróleo. No obstante, su implementación no es sencilla, debido 

a la gran cantidad de datos que se manejan, por lo que se hace imprescindible el uso de software 

(se manejarán los software Hampson & Russel y Jason Workbench, ambos de CGG) y se hace 

necesario contar con un gran poder de cómputo, para este trabajo se utiliza un cluster basado en 

nube que cuenta con 16 computadores conectados entre sí, cada uno tiene 32 núcleos (cores) y 

400 Gb de memoria RAM, capaces de correr 16 realizaciones a la vez. 

  

Si los cuerpos de arenas de interés están por debajo de esta resolución sísmica, entonces la 

inversión sísmica determinística tradicional no contribuye tanto como se quisiera, mientras que la 

inversión sísmica geoestadística puede ser una alternativa viable para este propósito, ya que 

combina los datos sísmicos con datos de estadística espacial, lo cual arroja resultados de 

inversión sísmica con mayor resolución vertical. Este método se propone porque cumple con el 

propósito en cuanto que denota la presencia de pequeños cambios en las propiedades elásticas 

que son la respuesta a cambios litológicos. 

 

Entonces, si la información de pozos evidencia la necesidad de identificar delgados niveles de 

arenisca, entonces, ¿la inversión sísmica geoestadística será capaz de ofrecer la posibilidad de 

identificar estos delgados niveles realzando pequeñas variaciones en los parámetros elásticos 

de la secuencia estratigráfica que el dato sísmico por sí solo es incapaz de individualizar?  
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Entre la problemática a resolver también se encuentra (1) el analizar la calidad del dato sísmico 

3D (250 km2) reprocesados recientemente (2017), (2) analizar la calidad de los registros de pozo 

(para lo cual se contó con un modelo de física de rocas), (3) estimar las propiedades elásticas de 

la formación Carbonera (para lo cual se construye inversión sísmica determinística y 

geoestadística) y (4) conseguir un aumento en la resolución vertical respecto a la inversión 

determinística con inversión sísmica geoestadística.  

Objetivos 

Objetivo General 

Caracterizar propiedades petrofísicas de la Fm. Carbonera mediante inversión sísmica 

geoestadística. 

Objetivos Específicos 

Å Generar una Inversión Sísmica Determinística para la Formación Carbonera. 

Å Construir un Modelo de Simulación Geoestadística para la Formación Carbonera. 

Å Generar una Inversión Sísmica Geoestadística para la Formación Carbonera. 

 

Como objetivo general en este trabajo se propone caracterizar propiedades petrofísicas de la fm. 

Carbonera mediante inversión sísmica elástica geoestadística, de donde vamos a obtener 

propiedades elásticas (Densidad, Impedancia-P y Vp/Vs) y también vamos a obtener propiedades 

de reservorio como porosidad efectiva, gamma ray normalizado, facies, probabilidad de arena, 

con las que generamos discusión e interpretación de los resultados en términos de calidad de 

reservorio, distribución espacial, dimensiones, dirección de propagación, apilamiento vertical y 

amalgamamientos de las rocas porosas. 

 

Para lograr el objetivo general descrito se plantean superar tres objeticos específicos, entre los 

que se encuentra (1) generar inversión sísmica elástica determinística, usando los registros de 

pozo, los apilados parciales por ángulo, el ajuste en tiempo de los pozos, las ondículas multipozo 

y la relación S/N. también vamos a (2) construir un modelo geoestadístico para lo cual debemos 

establecer funciones de probabilidad y variogramas por cada variable; para finalmente generar 

inversión elástica geoestadística donde vamos a necesitar todos los datos de entrada y salida de 

inversión elástica determinística y todos los datos de entrada del modelo geoestadístico.  
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Introducción 

 

En este trabajo se plantea caracterizar la distribución espacial de las propiedades petrofísicas de 

reservorio utilizando inversión elástica geoestadística, las propiedades petrofísicas son variables 

de mucha importancia en el manejo de un yacimiento de hidrocarburos, dado que estas 

suministran información de los cambios que ocurren en el reservorio y son esenciales para una 

correcta toma de decisiones durante su desarrollo. 

 

Propiedades como litología, porosidad, permeabilidad, tipo de fluido, grado de saturación y tipo 

de gargantas de poro se pueden medir directamente en muestras de roca, sea en laboratorio o 

in situ mediante registros de pozos y los datos sísmicos de reflexión pueden contribuir al 

entendimiento de la distribución espacial de estas propiedades petrofísicas por medio de la 

aplicación de técnicas de interpretación cuantitativa.  

 

La información in situ de los registros de pozos se utiliza para parametrizar y estimar las 

propiedades petrofísicas de la roca en los datos sísmicos, lo cual cobra importancia hacia zonas 

alejadas de los pozos preexistentes donde solamente hay datos sísmicos facilitando el 

entendimiento de nuevas áreas, asi como la perforación en campañas de disminución del 

espaciamiento entre pozos en etapas avanzadas de desarrollo.  

 

Las aplicaciones más importantes en este sentido son la inversión de datos sísmicos para 

convertir series de reflectividad en propiedades de la rocas como impedancias, velocidades, la 

densidad, los módulos de compresibilidad y de corte que, posteriormente son usadas para 

entender el yacimiento mediante análisis estadísticos multivariados (Avseth et al., 2005); para 

ello, se establecen relaciones entre los fenómenos físicos y el comportamiento elástico de las 

rocas, esto se logra integrando datos de diferente naturaleza y resolución (lateral y vertical); Tales 

relaciones entre las propiedades de la roca y las geofísicas se establecen al integrar los factores 

que gobiernan el régimen de compactación de las rocas y el ambiente geológico de depósito 

(Avseth et al., 2005). 

 

La Cuenca Llanos es una de las principales zonas para la producción y exploración de 

hidrocarburos en Colombia, unos ochenta campos petrolíferos han sido descubiertos en ella. 

Resulta de especial interés la incorporación de técnicas como la inversión elástica geoestadística 
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para contribuir al conocimiento de la continuidad lateral de las propiedades petrofísicas de 

reservorio. 

 

Una de las herramientas más importantes en la búsqueda de petróleo es la sísmica de reflexión, 

en este sentido el objetivo básico de la industria petrolera es hallar y poner en producción los 

yacimientos de petróleo, gracias a esto han nacido diversas técnicas de investigación que, toman 

enfoques variados sobre el mismo tema. 

 

El fenómeno de la sísmica de reflexión es la respuesta del medio al paso de una onda acústica, 

esta respuesta puede ser analizada para inferir modelos del subsuelo, pero este es un modelo 

de banda limitada, es decir, de resolución vertical ineficiente; se necesitan técnicas capaces de 

explicar toda la varianza del reservorio, ósea, con la resolución vertical necesaria. 

 

Para la industria petrolera es necesario conocer la orientación de las capas en el subsuelo y el 

tipo de roca que existe en cada intervalo estratigráfico, para localizar los reservorios 

espacialmente y asi disminuir el factor de riesgo asociado ante nuevas perforaciones. 

 

La inversión elástica geoestadística (Hlebszevitsch et. al., 2018) es una técnica que propone 

reproducir la resolución vertical de reservorio, cosa que la inversión elástica determinística no 

logra. Los modelos geoestadísticos de subsuelo usan principalmente la información de (1) los 

registros de pozo, (2) funciones de distancia contra varianza (variogramas) y (3) funciones de 

probabilidad (PDFs) para simular escenarios posibles en que pueda estar preservada la roca en 

el subsuelo, si un modelo geoestadístico de subsuelo además utiliza los datos sísmicos 3D, 

entonces puede reproducir escenarios plausibles con menor incertidumbre y mayor resolución 

vertical que si usamos el dato sísmico por sí solo.  

Las técnicas de inversión sísmica antes utilizadas en esta área de estudio no han dado los 

resultados esperados respecto a la necesidad que existía de reprocesar el volumen sísmico y 

respecto a la necesidad de llegar a resultados con una mayor resolución vertical.  

 

Con la intención de disminuir esta incertidumbre, surgen dos técnicas de investigación muy 

importantes, como lo son (1) la estadística espacial (geoestadística), que se basa en la aplicación 

de la teoría de funciones espaciales (variogramas) y aleatorias para el reconocimiento y 

estimación de fenómenos naturales (dentro de funciones de probabilidad predefinidas con base 

en los datos de pozo), y (2) la inversión sísmica, que es todo aquel procedimiento que hace 
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corresponder un modelo con una serie datos sísmicos dados, que se basa en la extracción de 

ondículas para llegar a estimar la serie de reflectividad, de donde se despejan numéricamente 

las propiedades elásticas de la roca.  

 

Estas dos técnicas al emplearse de forma combinada son una buena fuente de información para 

la búsqueda del petróleo. No obstante realizar tales tareas no es sencillo debido a la gran cantidad 

de datos que se manejan; De allí, que se hace imprescindible el uso de un programa de 

computación que, para efectos de este trabajo será Jason Workbench de CGG, donde se ejecuta 

los procesos de inversión determinística (modulo Rocktrace) y geoestadística (modulo Rockmod), 

y para la parametrización de los datos sísmicos (apilados parciales por ángulo) se usa el software 

Hampson & Russell (CGG), finalmente para la integración e interpretación de los resultados se 

usa Petrel (Schlumberger).  

 

La información de pozos nos da evidencia de la necesidad de identificar delgados niveles de 

arenisca, hecho que implica la ausencia de cambios significativos de impedancia dentro de las 

mismas, en este caso la inversión elástica geoestadística ofrece la posibilidad de modelar estos 

delgados niveles realzando pequeñas variaciones en los parámetros elásticos de la secuencia 

estratigráfica que el dato sísmico es incapaz de individualizar por sí mismo. 

 

Si los cuerpos de areniscas de interés son más delgados que la resolución sísmica, entonces la 

inversión sísmica determinística tradicional no contribuye tanto como se quisiera, mientras que la 

inversión elástica geoestadística es una alternativa viable para este propósito, este enfoque 

combina los datos sísmicos con datos de estadística espacial medidos en pozo, brindando 

resultados de propiedades elásticas con mayor resolución vertical; Este método se propone 

porque cumple con el propósito de disminuir la incertidumbre en cuanto a la limitada resolución 

vertical de los datos sísmicos, tales cambios son una consecuencia de cambios en las 

propiedades elásticas que son una respuesta a los cambios litológicos.



 

1. Generalidades 

 

1.1 Localización 

 

El área de estudio se encuentra ubicada a 80 kilómetros al Sureste del casco urbano del Municipio 

de Puerto Gaitán y a 250 kilómetros al Este de Villavicencio, en el Departamento del Meta, 

Colombia. Dentro de la Cuenca Llanos, figura 1 y figura 2. 

 

Figura 1. Localización del área de Estudio. 
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Figura 2. Mapa con los límites de la Cuenca Llanos 

 

1.2 Historia Geológica de la Cuenca Llanos 

 

La Cuenca Llanos constituye una cuenca de antepaís (foreland), formada por el peso del orogeno 

de la Cordillera Oriental de los Andes que causa flexura y subsidencia sobre la litosfera terrestre, 

hundiéndose y generando el espacio de acomodación para preservar la depositación de la 

secuencia estratigráfica.  

 

La cuenca Llanos es una cuenca asimétrica, localizada al oriente de los Andes Colombianos, su 

génesis es comparable a las cuencas de foreland generadas por los Pirineos (Cuenca del Ebro), 
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los Alpes (cuenca del Po) y las Montañas Rocosas (cuenca de Alberta). En la figura 3 Celles & 

Gilles (1996) definen conceptualmente los componentes estructurales típicos de una cuenca de 

Foreland. 

 

Figura 3. Esquema de una cuenca de antepaís 

 

Tomado de: Celles y Gilles (1996). 

