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Resumen

Resumen

Debido al auge de los yacimientos no convencionales y a la creciente necesidad
de exploracién y explotacion de los mismos, ademas de la creciente demanda de
gas y del potencial con el que cuenta nuestro pais en el tema de yacimientos de
gas de lutitas, en este trabajo se describen generalidades y algunas metodologias
gue son Utiles en la obtencidon de parametros clave en la caracterizacion de este
tipo de yacimientos.

En el primer capitulo se revisan las caracteristicas principales de los yacimientos
petroleros convencionales y no convencionales con objeto de conocer las
diferencias entre ellos. Se hace una breve descripcion acerca de los aspectos
geoldégicos y petrofisicos necesarios en la caracterizacion estatica de los
yacimientos.

En el segundo capitulo se definen conceptos basicos de Ingenieria Petrolera.
Ademas se detallan las principales propiedades geoldgicas, geoquimicas y
petrofisicas de las lutitas gasiferas, que intervienen en la comprension del sistema
roca-fluido del yacimiento, enfatizando la importancia de los parametros Madurez
Térmica (MT) y Contenido Organico Total (COT). Finalmente se habla acerca de la
situacién mundial en cuanto al desarrollo de este recurso no convencional.

Se analizan en el tercer capitulo los principales registros geofisicos de pozo con el
fin de observar su respuesta a los intervalos ricos en materia organica
potencialmente generadores, con objeto de discretizarlos de zonas no
generadoras y de yacimientos de hidrocarburos. Con base en los resultados de la
interpretacion de registros y datos de muestras de roca, se describen los métodos
de mayor dominio en la industria petrolera para la medicion de la MT y del COT,
con el fin de evaluar el potencial de generacion de gas de lutitas.

Se explica en el cuarto capitulo de qué forma se encuentra contenido el gas en los
poros, en la matriz y en la materia organica de la roca. Se proponen algunos
métodos para estimar el volumen de gas de las lutitas.

Finalmente, en el quinto capitulo se presentan dos casos reales de caracterizacion
de este tipo de yacimientos en paises con gran desarrollo en este tipo de recurso.
Se presenta de manera resumida el estudio realizado en las formaciones.
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Abstract

Due to the boom in unconventional reservoirs and the growing need for exploration
and exploitation of them, besides the potential that our country has on the issue of
shale gas reservoirs, in this thesis work described generalities and some
methodologies which are useful in obtaining key parameters in characterizing such
reservoirs.

In the first chapter we review the main features of conventional and unconventional
reservoirs in order to differentiate them. At the same time there is a brief
description about the necessary geological and petrophysical aspects for the
reservoirs static characterization.

The second chapter defines Petroleum Engineering basics concepts. Besides, the
main geological, geochemical and petrophysical properties were detailed for shale
gas, which are involved in understanding the rock-fluid system, emphasizing the
importance of thermal maturity (MT) and Total Organic Carbon (COT) parameters.
Finally, we talk about the world situation in the development of this unconventional
resource.

In the third chapter, we analyze the main well logs observing the response to
organic-rich intervals potentially generators in order to differentiate the non-
generating areas and hydrocarbon reservoirs. Based on the results of well logs and
rock samples data interpretation, we described the main methods in the oil industry
for the MT and TOC measurements, in order to evaluate the potential of shale gas
generation.

During the fourth chapter, we explain how the gas is contained in the pores, matrix
and organic matter of the rock. Some methods are proposed to estimate the shale
gas volume using the focused parameters in the topic of this thesis work.

Finally, in the fifth chapter we illustrate two real cases of characterization of this
type of reservoirs (shale gas) in highly developed countries in this field. We present
in summary way the formations study.
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Introduccién

Debido a que la demanda de hidrocarburos que es cada vez mayor y la oferta
rezagada que se proyecta en altos precios del petréleo y gas causada por el
decremento de la produccion de campos de yacimientos convencionales, hoy en
dia la industria petrolera se ha visto en la imperativa necesidad de enfocar su
atencién en la exploracién y explotacion de yacimientos no convencionales.

Con el conocimiento de que las lutitas son el tipo mas abundante de roca
sedimentaria en el planeta, que sirven como rocas generadoras de hidrocarburos y
actian como sellos para entrampar a los fluidos en los sedimentos subyacentes,
los Geologos e Ingenieros de Yacimientos han comenzado a estudiar una
variedad especifica de lutitas ricas en materia organica con una nueva
apreciacion, ya que si cuentan con las caracteristicas adecuadas, ricas en materia
organica y un buen nivel de madurez térmica, las lutitas tienen el potencial de
servir también como yacimientos que pueden ser explotados. Aunado a ésto y a la
estimacion de grandes volumenes de gas en estas formaciones a nivel mundial, la
industria petrolera ha considerado atractivo la explotacion de este recurso.

Un proceso imprescindible para lograr una explotacion exitosa de un yacimiento
de lutitas gasiferas, es la caracterizacion del yacimiento, tal como se hace en los
yacimientos convencionales, donde se realizan estudios de las propiedades
geoldgicas, petrofisicas, geoquimicas de las rocas y el analisis de los fluidos
contenidos para poder asi establecer el 6ptimo plan de desarrollo. Los estudios de
porosidad, permeabilidad, saturacion de agua, mineralogia, son mucho mas
complejos en los yacimientos no convencionales y ésto representa un gran desafio
tecnoldgico para la industria petrolera.

Distintos parametros son de vital importancia para mejorar la comprension del
sistema roca-fluido en las lutitas gasiferas. Para lograr una buena caracterizacion
del yacimiento siempre serd necesario el uso de diferentes técnicas y
herramientas propias de la industria del petréleo e incluso aquellas que surgieron
en la industria del carbén y se han ido incorporando conforme avanza la
compresion de las formaciones de lutitas ricas en materia organica. El uso de
recortes de perforacion, de nucleos de formacion y de los registros geofisicos de
pozo asi como el andlisis de los mismos, son prioritarios y fundamentales, ya que
dan pauta a la correcta interpretacion del yacimiento, permitiendo comprender los
volimenes técnicamente recuperables y acertar en los modelos que dardn mayor
produccion de hidrocarburos.
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Para entender mejor cOmo es que el gas se genera y almacena en la matriz y el
espacio de poros de las lutitas, es necesario conocer dos parametros
fundamentales como lo es la Madurez Térmica (MT) y el Contenido Organico Total
(COT). Estos dos pardmetros nos ayudan a evaluar o estimar el tipo, la cantidad y
la calidad del material organico que va a definir el potencial generador de
hidrocarburos en las lutitas.

Buscando dar una solucion o facilitar la obtencién de los parametros mencionados
anteriormente, se analizan diferentes metodologias que se han desarrollado y que
son de las mas utilizadas, con base en el uso de nucleos de formacién o registros
geofisicos de pozo, para estimar la MT y el COT de la materia organica contenida
en las lutitas.

Conocer estos dos pardmetros y en combinacion con otras técnicas nos permitira
evaluar la cantidad de recursos técnicamente recuperables, hablando
principalmente de volimenes de gas. Se tienen metodologias que hacen uso de
nacleos de formacién y registros de pozo, para conocer el contenido de gas de
estas formaciones que tienen caracteristicas Unicas que los diferencian de los
yacimientos de gas convencionales.

Es importante sefalar que los yacimientos de lutitas gasiferas con potencial de
produccion de hidrocarburos son sedimentos de baja a ultra baja permeabilidad
que producen principalmente gas seco. A diferencia de los yacimientos
convencionales, las formaciones de lutitas cubren una amplia extensién del area y
no se limitan a la estructura geoldgica.

Encontrar y producir gas de formaciones de lutita, en principio fue una actividad
exclusiva en América del Norte; sin embargo, en la actualidad se ha convertido en
una busqueda mundial para muchas compafias de exploracion, ejemplo de ello
han sido los trabajos en la Formacion de la Lutita Vaca Muerta en Argentina y en
la Formacion de la Lutita Longmaxi en China, donde se han realizado extensos
trabajos de investigacion, desde estudios de las propiedades de roca hasta la
comprension del contenido de gas de las mismas, permitiendo hacer una
comparacion con los principales campos productores de gas de lutitas en los
Estados Unidos. Asi entonces, las rocas que habian sido en gran parte ignoradas
por la industria al momento de fijar objetivos en otras litologias son hoy en dia
tema de gran interes.
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1. Generalidades de Yacimientos Petroleros Convencionales y No
Convencionales.

1.1 Yacimiento Petrolero.

Se entiende como yacimiento petrolero a la porciébn de una trampa geoldgica
porosa y permeable que contiene hidrocarburos (aceite y/o gas), que se comporta
como un sistema hidraulicamente intercomunicado, y donde los hidrocarburos se
encuentran a temperatura y presion elevadas ocupando los espacios porosos. A
continuacion, en la Fig. 1.1 se muestra un esquema de la acumulacion de
hidrocarburos en una trampa geoldgica.

e o W O x f

Fig. 1.1 Yacimiento petrolero. (Modificada de Sanchez, L., 2012)

1.1.1 Sistema Petrolero.

El sistema petrolero es un sistema natural que involucra un volumen de roca
generadora activa junto con todo el petréleo y gas relacionado a ella, comprende
todos los elementos esenciales y procesos geoldgicos necesarios para que un
yacimiento de aceite y/o gas exista en la naturaleza (Fig. 1.2).

e Elementos esenciales: roca generadora, roca almacenadora, roca sello y
rocas de sobrecarga.

e Procesos geoldgicos: formacion de trampa y generacién-migracion-
acumulacion de hidrocarburos.

Todos los elementos esenciales deben darse en tiempo y espacio para que
puedan ocurrir todos los procesos que dan origen a una acumulacion de

_ B BBBnBnB—nB—B_ BB __——_B _—_——___—n—_—_——_ _——_
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hidrocarburos, la ausencia de uno solo de los elementos o procesos elimina la
posibilidad de tener un yacimiento de hidrocarburos.

El sistema petrolero se estudia como un modelo dinamico, en el que intervienen o
se consideran varios aspectos: los elementos de entrada a la cuenca sedimentaria
(sedimentos, materia organica), cuando y bajo qué condiciones ocurre su
transformacion (diagénesis, catagénesis), y cuando y dénde se genera el aceite
y/o gas, que finalmente puede acumularse en una trampa petrolera.

“‘Los elementos clave que definen la existencia de un sistema petrolero son las
rocas generadoras, almacenadora, sello, trampa, la migracion y el sepultamiento
necesario para la generacion térmica de los hidrocarburos. Elementos que deben
compartir las apropiadas relaciones espacio-temporales (sincronia) para permitir
gue los hidrocarburos se acumulen y se preserven” (Guzman, Holguin, 2001).

SISTEMA PETROLERO

Trampa
(Acumulacion de Hc's)

Ll “ Roca . Aceite
generadora almacén sello

Fig. 1.2 Elementos que conforman el sistema petrolero. (Modificada de Martell, B., Apuntes de
asignatura, 2010).

Los principales elementos del sistema petrolero se describirdn a continuacion:
Roca Generadora.

Es todo aquel cuerpo de roca que permita la conservacion temporal y posterior
transformacién de la materia organica en hidrocarburos. La roca generadora debe
ser enterrada a una profundidad suficiente (mas de 1000 m) para que la materia

e —
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organica contenida pueda madurar hasta convertirse en aceite y/o gas, ademas de
gue se encuentre en una cuenca sedimentaria que sufra procesos de subsidencia.

Las rocas generadoras deben cumplir con tres requerimientos geoquimicos:
Cantidad, Calidad y Madurez. La roca generadora es una roca que debe tener un
porcentaje mayor a 1% de contenido organico total (COT), que se forma de la
parte blanda de los organismos, debe tener un volumen importante y es una roca
de grano fino como las Lutitas, Calizas, Lutitas calcareas, Limolitas, Margas y
Calizas arcillosas.

Roca Almacenadora.

Son todas aquellas rocas que debido a sus propiedades de porosidad y
permeabilidad, permiten el flujo y almacenamiento de hidrocarburos, en
combinacion con otro tipo de roca denominada roca sello.

Las rocas almacenadoras deben cumplir con las siguientes caracteristicas: ser
porosas, ser permeables y tener continuidad hidraulica lateral y vertical.

