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RESUMEN

El Campo Tubridgi, ubicado en la plataforma Peedamullah, es el foco de estudio en este
trabajo debido a su significativa importancia en la exploracién y produccion de gas

natural, siendo fundamental para la industria de hidrocarburos en Australia.

Con el objetivo de mejorar la comprension y caracterizacion de las arenas basales del
Cretacico, gque actuan como un reservorio clave en el Campo Tubridgi, se llevd a cabo
una evaluacion petrofisica. Esta evaluacion se centr6 en determinar los modelos de
arcillosidad (Vsh=IGR), porosidad (Archie) y saturacion de fluidos (Archie) que mejor se
ajustaron al tipo de reservorio presente. Para ello, se integraron datos de muestras de
nucleo y registros eléctricos. Los resultados de estas propiedades petrofisicas obtenidos
mediante métodos tradicionales fueron fundamentales, ya que esta informacién se

proporciona a la red neural como datos de entrada para el entrenamiento.

La red neural demostré ser una herramienta mas efectiva y robusta para estimar y
generar los volumenes de porosidad y volumen de arcilla utilizando atributos sismicos.
Estos volimenes mostraron una buena correlacion en el reservorio y, en general, el
intervalo de prediccion presenta conformidad estructural entre los cambios verticales de
la propiedad y los horizontes interpretados, otorgando un sentido geologico a los

modelos.

Sin embargo, se detecta ruido de alta frecuencia relacionado con ruido residual no filtrado
durante el procesamiento. Aunque este ruido puede afectar la precision de las
predicciones en ciertas areas, su impacto general en el modelo parece ser limitado. A
pesar de esta limitacion, los resultados obtenidos son prometedores y destacan el

potencial de las redes neurales en la caracterizacion de reservorios.

Asimismo, para complementar el andlisis cuantitativo, se generaron mapas de porosidad
y volumen de arcilla a nivel de reservorio. Estos mapas revelan una notable consistencia

entre los datos de entrada y salida del entrenamiento de la red neural, manteniendo el

13



rango de valores esperado para cada propiedad. En general, las zonas de alta porosidad
(representadas en tonos azules a morados) coinciden con areas de baja arcillosidad
(representadas en tonos amarillos a naranjas). Este tipo de correlacion es crucial para

entender y caracterizar el reservorio a lo largo del Campo Tubridgi.

En el caso particular de la saturacion de agua, no se logré un resultado 6ptimo con la red
neural. A pesar de obtener altas correlaciones en el entrenamiento, la visualizacion en el
cubo sismico Tubridgi-3D no reveld contrastes significativos que indicaran la presencia

de fluidos en el reservorio.

Palabras clave: (Red neural - regresion lineal simple - regresion multi-atributos- relacién

atributos sismicos y propiedades petrofisicas — prediccidn de propiedades petrofisicas)

14



INTRODUCCION

La cuenca Carnarvon Norte es la principal productora de hidrocarburos en Australia,
ubicada al noroeste del pais. Esta cuenca abarca tanto zonas terrestres como costa
afuera y se divide en varias subcuencas y estructuras geoldgicas. Entre estas se
encuentran las subcuencas Exmouth, Dampier, Beagle y Barrow, ademas de la meseta
Exmouth, que actia como un alto estructural. Adicionalmente, la cuenca incluye la
terraza Enderby y las plataformas Ranki, Lambert y Peedamullah [1]. El Campo Tubridgi,
es el area de estudio de este trabajo, esté situado en la plataforma Peedamullah, forma
parte de la seccion terrestre de la cuenca y es reconocida por su produccién de gas

natural.

El campo Tubridgi, uno de los yacimientos méas importantes por su acumulacién de
petréleo y gas en la plataforma Peedamullah esta presente en las arenas del Cretacico
inferior, que actlan como un reservorio clave en el campo. Estas arenas pertenecen al
Grupo Barrow y son cruciales para la produccion de hidrocarburos y gas en la region
debido a sus excelentes propiedades de almacenamiento y permeabilidad. Por otra
parte, el shale marino de la Formacién Muderong, también del Cretécico inferior, sirve
como sello regional de la cuenca, proporcionando una barrera efectiva que impide la fuga
de hidrocarburos hacia capas superiores y asegura la integridad de los reservorios

subyacentes [2].

En el campo Tubridgi, las areniscas del Cretacico del Grupo Barrow (principalmente la
Formacion Flacourt) contiene el 65% del total de las reservas de hidrocarburos. La
formacion Flacourt perteneciente al Grupo Barrow, destaca por su excelente porosidad,
gue varia entre el 29% a 35% en muestras de nucleos [3] [4]. Una de las caracteristicas
distintivas del campo Tubridgi es su capacidad para producir significativamente mas
petréleo y/o gas de lo inicialmente estimado en reservas, gracias a la excepcional calidad

de estos reservorios.
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Este trabajo tiene como objetivo determinar los modelos de arcillosidad, porosidad y
saturacion de fluidos que mejor se ajusten al tipo de reservorio en el Campo Tubridgi,
integrando la informacion de muestras de nicleo y registros eléctricos. Este campo
cuenta con 15 pozos destinados para su evaluacion petrofisica y esta cubierto por un
cubo sismico llamado Tubridgi-3D, que abarca un area de 60 km2 Dado que la
informacion de las propiedades petrofisicas se obtiene localmente, a nivel de pozo, el
propoésito principal de este trabajo es comprender cOmo estas propiedades varian a lo
largo del campo, en el area cubierta por el cubo sismico 3D. Para lograr esto, se buscara
predecir estas propiedades en las lejanias de los pozos, aplicando una relacion entre

propiedades petrofisicas y los atributos sismicos.
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OBJETIVOS

Objetivo general

Caracterizar petrofisicamente las arenas basales del cretacico mediante correlacion con
atributos sismicos aplicando redes neurales en el Campo Tubridgi Cuenca Norte

Carnarvon, Australia

Objetivos especificos

¢ Validar informacion de registros de pozo: gamma ray, densidad, neutron, sénico y

resistivos del area de estudio.

e Calcular las propiedades petrofisicas de los pozos seleccionados por medio de
registros eléctricos como dato base de la estimacién de los pozos de referencia (prueba

ciega).

e Generar los volumenes de porosidad (®), volumen de arcilla (Vclay) y saturacién de
agua (Sw) mediante la correlacién con atributos sismicos bajo la metodologia de redes

neurales.
e Evaluar el resultado de los pozos de referencia, la factibilidad del método de redes

neurales para la estimacion de las propiedades petrofisicas y su aplicabilidad en

cualquier escenario.
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1. MARCO TEORICO

1.1 Petrofisica

La petrofisica es una disciplina que se origina por el interés de describir las rocas desde
un punto de vista fisico, fundamental para petrolera. Por esta razén, la mayoria de las
técnicas empleadas se centran en evaluar, determinar e interpretar tanto cualitativa como
cuantitativamente. Adicionalmente, se analiza la proporcion de fluidos presentes, ya sea

agua o hidrocarburos, asi su distribucion en el interior de la formacion [5].

La petrofisica se utiliza para determinar principalmente:

e Porosidad ¢ cuanto fluido puede almacenar la roca?
e Saturacion ¢cuanto es este fluido es agua?

e Permeabilidad ¢ qué tan rapido se puede extraer? [5]

La integracion de registros de pozo, nucleos, ripios, muestras de pared, registros
eléctricos y su correcta descripcion e interpretacion son fundamentales para calcular,
Vshale, porosidad, permeabilidad, saturacion, resistividad de formacion, contacto roca-
fluido, entre otros, como insumo base para un modelo petrofisico de un area de interés.
Usualmente, el modelo petrofisico describe un set de ecuaciones, algoritmos, procesos
matematicos y mdltiples secuencias de pasos. Por ejemplo: un modelo deterministico
podria incluir una rutina como: calculo de volumen de lutitas, porosidad total, porosidad
efectiva, saturacion de agua y permeabilidad teniendo en cuenta los registros triples

combo de pozo con wireline. [6]

Por consiguiente, para la respectiva evaluacion petrofisica del reservorio se pueden

realizar célculos de los siguientes parametros utilizando diferentes modelos.

18



1.1.1 Volumen de Arcilla (Vsh)

El volumen de lutita se define como el porcentaje neto de lutita presente en la formacién
y su escala es entre 0 y 1, esta ultima corresponde a 0% al 100%.

Existen diferentes formas de calcular volumen de lutita, usando registros como gamma
ray (GR), potencial espontaneo (SP) y neutron/densidad (N/D)

La cuantificacion del volumen de lutita se puede obtener de las siguientes ecuaciones:

Ecuacion 1.
Célculo de Volumen de lutita usando el registro GR

GR — GR,p,

Vsh gp =
SR = GRsh — GR.,

Ecuacion 2.
Célculo de Volumen de lutita usando el registro SP
SP - SPCITL

Vshgp = ————

S SPsh - SPcln

Ecuacion 3.

Célculo de Volumen de lutita usando los registros Neutron y Densidad

RHOB — Rho,, + PHIy * (Rho,, — Rhoy)

Vshyp =
*"™D = (Rhogy, — Rhoy, + PHly, * (Rhoy, — Rho,))

Ecuacion 4.

Célculo de Volumen de lutita usando los registros GR, SP, Neutron y Densidad
Vsh = Min (Vshgg, Min (Vshgp, Vshyp)

donde,

Vsh: Volumen de Lutita

GR: Registro de Gamma Ray

GR¢n: Gamma Ray para Arenas Limpias

GRshi: Gamma Ray para Lutitas

SP: Registro Potencial Espontaneo

SPn: Potencial Espontaneo para Arenas Limpias
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SPqni: Potencial Espontaneo para Lutitas
RHOB: Registro Densidad

Este método de determinacion del volumen de lutita presenta las siguientes limitaciones:

e La ausencia de formaciones limpias dentro del intervalo de interés puede requerir la

utilizacion de un valor arbitrario de la intensidad gamma de la lutita (GRcln).

e El calculo del volumen de arcilla puede resultar en una sobreestimacion cuando las

formaciones contienen minerales radioactivos, como micas y feldespatos alcalinos.

e En ausencia de minerales de potasio en las arcillas predominantes, como la caolinita
y la montmorillonita, se reduce significativamente el contraste entre las zonas de

arenay las de arcilla.

1.1.1.a Correccion del volumen de lutita. El volumen de contenido de lutita es un factor
necesario en la evaluacion de la saturacibn de hidrocarburos debido a los efectos

significativos de conductividad del mineral arcilla. [7]

Sin embargo, es frecuente observar una sobreestimaciéon del volumen de lutita en la roca,
especialmente para yacimientos jévenes y poco profundos, lo que produce un escenario
de evaluacién pesimista de la calidad del yacimiento. Para abordar este problema, se
han disefiado multiples férmulas empiricas con el fin de corregir y reducir el volumen de
arcilla en laroca, Vsh como una funcion directa del indice de Arcillosidad (IGR) en funcién
del registro gamma ray, es decir que Vsh= f (IGR). Este enfoque busca ajustar la

respuesta radioactiva total de los minerales arcillosos presentes en la formacion.

Existen seis formulas distintas para estimar el volumen de arcilla (Vsh), ordenadas desde
el escenario méas pesimista, siendo el Vsh lineal IGR (como mayores valores de Vclay),
hasta el mas optimista, representado por el Vsh Larionov para rocas terciarias con

valores mas bajos de Vclay [8]. Figura 1.
20



Ecuacioén 5.

Modelo Lineal para correccion de volumen de lutitas

GRlog Signal — GRcleanRock

VShyinearcrindex = IGR = GR — GR
shale cleanRock

Ecuacién 6.

Modelo Larionov Old Rocks para correccion de volumen de lutita

Vshiarionovotarocks = 0-33 (2(2 16R) — 1)

Ecuacién 7.

Modelo Clavier para correccion de volumen de lutitas

Vsheiapier = 1.7 — +/3.38 — (IGR + 0.7)2

Ecuacion 8
Modelo Stieber en rocas (mioceno-plioceno) para correccion de volumen de lutita

IGR

Vshstieper = 3°21CR

Ecuacién 9

Modelo Larionov en rocas terciarias para correccion de volumen de lutita

VShLarionovTertiaryRocks = 0.083 ( 2 (3.71GR) _ 1)
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Figura 1 Diferentes correcciones de volumen de lutitas Vsh=f (IGR), en funcién del IGR
Diferentes correcciones de volumen de lutitas Vsh= f (IGR), en funcién
del IGR

Vshale volume as functions of IGR
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IGR: Linear Gamma Ray Index

Nota. Las correcciones son particularmente importantes para valores
medios del IGR alrededor de 0,4 a 0,7. Tomado de:
https://geoloil.com/VshModels.php

1.1.2 Porosidad total o absoluta

La porosidad es una propiedad que relaciona el volumen del espacio intergranular de
unarocay el volumen total de la roca. Esta medida es fundamental en la evaluacion del
potencial de almacenamiento de fluidos como el agua, el petréleo y el gas, dado que
determina la capacidad de la roca para retener y transportar estos fluidos. Ademas, la

porosidad influye significativamente en el calculo de diversas propiedades de la roca,
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tales como la velocidad de la onda p, la resistividad eléctrica y la densidad entre otras.
[9]

Existen varios tipos de registros que permiten medir la porosidad, aunque ninguno lo
hace de manera directa. Los tres registros mas comunes son: el sénico que mide la
respuesta acustica de la formacién, el densidad y neutrén que hace mediciones
nucleares. Cuando se interpretan conjuntamente, estos dos Ultimos pueden determinar
litologia ademas de proporcionar una interpretacion de la porosidad. Un cuarto registro
es el de resonancia magnética NMR, que mide la resonancia magnética de los ndcleos
de hidrogeno en los fluidos del yacimiento. Por ultimo, el registro de neutrén pulsado
tiene la capacidad de determinar la porosidad detras del revestimiento (casing) y puede
ser utilizado después de un periodo de produccion de hidrocarburos como parte de un

programa de vigilancia del yacimiento. [10]

Teniendo en cuenta los registros, sonico, densidad y neutrén, se pueden utilizar las

siguientes ecuaciones para determinar la porosidad:

Ecuacién 10.

Célculo de porosidad usando registro Densidad

Rho,, — RHOB

PHID =
Rho,, — Rhof

Ecuacion 11.

Calculo de porosidad usando registro Densidad y Neutron

PHIp + PHIy

PHI, =
A 2

Ecuacién 12.

Célculo de porosidad usando registro Sonico (Wyllie) para formaciones consolidadas
DT — DT,
PHI; = ———
DTy — DTy,
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Ecuacién 13.

Célculo de porosidad usando registro Sonico (Wyllie)

Ingresar el coeficiente de compactacion, Cmp =1

1 DT - DT,

PHI, =
S Cpp DTy — DTy,

Ecuacion 14.
Calculo de porosidad usando registro Sonico (Empirica).
DT — DT,

PHI; = 067 x ——

Ecuacion 15.
Calculo de porosidad usando registro sénico- matriz aparente.
(DT — PHI, * DTy)

DT,
m 1 — PHI,

Ecuacion 16.
Célculo de porosidad usando registro Densidad-Matriz aparente.
_ (RHOB — PHI, * Rhoy)

R
hom 1— PHI,

Donde,

Rhop,: Densidad de la Matriz

RHOB: Densidad del Registro

Rhoy: Densidad del Fluido

PHID: Porosidad del Reg. Densidad

PHIN: Porosidad del Reg. Neutrén

PHIA: Porosidad Absoluta

Dtm: Tiempo de Transito de la Matriz

Dt;: Tiempo de Transito del Fluido

DT: Tiempo de Transito del Registro Sénico

Cmp: Coeficiente de Compactacion
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Generalmente, la velocidad del fluido (DTr) es de 189 useg/pie (5280 pies/seg) para
fluidos de perforacion frescos y 185 useg/pie (5280 pie/seq) para lodos salados. Un lodo

base aceite tiende a generar imprecisiones en el calculo de la porosidad.

La ecuacién de Wyllie se utiliza para formaciones consolidadas y compactas. En rocas
poco consolidadas es necesario incluir un factor de correccion (Cp) dentro de la
ecuacion. Ademas, la presencia de lutitas y arcillas dentro de la matriz aumenta el tiempo
de transito (DT) proporcional al volumen de arcilla contenido. Para calcular la porosidad
en areniscas donde los valores de lutitas adyacentes (DTsp) superan los 100 psec/ft, se

utiliza una ecuacion empirica especifica [11]

El Factor de correccion de compactacion se calcula de la siguiente manera:

Ecuacion 17.
Factor de correccion de compactacion

DTSh * C
Cmp =00

Donde,

DTg,= tiempo de transito acustico en lutitas adyacentes (usec/ft)

100= tiempo de transito acustico en lutitas compactas (usec/ft)

C= coeficiente de compactaciéon de lutitas (C) generalmente oscila entre 1.0 hasta 1.3

dependiendo de la litologia regional.

El rango de valores del factor Cmp para formaciones de areniscas varia entre 1 a 2.
Cuando no hay correccién por compactacion, el valor de Cmp es igual a 1. La falta de
compactacion muestra capas de lutitas adyacentes que poseen un tiempo de transito

acustico superior a 100 psec/ft.

