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Resumen

El presente trabajo se realizdé para llevar al modelo geoldgico, la petrofisica avanzada, discretizando la porosidad
en 1° y 2% medio, para hacer una mejor caracterizacion estatica con el fin de tener un mejor control de volumen de
hidrocarburos para cada medio. La metodologia esta fundamentada en utilizar toda la informacioén geoldgica, geofisica
y petrofisica disponible; se elaboré un modelo geoldgico sedimentario grueso que serd la base para la distribucion de
propiedades litologicas y de tipos de roca. El tipo de roca fue dividido en cinco, siendo 1 el de menor calidad y 5 el
de mayor calidad respectivamente, y sirvio de guia en las distribuciones de las propiedades petrofisicas del primer
medio (matrizt+p fracturas+p vugulos) como la porosidad, Sw, NTG, que fueron escalados al modelo e interpolados
en el campo y un segundo medio que corresponde a vigulos conectados+ fracturas y se utilizé en su distribucion de
propiedades un atributo sismico de fracturas, llevandolo como un modelo geométrico definido en seis facies sismicas,
(0,1 fallas asociadas a corredores principales), (2, 3 fracturas difusas) y (4, 5 zonas compactas) que sirviéo como guia en la
interpolacion estadistica por facies y zonas, que a la vez permitié identificar areas con mejor contenido de hidrocarburos.
Con la distribucion de propiedades petrofisicas en el Campo Kab a nivel de bloques, se determiné que el bloque-121
tiene propiedades petrofisicas mas bajas que el bloque-101, sin embargo, por la presencia de procesos diagenéticos y
de reemplazamiento secundario como es el caso de la dolomitizacion, permitié que éste estuviera expuesto a un mayor
fracturamiento, que es de gran beneficio para dicho bloque, lo cual se puede ver reflejado en una mayor produccion de
hidrocarburos. Ademas, fue posible determinar la particiéon volumétrica por unidad, por medio geologico y por bloque,
resultando que el bloque 121 tiene mayor acumulacion de hidrocarburos en el segundo medio; por otro lado, el volumen
de hidrocarburos del bloque 101 se concentra en el primer medio geoldgico, lo que resulté una relacion de primer medio
vs segundo medio del campo de 60/40% respectivamente. Esta caracterizacion permitio llevar al modelo de simulacion
donde se definieron las unidades de flujo que mejor se adapten a este sistema de estructuras.

Palabras clave: Doble porosidad, caracterizacion estatica, yacimientos Jurdsicos, Campo Kab.

Dual porosity modeling to improve the static characterization in Jurassic
sedimentary sequences

Abstract

This work was done for populate geological models using discretizing advanced petrophysical with porosity in 1st and
2nd half for make a better static models and in order to have a better control of oil volume per any environment. The
methodology was based all geological data, geophysical and petrophysical information; was developed a sedimentary
model that will be the basis for the distribution of lithological properties and rock type, this type of rock was divided into
five 1 to 5, being worst to best quality respectively and was used in distributions of the petrophysical properties of the
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first geological environment (matrix+p fracturas+p vugulos) as porosity, Sw, NTG, which were scaled to the model and
interpolated in the field and a second geological environment corresponding to vugulos connected + fractures and used
in their distribution of properties a seismic attribute fractures going as a geometric pattern defining in 6 seismic facies
(0, 1 faults associated with major corridors), (2, 3 diffuse fractures) and (4, 5 compact zones) which were as a guide in
the statistical interpolation facies area, also they allowed us to identify areas with better hydrocarbon content. With the
distribution of petrophysical properties in the Kab to level of field blocks was determined that the 121-block has lower
petrophysical properties that the 101-block, however by the presence of diagenetic processes and secondary replacement
as in the case for dolomitization, so was exposed to greater fracturing, which is of great benefit to the block which we can
see reflected in production of hydrocarbons increased. In addition, it was possible to determine the volumetric partition
per unit, by geological support and by block, resulting that the 121 block having greater accumulation of hydrocarbons in
the second environment, on the other way, the volume of hydrocarbons of 101-block is concentrated in the first geological
environment, which resulted in a first half ratio vs second half of the field of 60%/40% respectively. This characterization
allowed have a well simulation model where the units flow that are best suited to this system were defined by structures.