Roca sello.

Son rocas sello aquellas que por su escasa permeabilidad o por contener poros de
tamafio subcapilar, no permiten el paso del petrdleo, sirviendo como cierre o
barrera a su migracion o desplazamiento. El espesor de la roca sello es muy
variable, puede ser de espesor muy reducido, si tiene excelente calidad o de
espesor mediano o grueso, si es de calidad mediana o mala, respectivamente. El
grado de tectonismo de la regién puede modificar la calidad de la roca sello, de tal
forma que en regiones muy tectonizadas se requiere un espesor de roca sello
mayor.

Las principales rocas sello son:

e Calcareo-arcillosas: Lutitas, Marga y Calizas arcillosas

e Peliticas: Lutitas

e Evaporitas: Sal, Yeso y Anhidritas

e Calizas: Mudstone (sin fracturas) y Wackestone
Migracion.

Es el movimiento de los fluidos hacia y en el yacimiento y se puede clasificar en:

e Migracién primaria: comprende el movimiento de los hidrocarburos a partir
de su desprendimiento del kerégeno, asi como su transporte dentro y a través de
los capilares y poros estrechos de la roca generadora.
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e Migracion secundaria: es el movimiento de los hidrocarburos después de su
expulsion de la roca generadora a través de poros mas amplios de las rocas
portadoras y almacenadoras, mas permeables y porosas.

En la Fig. 1.3 se muestra el movimiento de los hidrocarburos a través de los
diferentes tipos de roca.

aNN, Acumulacién |
3

H\h

e
= Roca Almacenadora —r 2~
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Fig. 1.3 Tipos de migracién dentro del sistema petrolero. (Modificada de Martell, B., Apuntes de
asignatura, 2010).

Las fuerzas que causan la migracién son: fuerzas debidas a la accion de la
gravedad, fuerzas moleculares, fuerzas debidas a la accion quimica, fuerzas
debidas a movimientos tecténicos y a la profundidad de sepultamiento y fuerzas
debidas a la accion bacterial.

Trampa Petrolera.

Es toda aquella estructura geoldgica que permite que el aceite y/o gas se acumule
y conserve de manera natural durante un cierto periodo de tiempo. Es decir, son
receptaculos cerrados que existen en la corteza terrestre y que cuentan con rocas
almacenadoras y rocas sello en posicién tal que permiten se acumulen los
hidrocarburos. Las trampas petroleras tienen una amplia variedad en: forma,
tamafo, geometria, cierre y area de drenaje.

El cierre se refiere a la longitud vertical maxima en la que los hidrocarburos
pueden acumularse en la trampa y el area de drenaje es la maxima abertura
(area) de la trampa, echado abajo, se mide en la parte inferior de la trampa. A
continuacion en la Fig. 1.4 se ilustran diferentes tipos de trampas petroleras.
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Fig. 1.4 Diferentes tipos de trampas en una region petrolera. (Modificada de Kalipedia, 2010).
Las trampas petroleras se clasifican en:

e Trampas Estructurales: como lo son pliegues anticlinales, domos salinos, fallas
normales, fallas inversas y fallas laterales.

e Trampas por Variacion de la Permeabilidad (se incluyen las trampas
estratigréficas): como son los cambios de facies, discordancias angulares y
paleogeomorficas, variacidn causada por aguas subterrdneas y variacion causada
por truncamiento.

e Trampas Mixtas: pueden ser combinacion de elementos estructurales con
variacion de permeabilidad o variacion en las propiedades hidrodinamicas.

Sincronia.

Es la relacion precisa en espacio y tiempo de todos los elementos que conforman
el sistema petrolero, para que este pueda existir.

1.2 Yacimientos Petroleros Convencionales.

Estos yacimientos se caracterizan porque pueden ser producidos a gastos
econdémicos de flujo, lo cual podra llevar a la produccion de ciertos voliumenes
econdmicos de hidrocarburos, es decir, estos hidrocarburos producidos no tendran
la necesidad de recibir tratamientos mayores de estimulacion, procesos especiales
de recuperacion, ni tampoco serd necesario utilizar una tecnologia de punta para
la produccién de estos hidrocarburos en el yacimiento, siempre que se cumpla con
los objetivos de produccion.

Las caracteristicas principales de estos yacimientos son las siguientes:

e Se forman como acumulaciones discretas tanto en trampas estructurales como
en trampas estratigraficas.

7
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e Presentan un buen porcentaje de porosidad en sus litologias y poseen buenas
permeabilidades.

e Estan relacionados con las reservas limitadas las cuales pueden ser explotadas
en pocos anos.

e Su desarrollo como ya fue mencionado anteriormente no requiere del uso de
tecnologia de punta.

Considerando que en una adecuada clasificacion de los yacimientos se deben
tomar en cuenta la composicion de la mezcla de hidrocarburos, la temperatura y la
presion, se han utilizado diagramas de fases (Fig. 1.5) para hacer una
clasificacion mas técnica de dichos yacimientos.
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Fig. 1.5 Diagrama de fases de una mezcla de hidrocarburos. (Modificada de Rodriguez, R.,
Apuntes de Asignatura, 2010)

El area encerrada por las curvas de los puntos de burbuja y de los puntos de rocio
es la region de combinaciones de presion y temperatura en la cual coexisten dos
fases de hidrocarburos (liquida y gaseosa) en equilibrio. Las curvas dentro de la
region de dos fases muestran el porcentaje de liquido en el volumen total de
hidrocarburos, para cualquier presion y temperatura; a éstas se les conoce como
curvas de calidad.

Inicialmente toda acumulacion de hidrocarburos tiene su propio diagrama de
fases, que depende soélo de la composicion de la mezcla. Los fluidos se
encuentran inicialmente ya sea en estado monofasico o en estado bifasico, de
acuerdo con la posicién de sus presiones y temperaturas en los diagramas de
fases.

Cuando la presién y temperatura iniciales de un yacimiento quedan fuera de la
region de dos fases, éste puede clasificarse como un yacimiento:
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1. De gas, donde su temperatura es mayor que la cricondenterma (temperatura
maxima a la cual pueden existir dos fases en equilibrio).

2. De gas y condensado, que presenta condensacion retrégrada (yacimientos de
punto de rocio), donde su temperatura se encuentra entre la temperatura critica y
la cricondenterma.

3. De aceite bajo-saturado (de punto de burbuja), donde su temperatura es menor
que la temperatura critica.

Cuando la presion y la temperatura iniciales del yacimiento quedan dentro de la
region de dos fases, éste puede clasificarse como un yacimiento:

1. De aceite saturado, donde existe una zona de aceite con un casquete de gas.

2. De aceite saturado sin estar asociado a un casquete de gas; esto es cuando la
presion inicial es igual a la presion de saturacion o de burbuja. La presion y
temperatura para este tipo de yacimientos se localizan exactamente sobre la curva
de puntos de burbuja.

A mayor numero y complejidad de los componentes, mayor sera la separacion
entre las curvas de puntos de burbuja y puntos de rocio.

1.2.1 Yacimientos de Aceite Negro.

También llamados yacimientos de crudos de bajo encogimiento o crudos
ordinarios. Consisten de una amplia variedad de especies quimicas que incluyen
moléculas grandes, pesadas y no volatiles. El punto critico estd donde converge la
curva de puntos de burbuja con la curva de puntos de rocio. Las lineas iso-
volumétricas o de calidad estan uniformemente espaciadas y tienen un rango de
temperatura amplio. Los primeros crudos de este tipo fueron de color negro, de alli
su nombre. Estos crudos tienen una Relacién Gas-Aceite (RGA) < 200 m®m?®, la
cual se incrementa a presiones debajo del punto de burbuja. Su densidad API <
35°. La temperatura del yacimiento (Ty) es menor a la temperatura critica (Tc). Las
fuerzas de gravedad decrecen lentamente con el tiempo hasta bien avanzada la
vida del yacimiento donde vuelve a incrementarse ligeramente. Este crudo es
normalmente negro (compuestos pesados) aunque pude ser marrén o verduzco.

Cabe mencionar que todos los yacimientos de aceite negro contienen gas disuelto,
esto mientras la presion del yacimiento sea mayor a la presion de burbuja de la
mezcla de hidrocarburos. Cuando la presion del yacimiento es apenas ligeramente
menor que la presiéon de burbuja, el gas disuelto comenzaré a liberarse por lo que
la fracciéon del liquido de la mezcla de hidrocarburos comenzara a ser menor. Este
fendbmeno se muestra en el siguiente diagrama de fases (Fig. 1.6).
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Fig. 1.6 Diagrama de fases para una mezcla de aceite negro. (Modificada de Rodriguez, R.,
Apuntes de Asignatura, 2010)

1.2.2 Yacimientos de Aceite Ligero.

También llamados yacimientos de aceite volatil o crudos de alto encogimiento. El
rango de temperatura es mas pequefio que el del aceite negro. La temperatura
critica (Tc) es también menor que en crudos negros y esta cerca de la temperatura
del yacimiento (Ty). Las lineas de calidad no estan igualmente espaciadas y estan
desplazadas hacia arriba hacia el punto de burbuja (Fig. 1.7). Una pequefia
reduccion en presion por debajo del punto de burbuja causa una liberacion enorme
de gas. Hasta un 50 % de estos crudos puede convertirse en gas en el yacimiento
cuando la presién cae unos cientos psi debajo del punto de burbuja. La Ecuacion
de Balance de Materia (EBM) de aceite negro no trabaja en estos casos. El punto
de division entre crudo volatil y negro es arbitrario, pero se toma como referencia
la tolerancia de la EBM. Su valor de RGA se encuentra entre 200 y 1,000 m®m?.
La RGA y La densidad API, normalmente entre 35° y 45°, se incrementan con la
produccion a medida que la presion cae por debajo de la presion del punto de
burbuja. El color es usualmente marrén, anaranjado o verde.
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Fig. 1.7 Diagrama de fases para una mezcla de aceite volatil. (Modificada de Rodriguez, R.,
Apuntes de Asignatura, 2010)
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1.2.3 Yacimientos de Gas y Condensado.

También conocidos como yacimientos de gas retrégrado o condensados. Sus
condiciones originales de presion, temperatura y composicion son tales que en
cierta etapa de la explotacibn se presentara el fendmeno de condensacion
retrograda. El diagrama de fases (Fig. 1.8) es menor que el de los aceites negros
y el punto critico esta por debajo y a la izquierda de la envolvente. Esto es el
resultado de gases retroégrados conteniendo muy pocos hidrocarburos pesados en
los crudos. La temperatura critica (Tc) es menor que la temperatura del yacimiento
(Ty) y el punto de la cricondenterma es mayor que la temperatura del yacimiento
(Tc < Ty < cricondenterma). A medida que la presion cae, el liquido se condensa y
se forma liquido en el yacimiento, el cual normalmente no fluye y no puede
producirse. Su RGA varia entre 500 y 15,000 m*m?® y se incrementa a medida
gue la produccion toma lugar. Su densidad APl se encuentra entre 41° y 57°, se
incrementa a medida que la presion cae por debajo de la presién de rocio. El
liquido es ligeramente colorado, marrén, anaranjado, verduzco o transparente.
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Fig. 1.8 Diagrama de fases para una mezcla de gas y condensado. (Modificada de Rodriguez, R.,
Apuntes de Asignatura, 2010)

1.2.4 Yacimientos de Gas Himedo.

Sus condiciones originales de presion, temperatura y composicion son tales que
durante su vida productiva la mezcla de hidrocarburos en el yacimiento esta en
una sola fase (gaseosa), pero en la superficie se recuperara en dos fases. Todo el
diagrama de fases de la mezcla de hidrocarburos con moléculas
predominantemente pequefias yace a temperaturas menores a la temperatura del
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yacimiento (Ty), la cual es mayor a la cricondenterma. La linea de variacion de
presion no entra a la region de dos fases y por tanto no se forma liquido en el
yacimiento, pero si en superficie (Fig. 1.9). La densidad de los liquidos
(condensado) es similar a la de los gases retrégrados (vapor de los condensados),
teniendo un valor alrededor de 45° y 57° APl manteniéndose constante. La RGA
varfa entre 10,000 y 20,000 m®m?®y permanece constante durante toda la vida del
yacimiento. El color de los liquidos es translucido.
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Fig. 1.9 Diagrama de fases para una mezcla de gas himedo. (Modificada de Rodriguez, R.,
Apuntes de Asignatura, 2010)

1.2.5 Yacimientos de Gas Seco.

Sus condiciones originales de presion, temperatura y composicion son tales que
durante su vida productiva el gas permanece siempre en esta fase, tanto en el
yacimiento como en la superficie. La temperatura del yacimiento (Ty) es mayor
que la cricondenterma. Esta formado principalmente por metano y algunos
intermedios. Su RGA es mayor a 20,000 m*m?®y su densidad APl es mayor a 57°.
El diagrama de fases muestra una mezcla de hidrocarburos gaseosa, en su
mayoria componentes ligeros, es decir, no hay presencia de liquidos ni en el
yacimiento ni en la superficie (Fig. 1.10).