Para formaciones lutiticas o arcillosas - no consolidada, la porosidad soénica se calcula

con la siguiente ecuacion [12]:
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Ecuacién 18.

Célculo de porosidad sénica

1 (DT -DT, DTy, — DT
PHI, = *( m>—<M>*Vsh
Cmp \DT; — DTy, DT; — DTy,

En formaciones consolidadas o no consolidadas, con presencia de petréleo o gas, la
porosidad sonica calculada tiende a ser un valor alto. Para corregir este efecto, se puede

utilizar la siguiente correccion empirica mediante la siguiente ecuacion:

Ecuacion 19.

Porosidad sonica aplicandole correcciéon empirica
® = By, * PHI
Donde,
®s= PHIS= es la porosidad hallada a partir del registro sonico para formaciones
consolidadas o no consolidadas

Bhc= se fija empiricamente en 0.9 para petréleo y 0.7 para gas.

Estas constantes rara vez proporcionan resultados precisos, ya que Bhc depende de
varios factores, incluyendo el tipo de lodo, la profundidad de la invasion del lodo y la

presion intersticial [12].

1.1.3 Porosidad efectiva (Phie)

Se define la porosidad efectiva como el volumen poroso que esta interconectado entre
si. Esta directamente relacionado con la permeabilidad por su conectividad en el flujo de
un fluido[13]. EIl célculo del volumen de Iutita influye directamente el céalculo de la
porosidad efectiva, la saturacion de agua y otros parametros del yacimiento. Por ende,
es importante tener un buen control de calidad en los datos de volumen de lutita

calculados y agregados a la siguiente ecuacion [7]:

26



Ecuacién 20

Porosidad efectiva
Phie = Phia (1 — V)
Donde,
Phie: porosidad efectiva de la roca
Phia: porosidad absoluta

Vsh: volumen de lutita

1.1.4 Saturacién de Agua (Sw)

1.1.4.a Modelo Archie (1942). Desarroll6 un modelo que considera la resistividad de las
rocas parcialmente saturadas, donde el espacio poroso se divide entre agua de
formacion conductora e hidrocarburos no conductores. A partir de ese andlisis, formuld

la siguiente ecuacioén:

Ecuaci6n 21

Ley de Archie principio basico de electricidad

R,
S, = (=2
-= (&)

1
n

donde,
Sw: saturacion de agua fraccional
Rt: resistividad de la formacién

n: exponente de saturacion
Archie, concluy6 que el exponente de saturacion (n) se aproxima a un valor de 2, tanto

para areniscas limpias consolidadas, como para arenas no consolidadas, siempre y

cuando no tengan contenido de lutita. [7].
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Archie incluyo la resistividad del agua (Rw), un exponente de tortuosidad (a) y el factor
de cementacion para desarrollar la Ecuacion de Archie, representada de la siguiente
manera” [14] [7]:

Ecuacion 22.

Formula Archie para saturacion de agua.
1

)RE

Sw= (Rilfz:'v"
Sw= saturacion de agua
@ = Pororsidad efectiva
Rw = Resistividad de agua de formacion
Rt = resistividad verdadera de la formacion
m= exponente de cementacion
n= exponente de saturacién

a= exponente de tortuosidad

Tabla 1 Parametros que entran en esta ecuacion de Archie para calcular la saturaciéa
Parametros que entran en esta ecuacion de Archie para calcular la saturacion

del agua
Parameter Source
R, e Deep investigation resistivity tool
R, e From SP log

e Calculated from water zone
e Measured on RFT sample

0] e Sonic tool
e Formation density tool
e Neutron tool

m e Measured in laboratory
e (Guessed

n e Measured in laboratory
e Guessed

Nota. Resume la Fuente de los parametros utilizados en la ecuacion de Archie.
Tomado de Glover, P. W. (2000). Petrophysics. University of Aberdeen, UK, 270. [7]
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1.1.4.b Modelo Simandoux (1963). Se basa en la composicion de materiales artificiales
(arenay arcilla), derivé la ecuacion Simandoux. Esta ecuacion representa una estructura

y un tipo de dispersién de la distribucién de lutitas. [9]

Existen muchas ecuaciones de saturacién de agua para arenas arcillosas que se han
propuesto en la literatura para sistemas de arcillas dispersas. La mas comun es la

ecuacion Simandoux [14]:

Ecuacion 23.

Formula Simandoux para saturacion de agua.

__ 04R Vsh 5+xpe™ Vsh
SW@simandoux - ®emw (\/(RLsh)Z * (Rt* RW) o ;?) [11]

Donde,

Swe sim = Saturacion de agua efectiva simandoux

Vsh = Volumen de lutita

Rsh = resistividad de la lutita (estimada a partir de la lutita suprayacente)
®e = porosidad efectiva

Rw = Resistividad de agua de formacion

Rt = resistividad verdadera de la formacion

m= exponente de cementacion

En general, se encontr6 que la ecuacion Simandoux proporciona estimaciones
razonables de saturacion de agua en formaciones con agua de formacién de mayor

salinidad, pero se consideré ser desfavorable para salinidades bajas|[7].

1.1.4.c Modelo Indonesia. En un trabajo hecho por Poupon & Levaux (1971) en
yacimientos de arenas arcillosas con baja salinidad en indonesia [7], desarrollaron la
ecuacion para formaciones arcillosas con agua dulce [9], mas conocida como “Ecuacién

de Indonesia”:
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Ecuaciéon 24.

Modelo indonesia para saturacion de agua

1

Ry

SWeindonesia = [19]
Vsh(l—@) + pem
VRsh aRw

Donde,

SwWeindonesia = Saturacion de agua efectiva-indonesia

Vsh = Volumen de lutita

Rsh = resistividad de la lutita (estimada a partir de la lutita suprayacente)
@, = porosidad efectiva

Rt = resistividad verdadera de la formacion

m= exponente de cementacion

a= exponente de tortuosidad

1.1.4.d Modelo de doble agua (dual-water saturation). Este modelo se basa en el

concepto de dos tipos de agua en las arenas arcillosas (Clavier et al., 1977, 1984):

e Agua libre en el espacio poroso (wt)

e Agua cerca de la superficie de la arcilla (bound water) (wb)

Finalmente, la saturacion de agua en el espacio poroso efectivo se puede calcular a partir

de la siguiente ecuacion [7]:

Ecuacion 25
Modelo de saturaciéon de agua dual

SWaual— S
SWayar = ( Mg_ ;b) b) [11]

Puede ser resuelto por:

SWaua = b+ _[b2 + (2%) [11]

30



entonces:

1— Bw
b= S, * ( ZR”)[11]
Donde,

®tsh
= v (52
b sh ®t

Ry = Rgp * (®tsh2)

Ryq = R * @tz

R, = R * ®t2 [11]

Swegual = Saturacion de agua efectiva dual

Swgual = Saturacion de agua total dual

Sb = saturacién de agua ligada a la arcilla

Vsh = volumen de lutita

®tsn, = porosidad total de la lutita

@t = porosidad Total

Rb = resistividad del agua ligada a la arcilla

Rsh = resistividad de la lutita (estimada a partir de la lutita suprayacente)
Rwa = resistividad aparente del agua de formacion del yacimiento de arena arcillosa
Rt = resistividad verdadera de la formacion

Rw = resistividad de agua de formacién

1.1.4.e Modelo de saturacion de agua Schlumberger (1972). Este modelo es una versién
modificada (1- Vsh) de la Ecuacion de Simandoux donde se da mas peso al volumen de

lutita dentro de la ecuacion[15].

Ecuacion 26

Modelo Schlumberger de saturacién de agua.

0.4 (1-Vg,)R Ven \ 2 5+ ge™m Vs
Sweschlumberger = (Z)e"i =k [\/(L) * ( —) — L] [15]

Rsh Re*(1=Vsp)Ry Rgsh

31



Donde,

Swescn = saturacion de agua efectiva - Schlumberger

Vsh = volumen de lutita

@, = porosidad efectiva

Rsh = resistividad de la lutita (estimada a partir de la lutita suprayacente)
Rw = resistividad de agua de formacién

Rt = resistividad verdadera de la formacion

m= exponente de cementacion

1.1.4.f Modelo de Waxman—Smits (1968). Propone una relacion entre resistividad y
saturacion para areniscas arcillosas. En esta ecuacion se afiade un término a la ecuacion
de Archie, que describe la conductividad de la arcilla, la cual actia en paralelo a la
resistividad del agua de formacion en los poros. Esta relacién se representa con la

siguiente ecuacion [16]:

Ecuacion 27
Modelo Waxman-Smits de saturacién de agua
1 QM S

= h [1+RWS—iQ”] [16]

donde,

m = exponente de cementacion.
n = exponente de saturacion.
BQv = conductividad de la arcilla.

B = movilidad de los iones Na+ en mho cm2/meq

El término encerrado entre corchetes representa el exceso de contribucién en la
conductividad de la arcilla, donde Qv se calcula a partir de la medicion de una zona de
arcilla pura en un ndcleo de perforacion para la calibracion de la ecuacion. Dado que el
método de Doble Agua fue desarrollado a partir de la ecuacion Waxman-Smits como
expresion que evita la medida del Qv, se recomienda usar la ecuacion que incluye la

ecuacion en corchetes [16].
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Ecuacién 28.

Modelo Waxman-Smits de Capacidad de intercambio cationico.

CEC* pgx(1—0)
100+ @

Qy = [16]

Donde,

CEC: Capacidad de Intercambio de Cationes en meg/ml.

1.1.5 Saturacion de fluidos de un yacimiento

Cuando una roca reservorio contiene un solo tipo de fluido, se dice que la roca esta
saturada con un valor de saturacién de 1 de ese fluido. Si coexisten mas de un fluido
como petréleo, gas o0 agua, la suma de sus saturaciones debe ser igual a 1,
representando el porcentaje de volumen que ocupa cada fluido en relacién con el

volumen total almacenado en los poros de la roca [17]

Con base en la definicibn dada anteriormente, la saturacion de petréleo, saturacion de

gas y saturacién de agua se expresan mediante las siguientes ecuaciones.

Ecuacion 29.

Foérmula de saturacion de petréleo, gas y agua

Sozﬁz ‘/O
|4 V, @
Sw = V_W= Mo
b V0
sV %
g |4 V, @
Donde,

So, Sw, Sg: son la saturacion de aceite, agua y gas

33



Vo, Vw, Vg: son el volumen ocupado por aceite, agua y gas en el espacio poroso de la
roca.
Vp, Vb: Son el volumen poroso y el volumen total de la roca

® = la porosidad de la roca, en fraccién

Ademas, la sumatoria entre los tres parametros, So, Sw y Sg, tiene un valor de 1 y se

conoce como la relacion de los tres parametros:

Ecuacién 30.

Ecuacion de la relacion de los tres parametros So, Swy Sg.

So+Sy+ Sy=1

En el escenario de no tener gas en el reservorio (Sg = 0), la ecuacion solo relaciona la

saturacion de agua y petrdleo respectivamente:

Ecuacién 31.

Relacién de los parametros de Soy Sw.

S, + S, = 1[13]

1.1.6 Permeabilidad (K)

En la practica, algunas veces la permeabilidad (K) de la formacion también se puede
terminar por curvas de registros de pozo, un medio indirecto para evitar los altos costos

de las perforaciones de nucleos. El principio de este método:

e La saturacion de agua connata (Swi) est4d estrechamente relacionada con la
permeabilidad de la muestra de nucleo. Generalmente hablando, una roca con un
tamafio de poro pequefio su tendencia es una alta saturacién de agua connata (Swi)

y baja permeabilidad (K)
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e Para areniscas, formacion con alta porosidad usualmente tiene una mejor

permeabilidad

e Se puede usar la informacion de porosidad de la formacién y agua connata de los

datos de registro de pozo para evaluar y determinar la permeabilidad de este. [17]

En la interpretacion de registros de pozo, la ecuacién escrita a continuacion,

generalmente se emplea para la evaluacion de la permeabilidad. [17]
Ecuacion 32.

Férmula de permeabilidad
K = C;f,)a [17]
Swi
Donde,
a, b y c son constantes que dependen de la estructura de poro de la roca y propiedades
del fluido. [13]

1.1.6.a Permeabilidad absoluta-Tixier (1949). Usa relaciones empiricas entre resistividad
y saturacion de agua, saturacion de agua y presion capilar, presion capilar y
permeabilidad, Tixier establecié un método para determinar la permeabilidad a partir de
gradientes de resistividad. Tixier desarrollo una ecuacion mas simple y que se usa con

mas frecuencia como [7]:

Ecuacion 33.

Férmula de permeabilidad Tixier.

=~
N| R
Il
[\
Ul
o
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1.2 Sismica

1.2.1 Atributos Sismicos

Para caracterizar, limitar, evaluar y mapear las propiedades de un reservorio es
importante la construccién de un modelo geoldgico a partir de los datos sismicos 3D. La
informacion basica de los datos sismicos es el tiempo, la amplitud y la frecuencia. El
tiempo de viaje de la onda sismica se relaciona a la estructura, mientras que la amplitud
y frecuencia se relaciona a las propiedades de las rocas. Las principales propiedades de
los yacimientos que afectan a la respuesta sismica son: la saturacién de fluidos en el
espacio poroso, el tipo de fluido, el espesor de la unidad geoldgica, la presion, la

temperatura, la porosidad, la relacion arena-arcilla (Net to gross), entre otros [18].

Los atributos son filtros que eliminan alguna componente de la sefal para resaltar otra.
Se emplean para llevar a cabo investigaciones sobre estructuras, estratigrafia y las
propiedades de los yacimientos. Un atributo es por definicion, un derivado de una medida
sismica basica. Esta informacion primordial abarca el tiempo, la amplitud, la frecuencia

y la atenuacion, y constituyen la base para la clasificacion de los atributos (Figura 2) [18].
La mayoria de los atributos se derivan del volumen de datos apilados y migrados. Sin

embargo, también existen atributos que se obtienen de los datos pre-apilados como

aguellos relacionados con estudios AVO [18].
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Figura 2 Diagrama de clasificacion de los tipos de atributos sismicos
Diagrama de clasificacion de los tipos de atributos sismicos

Seismic data
Time Amplitude Frequency Attenuation
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AVO gradient Slope spectral frequancy
Intarcept x gradient Slope instantaneosus
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Fluid factor
Horizon Window Horizon Window Horizon Window
Time Coherance Reflection amplitude Instantaneous frequency
Izsochron Continuity Composite amplitude Response frequency
Trand Semblance Relative impedance Envelope-weighted
Rasidual Covariance Reflaction strangth instantansous fraguancy
Dip Peak-trough diffarence Amplitude ratic Time-darivative frequancy
Azimuth Dip maximum correlation Spectral dacomposition
Differance Azimuth maximum corelation
Edge Signal-to-noisa -
llumination Parallel bedindicator ke e e o o o - - - -
Instantansous  Chaotic bed indicator -I
phase Trace difference Hybrid
Cosine phase
Curvature Wava shape
Roughness | | | Loop area
Gross Selection Distribution ~ Ar'end™ Gross
Average absolute Maximum amplitude Energy hali-time Rieflection width
ms amplitude Largest negative amplitude Slope reflection strength Awverage instantansous frequency
Total absolute Maximum absolute amplitude  Slope at half enargy ms instantaneows frequancy
amplitude Peak-trough difference Ratio positive to negative Number of zero crossings
Total enargy Paak spectral fraquency
Average energy First dominant frequency
Average reflection strength Second dominant frequancy
Average peak amplitude Third dominant fraquancy
Variance of amplitude Spectral bandwidth
Percent graater than

Nota. se observan los atributos sismicos derivados o relacionados con la informacién
sismica bésica de tiempo, amplitud, frecuencia y atenuacion. La ventana puede ser un
intervalo de tiempo constante, un intervalo constante colgado de un horizonte o un
intervalo entre dos horizontes. Tomado de: Alistair R Brown, AAPG Memoir 42 SEG
Investigations in Geophysics, No. 9, Seventh Edition. Oklahoma: The American
Association of Petroleum Geologists and the Society of Exploration Geophysicists, 2004.
1.2.2 Inversidon Sismica

La inversion sismica post apilado o también conocida como inversién acustica, es un

proceso que tiene como objetivo estimar un modelo de impedancias de la onda P que

explique de manera 6ptima los datos sismicos de entrada. En otras palabras, a través de

37



la inversion sismica, se busca eliminar el efecto de la ondicula sismica para estimar un
modelo de propiedad acustica (Ip) del subsuelo, que se relacione cualitativa y
cuantitativamente con la geologia (Figura 3y 4). Esta inversion se llama post-apilado,
porque se realiza a partir de los datos sismicos apilados. También se la conoce como
inversion acustica, ya que el resultado final incluye Unicamente la componente de la onda
compresiva (onda P) del campo de ondas. La impedancia acustica obtenida de este tipo
de inversion es un pardmetro que puede relacionarse de manera mas directa con
propiedades petrofisicas como la porosidad, el contenido de lutita (Vclay) y la saturacion
de agua (Sw) [19].