 

Figura 4. Principales límites de Secuencia y de erosión de la Cuenca Llanos 

 

Tomado de: Paul Mann (2012). 
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La figura 4 es la representación esquemática que Paul Mann (2012) da a la geometría de los 

hiatos estratigráficos que, la cuenca Llanos experimentó durante cuatro fuertes periodos de 

erosión que fueron grabados en el registro geológico de la cuenca, discordancias a nivel del (1) 

Paleozoico, (2) al final del Cretácico, (3) hacia la parte temprana del Mioceno y (4) hacia la parte 

final del Mioceno. 

 

La figura 5 son los tres grandes cortes en dirección Oeste-Este construidos por Bayona & 

Jaramillo (2007) horizontalizados a límite del Paleoceno, muestran cómo va cambiando la 

geometría de la cuenca de Norte a Sur. Los Llanos constituyen una Cuenca Asimétrica, 

alcanzando los mayores espesores de la secuencia estratigráfica hacia la falla de Guaicaramo, 

piedemonte de la Cordillera Orienta, y sector de máxima subsidencia. El espesor de la cuenca se 

va reduciendo hacia el Este, donde a la vez, la secuencia Cretácica es casi inexistente por la 

presencia de los altos estructurales de la Discordancia del Paleozoico, es decir, los altos de la 

serranía de la Macarena y el Arco del Vaupés (figura 2), estos levantamientos no permitieron el 

espacio de acomodación necesario para que se conservara parte del registro geológico. 

 

La figura 6 es un esquema generalizado de los depósitos de la Cuenca Llanos y su relación 

cronoestratigráfica tomada de Morales et. al., (2016) y construido originalmente por Gomez & 

Fajardo (2015); este corte agrupa todas las formaciones preservadas en el registro geológico de 

la Cuenca Llanos y muestra como hacia el Este los estratos se van acuñando contra la 

Discordancia del Paleozoico.  

 

La génesis de la Cuenca Llanos comenzó durante el Paleozoico constituida inicialmente como 

un rifting que dominó la depositación desde el Triásico hasta el Cretácico (depósitos de las 

formaciones Une, Gacheta y Guadalupe), mientras que desde el Maastricchtiano se convirtió en 

una cuenca de foreland producto de una inversión tectónica (depósitos de las formaciones Barco, 

Los Cuervos, Mirador y Carbonera). Finalmente, desde el Mioceno y hasta el presente el 

levantamiento definitivo de la Cordillera Oriental gobernó el suministro de sedimento y relleno de 

la cuenca (depósitos de las formaciones León, Guayabo y Necesidad). 
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Figura 5. Geometría de la Cuenca Llanos.  

 

Modificado de Bayona & Jaramillo (2007). 
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Figura 6. Corte esquemático regional de la cuenca de los Llanos Orientales 

 

Modificado de Gomez-Alba & Fajardo (2015), tomado de Morales (2016) . 

 

Figura 7. Interpretación de la Transepta de líneas sísmicas de Occidente a Oriente en la Cuenca 

Llanos.  

 

Modificado de Fanny Villamizar & Castillo (2016). 

 

La figura 7 es la interpretación de una transepta de líneas sísmicas en dirección de Occidente-

Oriente en la Cuenca Llanos, se pueden observar las tres provincias estructurales que 

constituyen sus cambios de estilo estructural, con una complejidad que se reduce hacia el Este; 

Pasando de un fuerte sistema de fallas de cabalgamiento en el piedemonte de la Cordillera 
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Oriental, hasta fallas normales, subverticales y de poco salto hacia el extremo Este, extremo 

hacia el que se encuentra nuestra área de estudio. 

 

Figura 8. Depositación de rocas sedimentarias en el Foreland de los Andes. 

 

 

Figura 9. Columna estratigráfica generalizada de la Cuenca de los Llanos 

 

Tomado de: ANH 2007. 
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En el gran sistema de Foreland de los Andes se depositaron rocas (figura 8) de (1) plataforma 

Paleozoica, (2) de Synrift durante el Cretácico Inferior, (3) marinos durante el Cretácico Superior 

y (4) continentales desde el Eoceno Tardío (Barrero 2007 y Moreno 2011).  

 

La figura 9 es la Columna Estratigráfica de la Cuenca Llanos publicada por la ANH (2007), es la 

relación entre la tabla estratigráfica internacional y el comportamiento de un registro tipo del área 

de interés y su expresión sísmica principal, construido en Harker (ANH, 2007). 

1.2.1 La Formación Carbonera 

 

En la Formación Carbonera (intervalo estratigráfico de interés de este estudio) las acumulaciones 

de hidrocarburos están particularmente ubicados en el intervalo C7, también conocido como las 

Areniscas Basales del Carbonera, son areniscas bien seleccionadas, a veces conglomeráticas y 

son friables, se mueven en porosidades efectivas de 15% a 32% con permeabilidades entre 1 y 

20 Darcys, Caycedo & Catenuanu (2018).  

 

Los depósitos de la Formación Carbonera son de origen Continental a Transicional, variando 

estratigráficamente de canales aislados a canales apilados y/o amalgamados, con entradas 

repentinas de eslabones estuarinos. El hidrocarburo producido en el área de estudio es pesado, 

con una gravedad API entre 8 y 12 grados y cuya roca generadora según datos geoquímicos es 

la Formación Gachetá, Caycedo & Catenuanu (2018). 

 

Informalmente la Formación Carbonera ha sido subdividida para propósitos operacionales de la 

industria petrolera en 8 Subunidades refiriéndose principalmente a los intervalos mayores 

intercalados areniscas y arcillolitas. La Subunidad C8 es la más vieja estratigráficamente 

hablando, y no se encuentra presente en toda la cuenca Llanos, sino que resulta pinchada en 

onlap sobre la discordancia del Paleozoico y sobre el área de estudio de este trabajo no se 

preservó. Este trabajo se sitúa entre el C7 (a la base) y el C1 (al tope). 

 

Las unidades impares del Carbonera (C7, C5, C3 y C1) son los intervalos arenosos 

(progradaciones) y las pares (C6, C4 y C2) son los intervalos lodosos (retrogradaciones), las 

unidades genéticas del Carbonera son MFS identificados por Cooper et al. (1995) y abordadas 

por Caycedo & Catenuanu (2018).  
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Caycedo & Catenuanu (2018) proponen que la Formación Carbonera pasó por ciclos con 

periodos de regresión a la base y otro de transgresión al tope, indicando una caída del nivel del 

mar seguido por una subida para completar el ciclo. Estos dos estados quedan divididos en cuatro 

MSFs de la Formación Carbonera (a la izquierda en la figura 10).  

 

Un intervalo de regresión se sitúa hacia la base de la Formación Carbonera (de C7 a C5) se 

encuentra dividido en una regresión normal de alto nivel (C7) y una regresión forzada (C5). 

Sugiriendo una caída progresiva del nivel del mar cuyo límite superior es identificado por 

discordancias tipo SU, identificados por la presencia de paleosuelos; también se identifican 

canales y desbordes intermareales (parte baja de la figura 10). 

 

Durante la regresión normal de alto nivel se depositan valles no incisos con depósitos de acreción 

lateral enmarcados en estructuras de estratificación cruzada típicos del intervalo C7 y C1, 

mientras que durante la regresión forzada se generan valles incisos que pueden estar 

parcialmente erosionados típicos del C5 y C3 (Caycedo & Catenuanu 2018). 

 

Los periodos de transgresión por su parte se encuentran conformados por intervalos de TRS 

después de las discordancias SU y hasta los MFS, que se presentan de base a tope pasando por 

transgresión, transgresión por ravinement y máximum flooding Surface al tope de la secuencia 

(arriba en la figura 10), este periodo se encuentra íntimamente relacionado con los depósitos del 

Carbonera C6, C4 y C2 (Caycedo & Catenuanu 2018).   

 

Los depósitos de canal incisos y no incisos hacen parte de la etapas regresivas, los no incisos se 

caracterizan por ser grano-decrecientes mientras que los canales incisos forman valles que 

erosionan parte del sedimento preexistente y que se preservan justo antes de empezar la 

transgresión, forman apilamiento de areniscas en electroformas de caja (Caycedo & Catenuanu 

2018).  

 

En la parte baja de la Formación Carbonera Caycedo & Catenuanu (2018) identifican la 

coexistencia de canales incisos y no incisos, adicionalmente señalan que los valles no incisos 

son más sinuosos que los incisos. A su vez en la parte alta encuentran el mayor desarrollo en la 

incisión de los valles. Las arenas limpias de La Formación carbonera se encuentran 

principalmente asociadas a los depósitos de canales de marea y a sus desbordes. 
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Figura 10. Asociación de facies de la Formación Carbonera.  

 

Tomado de: Caycedo & Catuneanu, 2018 



 

2. Propuesta y Factibilidad de Investigación 

 

Un caso satisfactorio de este tipo de trabajos fue realizado por Hlebszevitsch et. al. (2018), 

quienes definen la inversión geoestadística para apoyar el desarrollo de reservorios 

convencionales y tight oil en el yacimiento Aguada del Chivato en la cuenca Neuquina, Argentina.  

 

Entre sus conclusiones en Hlebszevitsch et. al. (2018) afirman que ñen general las inversiones 

determinísticas no alcanzan a tener la resolución vertical para resolver reservorios individuales, 

pero son útiles para conocer tendencias o lineamientos geológicos. Para el desarrollo de 

yacimientos de capas delgadas (o por debajo de la resolución sísmica) es recomendable la 

inversión geoestadística, la cual requiere de suficiente información de pozos para tener un 

conocimiento de las propiedades litológicas, elásticas y petrofísicas del yacimiento. Además, los 

pozos proporcionan la resoluci·n vertical de los modelos geol·gicos que honraran la s²smicaò.  

 

El objetivo científico de este trabajo consiste en tomar ambas fuentes de distribución de 

probabilidad de reservorio (sísmica 3D y pozos), las cuales por medio de la técnica conocida 

como inversión elástica geoestadística (Hlebszevitsch et. al., 2018) van a ser combinados 

cuantitativamente para construir un modelo a escala de reservorio que contenga tanto las 

ventajas de la sísmica como las ventajas del modelamiento geoestadístico, es decir, aprovechar 

la resolución lateral de los datos sísmicos 3D junto con la resolución vertical dada por la 

simulación geoestadística que es poblada con la información obtenida de los pozos. 

 

La inversión elástica geoestadística combina (1) simulación geoestadística multivariada, (2) 

inferencia bayesiana y (3) cadenas de Markov-Montecarlo (MCMC) para obtener múltiples 

modelos geológicos representativos del subsuelo, este modelo se basa en las funciones de 

probabilidad y los variogramas obtenidos de los pozos que, nos lleva a múltiples modelos 

geológicos de resolución vertical aumentada respecto a la resolución del dato sísmico y que a su 

vez reproduce al dato sísmico; Esto se comprueba al computar las propiedades elásticas de cada 
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modelo geológico (Impedancia-P, Vp/Vs y Densidad) junto con las ondículas y la relación 

señal/ruido para generar trazas sísmicas sintéticas que son comparadas con cada una de las 

trazas de los apilados parciales por ángulo. 

 

La probabilidad de reservorio obtenida con simulación geoestadística multivariada constituye la 

probabilidad inicial y la probabilidad sísmica (sísmica sintética versus sísmica original) constituye 

la probabilidad de verosimilitud; Estas dos fuentes de probabilidad serán combinadas apoyados 

en el teorema de Bayes para generar modelos geológicos de probabilidad conjunta. 

 

Se plantea la viabilidad de esta investigación sustentada mediante la información de pozos (hasta 

117 pozos verticales) y de la sísmica 3D reprocesada favorablemente (2017). A continuación, se 

muestra la información relevante de la secuencia de reprocesamiento sísmico, 

acondicionamiento de Gathers y registros de pozos. 