Keywords: Dual porosity, static characterization, Jurassic deposits, Kab field.

Introduccion El yacimiento Kimmeridgiano presenta facies ooliticas con
muy buenas caracteristicas petrofisicas. Estratigraficamente
se dividio en dos subunidades conocidas como Unidad “E”
y Unidad “D”, basandose en el estudio regional de Angeles
Aquino, 2006; este yacimiento donde se desarrolla el
presente trabajo, se caracterizd con petrofisica avanzada

El Campo Kab (Miel), fue descubierto por el pozo Kab-101, el
cual inicié su perforacion en el afio 1993, con el objetivo de
encontrar acumulacion de hidrocarburos econémicamente

explotables y con potencialidad dentro de las rocas del . _ : i
Albiano-Cenomaniano y Kimmeridgiano. Su explotacién y se llevd al modelo geocelular discretizando el primer y

inici6 en el 2005 y actualmente cuenta con cinco pozos en segundo medio geoldgico, obteniendo asi una volumetria
producciéon de aceite volatil de 36 °API, con una presién bien definida por blogue y unidad estratigrafica.
actual de 357 kg/cm?.

Estructuralmente estd representado por un anticlinal, el Localizacion

cual estd afectado hacia el centro por un domo salino y por
un sistema radial de fallas normales, las de mayor extensiéon
con orientacion preferencial NO5°S y NW50°SE las de menor
extension. Debido a la tectdnica salina que actud en el
campo, la estructura esté dividida en dos bloques: el Bloque 23 km de Frontera, Tabasco, Figura 1. Geoldgicamente se
Kab-121 representado por un anticlinal con orientacién encuentra ubicado en la plataforma Continental del Sur del
NW30°SE, limitado a los flancos por fallas normales. El Golfo de México.

Bloque-Kab-101 estd representado por un anticlinal con
orientacion NW30°SE, y un sistema de fallas de orientacion
similar; limitado al NE por la falla normal que divide al
bloque con un salto aproximado de 70 m.

Geograficamente el Campo Kab se encuentra ubicado
frente alas costas del estado de Tabasco, aproximadamente
a 65 km al NE de la Terminal Maritima de Dos Bocas y a
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Objetivo

Llevar al modelo geoldgico 3D la petrofisica avanzada
discretizando la porosidad en 1°'y 2¢° medio, para hacer una
caracterizacion estdtica mejor, con el fin de tener un mayor
control de volumen de hidrocarburos por cada medio.

Flujo de trabajo

El presente trabajo se hizo para caracterizar el Campo
Kab a nivel Kimmeridgiano, con la nueva interpretacién

Bloque-101

sismico-estructural y petrofisica avanzada (1°y 2¢° medio),
con el fin de llevar el modelo geocelular de una malla fina
a una malla gruesa, siguiendo el flujo de trabajo para la
caracterizacién, iniciando con la carga de datos de la
interpretacién sismica, seguido con la correlacién de
unidades litoestratigraficas, caracteristicas estructurales
y estratigraficas propias de la cuenca de Campeche
(Angeles-Aquino, 1996). Las secciones de correlacidon que
se realizaron para conocer la distribucion de facies fue con
el apoyo de registros, ldminas delgadas de muestras de
canal y nucleos, Figura 2.

Blogue-121

Figura 2. Seccion de correlacion con las litofacies del campo.

Estratigrafia

Angeles—Aquino (1985), planteé el modelo sedimentario
del Jurdsico Superior en la zona marina y postulé la
existencia de la “Franja oolitica del Kimmeridgiano”, en la
porcion occidental de la sonda de Campeche. El estudio
estratigrafico-sedimentolégico de las rocas del Jurdsico
Superior, Angeles Aquino (1986), lo zonificé en ocho
litofacies, denominadas “A (Oxfordiano), B, C, D, E (JSK), F,
GYH (JST)".