Figura 3 Proceso de inversidn generalizado (modificado de Maurya et al 2020)

Proceso de inversion generalizado (modificado de Maurya et al 2020)
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Nota. Las amplitudes y reflexiones sismicas permiten ver los limites de las capas, mientras que la inversion
convierte estos datos a un dominio de propiedades intervalicas, como las impedancias, lo cual es mas facil

interpretar en un sentido geol6gico cualitativo y cuantitativo.
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Figura 4.
Proceso de inversion sismica
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Nota. Se observa como a partir de la inversiéon, se busca un modelo de impedancias relacionado a la
geologia local, que explique la traza sismica y se ajuste a las impedancias de pozos del area [20]. Tomado

de: Geosoftware, “Strata: Post-stack inversion workshop,” 2016.

1.2.2.a Teoria del modelo convolucional de la traza sismica. Una traza sismica se define
como el resultado de la convolucién de la serie de reflectividad (obtenida del registro de
impedancia acustica por medio de la ecuacién 38 abajo descrita) y la ondicula, mas un

ruido aleatorio:

Traza sismica = Ondicula * Serie de Reflectividad + ruido aletorio
Donde,

Convolucion = =
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Figura 5. Modelo convolucional de latraza sismica

Modelo convolucional de la traza sismica

Basic Seismic Model
after Walden and VWhite, 1998
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Nota. se observa que la traza sismica es el resultado de la convolucién entre la serie de reflectividad
(obtenida del registro de impedancias del pozo) y la ondicula mas ruido aleatorio. Tomado de:
Geosoftware, Inversion Theory: This document explains the theories behind GeoSoftware inversion.
Hampson Russell 13.0.1, 2019.

Donde la serie de reflectividad esta dada por:

Ecuacién 34
Férmula de reflectividad

r . Ipiy1—Ipi

Pi=
Ipi+1+ipi
Donde,
= p;.vp; = Impedancia de la capa j

= bulk density

S

= P wave velocity
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A partir de esto podemos crear un modelo de reflectividad si tenemos un modelo de

impedancia [21].

1.2.2.b Inversion Basada en Modelo o (MBI) (por sus siglas en ingles). Matematicamente,
existen varias maneras de resolver el problema de inversion. En el caso de este trabajo,
la inversion aplicada busca resolver un problema de optimizacion. Entre las técnicas de
inversion banda ancha se encuentra la inversién basada en modelos, del software
Hampson and Russell. Las inversiones basadas en modelos utilizan un procedimiento

iterativo de comparacion y modelado directo [19].

El procedimiento requiere un modelo inicial que posteriormente se perturba y se compara
con la sismica (Figura 6). Este modelo inicial puede ser una interpolacién de datos de
pozos (probablemente con un filtro de paso bajo aplicado) o un modelo de tendencia
general basado en conocimientos geoldgicos. Otra fuente para un modelo inicial
generalizado es el cubo de velocidad de apilamiento sismico, que puede convertirse a
velocidades de intervalo usando la formula de Dix y luego a impedancia, asumiendo una
relacion velocidad-densidad (por ejemplo, la relacion de Gardner). En la practica, podria
ser mejor utilizar las velocidades de los intervalos sismicos como una forma de extrapolar
las impedancias basadas en registros lejos de los pozos mediante el uso de un modelo

cokriging [21].

Aunque la aplicacion de las velocidades sismicas es una buena practica para construir
el modelo inicial, este trabajo no contaba con esa informacion, por lo que el modelo de
bajas frecuencias fue construido a partir de la interpolacion de las impedancias de los

registros de pozo, filtrandolas y dandoles un sentido geoldgico [19].
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Figura 6. Diagrama de flujo generalizado parainversién basada en modelos

Diagrama de flujo generalizado para inversion basada en modelos
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Nota. El esquema muestra como el modelo de impedancias es estimado a partir de los registros de pozo
y la interpretacion sismica, el modelo de trazas (obtenido del modelo de convolucién antes descrito)
representa la respuesta sismica relacionada al modelo de impedancias. Dicho modelo de impedancias es
comparado con la respuesta sismica real (seismic trace en el esquema) para estimar el error asociado.
Este es un proceso en el que en cada iteracion el modelo de impedancias es actualizado y su respuesta
sismica es comparada con la sismica real para obtener el error asociado. En un sentido 6ptimo, el resultado
final de la inversion da un modelo que representa las impedancias cuya respuesta sismica que menor error
presentan respecto a la sismica real. Tomado de: Rob Simm and Mike Bacon, Seismic Amplitude an

Interpreter’s Handbook. New york: Cambridge University Press, 2014.

El resultado final de la inversion es una solucion en la que el modelo de impedancia se
ha contrastado con las trazas sismicas y adicionalmente, los errores se han calculado y
minimizado. Si la ondicula se describe adecuadamente, entonces el problema de

entonacion puede ser parcialmente resuelto [21].
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1.3 Redes Neuronales

Una red neuronal es un programa que, en lineas generales, imita el funcionamiento del
cerebro humano, caracterizado por su enfoque de procesamiento no lineal y paralelo.
Estas redes deben ser “entrenadas” con datos y un algoritmo de aprendizaje para
funcionar. A veces se les denomina “redes neuronales artificiales”, o ANN (Artificial

Neural Networks). La ventaja de este tipo de redes es que puede [22]:

e Predecir registros adicionales ademés de la impedancia.

e Puede emplear atributos sismicos distintos a la amplitud y el tiempo.
¢ No es necesario un modelo previo ni una suposicion inicial.

e No requiere una ondicula sismica determinada.

e Puede utilizar la validacion cruzada para evitar el sobre entrenamiento.

Los dos tipos principales de problemas que puede resolver una red neuronal son el

problema de clasificacion y el problema de prediccion.

e En el problema de clasificacion, el conjunto de datos de entrada se divide en una
serie de clases, como arena, lutita, carbonato, gas, gas humedo y petrdleo, entre

otros.

e En el problema de prediccion, se estima un parametro de interés a partir de una serie
de valores de entrada. Se emplea un conjunto de variables independientes para

predecir el valor de una variable dependiente [22].

En una red neuronal, las neuronas reaccionan a las entradas modificandolas o
clasificandolas para obtener un resultado, y transmiten los resultados a otras neuronas.
Cuando una neurona en la parte frontal de la red recibe una entrada, la procesay la pasa
a otras neuronas después de haberla modificado mediante un “peso”. Este resultado se
convierte en la entrada para neuronas siguientes, las cuales suman las entradas que

reciben y las pasan a otras neuronas después de haberlas modificado con sus propios
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“‘pesos”. Este proceso continla sucesivamente hasta que los resultados de todas las
neuronas activadas llegan a la neurona final. Esta neurona final recibe y suma las

entradas para crear el resultado final (Figura 7) [22].

Figura 7.
Funcionamiento de la red neuronal.
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Function

O 2,

Summation
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Nota. se muestra graficamente el funcionamiento de la red neuronal. Tomado de: Geosoftware, Neural

Networks Theory for MapPredict. 2019.
1.3.1 Redes neurales probabilisticas (PNN)
Es un método probabilistico que utiliza un conjunto de mediciones de uno o0 mas

parametros, denominados variables independientes, para predecir el valor de una Unica

variable dependiente. Se trata de esquemas matematicos de interpolacion, similares al
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kriging. Suponen que cada nuevo valor de salida puede establecerse como una

combinacion lineal de los datos de entrenamiento[22].

Cuando una red probabilistica se esta entrenando, esta encontrando el conjunto de
“sigmas” que minimizan el error de validacién. Hay una sigma (o) para cada uno de los
atributos de entrada, donde el operador convolucional aumenta el numero de atributos
por este factor. En otras palabras, si hay 3 atributos y una longitud de operador de 7,

habra 3 x 7 = 21 sigmas que determinar.

La red neuronal probabilistica (PNN) es un tipo especifico de red neuronal que se utiliza
para problemas de clasificacion y regresion siendo una herramienta potente para la
prediccion de propiedades petrofisicas utilizando datos sismicos y de pozos. Esta
herramienta es ideal para predecir propiedades del subsuelo como porosidad, saturacién
de fluidos y volumen de arcilla a partir de atributos sismicos. Ademas, ofrece alta

precision en la clasificacion y prediccion de datos geofisicos y petrofisicos [22].
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1.3.1.a Funcion de ponderacién de la red neuronal probabilistica. El método PNN aplica
una funcion de ponderacion exponencial a las distancias entre los puntos de datos y los

puntos desconocidos (Figura 8 y 9) [22].

Figura 8.
Red neuronal probabilistica PNN.
Attnibute  Attribute
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Nota. El método PNN utiliza la funcion de ponderado para calcular las distancias entre los puntos de datos
conocidos y desconocidos y realizar una clasificacion. Tomado de: Geosoftware, Neural Networks Theory
for MapPredict. 2019.

46



Figura 9. Distancia de lared neural probabilistica PNN

Distancia de la red neural probabilistica PNN

Attribute Space Distances
in Classification

Attribute A,

Attribute A4

Nota. Este modelo es necesario para determinar si el punto X pertenece a la clase C1 o clase C2. La

distancia entre en punto X y los puntos de datos son los valores de “d” y se utilizan para clasificar el punto

X. Tomado de: Geosoftware, Neural Networks Theory for MapPredict. 2019.
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2. MARCO GEOLOGICO

La cuenca de Carnarvon representa la provincia mas occidental del nor-oeste de
Australia (Figura 10). La parte terrestre (onshore) de la cuenca de Carnarvon cubre
aproximadamente 115000 km? y la parte marina (offshore) cubre aproximadamente
535000 km? con profundidades de agua de hasta 4500 metros. Esta cuenca es la
principal productora de hidrocarburos en Australia. En mayo de 2022, las reservas totales
probadas y probables fueron de 3140 PJ (534 MMbbls) de liquidos de petréleo y gas
natural, y 50982 PJ (45.33 Tcf) de gas natural y etano (EnergyQuest, 2022) [1].

Figura 10. Mapa de localizacién de la Cuenca Carnarvon, Australia

Mapa de localizacion de la Cuenca Carnarvon, Australia

Nota. En el mapa se observa la localizacion de la Cuenca Carnarvon en la parte norte-oeste de Australia.
Tomado de: Australian Government. https://www.ga.gov.au/scientific-topics/energy/province-sedimentary-

basin-geology/petroleum. [23]
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2.1 Cuenca Carnarvon Norte

La cuenca se desarrollé durante cuatro periodos sucesivos de extension y subsidencia
termal. La primera fase, del Silarico al Pérmico, se desarroll6 como una serie de cuencas
intracratonicas durante la ruptura de Gondwana a lo largo del margen occidental de
Australia. La segunda fase de extension ocurrié en el Jurasico temprano dando origen a
los cuatro depocentros principales: las subcuencas Exmouth, Barrow, Dampier y Beagle.
Una tercera fase de extension ocurrio en el Jurasico Medio ocasionando la expansion
del lecho marino en la llanura abisal de Argo hacia el norte. Y una cuarta fase de rifting
en el Titoniano-Valanginiano culminé con la creacion de las llanuras abisales de

Gascoyne-Cuvier hacia al oeste y suroeste (Figura 11) [1].

Figura 11.
Cuenca Carnarvon Norte y subcuencas
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Nota. se observa la cuenca Carnarvon norte con sus principales subcuencas y campos de gas y
petréleo. Tomado de: Tao Chongzhi et al., “Mesozoic lithofacies palaeogeography and petroleum
prospectivity in North Carnarvon Basin, Australia,” Journal of Palaeogeography, vol. 2, no. 1, pp. 81—
92, 2013 [4].
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El Cavarnon Norte se configura por fallas normales de la cuenca con una direccién
noreste — suroeste, definiendo una serie de altos estructurales y depocentros.

La cuenca Carnavon Norte contiene la meseta Exmouth como alto estructural y las
subcuencas, Exmouth, Dampier, Beagle y Barrow como depocentros. Adicionalmente,
contiene la plataforma Rankin, Peedamullah, Lambert y la terraza Enderby. En la
plataforma Peedamullah se encuentra el campo Tubridgi y zona de estudio de este

manuscrito (Figura 11) [1].

2.2  Estratigrafia

La columna estratigrafica de la cuenca Carnavon Norte proporciona una vision detallada
de la historia de subsidencia de esta region. Esta cuenca ha experimentado
principalmente subsidencia termal simple tras la formacion de las subcuencas Exmouth,
Barrow, Dampier y Beagle en un proceso que comenzé durante el evento de rifting del
Jurasico temprano a medio. EI modelo simple de subsidencia termal es fundamental para
comprender la arquitectura sedimentaria posterior al rifting. Este modelo explica como la
cuenca ha ido acumulando sedimentos en respuesta a la subsidencia prolongada. En
términos generales deposicionales, la cuenca Carnavon Norte fue predominantemente
un entorno de sedimentos siliciclasticos deltaicos a marinos a lo largo del Triasico al

Cretacico inferior [1].

En el cretacico inferior la cuenca fue tecténicamente estable y el gran delta Barrow fue
depositado rapidamente, en un corto periodo de tiempo dando lugar al Grupo Barrow que
comprende la Formacién Flacourt, Nanutarra y conglomerado Yarraloola [4][3]. En la
plataforma Peedamullah, la principal ruptura deposicional se encuentra en la base del

Grupo Barrow, donde hay una discordancia angular notable [3].

El cretacico inferior representa una transgresiéon marina depositando secuencias marinas
clasticas en orden ascendente., areniscas Birdrong, Mardie Greensand y Muderong
Shale, esta ultima constituye el sello regional en la cuenca [4]. Y el cretacico superior

esta dominado por rocas carbonaticas. Este cambio indica una transicion en los
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ambientes deposicionales, reflejando la evolucién geoldgica y paleografica de la cuenca
a lo largo del tiempo. La combinacion de estos procesos y ambientes deposicionales ha
dado lugar a la compleja estratigrafia que caracteriza la cuenca Carnavon Norte,

ofreciendo valiosos datos para la interpretacion de su historia geolégica y el potencial

de recursos naturales en la region (Figura 12) [1].

2.3 Sistema petrolifero

2.3.1 Roca Fuente

En la plataforma Peedamullah, las unidades precretacicas con mayor probabilidad de ser
roca fuente es la formacién Gneuda del Devonico, el grupo Kennedy del pérmico superior
y la lutita Locker del triasico inferior. La presencia de petréleo generado a partir de rocas
pre-jurasicas en yacimientos poco profundos del cretacico indica que ha tenido lugar una
migracion vertical considerable. La formacién Mungaroo del Tridsico medio-superior

tiene buen potencial de generacion de petréleo y gas [3].

2.3.2 Roca Reservorio

En el campo de gas Tubridgi, la formacion Mungaroo contiene el 11% de las reservas y
su porosidad promedio es de 24%. Mientras, las areniscas del cretacico (Fm. Flacourt y
Areniscas Birdrong) contiene el 89% del total de las reservas (65% y 24%,
respectivamente). La Formacion Flacourt tiene excelente porosidad del rango de 29% a
35% y las Areniscas Birdrong su porosidad promedio es de 33%. La porosidad de Mardie
Greensand es de 27% [3].

2.3.3 Roca Sello

En el campo Tubridgi, las areniscas de la Formacion Mungaroo junto con la formacion
Flacourt y las areniscas Birdrong formar un Unico yacimiento sellado por Muderong Shale

considerado el sello regional. [3].
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Figura 12. Columna estratigréfica y elementos del sistema petrolifero de la plataforma Peedamullah,
Australia

Columna estratigrafica y elementos del sistema petrolifero de la plataforma Peedamullah, Australia
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Nota. se observa las respectivas unidades litoldgicas de la plataforma Peedamullah y sistema

petrolifero, Cuenca Carnarvon Norte, Australia [3].
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3. METODOLOGIA Y DATOS

Este trabajo de investigacion tiene como objetivo realizar un andlisis cualitativo y
cuantitativo mediante la caracterizacion petrofisica utilizando atributos sismicos, dando
a conocer la distribucion de las propiedades fisicas de la roca en el subsuelo, mediante
la recopilacion de informacién disponible sobre el area de interés. La metodologia
propuesta para este estudio se desarrolla en cinco etapas, representadas en el esquema

de la figura 13 de la siguiente manera:

Etapa 1: Validar la informacién de registros de pozo: set basico

Primero, se descargo toda la informacion disponible de los pozos desde la base de datos
australiana WAPIMS, especificamente para el campo Tubridgi. Una vez obtenidos esos
datos, se verificd su existencia y se validé que cada pozo contara con el conjunto basico
de registros de pozo necesarios, tales como registros de resistividad, densidad, neutrén,
gamma ray, sonico, SP, PEF, entre otros. Luego, se realizé un inventario exhaustivo de
toda la informacion existente de los pozos, garantizando que todos los registros
relevantes estuvieran disponibles y organizados para su analisis. Posteriormente, toda
la informacion de los registros de pozos se cargd en el Software PowerlLog,
proporcionado por la compafiia Geosoftware. Finalmente, se llevé a cabo un control de
calidad y calibracion de la profundidad de cada uno de los pozos para asegurar que la
informacion adquirida estuviera en ¢ptimas condiciones para el analisis. Este proceso
minucioso y detallado asegura que los datos de pozos utilizados en el analisis petrofisico
del Campo Tubridgi son de alta calidad y estan adecuadamente calibrados, lo que es

fundamental para obtener resultados confiables en la caracterizacion del reservorio

Etapa 2: Seleccion de pozos para la evaluacion petrofisica.