2.1 Secuencia de Reproceso y Acondicionamiento del Dato 
Sísmico 

 

El Volumen sísmico fue adquirido en el año 2007 cubriendo un área de 250 km2, este proyecto 

sísmico incluyó aspectos de procesamiento 3D pstm. Existen dos versiones de procesamiento 

de estos datos sísmicos, una del año 2009 por Petroseis y otra del año 2017 por Divestco. Dentro 

del enfoque de reprocesamiento del año 2017 se planteó mejorar los resultados obtenido durante 

el 2009, buscando (1) mitigar el efecto por ruido de ground-roll, (2) estáticas consistentes con la 

superficie, (3) huellas de adquisición, (4) contaminación por ruido aleatorio y demás problemas 

intrínsecos asociados al ambiente geológico en que se encuentra el dato. El reprocesamiento 

sísmico contó con los registros sónicos e imágenes sísmicas de pozo (VSP) como control de 

calidad a la imagen. Durante el reprocesamiento sísmico de este proyecto (2017) se tuvo como 

objetivo principal a la Formación Carbonera, donde se prestó atención a la preservación de 

amplitudes verdaderas, que fuese amigable con la respuesta AVO. 

 

En la figura 12 se muestra la secuencia de procesamiento seguido por la empresa contratada 

para el reprocesamiento de este volumen sísmico (Divestco Processing and Imaging, 2017). 

Dentro de este flujo de procesamiento se destacan la aplicación de correcciones anisotrópicas 

VTI y HTI que permiten un mejor aplanamiento de Gathers, asi como una mayor recuperación del 
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número de offset lejanos, que se traducen en la integridad de los Gathers y la imagen sísmica 

resultante. 

 

Figura 11. Parámetros de adquisición 

 

 

Tomado de reporte de reprocesamiento Divestco 2017. 

 

Figura 12. Flujograma de secuencia de reprocesamiento 2017. 

 

 

Tomado de reporte de reprocesamiento Divestco (2017) 
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Las técnicas utilizadas ayudan a la atenuación de múltiples, y además optimizan la iluminación 

del subsuelo dado que buscan (1) conservar la geología estructural, (2) preservar las difracciones, 

(3) incrementar la relación señal/ruido, al mismo tiempo que ayudan (4) a la reducción de las 

huellas de la adquisición y lo más importante para esta investigación (5) se obtiene una imagen 

que respeta el efecto AVO, es decir, amplitudes relativas verdaderas que cambian respecto al 

aumento del offset o del ángulo. 

 

Las correcciones de anisotropía VTI y HTI cumplen un importante papel a la hora de acondicionar 

adecuadamente los Gathers. Estos procesos facilitan el correcto aplanamiento de los reflectores 

en los Gathers mejorando la expresión de la imagen a la vez que su implementación puede 

ayudar a recuperar mayor cantidad de offsets lejanos aumentando el cubrimiento de ángulos de 

incidencia que le da robustez a la inversión sísmica de datos pre-apilados. 

 

Durante el procesamiento de los datos sísmicos se construyen modelos VTI y HTI por separado, 

para los datos sísmicos de este estudio se ejerció sobre los Gathers pre-apilados primero la 

corrección VTI y sobre su resultado se ejecutó la corrección HTI, este flujo de procesamiento no 

contempla corrección TTI ya que se consideró poco relevante por parte de la empresa prestadora 

del servicio argumentando poco buzamiento (en promedio 1° de inclinación) en las formaciones 

objetivo.  

 

La anisotropía en las velocidades sísmicas ocurre porque las rocas en el subsuelo son un medio 

anisotrópico causado principalmente por la orientación de los granos, la estratificación, las 

fracturas verticales y los esfuerzos. La anisotropía ocurre en la componente transversal del 

tiempo (VTI) asi como en la componente transversal horizontal (HTI) e incluso se puede llegar a 

considerar una componente transversal inclinada (TTI). La anisotropía sísmica cambia con (1) el 

ángulo de incidencia, (2) el azimut y (3) la profundidad, según sea su comportamiento resultan 

afectadas en mayor o menor medida las velocidades NMO que conllevan a Gathers más pobres 

y por tanto se afecta la calidad de la imagen sísmica. 
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Figura 13.  Gathers Isotrópico PSTM antes de análisis VTI. 

 

 

 

 

 

Figura 14.  Gather PSTM corregidos por análisis anistrópico VTI. 

 

 

 

Es necesario aclarar que el análisis VTI y HTI aplicado a los datos permitió un mejor aplanamiento 

de los Gathers por lo que los filtros típicos de acondicionamiento de Gathers (Radon, corrección 
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de ruido aleatorio y parabólico, etc.) no fueron necesarios; Sin embargo, cabe aclarar que con el 

análisis VTI y HTI no se logró un aumento significativo de offsets lejanos, se mejoró la calidad del 

Gathers por un mejor aplanamiento y conservación de amplitudes relativas verdaderas en las 

trazas, pero no se logró un mejora significativa en el aumento de trazas de offsets lejanos. 

 

En las figura 15 y figura 16 se muestra los Gathers antes y después de aplicar el análisis 

anisotrópico VTI; se puede notar como los Gathers ahora aplanan de manera importante a los 

offsets lejanos. En las figura 17 y figura 18 se muestran los Gathers corregidos por VTI antes y 

después de aplicar el análisis anisotrópico HTI. 

 

Figura 15.  Gathers PSTM VTI antes de corrección HTI. 

 

 

 

Figura 16. Gathers PSTM VTI HTI. Después de corrección HTI. 
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2.2 Análisis y Acondicionamiento de datos de Pozo 

 

Para realizar el estudio se cargaron al proyecto un total de 117 pozos verticales. De estos pozos 

se contó con 17 pozos que tienen registro Sónico P y S y registro Densidad, adicionalmente se 

cargaron los registros Gamma Ray Normalizado, porosidad efectiva, saturación de agua, 

resistividad, neutrón y facies. Estos 17 pozos se relacionan en la tabla de la figura 19, en la figura 

20 se muestra el registro tipo para la formación Carbonera, y más adelante en la figura 21 se 

muestra el mapa de la distribución espacial de estos pozos respecto a su posición dentro del 

volumen sísmico 3D. 

 

Figura 17.  Pozos cargados en el proyecto. 

 

 

 

Figura 18. Registros de pozos y topes. 
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Figura 19. Mapa del área sísmica y ubicación de pozos. 

 

 

Para el acondicionamiento de registros de pozo se contempla el control de calidad del dato, 

correcciones ambientales, selección de parámetros para modelamiento petrofísico y cálculo de 

propiedades petrofísicas como la fracción de arcilla, la porosidad, la saturación de agua, el 

acondicionamiento de los registros de densidad y velocidad tanto P como S indispensables para 

inversión sísmica. 

 

Lo que se busca con los resultados de inversión sísmica es llegar a discriminar las propiedades 

del reservorio, para lo cual es necesario reconocer el poder de clasificación entre las variables 

que se obtendrán al final del análisis. La figura 20 explica de manera esquemática porque en la 

mayoría de los casos una inversión sísmica acústica (de donde solo se obtiene resultados de 

Onda P) no es capaz de resolver estadísticamente el comportamiento del reservorio, queriendo 

decir que se necesitan más variables que lo expliquen, con la inversión sísmica elástica se 

obtienen variables adicionales como la Densidad y la relación Vp/Vs que combinados en análisis 

estadístico multivariado permiten llegar a explicar mejor al comportamiento de las propiedades 

petrofísicas. 

 

En el gráfico cruzado de la izquierda de la figura 20 las facies podrán ser separadas por inversión 

acústica, es decir, la Impedancia P permitiría una aceptable discriminación de las facies roja y 

azul, mientras que a la derecha en la figura 20 será necesario una inversión elástica donde sin 

combinar el análisis de la impedancia P con el Vp/Vs no será posible encontrar una función que 

resuelva el problema de clasificación de estas dos facies. 

17 pozos con Registros: 117 pozos con Registros:
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Figura 20. Gráficos cruzados con Impedancia P (eje X) y Vp/Vs (eje Y), con dos facies (azul y 

roja).  

 

 

En la figura 21, figura 22 y figura 23 se presentan los gráficos cruzados entre los registros de 

pozo Impedancia-P, Densidad y Vp/Vs coloreados con Gamma Ray Normalizado de donde 

podemos entender que las rocas con menor GR (tonos cálidos areniscas) tienden a ubicarse 

hacia valores (1) más bajos de Vp/Vs, (2) más bajos de Densidad y hacia los valores (3) más 

altos de Impedancia P, y que será necesario más que una simple propiedad acústica para separar 

las areniscas adecuadamente, es necesaria una inversión de tipo elástica para dar poder de 

factibilidad a la ejecución de este estudio. Es decir, de estos gráficos se entiende que se necesita 

la combinación de por lo menos dos propiedades elásticas para clasificar correctamente la calidad 

del reservorio y que una inversión acústica sería incapaz de separar areniscas de arcillolitas, por 

tanto, se necesita una inversión sísmica elástica para cumplir con este propósito del estudio.   
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Figura 21. Gráfico cruzado Densidad vs Vp/Vs coloreado por Gamma Ray Normalizado. 

 

 

Figura 22. Gráfico cruzado Densidad vs Impedancia P, coloreado por Gamma Ray Normalizado. 

 

 

Figura 23.  Gráfico cruzado Vp/Vs vs Impedancia P, coloreado por Gamma Ray Normalizado. 
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2.3 Inversión Sísmica de Prefactibilidad   

 

Dentro del análisis de factibilidad de este estudio se realizó un ejercicio preliminar de inversión 

sísmica para establecer cómo se comportan los datos sísmicos reprocesados (2017) ante un 

primer ejercicio de inversión sísmica, encontrándose que la inversión sísmica que usa los datos 

reprocesados (2017) ya no resalta las huellas de adquisición (derecha en la figura 24) que si 

estaban presentes al usar en el procesamiento anterior (2009, izquierda en la figura 24), lo cual 

nos indica que el reprocesamiento actual (2017) logró atenuar las huellas de adquisición 

(footprints) correctamente.  

 

Las huellas de adquisición persistentes (a la izquierda en la figura 24) afectarían la magnitud de 

los resultados de inversión sísmica definitiva y para atenuarlas en este estudio se aprovechó el 

software llamado Insigth Earth de CGG que cuenta con un filtro geométrico y estadístico para 

atenuar este tipo de ruido, para su implementación se hace necesario identificar el patrón regular 

en que tiende a presentarse la huella de adquisición (que se presenta cada 30 Xlines) luego este 

filtro balancea estadísticamente las amplitudes consiguiéndose buenos resultados de atenuación 

de las huellas tal como se muestra a la derecha en la figura 24 donde el problema de huella de 

adquisición ha sido resuelto para dar poder de factibilidad a la continuación de este estudio; este 

proceso se ejecutó en cada uno de los apilados parciales. 
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Figura 24. Vp/Vs en los datos sísmicos antes (2009, izquierda) y después (2017, derecha) de 

reprocesamiento. 
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3. Marco Teórico 

3.1 Sísmica de Reflexión 

 

Las ondas acústicas (onda P) se generan desde una fuente en superficie (para nuestro caso 

dinamita), que viaja por el subsuelo y cuando esta onda P incidente atraviesa una capa 1 y se 

encuentra con el tope de una capa 2 se descompone en onda reflejada (P y S) y onda transmitida 

(P y S), según la Ley de Snell (Mavko, 1993).  

 

Mavko (1993) nos explica la Ley de Snell (se habla de ella desde el Siglo X) la onda incidente P 

se descompone en onda reflejada (P y S) y onda transmitida (P y S) describiendo ángulos de 

incidencia ẽ1, reflexi·n y transmisi·n; descompuesta en ondas S y P, es decir cada una tendr§ 

su propio ángulo de reflexión y transmisión, figura 25. 

 

Figura 25. La onda acústicas parte de una fuente y a medida que pasa de la capa 1 a la capa 2 

es en parte reflejada y transmitida en ondas S y P, Ley de Snell. 

 

Modificado de Mavko (1993).  