Las unidades estratigraficas que integran el Kimmeridgiano
en el Golfo de México son muy variadas y pueden ser
correlacionables.
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La estratigrafia del area de trabajo esta basada en el estudio
de seis ntcleos y 70 muestras de canal. En forma simultdnea
se analizaron los registros geofisicos compuestos de cada
uno de los pozos estudiados considerando los perfiles de
Rayos Gama (RG), Resistividad (RT), litodensidad (RHOB),
Porosidad (NPHI), principalmente, para buscar patrones
que indiquen la presencia de secciones condensadas
y superficies de inundacién maxima, definiendo las
electrofacies. Con esta informacién se confirmo la existencia
de dos unidades “E y D” en el campo, Figura 3. Basado en el
estudio petrografico de las muestras de canal, nlcleos y con
apoyo de las electrofacies, se zonificaron y correlacionaron
estas unidades estratigraficas y se situaron dentro de un
marco estratigrafico local, Unidad E dividido en E4, E3, E2,
E1, Unidad D dividido en D2, D1 y D1A.
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Figura 3. Seccion estratigrafica donde se muestra la definicion de las unidades principales en las cuales fue dividido el campo.

A continuacidn, se discute cada unidad estratigrafica del
Kimmeridgiano. La unidad “E” se caracteriza por la entrada
de mudstone-wackestone parcialmente dolomitizado vy
microfracturas, con impregnacién de aceite, packstone
de rudstone. En la parte intermedia packstone-grainstone
de pellets y oolitas, ligeramente dolomitizada y hacia su
base dolomia mesocristalina con textura sacaroide, con
porosidad secundaria intercristalina en microfracturas y
microvugular, Figura 4.

La unidad “D” se caracteriza por packstone—grainstone de
oolitas con matriz compacta y dolomia microcristalina, con
porosidad intercristalina regular; hacia la base esta unidad
presenta grainstone arenoso peloidal y granos angulosos de
cuarzo monocristalino.

Packstone-grainstone, de rudstons, e Grainstone oolitico, constitido por oolitas,
T obssrva  aglomeraciones de  peloides  ooides y biocliastos.

o {one oolitico. compuesto por ooido
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Figura 4. Pozo tipo donde se observan las diferentes unidades estratigraficas terminadas del analisis petrografico de los
nucleos y muestras de canal.
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Modelo estructural

Una vez realizada la interpretacién sismica, se modelaron
32 fallas, todas de tipo normal, respetando la interpretaciéon
original, generando asi la malla de 50 x 50 con un total
de 2, 268, 864 celdas y un area de 57.03 km?, Figura 5.
La estructura interna del modelo se generd con tres
segmentos, dividiendo el campo en diferentes bloques que
ayudan a facilitar la caracterizacién estatica. Ademas, se

SZ7000 528000 529000 S300O0 531000

modifican las superficies para el ajuste de los pardmetros
de mallado; de esta manera se obtuvo un resultado que
respeta los datos originales provistos. Se verifican las
relaciones existentes entre horizontes y fallas originales con
los modelados para que la interpretacion de los saltos de
falla y estilo estructural sea geolégicamente razonable, con
el marco de compresion/ relajacion tipicos de la tecténica
salina, Figura 6.

533000 53000 535000 536000 537000

Figura 5. Geometria de la malla del Campo Kab, (division en tres segmentos).

Figura 6. Se muestra la relacion de la superficie del Kimmeridgiano original en puntos y la modelada,
respetando la interpretacion original.
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El procedimiento incluyd el ajuste de las cimas de los
pozos perforados. Las zonas principales se definieron
por los horizontes de entrada, Kimmeridgiano y una base
Kimmeridgiano. La base del modelo estd marcada por un
espesor de 500 m, aproximadamente del Kimmeridgiano,
con base en la profundidad mayor penetrada por el pozo

Kab-101, que cuenta con la mayor columna geoldgica
e informacion petrofisica. Internamente se definieron
subzonas proporcionales E3, E2, E1, D, D2, D1y D1A, una
vez obtenida esta division, el modelo se subdividid en
capas mas pequefias, de espesor de 3 a4 m, Tabla 1.

Tabla 1. Diferentes subunidades del Kimmeridgiano, el nimero de capas en que se dividid y su espesor.