Después de realizar un exhaustivo proceso de validacion de la informacion de pozo, se
confirmé la disponibilidad de datos para 18 pozos. Sin embargo, se excluyeron tres pozos

(Tubridgi-4, Tubridgi-5 y Tubridgi-13) que estaban fuera del cubo sismico Tubridgi-3D.
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Asi, el estudio se enfocd en los 15 pozos restantes para llevar a cabo la evaluacion
petrofisica. Simultaneamente, se eligieron los modelos petrofisicos adecuados segun el
tipo de yacimiento y las caracteristicas especificas de los pozos, integrando la
informacion de muestras de nucleo. Esto incluyo la seleccion de modelos para determinar
la arcillosidad (Vclay), porosidad total y efectiva, saturaciéon de agua, gas y/o aceite, y
permeabilidad. Los resultados obtenidos proporcionan una comprension clara del

comportamiento del yacimiento y sirven como dato de entrada para la red neural.

Etapa 3: Estimacion de volumen de arcilla, porosidad y saturacion de agua

mediante la correlacién con atributos sismicos

En esta etapa del proyecto, se procedio a la carga del cubo sismico Tubridgi-3D en el
software Hampson Russell de la compafiia Geosoftware (Figura 15). El siguiente paso
consistio en realizar el amarre sismica-pozo y llevar a cabo la interpretacion sismica y
estructural del reservorio. En el amarre sismica-pozo, se alinearon los datos de registro
de pozo con los datos sismicos para asegurar que las correlaciones entre los eventos
sismicos y las formaciones geoldgicas sean consistentes. De igual forma, se
interpretaron tres horizontes sismicos: tope de las lutitas Muderong, base y tope del

reservorio.

Ademas, los datos de las propiedades petrofisicas obtenidas en la etapa anterior, junto
con la informacién sismica, fueron utilizados como datos de entrada para la red neural
en el modulo Emerge de Hampson Russell. El objetivo principal de esta fase es emplear
los datos de propiedades petrofisicas junto con la informacién sismica para entrenar la
red neural en el moédulo Emerge de Hampson Russell. Esto permitira identificar la
relacion entre las propiedades petrofisicas y los atributos sismicos y predecir las
propiedades petrofisicas en areas donde solo se dispone de datos sismicos. En este
modulo se pueden utilizar diferentes métodos: regresion lineal simple, regresion multi-

atributos y redes neurales.
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Figura 13

Esquema de metodologia

@ACTERIZACION PETROFISICA MEDIANTE CORRELACION CON ATRIBUD

Etapa 1: Validar informacion de registros eléctricos de los pozos: set

Etapa 2: seleccidn pozos y realizar evaluacién petrofisica: Vclay, @, k, Sw

Etapa 3: Estimar volumenes de pseudo Vclay, @ y Sw mediante la correlaciéon con atributos sismicos:
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Nota. En el esquema se representa la metodologia propuesta en cinco etapas.
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Etapa 4: Validacion de resultados

Una vez establecida la relacion entre los atributos sismicos y las propiedades petrofisicas
en la etapa anterior, se procedié a aplicar esta relacion a lo largo del volumen sismico
(Tubridgi-3D) en el area del reservorio. Esto con el propdsito de generar un volumen
predictivo para cada una de las propiedades petrofisicas (®, Vclay y Sw), proporcionado
una vision tridimensional de la distribucidon de dicha propiedad en el yacimiento. Estos
resultados obtenidos (datos predichos) fueron validados utilizando pozos de referencia o
pozos ciegos (datos reales), para confirmar la precision de las predicciones realizadas y
evaluar si las propiedades estimadas son consistentes en diferentes partes del
reservorio. De esta manera, se selecciona el mejor volumen de arcilla, porosidad y
saturacion de agua obtenido a través de la red neural y los atributos sismicos. Ademas,
se generaron unos mapas de porosidad y volumen de arcilla para proveer una
representacion visual y detallada de estas propiedades a nivel de reservorio, permitiendo

una mejor compresion de las caracteristicas del yacimiento.

Etapa 5: Anélisis de resultados

Finalmente, para la integracion y analisis del reservorio, se generaron mapas de
porosidad y volumen de arcilla. Estos mapas proporcionan una distribucion espacial de

las propiedades petrofisicas a nivel de reservorio, facilitando la interpretacion de areas

con mayor potencial de almacenamiento de hidrocarburos.
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Tabla 2.

Inventario de pozos del Campo Tubridgi

Set basico de Registros Nucleo

Resistivos

D N e - Check- GR Core Densidad 5 idladll P bilidad
: ensidad Neutrén orosi ermeabilidal
Micro Latero shot  Spetral | Gamma | del grano

Resistivos log

Caliper
Inductivos

T-1
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X| X| X| X
X| X| X| X
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X | X| X[ X
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Nota. Inventario de informacion debidamente clasificada del campo Tubridgi.
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Figura 14. Carga de informacién de los pozos del Campo Tubridgi en el software PowerLog
Carga de informacién de los pozos del Campo Tubridgi en el software PowerlLog
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Nota. se muestra carga de informacion de pozos en el software PowerLog del campo Tubridgi.

Figura 15. Carga del cubo sismico Tubridgi-3D (PSDM) escalado a tiempo
Carga del cubo sismico Tubridgi-3D (PSDM) escalado a tiempo
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Nota. Se observa el cubo sismico Tubridgi-3D cargado en el software Hampson-Russell de la compafiia

Geosoftware. Este cubo sismico comprende un area de 60 km?2.
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4. RESULTADOS Y ANALISIS

4.1 Validar lainformacion de registros eléctricos

A través de una busqueda sistemética de la plataforma WAPIMS correspondiente al
Campo Tubridgi, se obtiene la informacion de registros de pozo esenciales (set basico)
de 18 pozos. Posteriormente, se elabord un inventario que consolida todos los datos
relevantes para cada uno de los pozos en el campo tal como se detalla en la Tabla 2.
Este inventario es la base de la caracterizacion petrofisica y la posterior evaluacion del
método de redes neuronales para la interpolacién de los datos petrofisicos calculados en

esta investigacion.

4.2 Evaluacién Petrofisica

De acuerdo con el inventario de pozos del campo Tubridgi (Tabla 2), se identificaron
dieciocho (18) pozos con el set basico de registros eléctricos. Sin embargo, la evaluacion

petrofisica se limité a quince (15) de ellos, debido a las siguientes razones:

e Pozo Tubridgi-5: Carece de la curva de densidad, esencial para la determinacion
de la porosidad total.
e Pozos Tubridgi-4 y Tubridgi-13: Se encuentran fuera del cubo sismico (Figura 28),

por lo que fueron excluidos en esta fase del estudio.

La metodologia empleada en la evaluacion petrofisica del reservorio del Campo Tubridgi
demostrd una excelente correlacion entre los datos de nucleo y los registros derivados,
como porosidad y saturacidbn de agua, en la zona de interés. Con base a esto, se
selecciono el pozo Tubridgi-8 para el andlisis detallado, ya que presenta el conjunto de

informacién mas completo.
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1. Calibracion nucleo/perfil

La calibracion nucleo/perfil se realizé con el registro Core Gamma tomado de las
muestras de nucleo, representado por la curva roja del track 1y 2 de la Figura 16. Este

procedimiento tambien se realizé para los pozos Tubridgi-7, 8, 9,10 (Anexo 5, 6, 7y 8).

Figura 16. Calibracion nucleo perfil del pozo Tubridgi-8

Calibracion nucleo perfil del pozo Tubridgi-8
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Nota. se observan la calibracion en profundidad del nicleo-perfil (core gamma linea roja de la pista 1y 2).

2. Se llevo a cabo un analisis rapido con el conjunto de registro en la zona de interés,
en donde se identifica la presencia de gas en el intervalo de 509-524 m representado por
el cruce de las curvas de registros densidad-neutron. De igual manera, se reconoce el
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contacto agua-gas a una profundidad de 524 m MD-TVD, donde cae la resistividad (de
153 ohm-m a 1.8 ohm-m) en el paquete de arenas limpias que va desde 509 m a 527.5m.
El registro Gamma Ray muestra unas arenas limpias (36API) en los intervalos de 509-
527.5 m, lo cual se confirma por la relacion torio-potasio; mientras que los intervalos un
poco mas sucios (85 API) se encuentran entre 505-510 m y 527-530 m coincidiendo con

bajas resistividades (6 ohm-m y 1.9 ohm-m respectivamente) (Figura 17).

Figura 17.
Set de registros basicos
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Nota. se muestra el contacto agua-gas y el set de curvas béasico (GR, GR Spetral, resistivos, densidad,
neutron, PEF).

3. Se construy6 un grafico cruzado Densidad-Neutron, una herramienta visual que
permite comprender, junto con el Gamma Ray, como las diferentes combinaciones de

registros responden a variaciones en litologia y porosidad. Estos gréficos fueron
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disefiados para formaciones limpias, saturadas de liquidos y perforaciones con lodo base

agua. Las litologias comunmente observadas son: SS=areniscas, LS=calizas y DOL=

dolomitas (Figura 18).

En el grafico cruzado de densidad-neutrén, se observa una nube de puntos en la parte
superior izquierda, la cual corresponde a arenas. Estas arenas presentan valores de baja
densidad, que oscilan entre 1.9 y 2.1 g/cm3, y baja porosidad neutronica, con valores
entre 0 y 0.15 V/V. Esta configuracion esta influenciada por el efecto del gas, la cual

afecta la respuesta de ambos registros.

Figura 18. Grafico cruzado Densidad vs Neutrén en el pozo Tubridgi-8

Grafico cruzado Densidad vs Neutron en el pozo Tubridgi-8
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Nota. se observa en la parte superior izquierda las arenas con efecto de gas, en la parte superior media

las arenas sin efecto de gas y en la parte central derecha la zona de lutitas.

Para confirmar esta observacion, se ha creado un poligono de color naranja que integra
esta nube de puntos. Este poligono se ilumina en la plantilla del conjunto de registros

basicos, lo que corrobora la presencia de gas mediante el cruce de las curvas de
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densidad (ROHB) y neutrén (NPHI). La interseccion de estas curvas esta sombreada en
color rojo, lo que refuerza la indicacion de la presencia de gas en la formacion analizada
(Figura 18y 19).

Los datos delimitados por el poligono de borde negro, con valores de densidad entre 2.2
y 2.41 g/cm3 y porosidad neutrénica entre 0.26 y 0.43 V/V, se interpretan como lutitas
(shale). Esta interpretacibn se mantiene a pesar de que, dentro de los andlisis
metodoldgicos, podrian sugerir litologias de rocas calcareas y dolomitas.

Adicionalmente, este analisis se sustenta con los reportes de nucleos que descartan la
presencia de una composicion calcarea en la unidad. Esto refuerza la identificacion de
las lutitas, indicando que las caracteristicas observadas en los registros de densidad y
porosidad neutronica corresponden efectivamente a lutitas y no a rocas calcareas o

dolomiticas.

La descripcion de nucleos en el intervalo de 507-522 m revela una variacion significativa
en la composicidon y porosidad de las areniscas. Hacia la base de este intervalo, se
observan areniscas con porosidad visible, mientras que, hacia el tope, las areniscas
contienen glauconita y presentan buena porosidad. Los informes petrograficos confirman
esta variacion, identificando cuarzoarenitas en la base con porosidades primarias del 20-
25%, y sublitoarenitas con presencia de glauconita y porosidades primarias del 25-30%

hacia el tope.

Es importante resaltar que la presencia de glauconita, un mineral con altos contenidos
de potasio radioactivo induce un aumento en la lectura de rayos gamma. Por lo tanto, se
interpreta que los valores de rayos gamma entre 75-120 API observados en el intervalo

de 505-510 m podrian estar influenciados por la presencia de este mineral.
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Figura 19. Gréafico cruzado Densidad-Neutrén reflejado en la plantilla del set de registros
Gréfico cruzado Densidad-Neutrén reflejado en la plantilla del set de registros
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Nota. se corrobora la presencia de gas con el grafico cruzado neutron-densidad (zona naranja) coincidiendo con el cruce de las curvas densidad
(RHOB) y neutron (NPHI), area roja
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Este andlisis detallado de la variacion en la composicion y porosidad, junto con la
influencia de minerales especificos como la glauconita, proporciona una comprension

mas precisa de la naturaleza de las formaciones en el intervalo estudiado.

4. Se construyd un gréafico cruzado de Torio (Th)- Potasio (K) con el objetivo de

identificar el tipo de arcilla presente en el reservorio (Figura 20).

Figura 20.
Gréfico cruzado de Torio (Th)-Potasio (K)
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Nota. se expone la presencia de arcilla, esmectita e illita

El andlisis del grafico cruzado Th-K revela la presencia de esmectita e illita en la zona de
interés, con porcentajes de potasio que varian entre 2-3% y valores superiores a 3.5%.
Las altas concentraciones de potasio podrian estar relacionadas con la mineralogia de
la roca, especificamente con la alteracion de silicatos como feldespatos y micas. En la
primera etapa de esta alteracion, se obtiene montmorillonita (grupo de la esmectita) o

illita; mientras que en la segunda etapa se forma caolinita (Figura 21).
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Figura 21. Gréfico cruzado de Th-K representado en la plantilla de registros
Gréfico cruzado de Th-K representado en la plantilla de registros
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Nota. se evidencia que la illita con bajo contenido de potasio estan presentes en la zona de arenas limpias y relacionadas a alteraciéon de los
feldespatos (color verde claro), mientras que la illita con alto contenido de potasio concuerda con las arenas un poco sucias y con presencia de
glauconita (color rosado claro). Ademas, la presencia de esmectita coincide perfectamente con un alto Gamma Ray correspondiente a una delgada
capa de arcilla.
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Los informes de DRX (Difraccién de rayos X) y petrografia corroboran la presencia de
trazas de arcilla tipo caolinita, asi como un bajo contenido de arcilla en la roca, estimado
en un 5% segun el informe petrogréfico. Estos resultados confirman la interpretacion del
grafico Th-K y respaldan la conclusibn de que el reservorio presenta una baja

arcillosidad.

Estos hallazgos proporcionan una comprension detallada de la composicion
mineraldgica y la baja arcillosidad del reservorio, lo que es crucial para su caracterizacion

y evaluacion.

5. Tras el analisis previo, se procedio a calcular el volumen de arcilla en la zona de

interés utilizando dos modelos:

e Modelo lineal: Se empled la ecuacion 5 (Vsh= IGR), donde el IGR es el indice de
rayos gama.
e Modelo de Clavier: se utilizd la ecuacion 7, que representa la relacion no lineal entre

el volumen de arcilla y el indice de rayos gamma.

Para determinar los valores de GRIlimpio (GR de la arena limpia) y GRshale (GR en lutita
pura), se analizaron histogramas de los datos de gamma Ray y se identificaron los
valores de GRIimpio=35 y GRshale=120. Estos valores se ingresaron en el software
PowerLog para calcular el volumen de arcilla segun cada modelo generando las dos

curvas: VCLY _lineal y VCLY_clavier, como se muestra en la Figura 22.
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Figura 22.
Volumen de arcilla
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Nota. se puede observar las curvas llamadas VCLY _lineal (linea roja de la pista 5) y VCLY_clavier (linea

verde de la pista 5) correspondientes al modelo lineal y Clavier en la zona de interés.

6. La porosidad total se calcul6 usando la ecuacion 10, la cual utiliza implicitamente
la curva densidad siendo esta la menos afectada por la presencia de glauconita y/o gas.
Por tanto, la curva resultante se llamé DPHI, la cual mostrd un ajuste coherente con la

porosidad del nacleo para zona de interés en el Campo Tubridgi.

7. La porosidad efectiva, se partio de la porosidad total (curva llamada DPHI) y se
corrigié por el volumen de arcilla utilizando la Ecuacion 20. Las correcciones del Volumen
de arcilla (Vclay) se derivaron utilizando el modelo lineal, obteniendo un buen ajuste con
la porosidad efectiva de las muestras de nucleo (medida por inyeccion de helio) a lo largo

de la zona de interés.
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8. La permeabilidad del reservorio se determiné utilizando la ecuacion 34 de
permeabilidad absoluta-Timur. En este céalculo, se tomé el valor de saturacion de agua
irreducible (Swi) de 0.04, que se ajusta con los datos de permeabilidad al aire (Kair) de

las muestras de nucleo y del campo.

9. Finalmente, la saturacion de agua (SWQ) fue calculada utilizando la ecuacion de

“Archie” aplicando los parametros especificados en la tabla 3.

Tabla 3. Parametros utilizados en la saturacion de agua

Parametros utilizados en la saturacion de agua

Pardmetros Grados Grados Fuente
Celsius °C | Fahrenheit °F

Resistividad del lodo (Rm) 0.73 ohmm @ 30 86 Header resistivo
Resistividad del lodo filtrado (Rmf) | 0.061 ohmm @ 28 82.4 Header resistivo
Temperatura del fondo del pozo BHT @ 51.7 125.6 Header resistivo
Exponente de cementacion m 1.8 Ncleo
Exponente de saturacion n 1.66 Nacleo
Factor de tortuosidad a 1 Nucleo
Resistividad del agua Rw 0.1869 ohmm 120.2 Pickett-plot
Resistividad del agua Rw 0.275 ohmm 25 77 DST

Nota. Pardmetros usados para el calculo de saturacion de agua en el pozo Tubridgi-8.