12



I. Generalidades de Yacimientos Petroleros Convencionales y No Convencionales

Byi
Comportamiento de

& la presian en el
imient
1;:5&;;9 yacimiento Gas

F¥ sSeco

|
| »

Ty Temperatura

Fig. 1.10 Diagrama de fases para una mezcla de gas seco. (Modificada de Rodriguez, R., Apuntes
de Asignatura, 2010)

1.3 Yacimientos Petroleros No Convencionales.

A diferencia de los yacimientos convencionales, estos yacimientos no pueden
producir a gastos economicos de flujo y a su vez los mismos no podran ser
producidos rentablemente sin aplicarseles tratamientos intensivos para estimular
su desarrollo, fracturamiento y procesos de recuperacion, en general, para poder
producir de manera Optima en este tipo de yacimientos es necesario la inclusion
de una amplia gama de tecnologias para asi poder garantizar altos niveles de
produccién.

Las caracteristicas principales de este tipo de yacimiento son las siguientes:

e Se presentan como acumulaciones predominantemente regionales,
extensas, la mayoria de las veces independientes de la presencia de
trampas estructurales y estratigraficas.

e Poseen bajas porosidades y permeabilidades y en general pobres
propiedades petrofisicas

e Su desarrollo requiere el uso de altas tecnologias.

e Se les asocian una gran cantidad de reservas de hidrocarburos.

e Son capaces de producir por varias décadas.

“Recurso no convencional” es un término general para los hidrocarburos que se
producen por medios que no cumplen con los criterios para la produccion
convencional. Lo que ha calificado como poco convencional en un momento dado
es una funcidbn compleja de las caracteristicas del recurso, la exploracion
disponible y las tecnologias de produccion, el entorno econdémico, la escala, la
frecuencia y duracion de la produccion del recurso. La percepcion de estos
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factores inevitablemente cambia con el tiempo y a menudo difieren entre los
usuarios de este término. En la actualidad, el término se utiliza en referencia a los
recursos petroleros cuya porosidad, permeabilidad, mecanismo de
entrampamiento de fluido u otras caracteristicas difieren de los yacimientos de
areniscas o carbonatos convencionales. Metano en carbon, hidratos de metano,
lutitas gasiferas, lutitas aceitiferas, arenas bituminosas, aceite extrapesado y gas
en arenas compactas se consideran recursos no convencionales.

1.3.1 Lutitas Gasiferas.

Comunmente conocido también como Shale Gas (término en Inglés), se refiere al
Gas Natural almacenado y/o producido por lutitas (Fig. 1.11). Las lutitas son rocas
sedimentarias de grano fino compuestas por arcilla y limo, las cuales son ricas en
materia organica. Se caracterizan por su alta impermeabilidad, lo cual evita la fuga
de los fluidos que contiene. Entonces, se puede definir a este tipo de yacimiento
no convencional como un sistema de rocas arcillosas, de grano fino o muy fino,
organicamente ricas y de baja permeabilidad, que pueden actuar a la vez como
generadoras, almacenadoras, trampa y sello. Estas rocas se encuentran a mayor
profundidad que otras fuentes de gas natural convencional, lo cual, sumado a la
impermeabilidad de las rocas en las que se encuentra, hace su extraccion inviable
en cantidades masivas y comerciables sin el respaldo de la tecnologia adecuada
para su extraccion.

Fig. 1.11 Muestra de una lutita gasifera. (Tomada de El Economista, 2010).

Algunas caracteristicas de este sistema son:

El gas se encuentra atrapado a nivel molecular.
El gas no se mueve dentro de la roca.
Porosidad no interconectada.

Gas libre en las micro-porosidades y fracturas.
Gas adsorbido en la materia organica insoluble.
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Para que este tipo de yacimiento no convencional funcione de manera rentable, se
requiere crear permeabilidad a través de procesos como pozos horizontales con
multi-fracturamiento hidraulico (Fig. 1.12).

|

El pozo es desviado
horizontalmente

Cuerpo de
Lutitas Gasiferas

N7

Multi-fracturamiento hidraulico

Fig 1.12 Explotacién de un yacimiento de lutitas gasiferas. (Modificada de Babst Calland, 2011).

Las tecnologias actuales de extraccibn son dos: la perforacion horizontal
(horizontal drilling) y el fracturamiento hidraulico (hydraulic fracturing), las cuales
funcionan de manera complementaria:

e Perforacion horizontal: permite llegar a la zona donde se ubica el gas de
lutitas. Se realiza, inicialmente, una perforacion vertical hasta llegar al
yacimiento, tras lo que el perforador gira horizontalmente para introducirse y
perforar los pozos.

e Fracturamiento hidraulico: Este procedimiento (conocido también como
fracking o hydrofracking) consiste en inyectar fluidos que contienen agua,
arena, gases comprimidos, sustancias quimicas, entre otros, a presiones
suficientemente altas como para incrementar la porosidad y permeabilidad
de las rocas creando fracturas artificiales para que el gas fluya hacia el
pozo.

Para considerar explotar un yacimiento en lutitas gasiferas, se deben cumplir al
menos las siguientes caracteristicas de la roca:

e Contenido Organico Total (COT) > 1%, kerégeno tipos Il y .
e Rangos de madurez térmica: Ro > 0.9%, Tmax > 440°C.
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e Litologia arcillosa intercalada con calizas o rocas clasticas con propiedades
mecanicas favorables para el fracturamiento hidraulico.

e Gas libre en los espacios porosos (micro, nanoporosidad) y fracturas.

e Gas adsorbido en el kerégeno y en las particulas arcillosas.

1.3.2 Lutitas Aceitiferas.

Son conocidas también por su nombre en Inglés: Shale Oil. Las lutitas aceitiferas
(lutitas bituminosas) son rocas sedimentarias arcillosas, generalmente negruzcas,
gue contienen materiales inorganicos y organicos, procedentes de la fauna y la
flora acudticas (Fig. 1.13) (en lenguaje coloquial serian rocas empapadas de
petréleo). Este material es transformado diagenéticamente en medio reductor y da
lugar a materia organica compleja con un elevado peso molecular. La composicion
de los hidrocarburos en las lutitas aceitiferas es:

C= 80%, H=10%, O=6%, N=3%, S=1%

Fig. 1.13 Muestra de una lutita aceitifera (Tomada de Repsol YPF, 2011).

A similitud que las lutitas gasiferas, este tipo de yacimientos también se encuentra
almacenado y/o producido por lutitas, la diferencia radica en que las lutitas
aceitiferas estan impregnadas por aceite y/o bitumen. Este aceite es bastante
parecido al petréleo, pudiendo sustituirlo en buena parte de sus aplicaciones. El
aceite de lutitas se produce por el proceso Petrosix (patente de la compafia
Petrobras), presenta una menor cantidad de azufre (aproximadamente el 1%) y
una mayor fluidez, puede ser usado como:

e Combustible para los procesos industriales que exijan un bajo contenido en
azufre.

e Produccion de asfalto especial.
e Produccion de restauradores de asfalto.
e Produccion de derivados del petréleo (refineria).
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La calidad de lutita de aceite se expresa ya sea por su valor calorifico o la cantidad
de aceite de lutita que puede derivarse de ella (litros / tonelada). La lutita
bituminosa es considerada para uso comercial si su calidad es de 100 a 200 litros /
ton. El proceso de extraccion del petroleo consiste en la trituracion, combustion en
hornos y extraccion.

El aceite de lutitas bituminosas es caro de producir, y nunca ha sido capaz de
competir con el crudo convencional por mucho tiempo. Sin embargo, los precios
del crudo han aumentado en los Ultimos afios y se espera que se mantengan a la
alza, lo que podria hacer préactico el desarrollo de las lutitas bituminosas. Este tipo
de yacimiento se encuentra en las capas de roca dura que estan a diferente
profundidad (Fig. 1.14).

Lutitas Aceitiferas

Fig. 1.14 Esquema de ubicacion de un yacimiento de lutitas aceitiferas. (Modificada de
Queensland Energy Resources, 2013).

1.3.3 Gas en Arenas Compactas.

Referidos en la literatura también como “Tight Gas”. Esta fuente de hidrocarburos
consta de una matriz de arenas de granos muy finos, lo que implica muy baja
permeabilidad (inferior a 0.1 mD), impregnada de gas natural. Suele estar en rocas
antiguas, de buen espesor, que han perdido permeabilidad por la compactacion,
cementacion, recristalizacion y cambios quimicos durante el tiempo transcurrido.
Este recurso, como las “Lutitas Gasiferas”, necesita tratamientos masivos de
estimulacién para ser econdmicamente rentable.

Encierran altos volimenes de gas natural y suelen experimentar una tasa de
declinacion alta durante su produccion inicial, aunque luego se estabiliza.
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Constituyen un desafio a las técnicas de exploracion, perforacion, terminacion y
produccion. Para encontrar este tipo de yacimiento, se tiene en cuenta la historia
geoldgica de la cuenca, los tipos de kerdgeno y los yacimientos de baja
permeabilidad con manifestaciones de gas o con anomalias de presion.

Estos yacimientos suelen localizarse en cuencas con yacimientos de gas no
convencional (Fig. 1.15), ya que cuando las condiciones a las cuales el gas es
generado a ciertas profundidades en el subsuelo de la cuenca exceden las
condiciones que se requieren para la migracion del gas a una trampa (o superficie
en su defecto) y se logran formar grandes acumulaciones de gas en arenas
compactas.

Acuifero

Acumulaciones —

de Gas

Arenas Compactasu
_——

—

.

Acuifero

Arcilla

Fig. 1.15 Yacimientos de gas en arenas compactas. (Modifica de Bracken L., 2008)
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1.3.4 Arenas Bituminosas.

Las arenas bituminosas, que reciben diversos nombres dependiendo de los
lugares donde se localicen, como arenas de alquitran, arenas de petroleo o, en
inglés “Oil Sands”, son una mezcla de arena con alquitran (Fig. 1.16) que, en
ocasiones, llegan a ocupar extensas areas. Lo atractivo de la mezcla se encuentra
en que, a través de un proceso de separacion adecuado, de ellas puede obtenerse
un betin que guarda enormes similitudes con el petréleo, el cual a su vez es
convertido en un petréleo crudo sintético o refinado directamente por refinerias
especializadas para obtener productos del petréleo.

Fig 1.16 Muestra de arenas bituminosas. (Tomada de Radio Canada Internacional, 2013)

El petréleo convencional es extraido por medio de pozos mientras que los
depésitos de arenas bituminosas son extraidos usando técnicas de
seccionamiento de mineria a cielo abierto (Fig. 1.17), o se les hace fluir hacia
pozos por medio de técnicas in situ que reducen la viscosidad del bitumen por
medio de vapor y/o solventes. La mayoria de estos yacimientos son superficiales,
por lo que la mineria a cielo abierto es la técnica mayormente usada.

Fig. 1.17 Extraccion de arenas bituminosas mediante mineria. (Tomada de Hernandez, J.A., 2011).
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La controversia y el reto de este tipo de yacimiento se encuentra en el rubro de lo
ambiental, sobre todo por dos problemas principales. Por una parte, las objeciones
a la mineria a cielo abierto, por otra la ingente cantidad de agua que es necesario
consumir para obtener el betun; un barril de petréleo en arenas bituminosas
contamina tres veces mas que el petroleo convencional.