CAMPO KAB JSK

. Intervalo de | Numero de Espesor
Unidad .
Capas capas Promedio {m)
JSK/E3 0-5 6 4.46
E3-E2 6-15 10 2.99
E2-E1 16-35 20 3.04
E1-D 36-65 30 3.59

Modelo sedimentario

El Campo Kab se encuentra en un ambiente sedimentario de
depdsitos someros, restringido, con energia suficiente para
lageneracion de bancos ooliticos, en los que se originaron los
grainstone- packstone de oolitas. Este modelo establece que
los depdsitos del Kimmeridgiano consisten en depdsitos de
plataforma somera con influencia de mareas. La definicion
del modelo sedimentario se realizd con informacion de
muestras de canal y estudios de laboratorio de nucleos de
los pozos perforados en el campo; en las Figuras 7 y 8, se
muestra la distribucién de facies de bancos ooliticos definida
por cuerpos carbonatados y dolomitizados, (color verde
pistache), la cual esta en contacto con una zona transicional
con contenido de arcillas y materia orgénica (color verde

VOL. 57 No. 3, MAYO-JUNIO 2017 - ISSN 0185-3899

claro) y una zona de facies de laguna definida para el modelo
y separar las facies de interés, ya que el campo no cuenta
con pozos que han cortado esta facies; de esta manera,
el modelo se generd para tener un mejor control lateral y
vertical con la estratigrafia y sedimentologia identificadas
en el campo, por ejemplo, la unidad E es considerada como
la principal unidad de facies de bancos ooliticos, con un
espesor de 280 mv, determinado en el pozo Kab-106 que
se ubica en el centro de la estructura. Ademas se le dio una
tendencia de azimuth de N320°, debido a la direccion de
la estructura generada por la tectdnica salina, en la cual el
campo esta atravesado por una falla de corrimiento con
desplazamiento lateral derecho, que permitié la entrada
de la sal autdctona, dividiendo el campo en dos bloques,
considerados Bloque 101 y Bloque 121.

Ingenieria Petrolera | 175
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Figura 7. Mapa de distribucién de facies sedimentarias.
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Figura 8. Seccion estructural con orientacion NE-SW, en la que se muestra la distribucion vertical de las facies sedimentarias.

Modelo de facies

Las facies litoldgicas, al igual que el modelo sedimentario,
fueron definidas primeramente a nivel pozo, se utilizd
informacion de nucleos, muestras de canal e informes
litolégicos de pozo; identificindose al menos seis facies que
se distribuyeron verticalmente como sigue en la unidad E,
bloque-101; se observa mudstone-wackestone gris claro,

176 | Ingenieria Petrolera

packstone de algas o estromatolitos, para el bloque -121
misma unidad presenta packstone-grainstone de oolitas,
dolomitizado. La unidad D, Unicamente la corté el pozo Kab-
101y se observan delgados cuerpos arcillosos, packstone de
pellets y oolitas, ligeramente dolomitizados, mientras que
la base estd formada por packstone-grainstone arenoso
peloidal con granos de cuarzo monocristalino.
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Una vez conceptualizadas las facies verticalmente, se
escalaron para la distribucion lateral con el método SIS
(Secuencial Indicator Simulation); utilizando como guia el
modelo sedimentario, de tal manera que en la zona de
banco oolitico, las facies presentes son mesodolomias,

microdolomias, grainstone y packstone; para la zona de
transicion corresponden a microdolomias y mudstone-
wackestone, mientras que la zona definida como de
laguna se considerd el mudstone arcilloso, Figura 9.

Figura 9. Distribucion de facies litoldgicas imagen abajo izquierda modelo 3D, y secciones longitudinales y transversal, en la
cual se observan las distribuciones litologicas.

Modelo tipo de roca

El tipo de roca es un dato de entrada, el cual es una
propiedad discreta que representa la calidad de roca y la
capacidad de flujo de la formacion, definidos mediante un
grafico de Phie Vs k (permeabilidad), al que se le aplica la
relacién R35 de Winlan para didmetros de garganta de poro;
de esta manera se definieron los tipos siguientes: el tipo TR5
es el de mejor calidad, con porosidades que varian de 0.08
a 0.12 y permeabilidad de 40 a 80 md, TR4 con porosidad

de 0.06 a 0.094 y permeabilidad de 20 a 40 mD, TR3 con
porosidad de 0.04 a 0.07 y permeabilidad de 5a 20 mD, TR2
con porosidad de 0.02 a 0.04 y permeabilidad de 1 a 5 mD,
TR1 con porosidad de 0.0001 a 0.02 de permeabilidad de
0 a 0.02 mD. Con el dato de entrada a nivel de pozo como
una propiedad discreta, se escalé al modelo para obtener
la distribucion lateral mediante el método SIS, utilizando
como guia el modelo de facies litoldgicas, el resultado es un
modelo de tipo de roca 3D, Figura 10.