 

Las ondas reflejadas serán leídas por los receptores dispuestos en la superficie según el arreglo 

de diseño y adquisición final en el terreno donde las ondas son recibidas (leídas y grabadas) por 

los geófonos (receptores) en intervalos de tiempo predefinidos (2 milisegundos para nuestro 

caso); el tiempo, la amplitud, el ángulo y azimut recibidos serán parte de los datos usados para 

que en la etapa de procesamiento podamos construir una imagen sísmica del subsuelo. 
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Los reflectores sísmicos son consecuencia del contraste de impedancia P y S, entre la capa 1 

(PI1 y SI1) y la capa 2 (PI2 y SI2); Su comportamiento viene dado de las aproximaciones que 

autores como Aki & Richards (1980) hacen de las ecuaciones de Zoeppritz (1919). 

 

( 1) 

 

 

( 2) 

 

PI = Impedancia P 

SI = Impedancia S 

ɟ = Densidad 

Vp = Velocidad P 

Vs = Velocidad S 

 

La impedancia (PI y SI) es el producto de la densidad por la velocidad (P y S) de las rocas, y su 

comportamiento determina la amplitud del coeficiente de reflexión (RCP y RCS) de las trazas 

sísmicas, por tanto, el coeficiente de reflexión está en función de la impedancia (P y S) y se define 

en la interfaz entre capas estratificadas y se encuentra en la interfaz entre la capa1 y la capa2. 

 

( 3) 

 

 

( 4) 

 

RCP = Coeficiente de Reflexión de la onda P 

RCS = Coeficiente de Reflexión de la onda S 

PI1 = Impedancia Acústica (P) de la Capa 1 

PI2 = Impedancia Acústica (P) de la Capa 2 

SI1 = Impedancia Elástica (S) de la Capa 1 

SI2 = Impedancia Elástica (S) de la Capa 2 

 

Definir el coeficiente de reflexión para la onda P, la onda S y la Densidad es lo que nos permitirá 

llegar a resultados de inversión sísmica elástica que desde el capítulo de propuesta y factibilidad 
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de investigación de este trabajo se demostró que una inversión sísmica acústica no sería 

suficiente para explicar el comportamiento de las rocas de la Formación Carbonera.  

 

La sísmica en función del tiempo S(t) está compuesta por el coeficiente de reflexión en función 

(1) del tiempo RC(t), (2) la convolución con la ondícula W(t) y (3) el ruido N(t) estando la ondícula 

fuertemente influenciada por la fuente usada durante la etapa de adquisición, mientras el ruido 

es consecuencia principalmente de los efectos de las capas someras y demás problemas 

inherentes a errores humanos y limitaciones técnicas de las herramientas usadas y condiciones 

del terreno durante la adquisición del dato sísmico como también durante la fase de 

procesamiento.  

S(t) = RC(t) * W(t) + N(t) 

 

( 5) 

 

S(t) = traza sísmica 

RC(t) = Coeficiente de Reflexión 

W(t) = Ondícula 

N(t) = Ruido 

 

La inversión sísmica trata esencialmente de llegar a extraer el coeficiente de reflexión RC(t) que 

una vez que se conoce se puede llegar a despejar tanto la onda P y S como la Densidad, asi 

como las demás propiedades elásticas relacionadas con estas.  

 

Conocemos (1) la traza sísmica y usando la información de pozo (2) podemos llegar a extraer la 

ondícula, (3) también podemos llegar a medir el ruido y finalmente (4) podemos despejar de la 

ecuación al coeficiente de reflexión (Aki & Richards, 1980). Esto se logra por medio de un proceso 

de deconvolución (Yilmaz, 2001), donde se usa una ondícula y el ruido logrados gracias a la 

información de registros de pozo (White, 1980). 

 

 

 

 

 

La ondícula se extrae por la correlación entre el sismograma sintético y las trazas sísmicas 

vecinas a cada pozo, ajuste que depende directamente de la amplitud, la fase y el ancho de 

banda de la ondícula (White, 1980), logrado tal ajuste entre trazas sísmicas y sismograma 
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sintético se asume haber extraído una ondícula representativa del dato sísmico y la diferencia 

entre las trazas sísmicas originales y la traza del sismograma sintético nos permiten describir al 

ruido. 

Una vez conocidos la ondícula y la relación señal/ruido (S/N) se puede llegar a estimar el 

coeficiente de reflexión del dato sísmico analizado de donde podrán despejarse las propiedades 

elásticas de las rocas. 

3.2 Inversión Sísmica Elástica Determinística  

 

Esta metodología se aplica en datos sísmicos preapilados y nos permite llegar a obtener 

volúmenes sísmicos de Impedancia, Velocidad, Densidad, relación Vp/Vs y demás propiedades 

elásticas que se desprendan de la Física Rocas.  

 

El resultado del proceso de inversión sísmica determinística tiene una resolución vertical muy 

parecida al dato sísmico original, dado que la sísmica de reflexión es de banda limitada y su 

ondícula será de banda limitada (White, 1980), es decir, todo proceso asociado al dato sísmico 

va a ser igualmente de banda limitada.  

 

Para llegar a resultados de inversión sísmica elástica determinística se definen: (1) los apilados 

parciales por ángulo, (2) las ondículas definidas para cada uno de los apilados parciales, y (3) los 

modelos de bajas frecuencias de las propiedades elástica objetivo que para este trabajo son 

principalmente la relación Vp/Vs, la Impedancia P y la Densidad y (4) las funciones de 

probabilidad (PDFs) que nos permiten generar (5) volúmenes de probabilidad de facies. 
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Figura 26. Flujo de trabajo de inversión sísmica elástica determinística. Datos de entrada 

(amarillo) datos de salida (azul), Modificado de CGG 2019. 
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En la figura 26 se muestra el flujo de trabajo que se usó en este estudio para llegar a resultados 

de inversión sísmica elástica determinística, este flujo fue adoptado de CGG (2019), se muestran 

en amarillo los datos de entrada y en azul los datos de salida, es decir, los resultados que se van 

obteniendo y cada uno de estos resultados tiene asociado su control de calidad que nos permite 

afirmar que los resultados obtenidos son aceptables. De la figura 26 podemos entender que con 

los horizontes interpretados usando la sísmica y los topes de los pozos se crea (1) un modelo 

estructural por celdas dentro de las que se va a poblar el modelo de bajas frecuencias que se 

apoya en interpolación entre los pozos de control, (2) se ajustan los pozos en dominio tiempo a 

la vez que (3) se extraen ondículas, (4) se generan sismogramas sintéticos y (5) se mide la 

relación S/N, esto ocurre para cada pozo y por cada apilado parcial por ángulo, finalmente (6) se 

ejecuta la inversión sísmica; Luego, (7) se comparan los resultados obtenidos con los pozos y (8) 

se comparan las trazas sísmica sintéticas con las trazas sísmicas originales, con los pozos 

también (9) se extraen funciones de probabilidad de facies con respecto a las propiedades 

elásticas (Impedancia-P y Vp/Vs) que nos permitirán (10) calcular volúmenes de probabilidad de 

facies utilizando los resultados de inversión sísmica determinística.   

 

Figura 27. Componentes de la función objetivo de inversión tipo CSSI 

 

Modificado de CGG, 2019. 
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Para ejecutar la inversión elástica determinística se aprovechó el algoritmo Constrained Sparse 

Spike Inversión (CSSI) método empleado por el software Jason propiedad de CGG, dentro del 

módulo Rocktrace, los aspectos técnicos relacionados a continuación usan principalmente la guía 

de usuario: Jason Rocktrace Technical Background (2019) que viene incorporada dentro de la 

plataforma Jason Workbench y que es importante porque establece la manera en que trabaja 

internamente el software.  

 

En la figura 27 se muestran los componentes de la función objetivo y optimización de CSSI, esta 

es una función de minimización cuyo objetivo es (1) buscar la mayor correlación posible entre 

sísmica original y la sintética, a la vez que (2) reproducir a los registros de pozos usados como 

control de calidad y al tiempo que (3) da estabilidad a los resultados. 

 

De la parte color naranja en la figura 27, La función CSSI se compone de una inversión sísmica 

Sparse Spike, que es una inversión relativa construida al usar los apilados parciales por ángulo, 

las ondículas y la relación S/N (Debeye, 1990); En la parte color verde en la figura 27 la inversión 

relativa es sometida al modelo de bajas frecuencias para que los resultados se obtengan en 

valores de capa y no valores relativos (Swan 1993); Luego, en la parte color azul en la figura 27 

los resultados de esta inversión son corregidas al implementar las funciones de contraste, de 

Gardner y Mudrock, estas se constituyen como condicionamiento suave (soft constrain) puesto 

que no fuerzan los resultados a reproducir los datos de pozo, estas funciones dan estabilidad 

estadística a los resultados por medio de establecer la correlación lineal de la densidad versus la 

onda P y por medio de la correlación lineal entre la onda S y la onda P ( Gardner 1974 y Castagna 

1985). 

 

Se habla de Sparse Spike Inversión  (naranja en la figura 27 y SSI en la ecuación 6) desde la 

publicación de Debeye en 1990 función que posee dos componentes, (1) la esparcibidad de la 

serie de reflectividad (Freflectividad) que ayuda a mejorar la correlación entre la sísmica sintética 

que se construye con ayuda de la ondícula y la sísmica original y (2) la relación señal/ruido 

(Fsismica) que se establece por la diferencia entre la sísmica sintética y la sísmica original. El 

resultado de esta parte de la función CSSI es una inversión tipo relativa (valores negativos y 

positivos) que son datos de poca relación con los valores absolutos de las propiedades elásticas 

de cada capa.  
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Los parámetros que se contralan durante el proceso de inversión SSI (en color naranja en la 

figura 27) son (1) ɚ que es una constante de peso a la ond²cula, y (2) la relaci·n se¶al/ruido (S/N) 

que se mide durante la fase de extracción de la ondícula.   

 

( 6) 

 

Para llegar a resultados de inversión sísmica elástica a escalas numéricas propias de la 

Formación Carbonera se requiere someter los resultados de SSI a correcciones estadísticas 

(constrains) los cuales en la función CSSI ocurren para (1) controlar la estabilidad espacial de los 

resultados empleando el modelo de bajas frecuencias Swan (1993) y (2) para encontrar 

estabilidad en propiedades inestables como la Densidad y la Velocidad-S por ejemplo, buscando 

correlación estadística lineal con respecto a propiedades estables como la Velocidad P, para ello 

se aprovechan las ecuaciones de contraste de Gardner (1974) y Castagna (1985). 

 

El modelo de bajas frecuencias y la tendencia espacial (verde en la figura 27) se encargan de 

incluir la baja frecuencia que no tienen los datos sísmicos (Swan, 1993), pero que se puede 

obtener de los pozos; En esta parte de la función CSSI se controla la forma en que el modelo de 

bajas frecuencias va a influir sobre la impedancia relativa obtenida en la parte de SSI (naranja en 

la figura 27).  

 

Una vez que los pozos sean ajustados en dominio tiempo se construye este modelo de bajas 

frecuencias que va a ser filtrado (High Cut) según (1) la incertidumbre de las propiedades de 

entrada que se conoce gracias a los registros de pozo y cuyo comportamiento estadístico se 

analiza para cada variable objetivo y tal incertidumbre entra a la ecuación como µT Elastic y (2) 

el rango de frecuencias que el modelo va a inyectar al dato sísmico, este límite de frecuencia en 

la ecuación está expresado por ȹPLowpass. 

 

( 7) 

 

En la figura 28 se muestra de manera esquemática lo que sucede a los registros de pozo 

originales a medida que se filtra su frecuencia (a la izquierda) y lo que ocurre en un espectro de 

frecuencias en el dato sísmico a medida que insertamos el modelo de bajas frecuencias (a la 

derecha), lo que se busca con el modelo de bajas frecuencias es compensar la falta de contenido 

de bajas frecuencias en los datos sísmicos. 
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Figura 28. Modelo de bajas frecuencias, se usa para compensar la falta de bajas frecuencias en 

el dato sísmico. Modificado de CGG 2017. 