A manera de ejemplo se utiliz6 el pozo Tubridgi-8 para hallar la resistividad del agua (Rw)
mediante el grafico de Pickett y compararla con los datos de nucleo. Para esto, se
emplearon los valores exponentes de cementacion (m), exponente de saturaciéon (n) y

factor de tortuosidad (a), proporcionados en el informe del ndcleo.

Los puntos negros que aparecen en la grafica del pickett-plot corresponden a los datos
seleccionados de la plantilla de registros, iluminando o resaltando el area interpretada
como zona de agua. La pendiente de la linea 1, que se ajusta a estos puntos, establece
la zona de 100% agua y permite de esta forma determinar el valor de Rw= 0.1869.
(Figura 23).
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Figura 23.
Pickett-plot en el Pozo Tubridgi-8
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Nota. se muestra como por medio del Pickett-plot se determinar la resistividad del agua.
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Simultaneamente, se comparo la resistividad del agua obtenida del grafico de Pickett-
plot (Rw=0.1869 @ 120°F) con la resistividad de las pruebas de DST (Rw= 0.275 @
77°F) utilizando la gréfica G9 de Schlumberger. Esta comparacion permite verificar si
existe variaciones en las salinidades para el pozo Tubridgi-8. Con base en el analisis de
la Tabla 4, se puede decir que las salinidades son similares, lo que respalda la validez

del valor de resistividad del agua de formacion (Rw) obtenido a partir del Pickett-plot.

Tabla 4. Resistividad del agua del Pozo Tubridgi-8
Resistividad del agua del Pozo Tubridgi-8

Pozo Rw (ohmm) | Temperatura (°F) |Salinidad (ppm)
T-8 DST 0,275 77 22000
T-8 Pickett-plot 0,187 120,2 21000 -

Nota. Se muestra la resistividad del agua por andlisis de laboratorio en la muestra (DST) y Pickett-plot.

Se aplicé el mismo enfoque metodoldgico utilizado para el pozo Tubridgi-8 a otros pozos
del campo. La replicacion del procedimiento de comparacién de resistividades en
diferentes pozos, utilizando la grafica G9 de Schlumberger, sugiere una homogeneidad

en la salinidad del agua de formacion a lo largo del campo (Tabla 5y figura 25).

Tabla 5. Resistividad del agua del reservorio para el Campo Tubridgi.

Resistividad del agua del reservorio para el Campo Tubridgi.

Pozo Rw Temperatura (°F) Salinidad (ppm)
T-1 DST 0,33 77 20000
T-11 DST 0,33 77 20000
T-15 DST 0,33 77 20000
T-2 DST 0,19 130 20500
T-3 DST 0,19 130 20500
T-6 DST 0,19 130 20500
T-7 Pickett-plot | 0,22 120,5 20200
T-8 DST 0,275 77 21000
T-9 Pickett-plot | 0,2218 123,4 20000

Nota. Se observa la resistividad del agua y su respectiva salinidad en el reservorio para el campo Tubridgi
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Figura 24. Gréfica G9 de schlumberger para determinar salinidades
Gréfica G9 de schlumberger para determinar salinidades
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Nota. se aprecia la salinidad del agua de formacion para el pozo Tubridgi-8, revelando salinidades
similares por los dos métodos.
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Figura 25. Descripcién grafica de las salinidades del reservorio del campo Tubridgi
Descripcion gréfica de las salinidades del reservorio del campo Tubridgi.
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Nota. En la gréfica G9 se evidencia que no existe una variacion representativa en la salinidad del
reservorio para el Campo Tubridgi.

A continuacién, se presenta un resumen de los resultados de los analisis petrofisicos.
Para una visualizacion detallada de los analisis individuales de cada pozo, se recomienda

revisar las imagenes correspondientes a los anexos 1 al 15.
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4.2.1 Resumen de Resultados Petrofisicos

Como resultado la Tabla 6 y la Tabla 7 resume en detalle los resultados petrofisicos del
reservorio de cada una de las unidades del campo Tubridgi, utilizando los siguientes
parametros de cut-off: porosidad mayor o igual a 20%, volumen de arcilla mayor o igual

al 45% y saturacion de agua menor o igual al 56% (Tabla 6y 7)

Tabla 6. Resumen del reporte del reservorio neto para el campo Tubridgi.
Resumen del reporte del reservorio neto para el campo Tubridgi.

Cutoff= Phi>=0,2 & Vclay<=0,45
Avg Avg
Net Avg Avg Arith
Gross Res/Gross ] Net Geom
Pozo zona Res Phi VClay | Perm
Interval (Res) Sw Perm
Int (Res) (Res) (Res)
(Res) (Res)
Unidades m m viv viv viv mD mD
T-1 Reservorio | 32,78 | 10,03 0,31 0,35 | 0,43 | 0,24 | 9586,02 | 7926,61
T-2 Reservorio | 31,63 | 19,20 0,61 0,29 | 0,87 | 0,23 | 11246,62| 8055,87
T-3 Reservorio | 36,03 | 17,98 0,50 0,26 | 1,00 | 0,15 | 14798,50| 9016,09
T-6 Reservorio | 15,07 8,87 0,59 0,27 1,00 | 0,19 | 12403,97| 8088,41
T-7 Reservorio | 30,98 | 20,12 0,65 0,33 | 0,62 | 0,19 | 16660,69 | 12111,76
T-8 Reservorio | 25,81 | 16,74 0,65 0,34 | 0,43 | 0,18 | 12910,98| 11167,69
T-9 Reservorio | 40,90 | 12,33 0,30 0,30 | 0,79 | 0,18 | 12203,70| 7901,70
T-10 Reservorio | 26,61 | 12,95 0,49 0,31 | 0,92 | 0,20 | 27238,44| 11934,46
T-11 Reservorio | 46,75 | 17,07 0,37 0,25 1,00 | 0,24 | 9174,83 | 6086,62
T-12 Reservorio | 31,34 | 14,33 0,46 0,25 | 0,99 | 0,21 | 9217,68 | 6684,90
T-14 Reservorio | 48,15 | 27,13 0,56 0,29 0,83 | 0,11 | 19152,42 | 16952,14
T-15 Reservorio | 33,52 | 20,97 0,63 0,34 | 0,70 | 0,25 | 15739,08 | 12593,10
T-16 Reservorio | 21,32 5,30 0,25 0,35 | 0,41 | 0,23 | 12336,52| 9736,64
T-17 Reservorio | 44,47 | 22,12 0,50 0,31 | 0,83 | 0,17 | 20620,56 | 12326,96
T-18 Reservorio | 31,77 | 21,03 0,66 0,33 | 0,76 | 0,18 | 33746,47 | 26336,60

Nota. Promedio de las propiedades petrofisicas del reservorio neto para cada uno de los pozos.
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Tabla 7. Resumen del reporte de neto gasifero para el campo Tubridgi

Resumen del reporte de neto gasifero para el campo Tubridgi.

Cutoff= Phi >=0,2 & Vclay<=0,45, Sw<= 0,560

Avg ) Avg
Gross Net Avg Avg Arith
Pay/Gros ] VClay Geom
Pozo Zona | Interva | Pay ) Phi | Net Sw Perm
s Ratio (Pay)Av Perm
I Int (Pay) | (Pay) (Pay)
g (Pay)
Unidades m m viv viv viv mD mD
T-1 Pay 32,7 7,32 0,22 0,38 | 0,30 0,21 11114,8 | 10599,2
T-2 Pay 31,6 1,98 0,06 0,41 0,30 0,09 22629,1 | 20058,3
T-3 Pay 36,1 0 0 0 1 0 0 0
T-6 Pay 15,1 0 0 0 1 0 0 0
T-7 Pay 30,9 9,45 0,31 0,35 | 0,32 0,19 11337,1 | 10407,7
T-8 Pay 25,8 12,2 0,47 0,36 | 0,29 0,19 10893,2 | 10469,3
T-9 Pay 40,9 3,35 0,08 0,33 | 0,39 0,08 8774,37 8669,6
T-10 Pay 26,6 0 0 0 1 0 0 0
T-11 Pay 46,7 0 0 0 1 0 0 0
T-12 Pay 31,3 0 0 0 1 0 0 0
T-14 Pay 48,2 2,44 0,05 0,40 | 0,33 0,24 13097,7 | 12408,0
T-15 Pay 33,5 6,55 0,20 0,39 | 0,22 0,23 11533,8 | 11162,4
T-16 Pay 21,3 3,20 0,15 0,39 | 0,18 0,16 14882,9 | 14420,9
T-17 Pay 44,5 3,05 0,07 0,40 | 0,28 0,10 22525,0 | 20886,1
T-18 Pay 31,7 5,33 0,17 0,41 0,24 0,24 12457,4 | 12200,8

Nota. Promedio de las propiedades petrofisicas del gasifero o neto para cada uno de los pozos.
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4.2.2 Anélisis de resultados petrofisicos.

La evaluacién petrofisica del Campo Tubridgi se centr6 en determinar el modelo 6ptimo
de arcillosidad, porosidad y saturacion de fluidos que mejor representara el reservorio.
Esta evaluacion integro los datos de nudcleos y registros eléctricos para obtener una
representacion precisa de las propiedades del reservorio.

Los analisis de Difraccion de Rayos X (DRX), petrografia y nucleos revelaron una baja
arcillosidad en las areniscas del reservorio. Esta baja arcillosidad se debe a la
degradacion de feldespatos en minerales arcillosos como caolinita, illita y esmectita. Para
modelar la arcillosidad, se seleccion6 el modelo lineal basado en la curva de rayos

gamma. Adicionalmente, se gener6 un modelo de Clavier para evaluar su sensibilidad.

Se evaluaron diversos modelos de porosidad utilizando diferentes registros y
comparando su ajuste con los datos de porosidad de nucleo. EI mejor ajuste se obtuvo
con la curva de densidad, que es menos afectada por la presencia de glauconita y gas.
Los modelos que combinaban curvas de densidad-neutron y correcciOn por gas no
mostraron un ajuste adecuado. Es destacable la excelente porosidad registrada en los
pozos T-7, T-8, T-9 y T-10, con valores entre 27% y 38%.

Para la saturacion de fluidos, se considero apropiado el modelo de saturacion de Archie
debido a la baja arcillosidad del reservorio. Los pozos T-7, T-8, T-9 y T-10 proporcionaron
datos de factor de cementacion (m), indice de saturacion (n) y factor de tortuosidad (a).
Ademas, los pozos T-1, T-2, T-6, T-8, T-11 y T-15 aportaron datos de resistividad del
agua de formacion (Rw). El andlisis de la salinidad del campo revel6 una alta salinidad
en el agua de formacion, con valores entre 20,000 y 21,000 ppm NacCl, sin variaciones
significativas en el reservorio.

El resumen del reporte de reservorio indica un buen espesor neto, excelente porosidad
total y permeabilidades muy altas en los pozos. El resumen de neto de gas destaca los
pozos T-1, T-7, T-8, T-15 y T-18 como los de mayor potencial. En contraste, los pozos

T-3, T-6, T-10, T-11y T-12 se consideran secos o0 con 100% de saturacion de agua.
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4.3 Interpretacion sismica

4.3.1 Amarre e interpretacion sismica

La calibracion sismico-pozo es una etapa decisiva para la correcta interpretacion de
datos sismicos y su correlacién con los registros de pozo. En el campo Tubridgi, todos
los pozos dentro del cubo sismico Tubridgi-3D que disponian de registros sonicos y de
densidad fueron calibrados. Este proceso permiti6 identificar en la sismica las reflexiones
correspondientes a: el tope de las Lutitas de Muderong, tope y la base del reservorio.

Para llevar a cabo la calibracién sismico-pozo, se cargaron los registros y los datos de
check-shot de las tablas tiempo profundidad de los pozos. Los registros fueron ajustados
para corregir las secciones andmalas, comunmente asociadas a puntos de empalme de
la tuberia de revestimiento. En general, la calidad de los registros fue buena, requiriendo

minimas modificaciones.

En cuanto a las ondiculas, se inicié el proceso de calibracion en cada pozo utilizando
una ondicula extraida de la sismica con fase cero, la ventana de analisis que comprende
desde las lutitas de Muderong hasta la base del reservorio. El extraer la ondicula de la
sismica representa una ventaja ya que esta tiene el contenido de frecuencia y el
sismograma sintético resultante es facilmente correlacionable a la sismica. Una vez
extraia la ondicula, se usaron respectivamente para comenzar a hacer el proceso de
amarre. Tras sucesivas compresiones (squeeze) y estirar (stretch) las funciones de
velocidades por pozo para optimizar el ajuste con el sintético, se aplicé una rotacion de
fase de la ondicula extraida por la funcién de correlacion entre el sintético y la sismica.
Esas rotaciones de fase fueron minimas, logrando una correlacion ajustada entre la
respuesta al tope de las Lutitas de Muderong y el dato del sintético del pozo, mostrado

en la Figura 26.
En general, la mayoria de los amarres con la sismica fueron buenos y consistentes para

el tope de cada unidad de interés. El tope de las lutitas de Muderong corresponde a un

pico, el tope del reservorio a un valle, relacionado a un fuerte contraste impedancias
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acusticas entre la base de Muderong (de alta impedancia acustica) y el tope del
reservorio (de baja impedancia acustica). Mientras tanto la base del reservorio amarro

consistentemente con un pico.

Como la sismica fue procesada y adquirida en fase normal SEG, se entiende que un
contraste de impedancias negativo (de altas a bajas impedancias) corresponde a un
valle, mientras que, por el contrario, un contraste de impedancias positivo corresponde

a un pico.

4.3.2 Conversion Tiempo a Profundidad

Los datos sismicos se expresan en la vertical en unidades de tiempo doble de viaje,
comunmente segundos o milisegundos. Este tiempo se refiere al recorrido de la onda
sismica desde la fuente al reflector (ida) y del reflector al receptor (vuelta). Por lo tanto,
los horizontes de interés que se interpretan en la sismica y sus mapas estructurales

derivados estan inicialmente en el dominio de tiempo doble de viaje.

Para visualizarlos en el dominio de la profundidad, se requiere hacer un modelo de
velocidades con los datos anteriormente descritos de check-shot para hacer el calculo

de modelo profundidad.

El procedimiento empleado para convertir a profundidad tope y base del horizonte se

describe a continuacion:

1. Estimacion de la velocidad Promedio: utilizando los tiempos de la sismica y
profundidades de base y tope del reservorio en cada pozo dentro del area interpretada,
se hallaron pares tiempo-profundidad. Estos pares permitieron estimar la velocidad
promedio desde el Datum Sismico de Referencia (0 msnm) hasta el horizonte de interés

(tope y base del reservorio).
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Figura 26.
Amarre-sismica del pozo Tubridgi-10
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Nota. se observa un buen amarre entre la sismica y el pozo Tubridgi-10,

elaborado en el software Hampson-Russell de la compafiia Geosoftware.
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2. Analisis de la tendencia de velocidad: las velocidades promedio para cada pozo,
tanto en el tope como en la base del reservorio, se graficaron en funcion de la profundidad
(Figura 27). Este andlisis tiene como objetivo identificar una tendencia inicial en la

variacion de la velocidad promedio con la profundidad.

Figura 27. Graficos cruzados de velocidad promedia versus profundidad al tope y base del
reservorio

Gréficos cruzados de velocidad promedia versus profundidad al tope y base del reservorio.
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Nota. Obsérvese buena correlacion lineal en ambos graficos cruzados.

3. Estimacién del mapa de velocidades promedio inicial: a partir de las relaciones de
velocidad promedio versus profundidad para el tope y base del reservorio, se gener6 un
mapa de velocidades promedio inicial. Utilizando este mapa inicial de velocidades y el
mapa estructural en tiempo doble de viaje, se estimé un mapa inicial de profundidad

mediante la siguiente relacion:

TVDsSiciat = SRD —Vavg x TWT x 0.5

4, Estimacién del mapa residual: dado que el mapa inicial de profundidad no se
ajustaba perfectamente a las profundidades observadas en los pozos (tope y base del
reservorio), se procedid a estimar un mapa residual. Este mapa se obtuvo a partir de las
diferencias entre las profundidades reales de los topes y las profundidades

correspondientes en el mapa inicial de profundidad, utilizando la siguiente relacion:
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Residual = TVDsspiciat — TV DSStopes de Pozo

5. Célculo del mapa estructural en profundidad: finalmente, se calculé el mapa
estructural en profundidad sumando el mapa inicial de profundidad adicionando el
residual

TVDsSpinar = TVDSSiicial + Residual

A continuacion, se presentan los mapas estructurales en tiempo, velocidad promedio y
profundidad (tanto para el tope como para la base del reservorio), resultantes del

procedimiento de conversion descrito anteriormente.
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Figura 28. Mapas estructurales en tiempo al tope y base del reservorio

Mapas estructurales en tiempo al tope y base del reservorio.

Nota. se muestra mapa estructural en tiempo doble al tope (izquierda) y mapa estructural en tiempo doble a la base (derecha).
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Figura 29. Mapa de velocidad promedio al tope y base del reservorio
Mapa de velocidad promedio al tope y base del reservorio.