1.3.5 Metano en Carbdn.

El gas natural contenido en capas o vetas de carbOn representa una porcion
importante de los recursos de gas natural en el mundo. Desde el momento de la
sedimentacion, el carbon es diferente de otros tipos de roca de yacimiento. Se
compone de material vegetal alterado que funciona a la vez como fuente
generadora y como yacimiento de hidrocarburos. Se encuentra inherentemente
fracturado como consecuencia del proceso de carbonizacion, que forma fracturas
verticales o diaclasas.

El gas metano en carbdén es gas natural que contiene practicamente 100 % de
metano (CH4) y es producido desde los mantos en yacimientos de carbdén. Es
producido a menudo desde mantos de poca profundidad y junto con grandes
volimenes de agua de calidad variable. EI Gas Metano de Carbén es gas natural
generado y almacenado en vetas de carb6n (Fig. 1.18). Se produce mediante
pozos que permiten que el gas y el agua fluyan a la superficie. Para facilitar la
migracion del gas hacia el pozo es necesario reducir la presion en el yacimiento.
Esto se logra extrayendo el agua del yacimiento, que posteriormente debe ser
reinyectada en una zona mas profunda o desechada en la superficie, para lo cual
debe ser tratada especialmente. El gas se encuentra adsorbido en el carbon, por
este motivo esta actividad puede desarrollarse conjuntamente con la explotacion
de carbon.

Fig. 1.18 Afloramiento de capas de carbdén ricas en gas metano. (Tomada de Schlumberger, 2003).
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La capacidad del carbon de almacenar metano reduce sustancialmente la
necesidad de contar con mecanismos de entrampamiento de yacimientos
convencionales, haciendo que su contenido de gas y el grado de desarrollo de
fracturas naturales sean las consideraciones primordiales cuando se evalia un
area para determinar el potencial de produccién de este tipo de yacimientos.

1.3.6 Hidratos de Metano.

Los hidratos de metano son moléculas de metano en estructuras de moléculas de
agua unidas mediante enlaces de hidrégeno para formar un ensamblaje parecido
a una jaula o celda (Clathrate) (Fig. 1.19) que bajo condiciones de alta presion y
baja temperatura que existen en el talud continental y en las regiones polares
(permafrost) se convierten en sustancias sélidas cristalinas (hielos de metano). Es
el combustible fésil més limpio con el medio ambiente por su elevada relacion
hidrégeno/carbono (H/C) y con una aplicabilidad creciente no sélo como
combustible sino también como materia prima quimica, ademas de que el volumen
potencial disponible es enorme.

Molécula de Agua Molécula de Metano

\g

Fig. 1.19 Esquema molecular de los hidratos de metano. (Tomada de Cecopieri, M.L., Apuntes de
Asignatura, 2012).

El hidrato de metano lo conforma un reticulo cristalino de moléculas de agua
(hielo) que "secuestra" en sus poros moléculas de gas metano o “gas natural’
(Fig. 1.20). Cuando el hielo se funde, el gas natural atrapado se libera. Se calcula
que en promedio un litro de hidrato de metano sélido libera 170 litros de gas
natural en condiciones estandar de presion y temperatura.
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Fig. 1.20 Muestra de hidratos de metano en nulcleos. (Tomada de Cecopieri, M.L., Apuntes de
Asignatura, 2012).

Pero su complicada forma de explotacion no ha logrado encantar a los
inversionistas internacionales, menos al gobierno. Se plantean métodos de
explotaciéon que van desde la insercién de calderas al yacimiento para calentar y
liberar el gas, hasta la explotacion con una combinacion de despresurizacion
mediante pozos y con la inyeccion de dioxido de carbono que libere el metano y lo
sustituya en los yacimientos, contribuyendo asi a retirar el CO2 atmosférico y
mitigando el impacto ambiental que puede significar la liberacién de metano a la
atmosfera, que dicho sea de paso es veinte veces mas potente que el didxido de
carbono como gas invernadero.

Se considera que los depdésitos marinos en offshore de las costas del Caribe y
Pacifico seran en el futuro los que tendrian mayor desarrollo e interés econémico
para ser explorados.

El estimado global de reservas para el planeta es hasta ahora 3 trillones de
toneladas de hidratos de metano, equivalentes al consumo anual actual de gas
natural para los proximos 1000 afios, o si se tratase hipotéticamente de la Unica
reserva de combustible fésil disponible en el mundo alcanzaria para mas de 100
anos de explotacion a los niveles actuales de consumo de energia total del
planeta.

1.3.7 Aceite Extrapesado.

El petroleo pesado, el extra pesado y los bitimenes son recursos no
convencionales caracterizados por una alta viscosidad y alta densidad que les
impide fluir a temperatura ambiente (Fig. 1.21). Dentro de la definicion de
petréleos pesados, se incluyen todos los crudos con una gravedad APl (American
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Petroleum Institute) menor a 20 grados API; los petroleos extrapesados tienen una
gravedad menor a 10 API. La USGS (US Geological Survey) define como
convencionales a aquellos con una gravedad API de al menos 22 y una viscosidad
menor a 100 cP (centipoises).

Fig. 1.21 Muestras de aceite extrapesado. (Tomada de Alnoaimi, K.R., 2010).

Suelen hallarse en depdsitos no muy profundos. Su generacion es igual que la del
petréleo convencional, pero la presencia de sellos pobres o directamente la falta
de éstos determiné su degradacion. En general, han migrado a zonas mas
someras 0 superficiales donde fueron degradados por bacterias y/o por
meteorizacién, los hidrocarburos mas livianos escaparon y quedaron los
componentes mas pesados. Son deficientes en hidrégeno y poseen contenido alto
en carbon, azufre y metales pesados.

En muchos casos, las formaciones en los que estan almacenados (arenas,
carbonatos) tienen excelentes propiedades como rocas almacén: altas
porosidades (en ocasiones de hasta 40-45%, carbonatos) y permeabilidades, y
grandes espesores de roca porosa-permeable. En este caso, lo que los convierte
en no convencionales es la alta viscosidad del aceite y el asociado proceso
adicional de alta inversion, (upgrading) para volverlos apropiados para su
produccion y tratamiento en una refineria normal.

1.4Caracterizacion de Yacimientos Petroleros.

La caracterizacion de un yacimiento es un proceso de amplia base cientifica en el
cual son aplicados diversos conocimientos sobre Geofisica, Petrofisica, Geologia
y de Ingenieria para asi interpretar I6gicamente todos los datos y propiedades del
yacimiento mediante herramientas y técnicas modernas, en otras palabras, es el

23



I. Generalidades de Yacimientos Petroleros Convencionales y No Convencionales
I

conjunto de productos orientados a la definicion y al estudio de las caracteristicas
geoldgicas, petrofisicas, estéticas y dindmicas que controlan la capacidad de
almacenamiento y de produccion de los yacimientos petroleros, asi como la
cuantificacion del volumen de hidrocarburos, también se incluye la definicion de
las estrategias y alternativas de explotacion de los yacimientos, con el propdésito
de apoyar los planes de operacion para optimizar la explotacion y programas de
desarrollo del area de estudio, incrementando las reservas o la produccion de los
mismos.

Dentro de la etapa inicial del proceso de caracterizacion de yacimientos se siguen,
en general, las etapas del modelado geoldgico y petrofisico a partir de datos de
nacleos, de registros geofisicos, inclusion del analisis de produccion y por
supuesto integracion de la informacién disponible del campo. En caso de no existir
datos de produccion en el campo, el modelo estatico inicial se usa como
informacion de entrada en la aplicacion de métodos volumétricos para estimar el
potencial del yacimiento con el objetivo de determinar si es 0 no rentable su
explotacion, evaluando las zonas potenciales de produccion. Otra alternativa es la
aplicacion de los métodos estadisticos para generar mas de un modelo inicial del
yacimiento basado en la informacion previa o estatica. Estos buscan estimar la
distribucion de los pardmetros a lo largo de todo el yacimiento conociendo los
valores en los pozos de forma que se ajusten al resto de la informacion que se
tiene de la zona donde se encuentra el yacimiento, como puede ser la obtenida
por métodos sismicos o por otro tipo de estudios geoldgicos.

Por otra parte, con los métodos estocasticos, basados en informacién estatica, se
consigue una gran cantidad de “realizaciones equiprobables”, es decir, posibles
mapas de los parametros en el area del yacimiento que tienen la misma
probabilidad de ser correctos en funcién de criterios basados en la informacion
conocida. Por supuesto la gran mayoria de ellos no se van a ajustar a los datos de
produccion en los pozos ni siquiera aproximadamente. Debido a que es posible
crear muchos modelos geoldgicos escalados equivalentes usando el modelado
estocastico, se evalia la incertidumbre del modelo y se confirman los
hidrocarburos recuperables.

En el caso de un yacimiento con historia de produccion, el modelo estético inicial
se usa como informacion de entrada para generar un modelo de simulacion
dindmico, que ademas toma en cuenta la informacién de los fluidos y los datos de
produccion, que debe ser ajustado para completar el proceso de caracterizacion
del yacimiento generando un modelo estatico final que se ajusta a la historia de
produccion con el objetivo de obtener un modelo de prediccion que permita
optimizar la produccion del campo.
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1.4.1 Caracterizacion Estatica.

El objetivo de Ila caracterizacion estatica es determinar cualitativa vy
cuantitativamente, caracteristicas y propiedades geoldgicas y petrofisicas de los
sistemas roca y roca-fluidos, asi como las propiedades fisicas y quimicas,
termodinamicas del sistema de fluidos, y definir su distribucion en el yacimiento
petrolero.

Todas las imagenes de los diferentes modelos de caracterizacién de yacimientos
ilustrados en el tema 1.4 de este trabajo de tesis, corresponden al yacimiento
Chihuido de la Salina, ubicado en la Cuenca de Neuquén en Argentina, la cual es
considerada importante por sus recursos de gas de lutitas.

La etapa inicial de un proceso de caracterizacion de yacimiento consiste en la
generacion de un modelo estatico inicial (Fig. 1.22) basado en informacion previa
(estética). Esta informacidén previa se consigue a partir de la interpretacion de
datos sismicos 2D y 3D, registro de pozos, pruebas de laboratorios, analisis de
recortes que muestras obtenidas durante la perforaciéon, analisis de nucleos siendo
muestras compactas tomadas en el yacimiento por herramientas especiales, entre
otros.

El modelo estéatico de yacimiento es aquel que representa las propiedades de un
yacimiento que no varian en funcion del tiempo, como es el caso de la
permeabilidad, porosidad, espesor, fallas, ambiente de sedimentacion, continuidad
vertical y lateral, petrofisica de los cuerpos geoldgicos, litologia y limites de la
roca, que unidos a pruebas de yacimientos donde se involucran datos de presion,
producciéon y pruebas de presion, permiten definir con mayor claridad el
yacimiento.

Fig. 1.22 Modelo estatico 3D: Modulo de simulacion de celda; (izg.) y modelo final de facies en 3D
de un yacimiento. (Tomada de Vitarell, L. et. al., 2008).
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1.4.1.1 Aspectos Geoldgicos.

En el modelado geoldgico se desarrolla el modelado estructural, a partir de la
informacion sismica y geologica del éarea, disponiendo de sistemas para
interpretacion sismica en 2D y 3D para la integracion de la informacion procesada.

En los aspectos geoldgicos destacan los modelos:
a) Modelo Estructural

Las secciones estructurales muestran las profundidades y deformaciones sufridas
por los estratos. La construccion de secciones estructurales a partir de perfiles de
pozos nos indica:

1) Correlacién de estratos.

2) Ubicacion de un dato estructural en profundidad (bajo el nivel del mar).
3) Interpretacion de la estructura actual (buzamiento, pliegues, fallas).

4) Identificacion de trampas potenciales de hidrocarburos.

Este modelo se logra con la revision de la sismica con la cual se puede observar
la frontera del yacimiento (Fig. 1.23), los cuerpos que lo conforman, ademas
definir orientacion y geometria de los elementos estructurales, y delimitar las
estructuras o cierres que confinan la acumulacién de hidrocarburos. Esta revision
abarca tanto el marco regional como el marco local, para determinar y generar
planos de fallas y mapas estructurales.