 

 

Para la construcción del modelo de bajas frecuencias son usados (1) los registros de pozo 

ajustados en tiempo y (2) los horizontes sísmicos; Se construye un modelo interpolado de las 

propiedades que se quieren obtener de la inversión sísmica elástica que para efectos de este 

estudio son principalmente (1) la Densidad, (2) la Impedancia P y (3) la relación Vp/Vs.  

 

Para encontrar estabilidad, en la función CSSI emplea condicionantes considerados de bajo 

control (sotf constains) y consisten en, (1) usar la relación de Gardner (1972) que establece una 

función de proporcionalidad entre la Densidad y la Velocidad P (Vp) que sirve para dar estabilidad 

a los resultados de Densidad en función de los estables resultados que se obtienen de Vp en 

inversión sísmica, tal relación de proporcionalidad entra a la ecuación como: 

 

( 8) 

 

Y (2) medir la pendiente de la línea de Mudrock que fue establecida por Castagna (1985) se 

estima la relación lineal entre Vp y Vs para dar estabilidad a Vs con ayuda de los estables 

resultados que típicamente se obtienen en inversión sísmica acústica. 

 

Los resultados serán comparados con los registros de pozo a manera de control de calidad, este 

y otros controles de calidad serán ejecutados durante todo el proceso y una vez que se llega a 

resultados consistentes de inversión sísmica elástica se aprovechan los volúmenes de Densidad, 

Impedancia P y Vp/Vs para estimar volúmenes de probabilidad de facies e incluso para estimar 

variables de calidad de reservorio como la porosidad efectiva.  
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Usualmente los resultados de Densidad y Vs tienden a ser inestables en inversión elástica 

determinística, por lo que para interpretación tienden a ser más utilizados los volúmenes de onda 

P y la relación Vp/Vs.     

3.3 Inversión Sísmica Elástica Geoestadística 

 

La inversión geoestadística que usa este trabajo se ejecuta sobre el software Jason propiedad 

de CGG dentro del módulo Rockmod, los aspectos técnicos relacionados a continuación usan 

principalmente la guía Jason Rockmod Technical Background (2019) que viene incorporada 

dentro de la plataforma Jason Workbench, dicho documento es importante porque describe lo 

que está haciendo el algoritmo internamente.  

 

La inversión elástica geoestadística aprovecha el teorema de Bayes (1814) para combinar todas 

las fuentes de distribución de probabilidad de las propiedades elásticas, para nuestro caso estas 

fuentes de probabilidad son un modelo de probabilidad geoestadística P(ZpƅV) que es nuestra 

probabilidad inicial (prior) y un modelo de probabilidad sísmica que es nuestra probabilidad de 

verosimilitud P(SƅSyn). Estos modelos de probabilidad se computan para calcular el modelo de 

probabilidad conjunta P(ZpƅV,S) que ser§ el resultado de la inversión elástica geoestadística.   

 

( 9) 

 

Que el método de estimación de los modelos de probabilidad posea incertidumbre quiere decir 

que existen múltiples soluciones plausibles a la distribución espacial de los geocuerpos en el 

subsuelo y para capturar toda la incertidumbre de las posibles soluciones se calculan múltiples 

realizaciones (escenarios) de probabilidad conjunta P(ZpƅV,S) gracias a la simulación MCMC 

con el algoritmo Metrópolis Hastings, las realizaciones parten de los mismos datos de entrada, 

pero sus resultados son diferentes entre sí, sin embargo habrá coincidencias entre las 

realizaciones y ese parecido es aprovechado para llegar a conocer el escenario más probable de 

de propiedades (Zp). 

A continuación, vamos a describir los pormenores teóricos que envuelven el cálculo de los 

modelos de probabilidad geoestadística P(ZpƅV), y probabilidad de verosimilitud P(SƅSyn), asi 

como el flujo de trabajo que seguido para llegar al modelo de probabilidad posterior P(ZpƅV,S). 
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3.3.1 Funciones de Densidad de Probabilidad (PDFs) 

 

La inversión elástica geoestadística reconoce que la información de entrada (datos de 

ubicaciones conocidas) contiene incertidumbre que es expresada como funciones de distribución 

de probabilidad (PDFs). Las funciones de densidad de probabilidad (PDF) es la envolvente de la 

nube de incertidumbre propia para cada variable que se construye analizando el tipo de 

distribución estadística de referencia (normal, lognormal, etc.) que se define por el histograma de 

cada propiedad objetivo.  

 

En la figura 29 se muestra esquemáticamente el PDF de Impedancia P para las arenas (color 

naranja) y el PDF de Impedancia P para las arcillas (color verde) y se muestra la probabilidad de 

facies cuando nos paramos donde indica la barra de color fucsia. En el caso de la parte superior 

(arriba) de la   

figura 29 se puede afirmar que existe una probabilidad del 100% de que los datos que caen en 

la barra de color fucsia son areniscas y se puede afirmar que en este caso la Impedancia P es 

un excelente discriminador de esas facies. Mientras que en el caso de la parte inferior (abajo) de 

la figura 29 por el traslape entre los PDFs tenemos una probabilidad del 50% de que esos datos 

(los de la barra fucsia) pertenezcan a la facies arenas y 50% de que pertenezcan a la facies 

arcillas, en este caso la Impedancia P tendría poco poder de discriminación indicando que 

seguramente hace falta incluir más variables al análisis que permitan clasificar eficientemente las 

facies.  

Figura 29. Funciones PDF de las facies arenisca y arcillolita en dos casos extremos. 

 

Modificado de CGG (2019). 
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En la figura 30 en la izquierda y en el centro se muestran dos alternativas a la técnica escogida 

en este estudio (PDFs) para clasificar facies estadísticamente y que hacen parte de la mayoría 

de los métodos estadísticos de clasificación de variables discretas.   

 

Figura 30. Técnicas para la clasificación de facies a partir de técnicas estadísticas multivariadas. 

 

 

Clasificar facies con una separador entre funciones lineales (figura 30, izquierda) implica que los 

resultados no se adaptan a la nube de dispersión de manera rigurosa, los métodos no 

paramétricos (figura 30, centro) si lo hacen, pero este tipo de funciones no se pueden escribir y 

eso hace que los escenarios basados en estos métodos de clasificación no se puedan reproducir; 

Estos son problemas estadísticos que los ponen en desventaja respecto a clasificar facies por 

funciones de probabilidad PDFs (figura 30, derecha). 

 

Con la función de probabilidad de la facies arena, que es el PDF de impedancia P para la facies 

arenas se estima en cada dato la probabilidad que tiene de pertenecer a la facies arenas versus 

la probabilidad de pertenecer a la facies arcillas. Con la función de probabilidad de la facies 

arcillas, que es el PDF de impedancia P para la facies arcillas, se estima en cada dato la 

probabilidad que tiene de pertenecer a la facies arcillas versus la probabilidad de pertenecer a la 

facies arenas. Si la probabilidad de que un dato pertenezca a las areniscas es mayor que la 

probabilidad de que ese mismo dato pertenezca a las arcillolitas entonces ese dato será 

considerada una arenisca. 
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Figura 31. Crossplot entre los registros de pozo en Densidad versus Impedancia P. Se muestran 

los PDFs segmentados en facies, areniscas (amarillo) y arcillolitas (azul). 

 

 

En la figura 31 se presenta el crossplot entre densidad versus Impedancia P para todos los pozos 

del área de estudio y se puede evidenciar que la Impedancia P por sí sola no es capaz de separar 

a las facies, ni tampoco la Densidad. Sin embargo, a partir de la figura 31 podemos entender que 

combinar a la Densidad con la Impedancia P si resulta efectivo para separar areniscas de 

arcillolitas en la mayoría de los datos, aunque existe una zona de traslape entre los PDFs 

indicando que es necesario incluir una tercera propiedad elástica. 

 

Cada facies (arenisca y/o arcillolita) tiene un PDF de cada propiedad elástica (variables 

continuas), si tenemos tres propiedades elásticas (Impedancia P, Vp/Vs y Densidad) estaremos 

operando con seis PDFs de variables continuas (tres por cada facies), si aumentamos el número 

de variables objetivo el número de PDFs también aumentará por tanto cuando en este trabajo 

incluimos a la Phie y al GRn como variables objetivo debemos tener en cuenta sus PDFs respecto 

a cada facies, por cada variable adicional serán necesarios dos nuevos PDFs por cada una.   

3.3.2 Variogramas  

 

Los variogramas son funciones que relacionan a la distancia entre pares de datos versus la 

varianza entre esos pares de datos lo cual se aprovecha en geoestadística para construir la 
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probabilidad espacial. Un modelo de variogramas se calcula a partir de un variograma 

experimental el cual consiste en organizar los datos en pares de datos agrupados en intervalos 

constantes de distancia y dirección para conseguir la semivarianza segmentada en facies que 

será puesta en contraste con la distancia. 

 

Figura 32. Comportamiento de la elipse de anisotropía espacial para un variograma isotrópico y 

un variograma anisotrópico. 

 

 

A los variogramas se les definen tres componentes, la componente vertical y dos componentes 

laterales, la de mayor rango y la de menor rango, cuando las componentes laterales tienen el 

mismo rango (distancia) el variograma a tratar es isotrópico, mientras que cuando son de 

diferente magnitud se está ante un variograma anisotrópico (figura 32). Que un variograma sea 

anisotrópico significa que con el cambio del azimuth los cuerpos poseen tendencia espacial, es 

decir, las dimensiones de los cuerpos van a ser alargadas (típico de geoformas de canal) en 

dirección al rango mayor y van a ser más cortas en la dirección transversal al rango mayor. Los 

variogramas isotrópicos son frecuentemente encontrados en geocuerpos fuertemente 

amalgamados. 

 

Existen diferentes funciones de variograma y elegir el tipo de variograma dependerá del algoritmo 

escogido y del tipo de variable a modelar (discreta o continua), su elección estará condicionada 

con el comportamiento respecto al variograma experimental (figura 33). 
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Figura 33. Comportamiento de las funciones de variograma más usadas. 

 

 

Imagen tomada de https://acolita.com/geoestadistica-interpolacion-con-kriging/  

 

Del variograma experimental se toma el rango y la pendiente de variación que al graficar distancia 

entre parejas de datos versus varianza en crossplot se estiman (1) el rango, (2) el Nuget, (3) el 

sill y (4) el tipo de variograma. Estos datos se asignan al variograma modelado y que será utilizado 

durante del proceso de simulación geoestadística de las propiedades, el variograma resuelve la 

manera en que la estadística cambia con respecto a la dirección y la distancia. Para efectos de 

este estudio se modelaron los variogramas verticales a partir de los pozos porque se busca 

representar la resolución vertical verdadera de la Formación Carbonera, y los variogramas 

laterales a partir de la sísmica porque el espaciamiento lateral entre trazas sísmicas es mucho 

menor al espaciamiento entre pozos. 

 

Los variogramas verticales se deben calcular con los registros de pozo ya que éstos cuentan con 

un muestreo de hasta 0.5 pies entre muestras lo cual se traduce en una gran cantidad de datos 

atravesando la Formación Carbonera a lo largo de la componente vertical (tiempo) a un 

espaciamiento menor al de la resolución vertical verdadera de la Formación Carbonera, mientras 

que los datos sísmicos tienen un espaciamiento bastante más pobre en la vertical, para nuestros 

https://acolita.com/geoestadistica-interpolacion-con-kriging/
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datos sísmicos se considera que la resolución vertical es de aproximadamente 50 pies y los 

cuerpos de la Formación Carbonera tienden a tener en promedio 10 pies. 

 

En cambio, la información de pozos no es tan útil para estimar variogramas laterales dado que la 

distancia entre pozos (2 kilómetros en promedio), la cantidad de muestras (117 pozos) y su 

distribución lateral es bastante menos significativa que las trazas sísmicas que tiene un 

espaciamiento promedio de 33 metros y un total de 616400 trazas uniformemente distribuidas en 

toda el área de estudio son una excelente muestra para estimar variogramas laterales. 