Figura 10. Distribucién de petrofacies imagen abajo izquierda modelo 3D, y secciones longitudinales y transversales, en las
cuales se observan las distribuciones de las petrofacies.

VOL. 57 No. 3, MAYO-JUNIO 2017 - ISSN 0185-3899

Ingenieria Petrolera | 177



Modelado de la doble porosidad para mejorar la caracterizacion estatica en secuencias sedimentarias Jurasicas, p.p. 170-184

Modelo de propiedades petrofisicas primer
medio

El modelo de propiedades se obtuvo utilizando la
evaluaciéon petrofisica avanzada, Figura 11, para
este estudio se utilizd la particion en primer medio
(matriz+ micro-fracturas+ micro-vigulos+ % de vigulos
conectados) y segundo medio se utilizd (% vugulos
conectados+ fractura), se incluyeron siete pozos (Kab-
101, 43, 121, 33, 103B, 106 y 63v). Es importante
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Porosidad primer medio

Como dato de entrada se utilizé la curva de porosidad del
primer medio geoldgico (DC1_PHIMA_Mtz), que incluye los
medios porosos (matriz+ micro-fracturas+ micro-vigulos+
% de vugulos conectados), la cual se escal6 al modelo 3D
por medio del método aritmético. Se realizé un analisis de
los datos escalados, para obtener su normalizacién con el
propdsito de eliminar valores minimos y maximos extremos
y para la distribucion se utilizé como guia la propiedad
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mencionar que la asignacion de las propiedades se
realizé guiando la interpolacién por unidad y por tipo de
roca. El método utilizado para la poblaciéon del modelo
fue “Simulacion Gaussiana Secuencial”, con iteraciones
multiples, seleccionando aquellas que mejor se adaptan
a los parametros estadisticos de los datos de entrada del
campo. Ademas para su distribucion de las propiedades
se realizd6 como guia el modelo tipo de roca logrando
ajustar lo que se tiene como dato de entrada para cada
unidad estratigrafica.

Figura 11. Evaluacion de la petrofisica avanzada que se
utilizé como dato de entrada para la asignacion de las
propiedades.

discreta de tipo de roca; se realizd un estudio estadistico con
apoyo del gréfico de porosidad vs permeabilidad por tipo de
roca; se asignaron los valores de Phie para cada tipo de roca
en cada zona, utilizando el método de Simulacion Gaussiana
(SGS), con 20 iteraciones donde se obtuvo un promedio
de ellas para agrupar las distribuciones, obteniendo
como resultado el modelo 3D, Figura 12. Por otro lado, la
porosidad promedio del modelo que se obtuvo para cada
bloque es de 5.6% (bloque-101) y 4 a 5% (bloque-121), con
valor minimo de 0.01 y maximo de 0.11.
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i BLOQUE-121

BLOQUE-101

Figura 12. Distribucion de porosidad primer medio imagen abajo izquierda modelo 3D, y secciones longitudinales y transversal
en la cual se observan las distribuciones de porosidad.

Saturaciéon de agua, (S,)

Esta propiedad responde a la relacién inversa con la
porosidad y la relacion neto/bruto. Es decir, la propiedad
SW, baja cuando la porosidad sube y la S tiende a uno
cuando la porosidad se reduce. Por lo que el método
de escalamiento utilizado se basé en el registro con la

propiedad de tipo de roca y como variable secundaria
utilizando la funcidn de la relacién RGP (Radio de garganta
de poro)yS, -PC, Figura 13, para tener una mejor correlacién
vertical. El método geoestadistico empleado fue el SGS. Los
resultados proporcionaron un promedio en la saturacién de
agua alrededor del 30 a 50% en el area, con valor minimo de
0.023 y maximo de 1.