Fig. 1.23 Diferentes vistas del modelo estructural 3D de un yacimiento petrolero. (Tomada de
Vitarell, L. et. al., 2008).
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b) Modelo Estratigrafico

El objetivo de hacer secciones estratigraficas (Fig. 1.24), es determinar las
relaciones laterales y verticales entre las unidades geoldgicas atravesadas por
diferentes pozos. Una informacion importante obtenida de un buen mallado de
secciones estratigréficas, es la de relaciones verticales entre las unidades para
predecir la movilidad de los fluidos, este modelo define la arquitectura interna del
yacimiento.

Para realizarlo se correlacionan los cuerpos litoldégicos que lo conforman,
apoyandose en correlaciones litolégicas pozo-pozo y analisis de estratigrafia
secuencial.

Fig. 1.24 Secciones del modelo estratigrafico ajustado al modelo estructural. (Tomada de Vitarell,
L. et. al., 2008).

1.4.1.2 Aspectos Petrofisicos.

Un analisis petrofisico consiste en estudiar las propiedades de las rocas y su
relacion con los fluidos que contienen en estado estatico (Fig. 1.25); algunas de
las propiedades fisicas y texturales de las mismas pueden ser medidas en el
laboratorio analizando sus nucleos.
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Una interpretacion petrofisica de las rocas estd basada en la aplicacion de un
método adecuado, dependiendo del tipo de formacion y empleando ecuaciones
que relacionan las caracteristicas de la formacion con algunos factores obtenidos
de registros de pozos, pueden obtenerse ciertas informaciones como: arcillosidad,
porosidad efectiva, intervalos permeables, espesor de arena neta, profundidades
de los intervalos de interés y localizacion de los contactos entre fluidos.
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Fig. 1.25 Celdas de distribucion de las propiedades petrofisicas (RT, Log_KCalc, PHIE, VCL, SW'y
NGT) en el yacimiento. (Tomada de Vitarell, L. et. al., 2008).

Los principales parametros fisicos necesarios para la evaluacion de un yacimiento
mediante un andlisis petrofisico son: saturacion de agua e hidrocarburos,
porosidad, permeabilidad, contenido de arcilla y espesor de la capa permeable
(Fig. 1.26).
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Fig. 1.26 Mapa de saturacion de agua (izg.) y celdas 3D con areas de drenaje tedricas (der.).
(Tomada de Vitarell, L. et. al., 2008).

El analisis de los registros eléctricos se basa en la aplicacion de algoritmos para
estimar las propiedades fisicas como permeabilidad y porosidad. Luego se
integran la modelizacion geoldgica, el analisis de registro y la informacion de
andlisis de laboratorio usando una metodologia de evaluacion. Esta integra la
informacion estética disponible y utiliza la determinacion cuantitativa de la litologia
de la roca, textura, composicién, sistema de poros, arcillas y otros minerales
sensibles. Finalmente, una vez aplicada la metodologia de evaluacion se obtiene
un modelo que clasifica los tipos de roca y define los ambientes de depositacion,
generandose asi un modelo estatico inicial que caracteriza el yacimiento en
estudio.

1.4.2 Caracterizacion Dinamica.

El objetivo de la caracterizaciébn dinAmica es determinar y evaluar los aspectos
gue controlan el movimiento de los fluidos dentro del yacimiento petrolero de
acuerdo a la caracterizacion estatica establecida.

Con el fin de completar la caracterizacion estatica también se usan medios
dindmicos que detectan y evallan los elementos que afectan el comportamiento
de un yacimiento. Las herramientas mas usadas para construir el modelo dinamico
(Fig. 1.27) son los datos de produccion, pruebas de presion, registros de
produccion y pruebas muy especializadas, como son las pruebas de trazadores
gue sirven para detectar tendencias preferenciales de flujo.
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Fig. 1.27 Modelo dinamico: Distribucién de presiones y fluidos en el yacimiento. (Tomada de
Vitarell, L. et. al., 2008).

Es de vital importancia, a través de la determinacion de diferentes herramientas
como son el analisis e interpretacion de pruebas de pozo tanto de presion como
de produccioén, efectuar la evaluacién de las propiedades dinamicas que rigen el
flujo de los fluidos en el sistema pozo-yacimiento; a fin de caracterizar como se
desplazan los fluidos en la roca, como base para la construccion de modelos de
yacimiento que la simulacién numérica se encarga de realizar.

Dentro de lo que es la caracterizacibn dindmica de yacimientos petroleros se
deben tener en cuenta algunas consideraciones basicas como son la porosidad,
permeabilidad, saturacion de fluidos, tensién superficial e interfacial, mojabilidad
de la roca, presion capilar, permeabilidad relativa, analisis PVT, entre otras, ya que
son las propiedades que caracterizan el comportamiento del sistema roca-fluidos y
muchas de ellas estan implicitas en los modelos y ecuaciones que tratan de
representar dicho comportamiento.

Es imprescindible comentar que al contar con una caracterizacion de la dinamica
del flujo de fluidos en el medio poroso para el sistema pozo-yacimiento, le permite
al encargado de la administracién de los yacimientos contar con una herramienta
basica para la evaluaciéon del comportamiento de los mismos y con esta
informacion generar el disefio 6ptimo de la explotacion del campo.
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2.- Conceptos Basicos y Generalidades de Yacimientos de Gas en Lutitas.

Los yacimientos de aceite y gas en lutitas se definen como un sistema (play) de
rocas arcillosas organicamente ricas y de baja permeabilidad, que actian a la vez
como generadoras, almacenadoras, trampa y sello. Para que esos yacimientos
funcionen de manera rentable, se requiere crear permeabilidad en ellos a través
de pozos horizontales, con multifracturamiento hidraulico y su explotacion
demanda un desarrollo masivo y continuo.

Para considerar un play no convencional de aceite y gas en lutitas se deben
cumplir al menos las siguientes caracteristicas de la roca (Fig. 2.1):

1. Riqueza organica total: COT > 1%, kerdgeno tipo Il y Ill.

2. Rangos de madurez térmica: Ro > 0.9%, Tmax > 440°C.

3. Litologia arcillosa intercalada con calizas o rocas clasticas con propiedades
mecanicas favorables para el fracturamiento hidraulico.

4. Aceite y/o gas libre en los pequeiios espacios porosos (micro y nanoporosidad)
y fracturas.

5. Gas adsorbido en el kerégeno y en las particulas arcillosas.

¥

64, Materia organica

A

Fig. 2.1 Materia orgénica y tipos de porosidad presentes en un nucleo de didmetro completo de
lutitas gasiferas. (Modificada de Pemex, 2012).
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2.1 Propiedades Geolbgicas de las Lutitas Gasiferas y Generacion de
Hidrocarburos.

Las lutitas son rocas de granos finos que se forman por la compactaciéon de
particulas del tamafio de limos y arcillas. El 60% de la corteza sedimentaria de la
tierra estd compuesta por lutita y es la roca generadora mas importante de la
mayoria de los yacimientos convencionales de hidrocarburos en todo el mundo.
Debido a que las lutitas se formaron a partir de lodo, a menudo se les llama
lodolitas o fangolitas. Las lutitas se diferencian de las otras rocas arcillosas porque
estan laminadas en estratificaciones muy finas y son fisibles, lo que significa que
pueden separarse o quebrarse en laminas en el sentido de su propia estructura
laminar.

La litologia de las unidades generadoras-almacenadoras de las lutitas gasiferas no
es 100% lutita, sino que contienen intercalaciones delgadas de caliza arcillo-
carbonosa o areniscas de grano fino, la cuales son mas susceptibles al
fracturamiento natural e inducido. A pesar de su abundancia, pocos yacimientos
de lutita pueden ser desarrollados como recursos de hidrocarburos. Los objetivos
de exploracion de lutitas gasiferas son los sedimentos ricos en materia organica
(Fig. 2.2), que se depositaron de tal manera que preservan una parte importante
de su materia organica original, la que finalmente funcioné6 como materia prima
para la generacién de hidrocarburos. Una vez generados los hidrocarburos, la
mayor parte de ellos permanecié atrapada en la matriz de la roca de ultra baja
permeabilidad que no les permitié poder migrar.

Fig. 2.2 Sedimentos ricos en materia organica, caracteristicas de las lutitas gasiferas. (Modificada
de Reed, R., 2008).
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Las formaciones de lutitas ricas en contenido organico se forman bajo
condiciones especificas: altos niveles de materia organica y bajos niveles de
oxigeno, que las diferencian de los otros yacimientos de lutitas. Estas condiciones
fueron las predominantes durante varias eras geoldgicas (Fig. 2.3). Se han
identificado lutitas ricas en contenido organico desde el Precambrico (Arqueozoico
y Proterozoico) hasta los tiempos modernos. Sin embargo, para cumplir con el
criterio de madurez térmica, la mayoria de las lutitas gasiferas se concentran en
sedimentos de un rango de tiempos geoldgicos que comienza en el periodo
Ordovicico y se extiende a lo largo del periodo Pensilvaniense (Carbonifero
Superior) pertenecientes a la era del Paleozoico.

Para entender un poco mas acerca de las lutitas gasiferas es necesario saber
como se genero el yacimiento, abarcando desde el origen y ambiente de depdsito
de la lutita, hasta la creacién del kerdgeno en ella, tomando en cuenta conceptos
basicos de Ingenieria Petrolera para el mejor entendimiento de este tipo de
yacimientos.
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Fig. 2.3 Distribucion mundial de lutitas ricas en materia organica por periodo geoldgico. Los
circulos negros representan la cantidad de ocurrencias por cada periodo. (Modificada de
Schlumberger, 2012).
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2.1.1 Lutitas.

Las lutitas tienen distinta terminologia en el espafol e inglés, por lo que es
conveniente hacer una aclaraciéon, ya que los términos mudrock y mudstone son
equivalentes a la palabra lutita pero es importante tener en cuenta que mudrock es
el término general y mudstone se refiere a una lutita sin fisibilidad o laminacion.
Por otro lado, la palabra shale se emplea para hablar de una lutita con fisibilidad o
laminacion. Es importante mencionar que la palabra siltstone nos indica una
limolita y claystone una arcillita.

Las lutitas son la forma mas abundante de roca sedimentaria que existe en la
Tierra (Fig. 2.4). En el presente trabajo de tesis las definimos como rocas de
estructura interna laminar y fisible con permeabilidades extremadamente bajas,
que a menudo se considera una barrera natural para la migracion del petréleo y el
gas, esto debido a su composicién primordial de limos y arcillas. Sirven también
como rocas generadoras de los hidrocarburos que migran hacia los yacimientos
permeables, o bien quedan entrampados dentro de la misma roca.

Fig. 2.4 Muestra de una lutita donde se aprecia su fisibilidad (laminacién). (Tomada de Babst
Calland, 2011).

Una clasificacion de las lutitas en relacion con su composicion, es la siguiente:

e Lutita comun (distintas arcillas, cuarzo, entre otros).
e Lutita margosa (calcita).
e Lutita silicea (silice).
e Lutita negra:
v/ Carbonosa (pirita, siderita).
v Bituminosa (minerales autigenos).
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2.1.1.1 Origen.

Las rocas sedimentarias estan formadas por materiales que han sido depositados
en algun momento y forman estratos desde delgados hasta de bastante espesor.
Presentan minerales cristalizados, y son las Unicas rocas que presentan fosiles,
por lo que pueden datarse con mayor facilidad que otro tipo de rocas. Se clasifican
segun su origen en: detriticas, quimicas y organicas.

Las rocas detriticas (a las que pertenece la lutita) son el resultado de la diagénesis
de sedimentos detriticos acumulados que, tras una presion ejercida por la fuerza
de sobrecarga, dan lugar a la creacion de estas rocas.

Los constituyentes fundamentales de estas rocas como ya se ha analizado son
minerales de arcilla, cuarzo, feldespatos y micas procedentes de la meteorizacion
de otros materiales. Dado que la meteorizacion quimica transforma rapidamente
estos minerales en nuevas sustancias, su presencia en las rocas sedimentarias
indica que la erosion y la depositacion fueron lo bastante rapidas como para
conservar algunos de los minerales principales de la roca original antes de que
pudieran descomponerse.