3.3.3 Inferencia Bayesiana 

 

El primero en publicar resultados de este teorema fue Richard Price en 1763, titulado An Essay 

Towards Solving a Problem in the Doctrine of Changes; Luego, este trabajo fue retomado en 1774 

por Pierre-Simon Laplace con su trabajo titulado Memoire sur la Probabilité des Causes par les 

Évenements, y finalmente este mismo autor volvió a publicar en 1814 Essai Philosophique sur 

les Probabilités donde desarrolló una estructura de probabilidad para razonar con la 

incertidumbre en lo que hoy día se conoce como inferencia bayesiana, afirmando que la teoría 

de probabilidad es el sentido común llevado al cálculo.  

 

Figura 34. Ejemplo esquemático de la nube de probabilidad. La parte sombreada es el espacio 

multidimensional donde se mueve la probabilidad conjunta resultado de inferencia bayesiana. 

 

 

La inferencia bayesiana es una técnica de probabilidad condicional que, aprovecha la 

intercepción entre los PDFs de Zp desde (1) la simulación geoestadística P(ZpƅV), y (2) los 
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residuales entre Syn y S P(SƅSyn) para construir una probabilidad conjunta P(ZpƅV, S), raz·n 

por la cual CGG (2019) que es un verdadero algoritmo de inversión dado que tiene en cuenta 

toda la información S para mejorar los resultados de V y generar el Zp conjunto (10). En la figura 

34 se muestra de forma gráfica donde queda ubicada la probabilidad conjunta, esta corresponde 

al sector donde se interceptan todas las fuentes de probabilidad. 

 

Entonces en (10) ocurre P(ZpƅV)*P(SƅSyn) = P(ZpƅV,S) , P(SƅSyn) representa la probabilidad 

de verosimilitud (likelihood) que existe entre la sísmica sintética y la sísmica original (los 

residuales que son una medida del error se transforman numéricamente en probabilidad), 

P(ZpƅV) representa a la probabilidad inicial (prior, que conocemos gracias a V) y P(ZpƅV,S) 

representa al probabilidad posterior o conjunta que son las propiedades elásticas resultantes de 

inversión sísmica geoestadística.  

 

En (10) la probabilidad de verosimilitud (likelihood) P(SƅSyn) representa el n¼mero de formas en 

que cada conjunto de parámetros Zp puede producir una observación plausible de S y la 

probabilidad posterior P(ZpƅV, S) es el grado de credibilidad conjunta luego de observar el 

comportamiento de los datos al combinar todas las probabilidades conocidas. Estos pasos se 

ejecutan en el módulo Rockmod del software Jason (de CGG). 

 

( 10) 

 

V = Modelo geoestadístico 

Zp = Propiedades elásticas obtenidas por modelamiento geoestadístico V 

Syn = trazas sísmicas sintéticas estimadas a partir de modelo convolucional de Zp  

S = trazas sísmicas originales de cada apilado parcial, contra las que se mide la incertidumbre 

de estimación, Syn menos S (residuales). 

 

Cabe anotar que V est§ a escala de yacimiento ( å 5 ft.) mientras que S est§ a escala de s²smica 

(å 50 ft.) despu®s de que Zp se opera junto con las ondículas y el ruido Syn queda a escala de S 

(å 50 ft.) y por tanto Syn y S pueden ser comparados para establecer el error de predicción que 

V tiene respecto a S, error que ser§ transformado en la probabilidad de verosimilitud P(SƅSyn). 
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Al combinar P(ZpƅV) y P(SƅSyn) el resultado ser§n unas propiedades con una disminuci·n de la 

resolución vertical respecto a V (å 5 ft.) y al mismo tiempo un aumento en la resoluci·n vertical 

respecto a S (å 50 ft.), pero los resultados de inversi·n geoestad²stica tienen una mayor 

resoluci·n vertical (å 10 ft.) que los resultados de inversi·n determin²stica (å 50 ft.). 

 

Otro aspecto relevante de este tipo de inversión sísmica es que permite hacer inversión directa 

de propiedades tales como la porosidad efectiva (Phie), gamma ray normalizado (GRn) y facies 

dentro del mismo flujo, el modelo V se logra gracias a modelamiento geoestadístico multivariado, 

estas variables son modeladas en cosimulación junto con las propiedades elásticas ayudando 

sobre todo en los sectores con pozos que tienen facies y GRn pero no tienen Phie, sónicos ni 

densidad, siendo capaz de incluir variables de reservorio (facies, Phie y GRn) gracias a la 

correlación estadística que tienen respecto a las propiedades elásticas (Impedancia P, Vp/Vs y 

Densidad). 

 

3.3.4 Modelo Geoestadístico (Probabilidad Inicial) 

 

Una vez definida la utilidad de (1) los registros de pozo, (2) el modelo estructural, (3) las funciones 

de probabilidad (PDF) y (4) los variogramas, tenemos las herramientas necesarias para generar 

el poblamiento geoestadístico (V) que usa los datos de ubicaciones conocidas (pozos) para 

estimar datos en localizaciones no conocidas (sin pozos, pero con sísmica 3D), en este estudio 

para tal propósito se usa simulación gaussiana basado en geoestadística multivariada que genera 

múltiples escenarios (realizaciones) con el algoritmo Metrópolis-Hastings (MH) que alimenta una 

cadena de Márkov con muestreo Montecarlo (simulación MCMC).  

 

La figura 35 es el esquema general de simulación geoestadística donde los óvalos de color azul 

son datos que conocemos por la inversión determinística, los óvalos amarillos son parámetros 

espaciales y de probabilidad de las variables a modelar, finalmente los óvalos grises son los tres 

productos construidos por simulación geoestadística de arriba hacia abajo asi: 

1. Se genera un modelo geoestadístico de dos facies (arenas y arcillas) apoyado en los 

variogramas de cada facies, los registros de facies en los pozos y en el volumen de probabilidad 

de arenas obtenido en inversión determinística (PDFs de facies). 
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2. Se genera un modelo geoestadístico (V) para cada propiedad elástica y de reservorio Zp 

(Pimp, Densidad, Vp/Vs, Phie y GRn) segmentando con el modelo de dos facies antes generado 

(arenas arcillas) y que se apoya en las funciones de probabilidad (PDFs) y los variogramas de 

cada propiedad dentro de cada facies, como usamos dos facies habrá dos PDFs por cada 

propiedad elástica y reservorio, a su vez se usan los registros de pozo de cada propiedad para 

hacer control de calidad a los resultados. 

Figura 35. Esquema general de simulación geoestadística de facies y propiedades 

elásticas/reservorio. Datos de entrada (azul y amarillo) y datos de salida de Simulación (Gris) 

 

 

Modificado de CGG (2019). 

 

La simulación geoestadística multivariada usa del intervalo estratigráfico de interés (1) la 

geometría de los horizontes sísmicos para dar geometría estructural (modelo estructural) y 

estratigráfica al poblamiento del modelo (subdivisión en capas o layers), (2) los datos de registros 
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de pozos como datos conocidos y se ocultan algunos de estos datos en correlación cruzada para 

medir el grado de estimación del modelo (mayor correlación de pozos versus modelo 

geoestadístico), y (3) las funciones de probabilidad PDF de cada propiedad elástica segmentada 

en facies. 

 

Es este estudio se utilizó simulación geoestadística multivariada para generar modelos 

estocásticos tridimensionales de propiedades elásticas (Zp) cuya probabilidad resultante será el 

Modelo de Probabilidad Geoestadística P(ZpƅV) que incluye P(PimpƅV), P(densidadƅV) y 

P(Vp/VsƅV), y para este trabajo también se genera para P(faciesƅV), P(PhieƅV) y la P(GRnƅV). 

La parametrización de estos modelos se establece al comparar los resultados con datos de los 

registros de pozo que permanecen ocultos en correlación cruzada como datos de control, una 

vez superada la etapa de parametrización estos datos entran a ser celdas bloqueadas dentro del 

modelo geoestadístico porque son las ubicaciones conocidas. 

3.3.5 Modelo de Probabilidad Sísmica 

 

Esta probabilidad define que tan lejos llega las trazas sísmicas sintéticas (Syn) en intentar 

predecir a la trazas sísmicas originales (S), esta probabilidad se apoya en el residual entre ambos 

que se puede reescribir como la probabilidad de que Syn sea igual a S o a la inversa. Las 

propiedades elásticas resultantes (Zp) de la simulación geoestadística (V) son usadas para 

calcular la reflectividad (en onda P, S y Densidad), que junto con (1) las ondículas multipozo, (2) 

la relación S/N y el ángulo de incidencia tomado del ángulo medio de cada apilado parcial, se 

meten en la ecuación de Fatti et. al. (1994) y/o Aki & Richards (1980) calcular una sísmica 

sintética (Syn). Esto se logra estableciendo el Modelo Convolucional de Traza Sísmica (Yilmaz, 

2001). El PDF de la s²smica (P(SƅSyn) puede escribirse en t®rminos de ZP así (CGG, 2019): 

 

( 11) 

 

Sc es la sísmica original (S) 

ZPc es la propiedad elástica (Zp) 

W es la ondícula 

n es el ruido (relación S/N) 

rc es reflectividad 
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Se toma la representación del subsuelo (Zp) para convertirlo en reflectividad y posteriormente 

aplicar convolución entre la serie de reflectividad, la ondícula, el ruido y se usa el ángulo de 

incidencia, obteniendo una traza sísmica sintética (Syn), Agurto (2014). Para nuestro caso se 

construyen tres trazas sintéticas (Syn) porque tenemos tres rangos de ángulo por los apilados 

parciales por ángulo (0-10, 10-20, 20-30), también tenemos tres ondículas y tres relaciones 

señal/ruido para finalmente obtener tres residuales entre Syn y S. Ahora las tazas de Syn se 

restan a las trazas de S para calcular el residual que es el error que existe en Syn que le evita 

ser igual a S, los residuales son reescrito como la probabilidad s²smica (P(SƅSyn). 

 

Los resultados de modelamiento geoestadístico serán usados posteriormente para generar la 

sísmica sintética (una por cada apilado parcial) que se apoya en las ondículas, la relación 

señal/ruido y en la ecuación de Fatti et. al. (1994) que, es una simplificación de la ecuación de 

Aki & Richards (1980) que, a su vez es una simplificación de la ecuación de Zoeppritz. La ventaja 

de Fatti et. al. (1994) es que se basa en el §ngulo de incidencia (Ū1) de cada apilado parcial, es 

decir, de cada apilado parcial se toma la mediana del ángulo que cada apilado representa. 

A continuación, se explica la ecuación de Fatti et. al. (1994), la cual dice que la reflectividad (Rpp) 

se puede escribir en t®rminos del §ngulo de incidencia Ū1 (figura 25) por medio de la definición 

de tres constantes (C1, C2 y C3) y por la definición de la reflectividad en la onda P (RP), en la 

onda S (RS) y en la Densidad (RD): 
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( 17) 

 

 

( 18) 

 

 

( 19) 

 

Esta ecuación puede ser explicada en términos de Vp, Vs y Densidad, y como podemos calcular 

estas propiedades con el resultado del modelo geoestadístico (V) entonces con ayuda de las 

ondículas y las relaciones señal/ruido podemos calcular tres apilados parciales por ángulo de 

sísmica sintética, si esta es capaz de reproducir a los apilados parciales por ángulo de la sísmica 

original entonces podemos afirmar que el modelo geoestadístico propuesto (V) es un buen 

representante de la sísmica (S) y viceversa, con los residuales entre las sísmica sintética y la 

original podemos calcular las funci·n de probabilidad de verosimilitud P(SƅSyn) y la probabilidad 

inicial P(ZpƅV) ya la conocemos por los resultados del modelo geoestadístico (V).  

 

3.3.6 Simulación Markov Chain Monte Carlo (MCMC) 

 

Se conoce como cadenas de Markov al proceso estocástico en el que la probabilidad de que 

ocurra un evento depende solamente del evento inmediatamente anterior (propiedad de Markov). 