BELOQUE-121
r

[

Figura 13. Distribucion de la saturacién S, del primer medio, imagen abajo izquierda modelo 3D y secciones longitudinales y
transversales, en las cuales se observan las distribuciones de saturacion de agua.
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Espesor neto, (NTG)

Esta propiedad determind al cut-off de porosidad y
saturacién de agua. Se calculd bajo la condicion légica: Si
(porosidad es mayor a 0.02 y Vsh es menor a 0.10y S es
menor a 0.50 entonces 1, sino 0), donde 1 corresponde a
rocas que pueden fungir como yacimiento y O corresponden
arocas que por sus caracteristicas petrofisicas se comportan
como sellantes; una vez obtenida esta propiedad se escalé

al modelo, Figura 14, y se realizd la asignacion utilizando
como guia la propiedad de tipo de roca, asignando valores
estadisticos para cada una con el método SGS, realizando
20 iteraciones para obtener el promedio aritmético. Los
resultados proporcionaron un promedio en la relacién neto-
bruto de 0.70 para el bloque 101y de 0.46 en el bloque-121,
observando que la mejor zona de espesor neto impregnado
se encuentra en el bloque-101, Figura 14.

BLOQUE-121

BLOUE-101

b\ BLoaue121
BLOQUE-101 63v2

Figura 14. Distribucion del NTG para el primer medio, imagen abajo izquierda modelo 3D, y secciones longitudinales y
transversal, en las cuales se observan las distribuciones de NTG.

Modelo de propiedades petrofisicas segundo
medio

En el modelado de propiedades del segundo medio,
similarmente que pare el primer medio, se utilizaron las
evaluaciones de petrofisica avanzada, las curvas de particion
para el segundo medio geoldgico corresponde (% de
vugulos conectados + fractura), calculadas en siete pozos.
Cabe mencionar que para realizar estas distribuciones
previamente se incluyé un modelo de fractura, el cual es
un modelo 3D de facies sismicas que incluye el atributo de
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curvatura maxima, discontinuidades y echados, calibrado
con el registro de imdagenes del campo, representado
como un modelo discreto con una gama de colores, en
el que se definieron seis facies: (0,1) fallas asociadas a
corredores principales, (2,3) fracturas difusas asociadas
a microfracturamiento subsismico, (4,5) zona compacta,
Figura 15. La asignacidn se realizé guiando la interpolacion
estadisticamente por facies sismica y por unidad. El método
utilizado para la poblacion del modelo fue “simulaciéon
Gaussiana” con iteraciones multiples, para obtener una
mejor distribucion en el Campo Kab.
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Figura 15. Geométrico de facies sismicas utilizado como guia para la asignacion de propiedades del segundo medio.

Porosidad segundo medio

Como dato de entrada se utilizé la curva de porosidad
de fractura discretizada, (DC1_POR_VFRACT) que incluyé
los medios (% de vigulos conectados+ fractura) para los
pozos (101. 43, 121, 33, 103B, 106 y 63V); se escalé al
modelo 3D por medio del método aritmético; para la
distribucién se utilizé como guia la propiedad discreta
de fracturas, se elaboraron tablas estadisticas por pozo y

por unidad (valores Min, Max, Mean y STD), para asignar
los valores estadisticamente a las fracturas principales,
zonas de fractura difusas, para cada unidad, utilizando el
método de Simulacién Gaussiana, Figura 16, realizdndose
20 iteraciones, obteniendo el promedio de ellas para
agruparlas mejor. Como resultado de esta distribucién en
el modelo, la porosidad promedio es de 5.5%, teniendo
una relacion de particion matriz/fractura de 56/44
respectivamente.

0.005-0.127

Figura 16. Distribucion de la porosidad del segundo medio, modelo 3D.

VOL. 57 No. 3, MAYO-JUNIO 2017 - ISSN 0185-3899

Ingenieria Petrolera | 181



Modelado de la doble porosidad para mejorar la caracterizacion estatica en secuencias sedimentarias Jurasicas, p.p. 170-184

Saturacion de agua, (SW)

Esta propiedad responde alarelaciéninversa conla porosidad,
debido a que se estd modelando un sistema fracturado; la
saturacion de agua se considera como O; para fines del célculo
volumétrico se generd una propiedad discreta asignando
valores de 0 en las fracturas consideradas del modelo, en este
caso indicamos que las microfracturas estan abiertas.