Nota. se observa mapa de velocidad promedio al tope (izquierda) y mapa de velocidad promedio a la base (derecha).
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Figura 30. Mapas estructurales en profundidad al tope y base del reservorio
Mapas estructurales en profundidad al tope y base del reservorio.

Nota. se muestra mapa estructural en profundidad al tope (izquierda) y mapa estructural en profundidad a la base (derecha). En el cual se puede
observar que las trampas estan relacionadas a pequefios cierres contra fallas normales.
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Figura 31
Mapa is6paco del reservorio
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Nota. se puede observar la variacion de espesores a lo largo del cubo, estos presentan una tendencia sureste-noreste.
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Los mapas estructurales en profundidad y tiempo fueron revisados y validados teniendo

en cuenta las siguientes consideraciones:

Las superficies de los mapas del tope y base del reservorio son conformes y no se

cruzan.

A lo largo de los cruces de falla conservar consistencia en la posicion relativa entre el
blogue piso (footwall) y bloque colgante (hanging wall) de acuerdo con el buzamiento

de las fallas.

Conservar la posicion relativa de los poligonos de falla del tope y base de reservorio,

honrando los cruces de las fallas con estas unidades y el buzamiento de estas.

Se suavizaron las superficies relacionadas a los mapas estructurales al tope y base

del reservorio para atenuar el ruido propio relacionado a la sismica.

4.3.3 Interpretacion

Se interpretaron un total de tres horizontes sismicos, ordenados de mas somero a mas

profundo y mostrados en la Figura 32:

Tope de la Lutita de Muderong: Este horizonte representa el limite superior de la
unidad sello del campo Tubridgi y se extiende regionalmente a lo largo de la Cuenca

Carnarvon. Se identifica en la sismica como un pico distintivo.

Tope del reservorio (Arenas Basales del Cretacico): Este horizonte marca el inicio del
reservorio objetivo y se caracteriza por un valle en la sismica, resultado del contraste

de impedancias acusticas con la Lutita de Muderong suprayacente.

Base del reservorio: Este horizonte delimita la base del reservorio y se manifiesta

COmo un pico sismico consistente a lo largo del cubo 3D interpretado. El amarre con
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los registros de pozo es preciso y, en algunas regiones, se evidencia como una

discordancia angular correspondiente a la discordancia del Cretacico

4.3.4 Andlisis

El reservorio del Campo Tubridgi se encuentra asociado a las arenas basales del
Cretacico, las cuales suprayacen en discordancia sobre unidades precretacicas y estan

cubiertas por las lutitas de Muderong, un sello regional en esta cuenca.

El tope del reservorio se caracteriza por una reflexién negativa concordante a lo largo de
la seccién sismica. Este reflector negativo es el resultado del fuerte cambio entre la
impedancia acustica de las Lutitas de Muderong (alta impedancia relativa) y las Arenas
Basales del Cretacico (baja impedancia relativa). La facies sismica asociada a estas
arenas se caracteriza por reflectores de alta amplitud y continuidad de gran extension.
Por otro lado, la facie sismica de las lutitas suprayacentes se caracterizan por bajas
amplitudes y reflexiones discontinuas, tipicas de este tipo de unidades debido al bajo
contraste de impedancias acusticas internas. La discordancia del Cretacico, en la base
de las arenas del reservorio, se identifica facilmente como una discordancia angular,

evidenciada por la truncacién de reflectores hacia esta superficie (Figura 32).

En cuanto a las estructuras observadas en el area, por debajo de la discordancia del
Cret4cico se aprecia una alta estructuracion relacionada con capas y fallas extensionales
de alto buzamiento, con rotacion de bloques formados en multiples fases de rifting
precretacicas, descrito en el marco geoldgico del escrito. Algunas de estas fallas se
reactivaron por encima de la discordancia, extendiendo el fallamiento extensional a las
arenas basales. Sin embargo, las estructuras asociadas al reservorio (arenas basales
del cretacico) se caracterizan por un bajo desplazamiento en los saltos de falla (5-15 m)
y bajo relieve estructural (ver Figura 32). Por lo tanto, las trampas en el Campo Tubridgi
estan relacionadas con pequefios cierres entre fallas normales, donde la acumulacién de

hidrocarburos se produce en el bloque yaciente (footwall). Los cierres del campo no se
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asocian a una unica falla, sino que se ubican en diferentes compartimentos, a veces

relacionados con fallas de extension lateral limitada (Figura 30).

El espesor del reservorio varia entre 15y 55 m a lo largo del cubo sismico, mostrando
variaciones localizadas en direccion sureste-noreste. En las cercanias de los pozos T-1,
T-2, T-3, T-7, T-9, T-11, T-14 y T-18, los espesores oscilan entre 26 y 55 m, mientras
que cerca de los pozos T-6, T-8, T-10 y T-15, los espesores varian entre 15y 25 m
(Figura 31).
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Figura 32. Linea sismica representativa alo largo del pozo Tubridgi-15
Linea sismica representativa a lo largo del pozo Tubridgi-15
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Nota. se muestran los tres horizontes interpretados en el area. En la imagen de la derecha se puede observar como las unidades precret4cicas se
truncan con la base del reservorio, la cual se distingue a lo largo del cubo sismico como una discordancia angular.
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4.4 Estimacion de las propiedades petrofisicas mediante la correlacién con

atributos sismicos.

En la busqueda de la mejor estimacién de volumen de arcilla, porosidad y saturacion de
agua en el cubo sismico, se llevaron a cabo tres pruebas para identificar la relacién
Optima entre las propiedades petrofisicas y los atributos sismicos. Para ello, se utilizaron

los siguientes datos:

1. Elcubo sismico Tubridgi-3D post-apilado, que contiene la informacion sismica original
sin procesar.

2. El cubo de impedancia acustica invertida modelado para la zona de interés, que
transforma los datos de amplitud sismica en impedancia acustica.

3. Una combinacion de ambos cubos, integrando los datos de amplitud original e
impedancia acustica para fortalecer la prediccion de las propiedades.

4. Propiedad petrofisica: volumen de arcilla, porosidad y saturacion de agua, calculada

en la fase anterior.

El objetivo de estas pruebas fue encontrar un conjunto de atributos sismicos que
pudieran predecir con mayor precision los registros objetivo (real) : volumen de arcilla,
porosidad y saturacién de agua. EI médulo Emerge contiene alrededor de 20 atributos
gue pueden calcularse internamente a partir de la traza sismica. Sin embargo, muchos
sismica o impedancia acustica invertida es un atributo derivado matematicamente a partir
de la traza sismica, pero es demasiado complejo para ser calculado dentro del médulo
Emerge [24].

Emerge divide los atributos en dos categorias: internos y externos. Los atributos internos
son aquellos que Emerge calcula internamente, segun sea necesario. Los atributos
externos, en cambio, son aquellos que han sido calculados externamente por cualquier
razon y no tienen limite en cuanto a su numero [24]..

Después de estas aclaraciones, procedimos al ingreso de los datos que requiere Emerge

para iniciar la fase de entrenamiento. Para esta fase, se utilizaron los pozos T-1, T-3, T-
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6, T-8, T-9, T-10 y T-16, ademas del volumen sismico Tubridgi-3D. Los parametros
establecidos incluyeron la extraccion de la traza alrededor de 1, es decir, se utilizé 1 inline
y 1 crossline. La ventana de andlisis abarcé desde el tope de la formacion Muderong

hasta la base del reservorio.

4.4.1 Regresion lineal simple

Este primer analisis se llevd a cabo con el objetivo de explorar si la relacion entre el
atributo sismico y la propiedad petrofisica se encuentra en una regresion lineal simple.
En este caso, se utilizan los pozos seleccionados para el entrenamiento anteriormente

mencionados y los 20 atributos internos que posee Emerge (Figura 33).

Para este caso en particular, si se utiliza el primer atributo de tiempo (Figura 33) la
correlacion es de 0.31 considerada como baja. Debido al resultado obtenido, se descarté
gue la prediccion pueda realizarse mediante una regresion lineal simple. Por lo tanto, se

decidi6 explorar métodos de prediccion mas complejos.

4.4.1.a Andlisis de Regresion Lineal.

La estimacion de las propiedades, como el volumen de arcilla, la porosidad y la
saturacion de agua no se logré establecer mediante la regresion lineal debido a que la
correlacion entre el atributo sismico y la propiedad petrofisica fue muy baja (Tablas 8, 9
y 10). Ademas, el registro objetivo (propiedad) y su prediccion no reflejo ningun ajuste o
similitud (Figura 33). En otras palabras, no es factible encontrar una relacion entre
atributo sismico y propiedad petrofisica por medio de la regresién lineal simple. Por tal

motivo, se procedio a buscar una mejor relaciébn mediante una regresion multi-atributos.
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Figura 33.
Regresion lineal simple
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Nota. Al costado derecho la tabla muestra el error minimo en la prediccion del registro objetivo mediante el atributo de tiempo y observe como el
error disminuye a medida que la correlacion aumenta. El registro objetivo en negro y la prediccion en rojo, no refleja ningln ajuste entre estas dos
curvas. En la parte superior izquierda de la imagen se ve el valor de correlacién y el error promedio, estimados en la ventana de analisis para todos

los pozos seleccionados.
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4.4.2 Regresion Multi-atributos.

Para mejorar el poder de prediccion, es necesario utilizar grupos de atributos
simultaneamente. En otras palabras, se combinan las caracteristicas de varios atributos
para discriminar caracteristicas sutiles en los registros objetivos (porosidad, volumen de
arcilla y saturacion de agua), en los cuales ninguno de los atributos individuales logro

predecir por si mismo [24].

Otro pardmetro importante es la longitud del operador, que cuantifica la extension de la
convolucion aplicada a los datos sismicos. Un operador mas largo tiende a ofrecer
mejores predicciones, pero también aumenta el riesgo de incorporar ruido en el cubo de
la prediccion de la propiedad petrofisica. Relacionado con la longitud del operador, el
retraso del operador especifica como se centra el operador respecto a la muestra
objetivo. El valor predeterminado es cero, lo que implica que el operador se centra
alrededor del punto de aplicacién. Estos parametros deben ser cuidadosamente
ajustados para optimizar el rendimiento de la regresién multi-atributos y garantizar una

prediccién precisa y confiable de las propiedades petrofisicas [24].

Se realizé un entrenamiento con multiples atributos sismicos para predecir la porosidad
utilizando el cubo sismico Tubridgi 3D. Se variaron los parametros iniciales de la
prediccién de las propiedades petrofisicas (nUmero de atributos, longitud del operador y
retraso del operador) para evaluar su comportamiento y determinar los valores éptimos.
En este caso especifico, se utilizaron quince (15) atributos sismicos, una longitud de
operador de siete (7) y un retraso del operador de cero (0). Los resultados, mostrados
en la gréfica de error promedio versus numero de atributos (Figura 34), indican que el
error de validacion disminuye hasta utilizar 4 atributos y luego comienza a aumentar. Esto
sugiere que el numero 6ptimo de atributos para el entrenamiento seria cuatro (4), ya que
un ndimero mayor podria llevar a un sobreajuste de la predicciéon de la propiedad

petrofisica y la incorporacion de ruido
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Figura 34. Gréafica de Error promedio Vs nimero de atributos
Gréfica de Error promedio Vs nimero de atributos
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Nota. la linea roja de la gréfica muestra el error de validacion, exponiendo un decrecimiento continto hasta llegar al atributo 4 y luego alcanza una
tendencia de crecimiento. Esto indica que el nimero de atributos apropiado a utilizar en el entrenamiento seria de 4.
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Con base en los resultados previos, se llevéd a cabo el entrenamiento con cuatro atributos,
obteniendo una correlacion de 0.67 y un error promedio de 0.04, lo cual indica una
correlacion alta (Figura 35). Se generd un grafico cruzado adicional que compara los
valores de prediccion de la porosidad (obtenidos mediante el modelo multi-atributos) con
los valores reales (Figura 36). Este grafico permite visualizar el grado de correlacién

entre ambos conjuntos de valores.

Para evaluar la mejora en la prediccion al utilizar la regresiéon multi-atributos en
comparacion con la regresion lineal simple, se realiz6 una validacion del resultado. Esta
validacion confirmé un aumento significativo en la correlacién, pasando del 31% al 48%
(Figura 37).

4.4.2.a Andlisis Regresion Multi-atributos. Los resultados obtenidos mediante la
regresion multi-atributos mostraron un incremento sustancial en la correlacion en
comparacion con los resultados de la regresion lineal (Tablas 8, 9y 10). A pesar de esta
mejora, se considera pertinente explorar el uso de redes neuronales para potenciar ain
mas la capacidad predictiva y refinar la resolucién del volumen de las propiedades

petrofisicas derivadas.
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Figura 35.
Entrenamiento multi-atributos
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Nota. se observa el entrenamiento para el conjunto de pozos, su correlacién es de 0.67 y el error promedio de 0.04. Evidentemente notamos como
se ajusta cada curva modelada (curva roja) con la curva objetivo “porosidad” (curva negra) aplicando cuatro atributos. También, se muestra el error

para cada uno de los pozos reflejando que unos pozos tienen mejor ajuste que otros.
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Figura 36.

Gréfico cruzado de porosidad actual vs prediccion de la porosidad
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Nota. en la parte superior de la imagen se muestran los valores de correlacion 0.67 y error 0.04 cuando se usan 4 atributos y longitud de operador
de 7. De esta forma, se muestra la correlacion que existe entre el valor real de porosidad (eje X) y el valor de prediccion de porosidad (eje Y).
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Figura 37. Validar resultado del entrenamiento para regresion multi-atributos
Validar resultado del entrenamiento para regresion multi-atributos
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Nota. en la parte superior de la imagen se observa los valores de correlacion, error promedio y cantidad de atributos utilizados. En este caso se
usaron 4 atributos y longitud de operador de 7. Ademas, se muestra el ajuste que existe entre el valor real de porosidad (linea negra) y el valor de

prediccion de porosidad (linea roja) en la ventana de analisis.
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4.4.3 Red Neural

Se procede a realizar un entrenamiento con redes neuronales para mejorar los
resultados de prediccién de las propiedades petrofisicas (volumen de arcilla, porosidad
y saturacion de agua) obtenidos con la regresién multi-atributos (Figura 38). Para la
aplicacion de multi-atributos y redes neuronales en la estimacion de las propiedades

petrofisicas, es esencial realizar una validacion del entrenamiento.

Figura 38.

Entrenamiento con la red neural PNN
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Nota. se observa que la curva de prediccion (linea roja) no tiene los eventos correctos respecto al registro
de porosidad real (linea negra). Su correlacion es de 0.61 y su error promedio de 0.05.

Al validar el resultado del entrenamiento con la red neural, se obtuvo una correlacion de
0.38. Este valor de correlacion es relativamente bajo, indicando que la prediccion de
porosidad no logra capturar adecuadamente la relacion entre los atributos sismicos y la

porosidad objetivo “real” (Figura 39).
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Figura 39.
Validacion del resultado de entrenamiento con la red neural
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Nota. se muestra que la validacion del resultado del entrenamiento de la red neural usando cuatro atributos

sismicos, reduciendo el grado de correlacion notoriamente y aumentando el error promedio.

Considerando que los resultados de la prediccién mediante redes neuronales no fueron
significativamente mejores que los obtenidos con la regresion multi-atributos, se decidié
explorar una alternativa: generar un cubo de impedancia acustica invertida (o inversion
sismica post-apilado) en el intervalo de 300 a 600 ms, que abarca la zona de interés
(Figura 40). El objetivo de esta estrategia es mejorar la estimacion de las propiedades

objetivo (volumen de arcilla, porosidad y saturacion de agua).

4.4.3.a Impedancia acustica invertida. Los gréaficos de impedancia acustica vs. porosidad
(Figuras 40 y 41), con escala de colores para volumen de arcilla y saturaciéon de agua,
revelan una correlacion lineal e inversamente proporcional entre estas propiedades en
los pozos de la zona de interés. Esta relacion justifica la aplicacion de la inversion
acustica, ya que permite aprovechar esta correlacion para predecir la porosidad en areas
donde no se dispone de datos de pozos, utilizando la informacion del cubo sismico de

impedancia acustica invertida (Figura 42).
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Figura 40.
Gréfico cruzado de Impedancia acustica vs porosidad con escala de colores de saturacion de agua (Sw) sobrepuesta.
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Nota. se observa una tendencia lineal y una relacion inversamente proporcional entre la impedancia acustica y la porosidad con escala de colores
de saturacion de agua, reflejando que los puntos de baja saturacion de agua corresponden a valores de baja impedancia acustica y alta porosidad.
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Figura 41.
Grafico cruzado de Impedancia acustica vs porosidad con escala de colores de volumen de arcilla (Vclay) sobrepuesta.
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Nota. se observa una tendencia lineal y una relacién inversamente proporcional entre la impedancia acustica y la porosidad con escala
de colores de volumen de arcilla, refleja que los puntos de arenas mas limpias corresponden a valores de menor impedancia acustica

y alta porosidad.