Recibe su nombre por su creador, Andréi Markov (1906); una cadena de Markov asume que, si 

se conoce la historia hasta un último instante, entonces su eslabón actual resume la información 

relevante para describir la probabilidad del eslabón futuro (eslabón posterior). Para este estudio 

se usa la simulación MCMC con el algoritmo Metrópolis Hastings (MH).   

 

MH lleva el nombre por Nicholas Metrópolis, autor del artículo de 1953: Equation of State 

Calculations by Fast Computing Machines, en este artículo se propuso el algoritmo para el caso 

de distribuciones simétricas y por W. K. Hastings lo extendió al caso general en 1970.   

 

El algoritmo MH utiliza (1) muestreo Montecarlo para dar aleatoriedad y (2) Cadenas de Markov 

para proponer una nueva función de probabilidad conjunta partiendo de la probabilidad conjunta 
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del eslabón inmediatamente anterior (T(Zp)), esta combinación se denota como simulación 

MCMC (Duran et al., 2014).  

 

Cada iteración de MH consiste en proponer un nuevo escenario de subsuelo que puede ser 

aceptado o rechazado, dependiendo de si alcanza o no pasar el factor de aceptación también 

conocido como Factor Hastings (Duran et al., 2014), En caso de rechazarlo se mantiene el estado 

previo  y el sistema hace otra ronda de simulación para hacer una nueva propuesta, la realización 

es aceptada porque se considera que la simulación MCMC aprendió del escenario 

inmediatamente anterior y por tanto mejoró (Duran et al., 2014), esto también se ve reflejado en 

un aumento de la correlación estadística entre el modelo geoestadístico y los pozos ocultos en 

correlación cruzada. 

 

Con las cadenas de Márkov se estable el comportamiento del sistema en términos de 

probabilidad después de ocurrido un cambio, para ello, las cadenas de Márkov se establecen en 

un numero finito de eslabones y cuando la cadena deja de aprender la realización se da por 

terminada. La probabilidad conjunta cambia una vez sea aceptada la simulación MCMC. 

 

En la figura 36 se explica la manera como la inversión geoestadística aprovecha la simulación 

MCMC: 

1. Se toma la primera probabilidad conjunta calculada T(ZP0)=P(Zp0  ˱ V, S) que será la 

función de objetivo,  

2. Se propone una nueva función de probabilidad conjunta ♂(Zp1  ˱ Zp0) la cual intentará 

reproducir a T(ZP0);  

3. En ♂ se está proponiendo un nuevo valor Zp1 para reemplazar a Zp0, 

4. Se escoge una muestra aleatoria uniforme U(0, 1) de Zp1 evaluada en la función ♂, 

5. Se calcula el factor de aceptación o factor Hastings, y Zp1 puede ser aceptado o 

rechazado, 

6. Si Zp1 es rechazado el sistema vuelve a iterar desde Zp0 para proponer un nuevo Zp1.  

7. Si Zp1 es aceptado este reemplazará a Zp0. 

8. La simulación MCMC ahora va a iterar con Zp1 (que reemplazó a Zp0) para encontrar un 

Zp2 y asi sucesivamente hasta que ♂ logre ser igual a T(Zp). 
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Figura 36. Esquema de simulación MCMC adaptada a inversión sísmica geoestadística. 

 

 

El esquema que se muestra en la figura 36 puede explicarse de manera gráfica, como se muestra 

a continuación en (20), partiendo de Zp0 la simulación MCMC e iterando hasta Zp12 donde ♂ logra 

reproducir a T(Zpn); los Zp que caigan dentro de la región de mayor densidad de T(Zp) en (20) 

siempre serán aceptados, mientras que los que caigan hacia las regiones de menor densidad de 

probabilidad no siempre serán aceptados. 

  

Ejemplo tomado y modificado de DOI: 10.3390/app10010272   
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En la primera iteración ♂ no podrá reproducir a T(Zpn) pero a medida que aumenta el número de 

iteraciones la simulación MCMC si podrá hacerlo (21) y cuando esto ocurra se obtendrá una 

nueva realización de inversión geoestadística. 

 

( 21) 

 

 

3.3.7 Flujo de Inversión Elástica Geoestadística 

 

Este proceso pasa por varios controles de calidad como lo son (1) que los PDFs de salida 

(posterior) sean parecidos a los de entrada (prior), (2) que los residuales entre la sísmica sintética 

y la sísmica original sean cada vez menores y (3) que las propiedades elásticas de salida 

(posterior) sean comparables a las medidas en los registros de pozo. Estos controles de calidad 

serán indicadores de que se ha construido un modelo geoestadístico (V) y que este es un 

estimador aceptable de la sísmica (S). 

 

En la figura 37 se muestra de manera esquemática la forma en que opera la inversión 

geoestadística usada según lo descrito anteriormente. En la figura 37 los óvalos azules son todos 

los datos y parámetros definidos durante la etapa de inversión determinística y que ahora son 

aprovechados en inversión geoestadística, los óvalos amarillos corresponden a parámetros 

adicionales que se definen para generar la simulación geoestadística, finalmente, los óvalos 

grises corresponden a los pasos que se generan durante inversión geoestadística.   

 

A continuación, se describen los pasos en que se distribuye el proceso de inversión 

geoestadística (figura 37): 

T(ZP0)

♂(Zp1 ˱ Zp0)

T(ZP0)

♂(Zp12 ˱ Zp0)

Pocas 
Iteraciones

Con Suficientes 
Iteraciones
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Figura 37.  Esquema de inversión geoestadística. Parámetros y datos de entrada desde 

inversión determinística (Azul), nuevos datos de entrada para inversión geoestadística 

(amarillo) y datos de salida (gris). 

 

Modificado de CGG Jason Workflow (2019). 
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1. Se estima el modelo geoestadístico (V) usando los registros de pozo, el modelo 

estructural, los PDFs y los variogramas calculados para todas las propiedades elásticas 

(Zp), facies (litho), porosidad efectiva (Phie) y gamma ray normalizado (GRn), y usando 

cada una de las propiedades modeladas se calculan sus PDFs, estos constituyen la 

probabilidad inicial P(Zp  ˱V).  

2. Se toman las propiedades elásticas obtenidas en V (impedancia P, Vp/Vs y Densidad) y 

se calculan los coeficientes de reflexión (RC) para la onda P (RCp), S (RCs) y Densidad 

(RCD). 

3. Se usan los RC junto con las ondículas multipozo, las relaciones señal/ruido y el ángulo 

de incidencia medio de cada apilado parcial por ángulo, y con la ecuación de Fatti et al 

(1994) y/o la ecuación de Aki & Richards (1980) se calculan las trazas sísmicas sintéticas 

Syn. 

4. Syn se resta con S para obtener el residual de cada apilados parcial por ángulo (cercano, 

medio y lejano), dichos residuales son transformados en la función de probabilidad P(S  ˱

Syn) que, es la probabilidad de verosimilitud. 

5. Se multiplican la probabilidad inicial P(Zp  ˱V) por la probabilidad de verosimilitud P(S  ˱

Syn), el resultado de esa combinación será la probabilidad conjunta P(Zp  ˱ V, S) y 

corresponde a aplicar el teorema de Bayes acondicionado para inversión sísmica, esta 

será usada como función objetivo T(Zp0) = P(Zp0  ˱V, S)) de la simulación MCMC que 

vamos a usar para crear múltiples realidades posibles de las propiedades del subsuelo. 

6. Se genera la función ♂ que es la función con la que la simulación MCMC va a tratar de 

reproducir la función objetivo T(Zp0). 

7. Se propone un nuevo escenario del subsuelo Zp1 con el que se busca reemplazar a Zp0, 

Zp1 será evaluado en ♂ de esta forma ♂(Zp1  ˱Zp0). 

8. Se toma una muestra aleatoria uniforme U(0,1) de ♂(Zp1) para ser sometida a un factor 

de aceptación (factor Hastings) donde Zp1 podrá ser aceptado o rechazado siendo un 

candidato para reemplazar a Zp0. 

9. El factor Hastings (H) es una probabilidad de aceptación, consiste en evaluar Zp1 respecto 

a T es decir T(Zp1) y también evaluar Zp0 respecto a ♂ es decir ♂(Zp0); y aplica una 

división entre ellos (♂(Zp0)/T(Zp1))=H, si H es igual a 1, entonces Zp1 será aceptado 

porque quiere decir que ♂(Zp1  ˱Zp0) es igual a T(Zp0), si H no es igual a 1 la muestra Zp1 

pasa por un nuevo filtro. 
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10. Dicho filtro consiste en: si U es menor igual (Ò) a H (UÒH), entonces Zp1 será aceptado, 

sino Zp1 será rechazado. 

11. Si Zp1 es aceptado reemplazara a Zp0, en cambio si Zp1 es rechazado la simulación 

volverá a plantear un nuevo Zp1 y una nueva función ♂. 

12. Si Zp1 es aceptado la simulación lanzará una nueva iteración donde la función objetivo 

ahora es T(Zp1) para proponer un Zp2 y una nueva función ♂. Asi sucesivamente hasta 

que ♂ sea igual a T. 

13. Cuando ♂ sea igual a T se dará por terminada la realización, para entonces estaremos 

ante un Zpn. 

14. Zpn será transformado en RCn para ser transformado en residuales de Synn y S, se define 

la probabilidad inicial P(ZPn ɯ Vn) y la probabilidad de verosimilitud P(S ɯ Synn) para calcular 

la probabilidad conjunta P(ZPn ɯ Vn, S). 

15. P(ZPn ɯ Vn, S) es el resultado de la primera realización, es decir ahora la probabilidad 

conjunta es ♂(Zpn). 

 

Durante la etapa de parametrización de la inversión geoestadística se corrían rondas de 32 

realizaciones, y una vez parametrizado a las condiciones idóneas de V y Syn se corrió un total 

de 300 realizaciones con las que se hace el análisis de resultados final. 

 

  



68 Caracterización De Propiedades Petrofísicas Mediante Inversión Elástica Geoestadística 

 

 

4. Metodología 

 

Se plantea primero calcular una inversión elástica determinística que para efectos de este trabajo 

será una inversión sísmica elástica tipo simultánea. Durante esta etapa de la metodología se 

establecen parte de los datos de entrada y control de calidad de los datos que serán usados 

posteriormente durante la etapa de inversión elástica geoestadística. 

 

Durante la fase de inversión elástica simultanea (determinística) se obtienen resultados 

importantes que harán parte de la inversión elástica geoestadística, como lo son (1) los apilados 

parciales por ángulo, (2) el ajuste en tiempo de los pozos, (3) las ondículas multipozo por cada 

apilado parcial, (4) la relación señal/ruido, (5) los volúmenes de probabilidad de facies, y (6) la 

proporción de facies Arenisca/arcillolita. Adicionalmente, para llegar hasta inversión elástica 

geoestadística será necesario calcular (7) los variogramas verticales y laterales por cada variable 

y (8) las funciones de probabilidad de cada variable (PDFs). 

 

A continuación, se describen los resultados obtenidos a través de la metodología planteada 

pasando por inversión elástica determinística hasta llegar a inversión elástica geoestadística. 

4.1 Apilados Parciales 

 

Se construyeron tres apilados parciales por ángulo a partir de los Gathers pstm en la siguiente 

agrupación de ángulo, 0°-10°, 10°-20° y 20°-30°. La figura 38 muestra una sección vertical sobre 

la línea 1337 con los tres apilados parciales donde se aprecia la diferencia entre ellos en cuanto 

a amplitud y contenido de frecuencia, la figura 38 corresponde a la Inline 1337 que corta al pozo 

Well-9, el cual se presenta ajustado en tiempo y ploteando el registro Gamma Ray Normalizado. 
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Figura 38. Sección vertical Inline de apilados parciales por ángulo, registro Gamma Ray 

Normalizado en el pozo interceptado. 