Asi pues, el proceso natural de formacién de estas rocas es:

=

Formacioén de los fragmentos, detritos o clastos de la roca original.
Movilizacion de los clastos por los agentes externos.

Transporte de los detritos por los agentes erosivos.
Sedimentacion de los fragmentos.

Compactacién y cementacion, durante el proceso de diagénesis.

a bk wnN

A continuacion se muestra un afloramiento natural de lutitas (Fig. 2.5).

Fig. 2.5 Afloramiento de lutitas con muestras fésiles. (Tomada de Babst Calland, 2011).
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2.1.1.2 Ambientes de depadsito.

Las lutitas se localizan en ambientes sedimentarios acuosos (Fig. 2.6),
caracterizados por existir un nivel de energia muy bajo, como son:

e Ambientes continentales: las llanuras de inundacion de rios, canales
fluviales, lagos y paleosuelos.

e Ambientes de transicion: deltas, llanuras mareales y albuferas o lagoons.

e Ambientes marinos: margen continental y cuencas oceanicas profundas.

Glacial Principales medios sedimentarios
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Fig. 2.6 Ambientes de depdsito sedimentarios. (Tomada de Wikimedia Commons, 2012).

Los sedimentos de lutitas mezclados con agua se denominan genéricamente
barros o lodos.

Debido al tamafio de sus particulas, es de destacar que para la formacion de
rocas de este tipo, o bien se produce una sedimentacion constante a lo largo del
tiempo debido al agregado en masa, 0 por consiguiente se pueden mantener
suspendidas casi indefinidamente las particulas de tamafio arcilloso. Por lo tanto,
mucha de la arcilla se deposita s6lo después de que las particulas se retnan para
formar agregados mayores.

El viento con la generacion de polvo produce una acumulacién de lutitas que se
denomina loess. Las acumulaciones de loess son importantes, cubren un 10 % de
la superficie terrestre, especialmente en zonas semiaridas, desiertos y areas
glaciares. Depasitos importantes hay en China (donde alcanzan hasta 60 m de
espesor), en los Estados Unidos, en Sudan y en Argentina.
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2.1.1.3 Tamafio de grano.

Las lutitas son rocas sedimentarias compuestas por particulas del tamafo de la
arcilla y del limo, es decir aquellas con el tamafio de clasto mas fino; se
denominan limolitas y arcilltas segun si la medida de las particulas es,
respectivamente, superior o inferior a 0.004 (1/256) mm. A diferencia de las
arenas, las particulas de estas rocas son tan pequefias que no pueden
identificarse con facilidad sin grandes aumentos y, por esta razén, resulta mas
dificil estudiar y analizar el origen de las lutitas. Debido a la granulometria mas fina
de este tipo de roca que esta en funcidén del tamafio de las particulas finas, el
tamafio de grano de las lutitas no se puede determinar por los métodos de
cribado. Otra forma de conocer el tamafio de grano es deshaciendo la roca, pero,
algunas lutitas estan firmemente cementadas que no pueden ser desmenuzadas
en particulas individuales, lo que hace imposible determinar el tamafio exacto.

No se nos debe olvidar que el tamafio y forma de los granos que constituyen las
rocas detriticas depende del tipo de erosion y de transporte que haya sufrido el
material original. Un ejemplo seria determinar en funcién del tipo de cantos ya sea
rodados (zonas de depositacidon aluvial) o cantos agudos (laderas). Su
clasificacion depende del tamafio de los granos (Tabla 2.1):

Tamafio de grano de rocas sedimentarias
Diametro sedi : R
edimento oca
mm | pm | O*{Phi)
4096 -12
I56 8 Blogues %
64 6 g CONGLOMERADOS
&=
4 -2 Cantos
-1
Arena muy gruesa
1 0 Y g .
Arena gruesa
0.5 500 1 & E
Arena media = ARENISCAS
0.25 250 2 o
Arena fina =<
0.125 | 125 3
Arena muy fina
0.062 62 4
Limo grueso
0.031 31 5
Limo medio v
0.016 | 16 6 = LIMOLITAS
Limo fino E
0.008 7 =
Limo muy fino
0.004 4 8
Arcilla ARCILLITAS
* Relacion @-mm: @ = - log; d (mm) ; d(mm) = 1/2°

Tabla 2.1 Clasificacion de las rocas sedimentarias detriticas segun el tamafio de grano.
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2.1.1.4 Densidad de la matriz.

La matriz de una roca sedimentaria son las particulas intersticiales de grano mas
fino, que se encuentran entre particulas de grano mas grande, o en las cuales se
encuentran incrustadas las particulas de mayor tamafo. La densidad de la matriz
es un pardmetro muy importante en la evaluacién petrofisica de los yacimientos de
lutitas, ya que el kerdgeno tiene una fuerte influencia sobre la densidad de la
matriz (oma). El kerégeno disminuye la densidad de la matriz en las lutitas, en
comparacion con las lutitas similares libres de kerégeno. Este pardmetro es Uutil
para calibrar los resultados de la interpretacion de los registros de pozo; sin
embargo, como se vera mas adelante, ésto se complica debido a las dificultades
experimentadas para una precisa estimacion del volumen del kerdégeno y la
densidad en las formaciones mediante el uso de registros.

2.1.1.5 Mineralogia.
Las rocas detriticas estan estructuradas en los siguientes elementos:

e Soporte o esqueleto, formado por el conjunto de granos o particulas de
mayor tamafio que constituyen el cuerpo de la roca. Se denominan clastos.

e Matriz: Fraccidn detritica mas fina que los clastos y que rellena los huecos
gue existentes entre ellos de manera parcial o completa.

e Cemento: Material de precipitacibn quimica que se forma durante la
diagénesis y sella los huecos de la roca rellenandolos parcial o totalmente.
Su origen puede ser calcareo, siliceo o ferruginoso.

Los principales componentes de las lutitas son los minerales arcillosos (Tabla 2.2)
como:

e Caolinitas: dickita y halloysita (Al).

e Cloritas (Fe, Mg).

e Esmectitas: montmorillonita (Mg, Fe, Ca, Na).

e Micas: illita (K) y glauconita.

e Otros: berthierina, chamosita, sepiolita y paligorskita.

Otros componentes presentes son:

e Cuarzo (tectosilicatos) del tamafio de limos.
e Feldespatos (aluminosilicatos).

e Moscovita (biotita).

e Carbonatos.

e Pirita, hematita y yeso

e Materia organica o bitimenes.
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Composicion de las lutitas

Componentes petrograficos Composicién mineral
(en funciéon del tamafio de grano) (en funcion de la mineralogia)
Cuarzo (limo) 30%
Limo Feldespato 5% 40%
(<62 um) 60% Mica (moscovita) 5%
Arcillas (> 4 um) 20% 60%
Arcilla (<4 um) 40% | Arcillas 40%

Otros componentes Carbonatos, Oxidos de Fe, Silice, Pirita, MO y otros.

Tabla 2.2 Muestra valores promedio de los componentes para una lutita tipo.

A veces la composicion quimica de la roca proporciona informacion adicional, una
de ellas es el color de la lutita (Tabla 2.3). Un ejemplo es la lutita negra, que es
negra, porque contiene abundante materia organica (carbono). Cuando se
encuentra una roca de este tipo, indica con fuerza que la sedimentacion se
produjo en un ambiente pobre en oxigeno, como un pantano, donde los materiales
organicos no se oxidan con facilidad y se descomponen. Otro ejemplo seria una
lutita ferruginosa que presenta 0.065 (de fraccion molar) de éxido de hierro (Fig.
2.7), caracteristico del contenido de hematita que es un mineral opaco,
criptocristalino, de color rojo.
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Fig. 2.7 Grafico de la funcién de los contenidos de materia organica y del estado redox del hierro.
(Modificada de Montijo, A., 2006).
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Color Componentes Ambiente
. . . . 3+
!. Mul\);I btajq coonte,nl_do de hemajuta, qoethnz;(Fe ) Oxidante
Amarillo ateria Organica limonita (Fe*")
Blanco Bajo contenido de caolinita (Fe) Ligeramente
Verde | Materia Organica clorita, illita (Fe** > Fe*") reductor
Clf Buen contenido de Pirita (Fe®") Reductor
Negro | Materia Orgénica

Tabla 2.3 Color de lutitas en funcién de sus componentes, contenido de materia organica y tipo
ambiente de depésito.

Para entender mejor la Fig. 2.7 y la Tabla 2.3 hablaremos un poco de quimica en
este apartado.

En las rocas sedimentarias mas comunes (lutitas, areniscas o carbonatos)
podemos encontrar hierro (Fe) principalmente en los minerales arcillosos. Al hierro
lo podemos encontrar en estado bivalente Fe?* (ferroso) o trivalente Fe®* (férrico).
La precipitacion de los minerales de hierro esta controlada por la quimica de las
aguas en los ambientes sedimentarios y en el campo diagenético; la mayor parte
de los sedimentos ferruginosos de importancia se han acumulado en ambientes
marinos.

Entonces se le denomina estado o reaccién redox (reaccién de reduccidn-
oxidacion) a toda reaccion quimica en la que uno o mas electrones se transfieren
entre los componentes de los sedimentos, provocando un cambio en sus estados
de oxidacion.

Para que exista una reaccion de reduccion-oxidacién, debe haber un elemento
gue ceda electrones y otro que los acepte, entendemos que en el subsuelo existen
muchos compuestos organicos e inorganicos que permiten ésto, ejemplo de ello,
los minerales arcillosos que son de interés para el fin de esta tesis. El
agente oxidante es el elemento quimico que tiende a captar esos electrones,
quedando con un estado de oxidacién inferior al que tenia, es decir, siendo
reducido. El agente reductor es aquel elemento quimico que suministra electrones
de su estructura quimica al medio, aumentando su estado de oxidacién, es decir,
siendo oxidado.

Las muestras de nucleos pueden proporcionar una gran cantidad de informacion
sobre la geoquimica y la mineralogia, pero estan limitadas a la ubicacion
especifica de donde se extrajeron las muestras. La mineralogia se determina mas
frecuentemente a partir de los datos petrofisicos adquiridos con herramientas de
registros de fondo de pozo, los cuales se calibran con los datos de nucleos.
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Para elegir el modelo mineraldgico, primeramente son necesarias las mediciones
de nudcleos en el laboratorio para la obtencion de datos reales del suelo. La
identificacion de la composicién mineral en las lutitas gasiferas es esencial para
completar una evaluacion cuantitativa de las propiedades de los yacimientos y el
contenido de gas a través de andlisis de nucleos y de los registros eléctrico y
radiactivo. Varios autores han reportado que la composicion mineraldgica de las
lutitas gasiferas, puede variar de un metro a otro, o incluso mas en algunas
ocasiones. Estableciendo la composicion de la roca, por ejemplo, la estimacion de
la densidad de matriz, un parametro fundamental en el calculo de la porosidad con
registros. Los andlisis de laboratorio son esenciales para calibrar los registros
geoquimicos, el éxito de éstos en la prediccion de la composicién de la roca
depende del modelo elegido.

La difraccion de rayos X es uno de los métodos mas comunmente usado y
aceptado, aunque se considera semi-cuantitativo ya que no detecta elementos
amorfos como el kerdgeno. Este tipo de andlisis puede ser complementado por
otras técnicas y el uso de datos de nudcleos y registros son usualmente
recomendados. Algunos de los métodos disponibles se enlistan a continuacion:

e SEM-EDS (Microscopia electrénica de barrido — Espectrometria de energia
dispersiva).

e XRD (Difraccién de rayos X).

¢ XRF (Fluorescencia de rayos X).

e LIBS (Espectroscopia de disociacion inducida por laser).

e EA (Analizador elemental).

La clave en las lutitas gasiferas es identificar el cuarzo, calcita, dolomita, tipos de
arcilla, minerales pesados como la pirita y el ker6geno entre otros. Las
proporciones de minerales se expresan normalmente en peso (%w); cuando se
expresan en volumen (%vol), es esencial establecer la densidad del mineral usado
en el laboratorio para correlacionarse con los voliumenes interpretados en
registros.