102



Figura 42.
Cubo inversion sismica post-apilado o impedancia acustica invertida.
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Nota. se observa el cubo de impedancia acustica invertida en el intervalo de 300 a 600ms, se ubica el pozo T-18 (prueba ciega) en la misma escala

de colores, evidenciando una buena correlacion a lo largo del intervalo.
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4.4.4 Andlisis de Resultados de la Prediccion de las propiedades petrofisicas

mediante atributos sismicos con la red neural

e Porosidad

Los resultados obtenidos en la prediccion de porosidad con cada uno de los tres métodos
evaluados (regresion lineal simple, regresion multi-atributos y redes neurales) utilizando
los diferentes cubos sismicos (cubo sismico Tubridgi 3D, cubo de impedancia acustica
invertida y la combinacion de estos dos), se presenta a continuacién en una tabla
comparativa (Tabla 8). Esta tabla permite visualizar de manera clara las diferencias y
eficacia de cada método, facilitando asi la comparacién y el analisis detallado de los

resultados.

Tabla 8.
Prediccion de porosidad utilizando los tres métodos: regresion lineal simple, multi-atributos y red

neural en cada uno de los cubos.

Regresion lineal
simple Multi-atributos Red neural
. Entrenamiento Entrenamiento Validacion Entrenamiento Validacion
Porosidad
Error Error Error Error Error
Correlacio Correlacio Correlacio Correlacié Correlacio
promedi promedi promedi promedi promedi
n n n n n
¢} ¢} 6} o} [0}
Cubo  sismico
0.31 0.06 0.67 0.05 0.48 0.06 0.62 0.05 0.38 0.06
Tubridgi-3D
Cubo de
impedancia
0.41 0.06 0.62 0.05 0.46 0.06 0.75 0.05 0.52 0.06
acustica
invertida
Cubo  sismico
Tubridgi-3D  +
Cubo de
0.40 0.06 0.67 0.05 0.45 0.06 0.82 0.04 0.52 0.06
impedancia
acustica
invertida

Nota. La tabla 8 muestra los resultados del entrenamiento para la prediccion de porosidad, utilizando
cuatro atributos sismicos y su respectiva validacion en los métodos multi-atributos y red neural. EI método

de regresién lineal simple no requiere validacion.
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e Andlisis delared neural

Con respecto a la tabla comparativa de entrenamiento para la prediccion de porosidad,
se puede decir que no necesariamente la prediccion con mayor correlacion es la 6ptima,
ya que este podria predecir mejor a nivel de pozo, pero su capacidad de prediccion puede
disminuir al alejarse de este, generando ruido. En el caso de menor predictibilidad, hay
uno que tiene menor correlacion a nivel de pozo, pero su capacidad de prediccion alejado
de los pozos es superior. En este sentido, el resultado éptimo del entrenamiento para la
porosidad fue el conseguido con la red neural para el cubo de impedancia acustica
invertida (Tabla 8 y Figura 43).

e Factibilidad delared neural

El resultado 6ptimo de la relacion entre porosidad y los atributos sismicos alcanzados a
partir del entrenamiento con la red neural se visualiza a través del cubo sismico Tubridgi-
3D. Es oportuno recordar que los pozos elegidos para el entrenamiento fueron: T-1, T-3,
T-6, T-8, T-9, T-10 y T-16, mientras que los pozos seleccionados como pozos de
referencia o pozos ciegos fueron: T-2, T-14 y T-18. Es necesario mencionar que los
pozos T-4, T-5 y T-13 estan fuera del area del cubo sismico y, por esta razén, no se

usaron en ninguno de los dos procesos.

La Tabla 8 y Figura 43 muestran el resultado del cubo de porosidad obtenido con la red
neural derivado de la relacion entre la porosidad y los atributos sismicos del cubo de
impedancia acustica invertida. En el pozo T-10 se evidencia una buena correlaciéon a
nivel de reservorio y, en general, el intervalo de prediccion muestra conformidad
estructural entre los cambios verticales de la propiedad y los horizontes interpretados,
otorgando un sentido geologico a la prediccion del cubo de porosidad. Sin embargo, se
observa ruido de alta frecuencia a lo largo de la seccion de la Figura 43, posiblemente
relacionado a ruido residual no filtrado durante el procesamiento sismico. Esta limitacion
en la prediccion del cubo de porosidad se atribuye a la calidad del dato sismico de

entrada.
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A pesar del ruido presente, la prediccion del cubo de porosidad se considera buena al
alejarse de los pozos utilizados en el entrenamiento, lo cual se confirma con los pozos
seleccionados como prueba ciega (Figuras 44, 45, 46), los cuales muestran un buen

ajuste con la porosidad real del pozo.

Figura 43.
Prediccion de porosidad a lo largo del cubo sismico Tubridgi-3D.
View 2 Color Data: computed_Porosity_Density_IA_Network2_list2_Final Porosity Density
NW Inserted Data: Porosity Density SE (dec)
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Nota. Se observo el registro de porosidad del pozo T-10 superpuesto sobre la prediccion del cubo de
porosidad, ambos representados en la misma escala de colores. Esta superposicion permitié una
comparacion directa y reveld una buena correlacién entre la porosidad medida a partir del registro y la
prediccion a nivel de reservorio. La consistencia en las escalas de colores facilité la identificacion de
patrones y la evaluacion de la precision del cubo de porosidad predictivo. Las areas de alta porosidad en
el registro del pozo coincidieron con las zonas de alta porosidad en la prediccion, lo que sugiere que el
cubo de porosidad es robusto y refleja adecuadamente las propiedades del reservorio en esa ubicacién
especifica.
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Figura 44.
Comparacion de registro de porosidad vs prediccion en el pozo T-2 (prueba ciega).
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Nota. se muestra el registro de porosidad del pozo T-2 superpuesto sobre la prediccion del cubo de porosidad, ambos representados en la misma
escala de colores. Esta superposicién permitié una comparacion directa y se aprecia un buen ajuste entre la porosidad medida a partir del registro

y la prediccion a nivel de reservorio.
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Figura 45.
Comparacion de registro de porosidad vs prediccion en el pozo T-14 (prueba ciega).

View 2 Color Data: computed_Porosity_Density_IA_Network2_list2_Final Porosity Density
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Nota. se observa el registro de porosidad del pozo T-14 (pozo desviado) superpuesto sobre la prediccién del cubo de porosidad, ambos
representados en la misma escala de colores. Esta superposicién permitié una comprobando directa y reveld una buena correlacion o ajuste entre

la medida a partir del registro y la prediccién de porosidad a nivel de reservorio la red neural.
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Figura 46.
Comparacion de registro de porosidad vs prediccion en el pozo T-18 (prueba ciega).
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Nota. se muestra el registro de porosidad del pozo T-18 superpuesto sobre la prediccion del cubo de
porosidad, ambos representados en la misma escala de colores. Esta superposicidon permitié una
comprobando directa y revel6 una ligera discrepancia. La porosidad medida en el pozo T-18 muestra unas
ligeras variaciones en comparacién con la prediccion del modelo de porosidad. Esta observacion sugiere
la importancia de validar, ajustar y actualizar continuamente la prediccién del cubo de porosidad con datos
adicionales.

Para complementar el analisis cuantitativo, se generé un mapa de porosidad a nivel del
reservorio utilizando la prediccion obtenida a partir de la red neuronal a través del cubo
sismico Tubridgi-3D. Este mapa proporciona una representacion visual clara de la
distribucion espacial de la porosidad en el reservorio, facilitando la identificacion de zonas
con mayor potencial para la acumulacion de hidrocarburos y areas de interés para futuras
actividades de exploracion y perforacion (Figura 47).
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Figura 47.
Mapa de porosidad promedio en el intervalo del reservorio.
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Nota. El mapa muestra la porosidad promedio a nivel de reservorio utilizando una escala de colores que facilita la interpretacion visual de los datos. En este mapa,
las areas de mayor porosidad se destacan en color azul a morado (representa valores de porosidad de 26% a 35%), lo que permite identificar facilmente las zonas
con potencial de acumulacion de hidrocarburos. Las variaciones en la porosidad estan representadas por un gradiente de colores, donde los tonos mas oscuros

indican mayor valor de porosidad, mientras que los tonos mas claros sefialan areas con menor porosidad.
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e Volumen de arcilla

La Tabla 9 presenta un andlisis comparativo de los resultados obtenidos en la prediccién
de volumen de arcilla para cada uno de los tres métodos evaluados: regresion lineal,
multi-atributos y red neural. La evaluacion se realiz6 utilizando diferentes cubos sismicos:
el cubo sismico Tubridgi-3D, el cubo de impedancia acustica invertida y una combinacién

de ambos.

Tabla 9.
Prediccion de Volumen de arcilla (Vclay) utilizando los tres métodos: regresion lineal simple, multi-

atributos y red neural en cada uno de los cubos.

Regresion lineal
Multi-atributos Red neural
simple
VCIay Entrenamiento Entrenamiento Validacion Entrenamiento Validacion
Error Error Error Error Error
Correlacion Correlacion Correlacion Correlacion Correlacién
promedio promedio promedio promedio promedio

Cubo sismico

0.47 0.21 0.73 0.16 0.56 0.20 0.84 0.13 0.69 0.18
Tubridgi-3D
Cubo de
impedancia

0.60 0.19 0.62 0.15 0.44 0.18 0.67 0.15 0.48 0.18
acustica
invertida
Cubo sismico
Tubridgi-3D +
Cubo de

0.60 0.19 0.72 0.16 0.58 0.19 0.72 0.17 0.59 0.19
impedancia
acustica
invertida

Nota. La tabla 9 muestra los resultados de entrenamiento para el volumen de arcilla, utilizando dos
atributos sismicos y su respectiva validacién en los métodos multi-atributos y red neural. El método de

regresion lineal simple no requiere validacion.
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e Andlisis delared neural

Al igual que en el entrenamiento anterior, la prediccion de volumen de arcilla (Vclay) con
la correlacion mas alta no necesariamente ofrece la mejor prediccidon en zonas alejadas
de los pozos. Tras realizar la validaciéon con los pozos de referencia (prueba ciega), se
determiné que el cubo de volumen de arcilla 6ptimo en la prediccion es aquel que utiliza
la combinacion del cubo sismico Tubridgi 3D y el cubo de impedancia acustica invertida
(Tabla 9). Esta prediccién del cubo de volumen de arcilla, aunque puede presentar una
correlacion ligeramente inferior a nivel de pozo en comparacién con otras predicciones,
demuestra una mayor capacidad de generalizacion y prediccion en areas donde la

informacion de pozos es limitada.

e Factibilidad de lared neural

El mejor resultado del cubo de volumen de arcilla obtenido de la relacidon entre volumen
de arcillay los atributos sismicos con la red neural se visualizan a través del cubo sismico
Tubridgi-3D (figura 48). Este cubo sismico abarca un area significativa del campo y

proporciona una base sélida para la prediccion de las propiedades petrofisicas.

Los pozos T-1, T-3, T-6, T-8, T-9, T-10 y T-16, ubicados dentro del area del cubo sismico,
fueron utilizados en el proceso de entrenamiento de la red neuronal. Estos pozos
aportaron datos esenciales para calibrar la prediccion del cubo de volumen de arcilla y
asegurar un aprendizaje efectivo de las relaciones entre los datos sismicos y las

propiedades petrofisicas del reservorio.

Es importante mencionar que los pozos T-4, T-5 y T-13 se encuentran fuera del area
cubierta por el cubo sismico Tubridgi-3D. Debido a su ubicacion, estos pozos no se

utilizaron en ninguno de los procesos de entrenamiento o validacion. La exclusiéon de
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estos pozos asegura que el analisis se mantenga dentro del area del cubo sismico,

proporcionando una evaluacion coherente y relevante para el campo Tubridgi.

La integracién de datos de los siete (7) pozos dentro del cubo sismico y la validacién con
pozos ciegos demuestran la eficacia y solidez del uso de redes neuronales en la
prediccién de propiedades petrofisicas en el campo Tubridgi. Estos resultados obtenidos
resaltan la capacidad de la red neural para predecir las propiedades petrofisicas y
capturar las complejas relaciones entre los atributos sismicos y el volumen de arcilla,

ofreciendo una herramienta valiosa para la caracterizacion y exploracion del reservorio.

Similar a la prediccion anterior, se evidencia una buena correlaciéon a nivel de reservorio
en la prediccion del cubo de volumen de arcilla. Este cubo de volumen de arcilla muestra
conformidad estructural con los horizontes interpretados, lo cual es coherente desde una

perspectiva geoldgica.

Sin embargo, aun se observa ruido de alta frecuencia a lo largo de la seccién (Figura
49), lo cual puede estar relacionado a ruido residual no filtrado durante el procesamiento
sismico. Este ruido podria afectar la precisiéon de las predicciones en ciertas areas, pero
su impacto parece ser limitado en el contexto general de la prediccion de las propiedades

petrofisicas.

A pesar de la presencia de este ruido, el cubo de volumen de arcilla es menos ruidoso
gue el anterior y presenta una buena prediccién al alejarse de los pozos usados en el
proceso de entrenamiento. Esto es un indicativo positivo de la robustez de la red neural,
ya que es capaz de generar cubos de propiedades soélidos y confiables en areas sin datos
directos de la propiedad petrofisica a predecir. Las pruebas ciegas realizadas, como se
puede ver en las Figuras 49, 50 y 51, confirman esta capacidad de la red neural para
generar cubos de propiedades petrofisicas, proporcionando predicciones coherentes en

areas sin informacion.
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Con el propésito de complementar el andlisis cuantitativo, se gener6 un mapa de
volumen de arcilla a nivel de reservorio utilizando la prediccion conseguida a partir de la
red neural a través del cubo sismico Tubridgi -3D. Este mapa brinda una representacién
visual clara de la distribucion espacial de la propiedad de volumen de arcilla predicho en
el reservorio, facilitando la identificacion de zonas de mayor arcillosidad, las cuales se
muestran en colores que van del azul al morado (representando valores entre 0.81 a
0.99). Asimismo, permite reconocer las &reas limpias o de baja arcillosidad, que se
representan en colores que van del naranja al amarillo (representando valores entre 0.37
a 0.46) (Figura 57). Este tipo de visualizacién es crucial para la evaluacién y
caracterizacion de las propiedades del reservorio, proporcionando informacion valiosa

para la toma de decisiones en exploracion y desarrollo de campos petroleros.
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Figura 48.
Prediccion de volumen de arcilla a lo largo del cubo sismico Tubridgi-3D.

View 2 Color Data: Vclay_combi_3D+IA_network3_F Vclay_lineal
NW Inserted Curve Data: Porosity Density SE (ded)
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Nota. Se observo el registro de volumen de arcilla del pozo T-10 superpuesto sobre la prediccion del cubo de volumen de arcilla, ambos
representados en la misma escala de colores. Esta superposicion permitié una comparacion directa, evidenciando la buena correlacién entre la
medicion del volumen de arcilla y la prediccidon a nivel de reservorio. Las areas de alto contenido de arcilla en el registro del pozo coincidieron
notablemente con las zonas de alta prediccion en la prediccion del cubo de volumen de arcilla, lo que subraya la precisién de la prediccién para
capturar las variaciones de arcillosidad en el reservorio. Esta coherencia entre los datos reales de la propiedad y la prediccion valida la eficacia de
la neural para estimar el volumen de arcilla y resalta su utilidad en la caracterizacion del reservor
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Figura 49.
Comparacion de registro volumen de arcilla vs prediccion en el pozo T-2 (prueba ciega).
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Nota. Se observé el registro de volumen de arcilla del pozo T-2 superpuesto sobre la prediccion del cubo de volumen de arcilla, ambos
representados en la misma escala de colores. Donde se aprecia una ligera diferencia en el tope respecto a la prediccion de volumen de arcilla
generada por la red neural a nivel de reservorio. Esta discrepancia puede ser indicativo de variaciones locales no capturadas completamente por
el modelo o de posibles diferencias en la calidad de los datos de entrada en esa zona. A pesar de esta ligera discrepancia, la prediccion general

se mantiene consistente con los datos observados, lo que sugiere que la red neural ha logrado captar las tendencias principales en la distribucion

de volumen de arcilla en el reservorio
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Figura 50.
Comparacion de registro de volumen de arcilla vs prediccion en el pozo T-14 (prueba ciega).
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Nota. Se observo el registro de volumen de arcilla del pozo T-14 superpuesto sobre la prediccién del cubo de volumen de arcilla, ambos
representados en la misma escala de colores. Se aprecia que el registro de volumen de arcilla del pozo T-14 (un pozo desviado), tiene buen ajuste
hacia el tope del reservorio con respecto a la prediccion generada por la red neural. Sin embargo, se observa una leve diferencia hacia la base del
reservorio. Esta discrepancia puede deberse a variaciones en la estructura geoldgica local que no fueron completamente capturadas por la
prediccion o a diferencias en la resolucién de los datos de entrada en esta zona. A pesar de esta diferencia en la base, el modelo de red neural ha
logrado replicar de manera adecuada la distribucién de volumen de arcilla en la mayor parte del reservorio, lo que refuerza su validez y utilidad

para la caracterizacion de las propiedades petrofisicas en el campo Tubridgi.