 

 

 

La figura 39 muestra el contenido de frecuencia de los apilados parciales sobre la misma línea 

1337, se aprecia la pérdida de frecuencia a medida que aumenta el ángulo; el apilado 0°-10° 

muestra frecuencias entre 0-100 Hz, el apilado 10-20° frecuencia entre 10-90 Hz y el apilado 20°-

30° entre 10-70 Hz. El contenido de frecuencia y el cubrimiento de las trazas va disminuyendo 

con el aumento del ángulo estando la calidad del dato sísmico dentro de los rangos aceptables. 

No se aplicó ninguna compensación por el decaimiento de la frecuencia con el aumento del 

ángulo por efecto de Strecching.   

 

En la figura 39 también se puede notar que los apilados parciales carecen de frecuencias por 

debajo de los 10 Hz, frecuencias que durante inversión sísmica determinística van a ser suplidos 

con el modelo de bajas frecuencias.  
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Figura 39. Sección vertical Inline del contenido de frecuencia (eje y) de los apilados parciales por 

ángulo, la frecuencia disminuye con el aumento del ángulo, los tonos cálidos sugieren alto 

contenido de frecuencias mientras que los tonos fríos indican caída del contenido de frecuencias. 

 

 

4.2 Estimación de Ondículas y Ajuste de Pozos en Dominio 
Tiempo 

 

La ondícula sísmica es parte fundamental en el estudio de inversión sísmica, y por ello, se incluye 

dentro del análisis de factibilidad aun cuando se vuelve interactivamente a este paso durante el 

flujo de trabajo cada vez que sea necesario. Tanto (1) la ondícula como (2) la relación señal/ruido 

permiten extraer de la traza el coeficiente de reflectividad (Problema inversión, Yilmaz 2001). 

Para estimar se usaron todos los pozos con registros densidad y sónicos P y S con que se 

contaban (17 pozos). 

 

Para la extracción de la ondícula, se parte de una ondícula estadística para tener un primer 

sismograma sintético, con el que se ajusta el pozo, de ese primer ajuste se hace control de calidad 

para luego extraer una segunda ondícula, el proceso termina si la nueva ondícula ajusta 

correctamente al pozo, en cambio, si con la nueva ondícula el amarre del pozo no es correcto se 

regresa al paso inicial para volver a estimar otra ondícula, esto ocurre tantas veces como sea 

necesario.   
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Ejecutar este ejercicio permite comprender como interactúan los datos de entrada al estudio en 

un escenario inicial y explorar aspectos que pudieran haberse omitido al inicio del estudio. 

También son los argumentos sobre los que se sustenta la viabilidad de esta investigación basada 

en (1) la calidad del dato sísmico, (2) la calidad de los registros de pozo y (3) la capacidad de las 

propiedades elásticas para estimar estadísticamente las propiedades del reservorio. 

 

El procedimiento que se siguió para la estimación de las ondículas fue: 

1. Calcular las curvas de Impedancia-P a partir de los registros de pozo de sónico P y 

Densidad. 

2. Amarrar los pozos en tiempo al integrar la curva Sónico P, usando como puntos de 

referencia el tope del Carbonera (C1) y la Discordancia del Paleozoico en profundidad y 

los respectivos horizontes en tiempo. 

3. Usar la ondícula y los registros de pozos en tiempo, para generar una traza sísmica 

sintética que se compara con las trazas sísmicas cercanas a cada pozo y en cada apilado 

parcial por ángulo. De esta comparación se aplican desplazamientos en tiempo (time shift) 

a los pozos para ajustar los eventos sísmicos principales. 

4. El proceso es iterativo y consiste en reajustar la sísmica sintética a la original, cada vez 

que esto ocurre se produce una nueva ondícula en cada pozo y cada apilado parcial por 

ángulo. El resultado debería ir mejorando hasta que sea estable (en fase y frecuencia) y 

reproduzca una alta correlación entre las trazas vecinas a cada pozo y las trazas sintéticas 

calculadas. 

 

Debido a que se emplean varios apilados parciales a la vez, se debe estimar una ondícula en 

cada pozo para cada apilado parcial, esto se logra siguiendo todos los pasos anteriores en cada 

apilado parcial. Finalmente, cuando se tienen ajustados los pozos que serán utilizados en el 

estudio se procede a la extracción de una ondícula multipozo. 

 

La figura 40 muestra el amarre en dominio tiempo y estimación de ondícula del pozo well-9, donde 

aparecen varios controles de calidad en los diferentes paneles. De izquierda a derecha: panel 1) 

la ondícula, panel 2) las trazas de la sísmica original vecinas al pozo, panel 3) la traza sísmica 

sintética y coloreado al fondo por la correlación entre las trazas de la sísmica sintética con las de 

la sísmica original (tonos cálidos indican alta correlación), panel 4) los registros de Sónico-P (azul) 
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y Gamma Ray Normalizado (rojo), y el panel 5) es la tabla de colores usada en la correlación 

coloreada en el panel 3. 

 

Figura 40. Template de ajuste en tiempo de los pozos. 

 

 

Habrá tres ondículas multipozo, una para cada apilado parcial, a menos haya la necesidad de 

usar ondículas variables en tiempo o lateralmente, es necesario estimar una ondícula por apilado 

parcial que represente a todos los pozos, por eso, se usa la metodología de mínimos cuadrados 

para estimar una ondícula multipozo para cada apilado parcial; Las tres ondículas multipozo son 

las que se usan para ejecutar la inversión elástica, tanto determinística como geoestadística.  

 

La figura 41 muestra las características de las ondículas multipozo que fueron extraídas, en verde 

la ondícula del apilado en ángulo de 0°-10° (Near), en naranja la de 10°-20° (Mid)y en azul la 20°-

30° (Far). En figura 41 el panel superior muestra las ondículas en tiempo que tienen 60 

milisegundos de largo y se observa la mayor amplitud concentrada alrededor de cero, es la 

ondícula del apilado lejano la que mayor amplitud tiene, en el panel inferior derecho se muestra 

el espectro de fase de las ondículas multipozo que no son ondículas fase cero sino que su fase 

cambia levemente con la frecuencia, y en el panel inferior izquierdo se muestra el contenido de 
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frecuencia de las ondículas siendo la ondícula del apilado lejano la que menor contenido de 

frecuencias tiene. 

 

Figura 41. Ondículas Multi-Pozo. 

 

 

 

4.3 Relación Señal/Ruido de los Apilados Parciales. 

 

Los datos sísmicos contienen ruido, ya sea por problemas de diseño, adquisición o por problemas 

inherentes a la inexactitud de los equipos usados para adquirir y procesar los datos sísmicos. Si 

la hipótesis parte del hecho de haber extraído la ondícula correcta, entonces la relación 

señal/ruido es la principal causa de la presencia de residuales diferentes de cero entre la sísmica 

sintética y la original. La relación señal/ruido es necesario estimarla porque el ruido también opera 

sobre los resultados de inversión sísmica, este parámetro puede ser calculado durante el análisis 

de tres formas, (1) desde el control de calidad durante la extracción de las ondículas, (2) desde 

los mapas y trazas residuales entre sísmica sintética y original en los resultados de inversión 

sísmica determinística, y (3) desde los mapas y trazas residuales entre sísmica sintética y original 

en los resultados de inversión sísmica geoestadística. El ruido puede expresarse en niveles de 

ruido relativo y niveles de ruido absoluto y sus unidades estan dadas en decibelios (dB). 
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( 22) 

 

al emplear los volúmenes de residuales (diferencia entre sísmica original y sintética) de la 

inversión elástica determinística en la figura 42 se estimaron mapas de relación señal/ruido y se 

crearon histogramas de estos. 

 

Figura 42. Mapas de la relación Señal/Ruido para los apilados cercano, medio y lejano 

respectivamente. 

 

 

En la figura 42 se muestran los mapas de relación señal/ruido para cada uno de los apilados 

parciales donde se puede notar que el apilado de rango medio de ángulos (Mid 10° - 20°) es el 

que más relación señal/ruido tiene con una media de 12 dB, mientras que el apilado cercano 

(Near 0° - 10°) contiene menos con una media de 5 dB y el apilado parcial lejano (Far 20° - 30°) 

se mantiene entre estos dos con 8 dB. 

4.4 Modelo Estructural (Grilla 3D) 

 

Las estadísticas de los datos deben calcularse a la escala correcta, ya que puede haber 

variaciones importantes de las mismas al cambiar de escala. Por ello, es que se define de 

antemano el muestreo o grado de detalle que se puede obtener del estudio y este está 

representado por el tamaño de las celdas que tiene la grilla tridimensional definida para inversión 

elástica, desde luego, en el intervalo de interés (la Formación Carbonera). Para este caso, se 

eligió que las celdas ocupen la misma área y posición del Bin del volumen sísmico para lo que se 

usa la geometría del Survey del volumen sísmico y la geometría de esta grilla tridimensional 

estará definida por los horizontes sísmicos al tope y base de los subintervalos en los que se ha 
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subdividido la Formación Carbonera: (1) C1-C3, (2) C3-C5, (3) C5-C7 y (4) C7-Discordancia del 

Paleozoico. 

 

Figura 43. Horizontes sísmicos de principal referencia asociados al área de estudio, interpretados 

sobre el volumen fullstack. 

 

 

Figura 44. Geometría de la grilla modelada para poblamiento geoestadístico de la Formación 

Carbonera. 

 

 

La base de la grilla es la Discordancia del Paleozoico, es decir, las capas de la zona inferior (C7) 

fueron modeladas siguiendo la geometría del horizonte al tope para que las capas de esta zona 

fueran descansando en onlap sobre la Discordancia del Paleozoico, figura 43; Mientras que, del 

tope de C1 hasta el tope de C7 la geometría de las capas fueron definidas proporcionales a tope 

y base de cada subunidad, figura 44, es decir, capas concordantes entre sí, finalmente se divide 
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en capas tales con un espesor máximo de 2 milisegundos (muestreo de la sísmica original) para 

el poblamiento del modelo de bajas frecuencias durante inversión determinística y de 0.5 

milisegundos de espesor máximo durante inversión geoestadística (cercano a la resolución 

vertical que se busca obtener), la figura 44 muestra el esqueleto estructural construido usando 

los horizontes sísmicos. 

 

4.5 Modelo de Bajas Frecuencias 

 

Los datos sísmicos carecen de bajas frecuencias y para generar valores absolutos de impedancia 

debe generarse un modelo de bajas frecuencias que es una combinación de información de las 

velocidades de apilamiento y los datos de registros de pozo que serán interpolados 

espacialmente siguiendo la geometría definida en el modelo estructural.  

 

Las velocidades de apilamiento ayudan a restringir el modelo de baja frecuencia entre 0 Hz y 3 

Hz, a su vez los registros de pozo proveen la información faltante por encima de los 2 Hz y hasta 

los 300 Hz. Durante el proceso de inversión sísmica determinística la baja frecuencia se filtrará 

hasta los 15 Hz variando levemente entre apilados parciales. 

 

Aprovechando que ya tenemos a los pozos ajustados en dominio tiempo, se interpolan los datos 

de registros de pozo (densidad, Impedancia-P y Vp/Vs) a través de la grilla tridimensional 

construida con los horizontes sísmicos (figura 44), formando un modelo para cada una de las 

propiedades elásticas que se obtendrán de la inversión elástica. En la figura 45 se muestra la 

interpolación de las propiedades elásticas para el modelo de bajas frecuencias (Densidad, la 

Impedancia-P y la relación Vp/Vs). 

 

La figura 46 muestra el espectro de frecuencias del dato sísmico (rellenado en azul), la línea roja 

representa el corte a 10 Hz indicando que por debajo de este límite es que el modelo de bajas 

frecuencias necesita influir sobre los resultados de inversión sísmica simultánea. 
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Figura 45. Sección arbitraria entre pozos con los resultados del modelo de baja frecuencias 

interpolado las variables objetivo de inversión sísmica determinística. 
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