Espesor neto, (NTG)

Esta propiedad al igual que la saturacién de agua, debido
a que se estd modelando un sistema fracturado el NTG
se considera como 1; para fines del calculo volumétrico se
generd una propiedad discreta asignando valores de 1 en las
fracturas del modelo, Figura 17.

Figura 17. Distribucion de NTG del segundo medio, modelo 3D, donde los valores de espesor neto para las fracturas se
asignaron igual a 1.

Calculo volumétrico

La ultima etapa del modelado consiste en el calculo
volumétrico de las reservas in situ que para este modelo
corresponden a la reserva probada, reserva probable de
aceite en la Formacion Kimmeridgiano.

Para el calculo volumétrico se utilizan las asignaciones
obtenidas en el modelo (porosidad, saturacién de aguay NTG)
para condiciones de yacimiento; ademds, estos parametros
se filtran por poligonos que acoten las areas de las reservas
y finalmente los contactos o limites fisicos agua-aceite, que
funcionan como barreras en este calculo.
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Para una mejor certidumbre el area se dividioé en dos bloques,
lo cual facilité el estimado del contenido de hidrocarburos
dentro del yacimiento. Asi mismo se realizd el cdlculo de
volumen del primer y segundo medio, Figura 18. Como
resultado se definid la particién volumétrica matriz vs fractura
por blogue teniendo en el bloque-101 una relacién de 56%
matriz y 44% fractura, mientras en el bloque-121 se tiene la
relacidon de 63% matriz y 37% fractura, esto que indica a nivel
de volumetria total como se muestra en la Figura 18, que
para el bloque-101 se tiene mas volumen de hidrocarburos.
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Primer medio Segundo medio

Phie W NTG H_[AREA Phie W NTG W [AREA
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Figura 18. Resultado del volumen de hidrocarburos por bloque, por discretizacion, (primer medio y segundo medio), asi como

los valores promedio ponderados de las propiedades petrofisicas.

Conclusiones

Estructuralmente, el area de Kab se encuentra
dividida por una falla transcurrente con direccidon N-S
y desplazamiento lateral derecho, la cual permitié la
entrada de la sal observada en el campo, que generd
la divisién de la estructura en dos bloques conocidos
como bloque-101y bloque-121.

La malla del modelo se construyd con un tamafio de
celdas de 50 x 50, de 3 a 5 m de espesor, y un total
de 2, 268, 864 celdas y un area de 57.03 km?, esto
logré tener un mejor control en la distribucidn de las
propiedades petrofisicas.

Con la informacion disponible de estudios de
nucleos, muestras de canal y registros geofisicos,
se elaboraron a nivel pozo las facies sedimentarias,
facies litoldgicas; posteriormente se incluyeron
en el modelo 3D para distribuirlas, obteniendo un
modelo de facies sedimentarias (facies de bancos
ooliticos, facies de transicion y facies de laguna) y
facies litologicas (mudstone arcilloso, mudstone-
wackestone, dolomia microcristalina, packstone-
grainstone y dolomia mesocristalina), que fueron la
base para la distribucidn del tipo de roca.
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La presencia de procesos diagenéticos y de
reemplazamiento secundario observados en el bloque
121, como es el caso de la dolomitizacién, permitiod
que la porosidad intercristalina se incrementara al
ser reemplazada la calcita por dolomita, permitiendo
mayor acumulacion de hidrocarburos.

La distribucién de propiedades petrofisicas del
primer medio geoldgico indicé que el bloque-101
tiene mejores caracteristicas de roca almacén que
el bloque 121, siendo asi que la porosidad promedio
ponderada es de 5.6%, mientras que en el bloque 121
su porosidad promedio es de 4 a 5%.

El volumen de hidrocarburos se determiné
por unidad, por bloque y por medio geolégico,
observando que el volumen mayor se da en la
unidad estratigrafica “E”, y para el bloque-101 el
mayor volumen de hidrocarburos es en el primer
medio y el bloque 121 tiene mayor volumen de
hidrocarburos en el segundo medio.

Se realiz6 la particién volumétrica indicando una
relacion de 60% primer medio y 40% segundo
medio, con un volumen total de 53.48 1076 rm?3.
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