117




Figura 51.
Comparacion de registro de volumen de arcilla vs prediccion en el pozo T-18 (prueba ciega)
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representados en la misma escala de colores. Se observa que el registro de volumen de arcilla del pozo T-18, exhibe un ajuste subdptimo en
comparacion con la prediccion de volumen de arcilla generada por la red neural a nivel de reservorio. A pesar de que el ajuste no es el éptimo en
este caso particular, la red neural sigue siendo una herramienta valiosa para la prediccion de propiedades petrofisicas en el campo Tubridgi,
proporcionando una visidon general que es coherente en la mayor parte del reservorio.
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Figura 52.
Mapa de volumen de arcilla promedio en el intervalo del reservorio
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Nota. El mapa se observa el volumen de arcilla promedio a nivel de reservorio utilizando una escala de colores que facilita la interpretacion visual
de los datos. En este mapa, las areas de mayor arcillosidad se destacan en colores que van de azul a morado (con valores entre 0.71 a 0.99).
Asimismo, permite reconocer las areas limpias o de baja arcillosidad, que se representan en colores que van del naranja al amarillo (con valores

entre 0.36 a 0.52), facilitando zonas con potencial acumulacién de hidrocarburos.
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o Saturacién de Agua

La Tabla 10 presenta un andlisis comparativo de los resultados obtenidos en la
prediccién de la saturacion de agua (Sw) utilizando tres métodos distintos: regresién
lineal simple, regresion multi-atributos y redes neuronales. La evaluacion se realizo
empleando diferentes cubos sismicos: el cubo sismico Tubridgi-3D, el cubo de

impedancia acustica invertida y la combinacién de ambos.

Tabla 10.
Prediccion de saturacion de agua (Sw) utilizando los tres métodos: regresion lineal simple, multi-

atributos y red neural en cada uno de los cubos.

Regresion lineal
Multti-atributos Red neural
simple
Sw Entrenamiento Entrenamiento Validacion Entrenamiento Validacion
Error Error Error Error Error
Correlacion Correlacion Correlacion Correlacion Correlacion
promedio promedio promedio promedio promedio

Cubo sismico

0.29 0.10 0.56 0.09 0.34 0.10 0.87 0.05 0.75 0.07
Tubridgi-3D
Cubo de
impedancia

0.36 0.10 0.67 0.08 0.38 0.10 0.80 0.07 0.58 0.08
acustica
invertida
Cubo sismico
Tubridgi 3D
+Cubo de 0.36 0.10 0.68 0.7 0.32 0.10 0.58 0.09 0.31 0.10
impedancia
acustica

Nota. La tabla 10 muestra los resultados de entrenamiento para la saturacién de agua, utilizando cuatro
atributos sismicos y su respectiva validacién en los métodos multi-atributos y red neural. El método de

regresion lineal simple no requiere validacion.

e Analisis de lared neural
A pesar de que los resultados de la prediccion de saturacion de agua obtenidos con la

red neural muestran valores altos de correlacion, e incluso en la validacion aun

conservan una buena correlacion, al generar el cubo de saturacién de agua para cada
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uno de estos resultados a través del cubo sismico Tubridgi-3D, no se observa ningun

tipo de contraste a lo largo de este (Figura 53).

e Validacién de los resultados con la red neural

En el caso de la saturacion de agua (Sw), no se logré un resultado 6ptimo de la relacion
entre saturacion de agua y los atributos sismicos mediante el entrenamiento con la red
neural. A pesar de obtener altas correlaciones en el entrenamiento, la visualizacién en el
cubo sismico Tubridgi-3D no reveld contrastes significativos que indicaran la presencia

de fluidos en el reservorio, como se observa en el pozo ciego Tubridgi-7 (Figura 53).

Para el entrenamiento de saturacion de agua se utilizaron los pozos: T-1, T-2, T-3, T-6,
T-8, T-9, T-10 y T-16. Los pozos seleccionados como pozos de referencia o pozos ciegos
fueron: T-2, T-7, T-14 y T-18.

En el proceso de validaciéon de la prediccion de saturacion de agua, se utilizé el pozo
Tubridgi-7, que fue elegido por tener la segunda mejor relacién neto/bruto (Net/Gross)
de gas con un valor de 0.31. Por otro lado, el pozo Tubridgi-8, que presenta la mejor
relacion neto/bruto de 0.47, fue utilizado durante el entrenamiento para la prediccién de

saturacion de agua (Tabla 7).

Al interpretar los resultados de saturacién de agua derivados a partir de la red neural, se
observd que estos no mostraban ningun tipo de contraste a través del cubo sismico
Tubridgi-3D en presencia de algun tipo de fluido, a pesar de que los registros eléctricos
de los pozos indicaban la presencia de gas. Esta discrepancia llevé a la consideracion

de varios posibles factores que podrian estar afectando:

e Relacion Neto/Bruto (Net/Gross) en el reservorio: la variabilidad en la relacion
neto/bruto puede considerar muy baja e imperceptible a la sismica, afectando la
capacidad de la red neural para predecir la propiedad petrofisica (saturacion de agua)

con precision.
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e Cantidad de pozos con 100% saturacion de agua: la presencia de pozos con alta
saturacion de agua puede sesgar el entrenamiento del modelo y dificultar la

identificacion de zonas con gas.

e Diferenciatemporal entre la perforacién de los pozos y la adquisicion sismica:
los pozos fueron perforados entre 1981 y 1999, mientras que la sismica Tubridgi 3D
se adquirio en 2019. Esta diferencia temporal puede introducir cambios en las

condiciones del reservorio que no son capturados por la sismica.

e Calidad del procesamiento sismico: puede influir en la resoluciéon y la capacidad
de identificar los contrastes de impedancia necesarios para predecir la saturacion de

agua.

De los factores mencionados, se puede inferir que la adquisicion sismica realizada 20
afos después de la perforacion de los pozos podria ser una de las razones por las cuales
la prediccion del cubo de saturacion de agua no refleja adecuadamente la presencia de
fluidos observada en los pozos. Es posible que durante este periodo hayan ocurrido

cambios en las condiciones del reservorio que no fueron capturados por la sismica.

Ademas, la inclusion de tres pozos (T-3, T-6 y T-10) con 100% de saturacion de agua,
gue representan el 43% de los datos de entrada para el entrenamiento de la red neuronal,
podria haber sesgado la prediccion y dificultado la identificacion de zonas con gas. La
baja relacion neto/bruto en el reservorio también podria ser un factor contribuyente, ya

gue esta relacion puede ser imperceptible en los datos sismicos.
Finalmente, la calidad del procesamiento sismico, tanto para la interpretacion como para

el entrenamiento de la red neuronal, podria no haber sido Optima, lo que afectaria la

capacidad para predecir el cubo de saturacién de agua con precision.
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Figura 53.
Comparacion de registro de saturacion de agua vs prediccion en el pozo T-7 (prueba ciega)
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Nota. se observa la saturacion de agua del pozo T-7 y el resultado de la prediccién, no refleja ninglin contraste ni en la vertical ni en la horizontal
respecto a la prediccion de saturacion de agua con la red neural.
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e Integracion de resultados de lared neural

En sintesis, la comparacién de los mapas de prediccién de porosidad y volumen de arcilla
a nivel del reservorio revela una notable consistencia entre los datos de entrada y salida
del entrenamiento con la red neuronal, manteniendo el rango de valores esperado para
cada propiedad. En general, las zonas de alta porosidad representadas en tonos azules
a morados (valores de porosidad entre 26% al 35%), coinciden con areas de baja
arcillosidad, representadas en tonos amarillos a naranjas (valores de arcillosidad entre
0.36 a 0.52). Aunqgue la correlacion no es perfecta, se observa una tendencia a mayores

porosidades en regiones con menor contenido de arcilla (Figura 54).

Este resultado refuerza la capacidad de la red neuronal para generar cubos de prediccion
de propiedades petrofisicas incluso en areas sin informacion directa, demostrando su
robustez y eficacia en la caracterizacion de reservorios. Esta herramienta resulta
invaluable para la exploracion y el desarrollo del campo Tubridgi, permitiendo una mejor
comprension de la distribucién espacial de las propiedades petrofisicas y optimizando la

toma de decisiones en la gestion del yacimiento.
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Figura 54.
Comparacion mapa de porosidad vs mapa de volumen de arcilla
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Nota. se observa al costado izquierdo el mapa de porosidad y al costado derecho el mapa de volumen de arcilla, exhibiendo un ligero patrén entre
el mapa de porosidad, el cual muestra areas con altas porosidades en tonos color azul a morado, mientras que el mapa de volumen de arcilla indica
baja arcillosidad en colores amarillo a naranja. Este contraste sugiere que donde hay altas porosidades (azul a morado) generalmente hay baja
arcillosidad (amarillo a naranja), y viceversa. Este tipo de correlacion puede ser importante para entender y caracterizar el reservorio a lo largo del

Campo Tubridgi.
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5. CONCLUSIONES

Los resultados de los analisis petrofisicos, resumidos en los informes de reservorio,
indican que los pozos presentan un buen espesor neto (entre 10m -27m), buena
porosidad total (entre 25% a 35%) y permeabilidades muy altas (con valores entre 6086
a 33756 mD).

Los resultados de los andlisis petrofisicos, resumidos en los informes de neto gasifero.
Los pozos T-1, T-7, T-8, T-15 y T-18 destacan por su mayor potencial de gas
econémicamente extraible (net pay de 5.3m a 7.3m), mientras que los pozos T-3, T-6, T-

10, T-11y T-12 son secos o presentan 100% de saturacion de agua.

El entrenamiento con regresion lineal y multi-atributos, aunque limitado en su capacidad
predictiva para la porosidad y el volumen de arcilla, resulté fundamental para determinar
el numero optimo de atributos necesarios para el entrenamiento con red neuronal,

mejorando significativamente la precision de las predicciones.

Los resultados obtenidos de la prediccion del cubo de porosidad son consistentes con
los datos de entrada de porosidad proporcionados a partir de los analisis petrofisicos en
cada uno de los pozos que participaron en el entrenamiento de lared neural. Se encontrd
gue en cada caso las porosidades varian entre 26% al 35%, reafirmando la capacidad

de prediccion de la red neural.

La red neuronal demostré ser la herramienta mas efectiva para predecir la porosidad y
el volumen de arcilla a lo largo del cubo sismico Tubridgi-3D, evidenciando una buena
correlacion en el reservorio. Sin embargo, se observo ruido de alta frecuencia en los
modelos, posiblemente debido a ruido residual no filtrado durante el procesamiento

sismico, lo que limita la precision de las predicciones.

La comparacion entre los mapas de porosidad y volumen de arcilla sugiere una relacion

inversa entre ambas propiedades, donde las zonas de mayor porosidad (con valores de
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porosidad de 26% a 35%) tienden a coincidir con areas de menor contenido de arcilla
(con valores de 0.36 a 0.52).

En el caso de la saturacién de agua, la alta proporcién de pozos con 100% de saturacion
de agua (que representan el 43% de los datos de entrada) y la baja relacion neto/bruto
se evidencia en los pozos restantes (representados con el 57%), podrian haber
dificultado la identificacién de contrastes al generar la prediccion del cubo de saturacion
de agua con la red neuronal. Esta limitacion resalta la importancia de considerar la
calidad y representatividad de los datos de entrada en el entrenamiento de la prediccion

de las propiedades petrofisicas.
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6. RECOMENDACIONES

Con un nuevo flujo de procesamiento donde se atenué mas el ruido y se preserven las
amplitudes se podria mejorar la correlaciéon con atributos sismicos, con el cubo de
velocidades de procesamiento se podria mejorar la prediccién fuera de las areas del

dominio del pozo.

Se recomienda continuar con la calibraciéon y ajuste de los cubos de porosidad, volumen
de arcilla y saturacion de agua estimados por la red neuronal, incorporando més datos
de pozos y mejorando la resolucion de los datos sismicos para aumentar la precision de

las predicciones.
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ANEXO 1.
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-1
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Figura 55.

Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-1
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ANEXO 2
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-2
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Figura 56.

Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-2
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ANEXO 3
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-3
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Figura 57.

Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-3
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Depth 567,57 ; | PW = 20,25"; SW = 12,65" | Curves

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-3
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ANEXO 4
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-6
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Figura 58.

Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-6
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Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-6
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ANEXO 5
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-7
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Figura 59.
Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-7
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Depth 542,84 ; | PW = 26,00"; SW = 12,28" | Porosity NULL ; BYWQ NULL ; DPHI NULL ; PHIEQ NULL

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-7
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ANEXO 6
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-8
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Figura 60.
Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-8

.4 1:Logplot: T-8 : "T-8_petrofisica_final":Preferred Top - =ax
File Edit View Help
vBERZOFAS FEEH 7>\ Z TH7ac o
GR SPECTRAL DEPTH RES NDS Porosity PERM Saturation Litologia TOP
GR | __F POTA_____ DEPTH | MSFL Density_Grain POR_overd00 K_Timur SWQ VCLY_clavier ~
0 gAPI 150(-0,06 VN 0,06 m 02 ohmm 20|12 A 3[50 . 01 mD 300001 dec 0}0 dec 1
CGR THOR LLD NPHI BVWQ PER_over800 [ o ] VCLY lineal
0 gAPI 15040 ppm -40 02 ohmm 200{06 VNV 0105 dec 01 « 30000|1 sSwWQ dec 1
BS URAN LLS RHOB DPHI Agua BVWQ
10 n 200 ppm 20 02 ohmm 200(1,65 gicc 265(05 dec 0 SWaQ 0|1 ec
(COREGR_Shift) I N oS PHIEQ PHIEQ
0 gAP| 100{THOR POTA RHOB NPHI{05 dec 0 1 dec 0
SP EEmm GrayClay mamm Agua annm Clay Sanm
-80 mv 20{URAN (URAN) NPHI RHOB|BYWQ 0 0 VCLY_lineal
CALI [ ety ] e, Sandstone .-,
10 n 20 PHIEQ BVWQ VCLY _lineal 1
Washout Agua
BS CALI
~
-1 (__:""' b Bz::
8 \\? N ; y
4 <] L
& - L. §)
4 t"::a
= H -
F——
AT | ;‘P - :
{ || e
=i
b F
é 13
TP > ; ﬁ'ﬂ—l | i
b =11
|~ Ls I N * T
$ il
<> f j
q L
D> 525
.
--‘.“} \'[} i It mill
us
; 1 r’ A l 1] Unconformity
1l = 9 530 [TT][5%.]

Depth 527.97 : | PW = 27,20"; SW = 11,81" | Density_Grain NULL ;: NPHI 0,368 : RHOB 2,242

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-8
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ANEXO 7
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-9
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Figura 61.
Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-9
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Depth 544,06 ; | PW = 24,00 ; SW = 11,63" POR_Shift NULL ; BVWQ NULL ; DPHI NULL ; PHIEQ NULL

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-9
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ANEXO 8
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-10
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Figura 62.
Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-10
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Depth 544,89 ; | PW = 24,50"; SW = 12,94" | BYWQ NULL ; PHIEQ NULL ; POR NULL ; DPHI NULL

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-10
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ANEXO 9
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-11
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Figura 63.
Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-11
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Depth 566,67 ; | PW = 24,50"; SW = 13,22" LLD 1,321; LLS 1,144 ; MLL 0,412

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-11
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ANEXO 10
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-12
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Figura 64.

Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-12
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Depth 546,15; | PW = 2450"; SW = 13,410"‘

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-12
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ANEXO 11
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-14
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Figura 65

Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-14

'_-ﬂs:Logplnt: T-14_1: "T-14_1_petrofisica_final":Preferred Top

File Edit View Help
ZEBEFRAZOBPASAATA BESH >N\ Z TRz P
COR DEPTH DEPTH RES NDS Porosity PERM Saturation Litologia TOP
GR VD MD D NPHI BVWQ K_Timur SWQ VCLY_clavier
0 0API 150 m m 02 200|60 % 05 dec m| 1 dec 0|0 dec 1
5P RHOB PHIEQ {PER) I Gas EE— VCLY _lineal
80 mv 20 dec «  30000]1 SWQ
8S Agua
1] in 4 swa 0
CALI
4 in 14
Washout
BS CALI
..e.e.n Sandstone -
VCLY _lineal
e Agua s
BVWQ 0
— o E—
PHIEQ BVWQ
= MEEN o
! b 505 s = s
9 e -
2 /] SEEN
| % LT
- {i\ . d
=L [ | | - <
i3 e ==
= 515 THAF
) e
HHE
E
g
S?
< 525
] L
1<=T T 1
és‘
= i
535 —— Unconformity
== i Aol [T [T]]Ies
TVD 535,36 ; MD 618,30 ; ‘ PW = 26,00"; SW = 13,78" | K_Timur NULL

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-14
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ANEXO 12
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-15
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Figura 66.

Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-15
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Depth 507.11: | PW = 24,50"; SW = 13,06" | LLD 2,126 ; LLS 1,988 ; MLL 1,032

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-15
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ANEXO 13
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-16
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Figura 67.
Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-16
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Depth 527,94 ; | PW = 20,25"; SW = 13,40" | BVWQ NULL ; PHIEQ NULL ; DPHI NULL

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-16
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ANEXO 14
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-17
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Figura 68.
Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-17
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Depth 545,41 ; | PW = 22,75"; SW = 14,85" | Curves

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-17
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ANEXO 15
EVALUACION PETROFISICA
POZO TUBRIDGI-18
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Figura 69

Evaluacion petrofisica Pozo Tubridgi-18
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Depth 535,29 : PW = 20,25"; SW = 13,06" TNPH 0.249 ; RHOZ 2,147

Nota. se observa el andlisis petrofisico del pozo Tubridgi-18
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