La composicion mineralogica de una lutita es clave para lograr estimulaciones
eficientes (ductilidad vs fragilidad). Las formaciones exitosas son aquellas que
presentan bajos contenidos de minerales arcillosos (< 40— 50%) y altos contenidos
en cuarzo y/o carbonatos que favorecen un comportamiento mas fragil de la roca.
La eficiencia del fracturamiento hidraulico, clave para la productividad de la lutita,
es proporcional a la fragilidad de la roca. A menor contenido de minerales de
arcilla, mayor es la fragilidad de la roca, por ende mas fracturable. Se considera
gue las formaciones de lutitas con mas de 40% de arcilla son no comerciales.

43



Il. Conceptos Béasicos y Generalidades de Yacimientos de Lutitas Gasiferas
]

2.1.2 Hidrocarburos.

Los hidrocarburos son compuestos quimicos constituidos completamente de
atomos de hidrégeno y carbono. Se dividen en dos clases: hidrocarburos alifaticos
y aromaticos. Los hidrocarburos alifaticos incluyen tres clases de compuestos
(Fig. 2.8): alcanos, alquenos y alquinos. Los alcanos son hidrocarburos que solo
contienen enlaces simples carbono-carbono, los alquenos contienen enlaces
dobles carbono carbono, y los alquinos son hidrocarburos que contienen un triple
enlace.

XL
I—(l)—I
I—Cl)—I

L

Etano

Eteno

H—C=C—H

Etino

Modelo molecular del etino

Fig. 2.8 Estructura molecular de los HC's alifaticos. (Modificada de Fernandez, G., 2007).

El segundo grupo lo forman los hidrocarburos aromaticos, los cuales presentan al
menos una estructura que cumple laregla de Hickel, la cual habla de una
estructura ciclica, que relaciona la aromaticidad con el numero de electrones
deslocalizados en orbitales sp? (en configuracion electrénica es la combinacion de
un orbital S y 2 orbitales P formando angulos de 120° entre los 3 orbitales
hibridos) de una molécula organica plana y ciclica que tiene enlaces simples y
enlaces dobles conjugados. Ademas, reciben este nombre debido a los olores
intensos, normalmente agradables que presentan en su mayoria, pero suelen ser
cancerigenos.
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Esta familia de hidrocarburos esta compuesta principalmente por el benceno, que

es una molécula ciclica, de forma hexagonal y con un orden de enlace intermedio
entre un enlace sencillo y un doble enlace, y sus derivados (Fig. 2.9).

H H
H H
H H
Benceno

(Hidrocarburo aromz'srico) Modelo molecular del benceno

Derivados del benceno

T Hy T H COOH  pez® CHO

Tolueno Fenol Ac.Benzoico Eslireno Benzaldehido

Fig. 2.9 Estructura molecular de los HC's arométicos. (Modificada de Fernandez, G., 2007).

2.1.2.1 Origen.

Las distintas teorias sustentadas para determinar el origen de los hidrocarburos
(petréleo y gas), corresponden a la ultima parte del siglo XIX. Existen varias
teorias sobre la formacion del petréleo; sin embargo, la mas aceptada es la teoria
organica que supone que se origind por la descomposicién de los restos de
animales y algas microscépicas acumuladas en el fondo de las lagunas y en el
curso inferior de los rios. En las Ultimas cinco décadas, el avance sobre la génesis
de los hidrocarburos, por medio de la informacion geoquimica, geoldgica y
bacteriologica, ha permitido cancelar muchas teorias y acabar con el misterio de
dicho origen.

La teoria organica estipula que organismos de vida marina y continental (materia
organica) fueron sepultados en un medio ambiente anaerdbico y por cambios en la
temperatura y presiéon (50 a 250 °C y 300 a 1500 bar) estos organismos, que
contienen carbono e hidrégeno en sus moléculas organicas, fueron convertidos en
hidrocarburos en un tiempo relativamente grande, con pequefias cantidades de
azufre, oxigeno, nitrogeno, y trazas de metales como fierro, cromo, niquel y
vanadio, cuya mezcla constituye el petréleo crudo.

_ B BBBnBnB—nB—B_ BB __——_B _—_——___—n—_—_——_ _——_
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A continuacion se presentan las evidencias que fundamentan la Teoria Organica
del origen de los hidrocarburos:

1. El alto contenido de materia organica que tienen los sedimentos recientes de
grano fino.

2. En los restos organicos (animales y plantas) predominan el hidrégeno y el
carbono, que son los componentes béasicos de los hidrocarburos.

3. La presencia de nitrégeno y de porfirina en el pigmento del petréleo. El
nitrdgeno es un componente esencial en los aminoacidos y éstos componen las
proteinas, por lo tanto, relacionandose las porfirinas con la clorofila.

4. La actividad Optica es la polarizacion lineal de la luz cuando viaja a través de
soluciones que presentan moléculas quirales, tales como la sacarosa o azlcar,
sélidos con planos cristalinos rotados, tales como el cuarzo, y lapolarizacion
circular de gases atdmicos o moleculares. Este fenbmeno se presenta en el
petréleo y es una propiedad tipica de las sustancias organicas.

5. La presencia de fésiles geoquimicos. Estos son moléculas orgénicas
sintetizadas, incorporadas en los hidrocarburos.

6. En forma experimental se pueden generar hidrocarburos a partir de materia
organica mediante rompimiento térmico.

7. En las cuencas sedimentarias se tiene la mayoria de los yacimientos petroleros.

El petrdleo se origina de una pequefia fraccion de la materia organica depositada
en las cuencas sedimentarias, en ambientes sedimentarios mixtos y marinos,
principalmente. La mayor parte de esta materia organica proviene de los restos de
plantas y animales que vivieron en el mar y la menor parte procede de la materia
organica terrestre transportada a la cuenca por corrientes fluviales y en menor
proporcion por el viento.

Los hidrocarburos que constituyen al petréleo o gas, provienen basicamente de
dos procesos diferentes:

1) Del 10 al 15% son hidrocarburos formados directamente por los organismos,
preservados y que solo sufren pequefios cambios quimicos; este hidrocarburo
dificilmente se conserva.
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2) Del 85 al 90% de los hidrocarburos que constituyen el petrdleo se forman a
través de una serie de procesos quimicos y bacterianos a los que es sometida la
materia organica original, es decir, estos hidrocarburos se originan a partir de un
proceso diagenético de transformacion, donde la temperatura y la profundidad son
los principales factores que influyen para la generaciéon de los mismos.

2.1.2.2 Transformacioén de la Materia Organica: Kerégeno.

Por definicion, toda sustancia organica contiene carbono. Los suelos del mundo
contienen aproximadamente el doble de la cantidad de carbono que se encuentra
en toda la vegetacion del planeta. Por lo tanto, la materia organica del suelo tiene
un rol decisivo en el balance global del carbono. La materia organica del suelo
puede ser definida en dos sentidos:

a) Materia organica en sentido general (Fig. 2.10): involucra micro y meso-
organismos que habitan el suelo, raices de las plantas, todo material
proveniente de organismos muertos y sus productos de transformacion,
descomposicion y resintesis sobre y en el suelo.

b) Materia organica en sentido restringido: excluye de la definicion anterior la
biomasa del suelo (organismos vivos y raices).

La materia organica, considerada como una mezcla compleja y variada de
sustancias organicas, desempefia un importante papel en la formacién de
hidrocarburos. A pesar de que la misma constituye solo una pequefia fraccién de
la mayoria de los suelos, es un componente dindmico que ejerce una influencia
dominante en muchas propiedades y procesos del suelo.

Materia Organica |
v v v
Organismos Tejido muerto
< = 2 . Humus
vivos y raices identificable
[
¥ Y
Humus joven Humus viejo

Fig. 2.10 Diagrama de la composicion de la materia organica. (Tomada de Corbella, R., 2001).

El origen de la materia organica puede ser clasificado como: primario u original
que representa los residuos vegetales, y secundario, que esta representado por
los residuos animales.
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Los tejidos de las plantas verdes estan constituidos en su mayor parte por agua, el
contenido de humedad es del 75% tipicamente. Si estos tejidos se secan,
quitandoles toda el agua, el andlisis de la materia seca que queda muestra que,

con base en el peso, la mayor parte (al menos 90 a 95 %) esta constituida por
carbono, oxigeno e hidrégeno (Fig. 2.11).

Fig. 2.11 Composicion de los residuos vegetales. (Tomada de Corbella, R., 2001).

Los residuos animales son fuente secundaria de materia organica. Al mismo
tiempo que se alimentan con los tejidos originales de las plantas, contribuyen con
productos de desecho (estiércol sélido y liquido) y, cuando mueren, dejan sus
propios cuerpos. La mesofauna, especialmente las lombrices, termitas, hormigas y
coledpteros del suelo, tienen ademas un rol importante en la incorporacion y
traslado de los residuos organicos dentro del suelo. En la siguiente grafica (Fig.
2.12), se puede ver qué porcentaje ocupan algunos elementos quimicos en el

cuerpo animal.

Ltrﬂgena

FﬂGfﬂrﬂ Ea[c:[ﬂ

Fig. 2.12 Composicion quimica de los residuos animales. (Tomada de Corbella, R., 2001).
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La transformacion de la materia organica se da en dos medios que se explican a
continuacion:

a) Medio aerdbico

La descomposicion es un proceso de oxidacion y en un suelo bien aireado todos
los compuestos que se encuentran en los residuos vegetales son sujetos a
oxidacion. Debido a que la fraccidn organica de los materiales vegetales esta
mayormente compuesta por carbono e hidrogeno, la oxidacion de los compuestos
organicos en el suelo puede representarse mediante la siguiente ecuacion
quimica:

R—(C,4H) + 2 0, & CO, + 2H,0 + energia (478 k] mol™* ()

Oxidacioén enzimatica

En esta reaccion general estan involucradas muchas etapas intermedias y esta
asociada a reacciones laterales importantes, que involucran a otros elementos
distintos del carbono y el hidrogeno. Aun mas, esta reaccidn basica es
responsable de la mayor parte de la descomposicion de la materia organica en el
suelo, como también del consumo de oxigeno y liberacion de CO..

En medios aerdbicos se producen tres reacciones fundamentales que son:

e Los compuestos carbonados son oxidados por enzimas para producir: CO»,
H,O, energia y biomasa de los organismos de descomposicion.

e Los nutrientes esenciales (N, P, y S) son liberados y/o inmovilizados por una
serie de reacciones especificas, que son exclusivas para cada elemento.

e Se forman compuestos muy resistentes a la accion microbiana (por
modificacion de los compuestos presentes en el tejido original o por sintesis
microbiana).

b) Medio anaerdbico

Cuando los poros del suelo llenos de agua impiden la difusion del O, desde la
atmaosfera hacia el suelo, la provisiébn de oxigeno puede agotarse. Los organismos
aerdbicos no pueden funcionar sin oxigeno suficiente, por lo que los organismos
anaerobicos o facultativos se vuelven dominantes. En condiciones de poco
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oxigeno, o anaerobicas, la descomposiciéon se produce mucho mas lentamente
que cuando el oxigeno es abundante. Por esto los suelos mojados, anaerdbicos,
tienden a acumular grandes cantidades de materia organica parcialmente
descompuesta.

Los productos de la descomposicion anaerdbica incluyen una amplia variedad de
compuestos organicos parcialmente oxidados, como acidos organicos, alcoholes y
gas metano. La descomposicion anaerobica libera relativamente poca energia
para los organismos involucrados, por lo que los productos finales aun contienen
mucha energia (por esta razon el alcohol y el metano pueden servir como
combustibles). Algunos de los productos de la descomposicién anaerdbica causan
preocupacion, porque dan olores pestilentes o inhiben el crecimiento vegetal. Las
siguientes son reacciones quimicas tipicas, producidas por diferentes bacterias
metanogénicas en los suelos mojados:

Bacterias

4C,HsCOOH + 2H,0 — 4CH,COOH + C0, + 3CH,

Propionato Acetato Metano

Bacterias

CH5;COOH - C0, + CH,

Acetato Metano

Bacterias

CO, + 4H, — 2 H,0 + CH,

Metano

La evolucién de los constituyentes organicos se da por medio de la humificacion,
que es el proceso de formacién del humus (es decir, conjunto de procesos
responsables de la transformacién de la materia organica). La transformacion de la
materia organica puede llegar a la destruccién total de los compuestos organicos
dando lugar a productos inorganicos sencillos como CO;, NH3, H,0, por ejemplo.

Dependiendo de las caracteristicas del suelo y de la naturaleza de los restos
organicos aportados dominara la humificacion o la mineralizacion aunque siempre
se dan los dos procesos con mayor o menor intensidad. La humificacién es
responsable de la acumulacién de la materia organica en el suelo mientras que la
mineralizacién conduce a su destruccion.

En la transformacion de los restos organicos se pueden diferenciar tres etapas
sucesivas.

1. Transformacion quimica inicial: es una alteracion que sufren los restos
vegetales antes de caer al suelo. Las hojas son atacadas por los
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microorganismos, en el mismo arbol, y se producen importantes transformaciones
en su composicion y estructura. Consiste en pérdida de sustancias organicas y
elementos minerales como P, N, K, Na.

2. Acumulacion y destruccién mecéanica: La hojarasca, ramas y tallos se acumulan
sobre el suelo y se van destruyendo mecanicamente, fundamentalmente por la
accion de los animales que reducen su tamafio, lo mezclan con la fraccion mineral
y lo preparan para la posterior etapa.

3. Alteracion quimica: En esta etapa se produce una intensa transformacion de los
materiales organicos y su mezcla e infiltracion en el suelo. Los restos organicos en
el suelo pierden rdpidamente su estructura celular y se alteran a un material
amorfo que va adquiriendo un color cada vez mas negro, con una constitucion y
composicién absolutamente distintas de los originales. Poco a poco los restos
transformados se van desintegrando, difumindndose en el suelo y finalmente se
integran totalmente con la fraccidbn mineral, formando parte intima del plasma
basal del suelo.

El papel de los microorganismos es decisivo para el desarrollo de estos procesos.
Los microorganismos necesitan del carbono como fuente de energia (oxidan el
carbono y lo devuelven a la atmdsfera como COy) y el nitrégeno para incorporarlo
a su protoplasma, ambos se toman de los restos vegetales.

Ahora, para fines de este trabajo de tesis dejaremos en claro que la materia
organica se compone principalmente de los elementos: carbono (C), con
cantidades menores de hidrégeno (H), oxigeno (O), nitrégeno (N) y azufre (S). En
los sedimentos se reconocen tres tipos de acumulaciones de materia organica:
humus, turba y sapropel. La materia organica humica es el principal constituyente
del carbon, mientras que la materia organica que se encuentra en las lutitas
negras y bituminosas es sapropélica.

Ahora explicaremos los tres tipos de materia organica antes mencionadas:

e EIl humus, constituyente de los suelos, es materia organica de plantas. Suele
ser rapidamente oxidado por lo que su potencial de preservacion geoldgica es
bajo.

e La turba es también materia organica humica que se acumula en pantanos y
ciénagas de agua dulce o salobre con escasa circulacion y condiciones andéxicas.
Este material humico tiene buen potencial de preservaciéon geoldgica.
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e El sapropel es materia organica muy finamente dividida. Consiste en
fitoplancton, zooplancton, esporas, polen y fragmentos muy macerados de plantas
superiores. Se acumula en ambientes subacuaticos como lagos, albuferas y
cuencas marinas donde los niveles de oxigeno son bajos.

La materia organica dispersa en los sedimentos tiende al equilibrio pasando de
biopolimeros a geopolimeros (ker6geno) a través de fraccionamiento, destruccion
parcial y reagrupamiento de los componentes elementales de las macromoléculas.
Se pueden distinguir tres etapas:

1. Degradacion bioquimica: La etapa de degradacion bioquimica se inicia con la
accion bacteriana sobre la materia organica. Este proceso se realiza a través de la
respiracion en condiciones aerdbicas o por fermentacion o fermentacion en
condiciones anaerdbicas (sin oxigeno).

2. Policondensacién: Muchas de las moléculas presentes en los organismos
muertos son muy reactivas quimicamente y espontaneamente reaccionan entre si
para dar otro tipo de polimeros con estructuras al azar, éstos son los
geopolimeros.

3. Insolubilizacién: La dltima etapa en la que hay una mayor policondensacion y
reordenamiento molecular.

El resultado de estas tres etapas (degradacion, policondensacion e
insolubilizacion) es un policondensado insoluble en &lcalis (compuestos de pH
basico), llamada humin, con una estructura analoga al kerdgeno, del que se
diferencia en que una parte del humin es hidrolizable. El ker6geno es el humin
desmineralizado.

El kerégeno es la fraccidn organica contenida en las rocas sedimentarias que es
insoluble en disolventes organicos. Bajo condiciones de presién y temperatura, el
kerégeno empieza a ser inestable y se produce reagrupamiento en su estructura
con objeto de mantener el equilibrio termodindmico. La generacion de petréleo es
pues una consecuencia natural del ajuste del kerégeno a condiciones de
incremento de temperatura y presion.

El ker6geno forma parte de la matriz (Fig. 2.13) de una roca junto con restos
inorganicos y las caracteristicas principales a considerar en evaluaciones
petrofisicas es su baja densidad, cercana a la del agua, largo tiempo de transito,
de alta porosidad por el registro de neutron y alta resistividad; por estas razones
es esencial establecer el contenido de kerégeno en peso y volumen y sus
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propiedades, aunque es algo dificil de hacer. La porosidad se puede encontrar
tanto en la fraccion inorganica y el kerégeno y los tamafios de poros tienden a ser
pequefios, microporos 0 nanoporos pueden encontrarse en estos tipos de rocas.
Histéricamente, en yacimientos convencionales se consideré que tales tamafios
de poros contenian sélo fluidos inmdviles, a saber, el agua, cominmente, el agua
adsorbida por fracciones de arcilla que se han llamado arcillas con agua ligada y
abreviaturas diferentes se han utilizado para referirse al agua irreductible en la
matriz inorganica.

Granos minarales

4

Kerogeno

> ".!j

.. / Granos
mineralss

Kerageno

Fig. 2.13 En la imagen se muestran poros en el ker6geno. Esto puede ser considerado porosidad
secundaria como resultado después de la maduracién del kerdégeno y la consecuente expulsion de
hidrocarburos. (Modificada de Schlumberger, 2011).

2.1.2.3 Tipos de Kerégeno.

Las rocas presentes en yacimientos de gas de lutita pueden generar y almacenar
hidrocarburos ya que contienen kerégeno. El kerégeno es una mezcla de
compuestos organicos que constituyen la materia organica de algunas rocas
sedimentarias y es insoluble en disolventes organicos normales dado el peso
molecular de sus compuestos complejos. Los elementos solubles son conocidos
como “bitumen”. Cuando son sometidos a calor intenso, algunos tipos de kerégeno
liberan aceite crudo o gas natural, ambos conocidos como combustibles fosiles.
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Altas concentraciones de suficiente ker6geno maduro pueden convertir a las rocas
en rocas generadoras. Lutitas ricas en kerégeno con insuficiente grado de
madurez térmica libera hidrocarburos que pueden dar lugar a los yacimientos
superficiales llamados "Lutitas Bituminosas". Para extraer el aceite de las lutitas
bituminosas, la roca debe ser sometida a altas temperaturas y procesos
especiales. Para establecer el tipo de kerdgeno presente en la roca y su potencial
de generacion de hidrocarburos, se requiere un analisis de laboratorio de
muestras de la formacion; este proceso que se centra en métodos de combustidn,
pirdlisis, degradacion quimica, fluorescencia espectral o petrografia. Los detalles
relativos a estas técnicas de laboratorio se pueden encontrar en muchas
bibliografias de geoquimica. Basado en estos analisis, el tipo de kerégeno, su
madurez térmica y el COT (Contenido Organico Total) de una roca se pueden
determinar. Estos son todos los elementos necesarios para la evaluacion de
yacimientos no convencionales, tales como yacimientos de gas de lutita.

En geoquimica, el kerégeno se divide en cuatro tipos principales con base en las
relaciones del carbono con el hidrogeno y el oxigeno (Fig. 2.14):

e Tipo I: rico en materia organica amorfa y algas.

e Tipo Il: rico en algas y materia herbacea (una variante que contiene niveles de
azufre también existe).

e Tipo lll: rico en madera y materia humica.

e Tipo IV: compuesto por materia organica descompuesta.

Se ha establecido que durante la madurez termogénico del kerdégeno tipo |,
hidrocarburos liquidos tienden a ser generados, el kerégeno tipo Il genera gas y
aceite, el kerégeno tipo Il genera gas, carbon (a menudo metano de carbdn o
“CBM” por sus siglas en inglés) y en condiciones extremas, aceite. En general se
considera que el kerégeno tipo IV no es capaz de generar hidrocarburos.

El gas de lutita es generado por kerdgeno tipo Il y tipo Il en etapas posteriores de
madurez. Lo anterior son las caracteristicas generales de kerdgeno que dan lugar
al gas de lutita termogénico.
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Fig. 2.14 Relaciones de carbono, hidrégeno y oxigeno (Van Krevelen modificado) obtenidos
durante un analisis geoquimico que ayudan a establecer los tipos y maduracion del kerégeno.
(Modificada de Schlumberger, 2011.)

También hay acumulaciones de gas de origen biogénico, en el que la materia
organica no ha sido sometido a gradientes geotérmicos lo suficientemente fuertes
como para generar hidrocarburos; sin embargo, se ha producido la accién
bacteriana suficiente para generar gas biogénico que ha sido adsorbido por la
materia organica. Los niveles de COT son altos en lutitas biogénicas y
relativamente bajos en lutitas termogénicas (> 2% en peso) en que la mayoria del
kerégeno se ha convertido en hidrocarburos.

El diagrama modificado de van Krevelen demuestra la relacién entre el indice de
hidrogeno (HI) y el indice de oxigeno (Ol), lo que pone en claro los diferentes tipos
de kerogeno y la ventana de sus respectivos productos accion de la madurez. La
tendencia general en la transformacion térmica de kerdgeno a hidrocarburo se
caracteriza generalmente por la generacion de gases no hidrocarburos y el
progreso a petréleo, gas humedo y gas seco. Durante esta progresion, el
kerdgeno pierde oxigeno principalmente segin se desprende CO; y H,O; mas
tarde, comienza a perder mas hidrégeno, ya que produce hidrocarburos.
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2.2 Propiedades Geoquimicas de las Lutitas Gasiferas.

El potencial generador de las lutitas gasiferas es determinado basicamente a
través del analisis geoquimico de las muestras de lutita, a menudo en conjuncién
con la evaluacion detallada de los registros de pozos perforados previamente. Las
pruebas geoquimicas se realizan sobre ndcleos de diametro completo, nucleos
laterales o de pared y recortes de formacion. EIl objetivo principal de las pruebas
es determinar si las muestras son ricas en materia organica y si son capaces de
generar hidrocarburos. En general, cuanto mayor es la concentracion de materia
organica en una roca, mejor es su potencial de generacion. Se ha desarrollado
una diversidad de técnicas geoquimicas sofisticadas para evaluar el contenido
organico total (COT) y la madurez térmica de las muestras.

Para identificar las lutitas que tienen potencial de produccién de hidrocarburos, los
ingenieros y/o gedlogos de yacimientos buscan propiedades geoquimicas
especificas, que generalmente se obtienen de andlisis de nucleos. Algunas de las
propiedades se pueden medir con sensores de fondo de pozo; sin embargo, los
petrofisicos perfeccionan y caracterizan las mediciones de pozo calibrando los
datos de registros con los datos de nucleos. Las compafiias estan considerando
formas de evaluar la riqueza de las lutitas y otras propiedades de las formaciones
sin tener que extraer muestras de nucleos y efectuar el andlisis del ensayo de
Fischer (método que mide el rendimiento petrolero de una muestra de lutita en una
retorta de laboratorio). Entre los métodos promisorios se encuentran la integracion
de diversas mediciones derivadas de los registros convencionales, tales como la
densidad de la formacion, la resonancia magnética nuclear, la resistividad eléctrica
y la espectroscopia nuclear.

Por ejemplo, mediante un método espectroscépico investigadores computaron un
registro de COT para un pozo, que muestra un buen ajuste entre los resultados
basados en el registro y las mediciones obtenidas en los nucleos. El registro de
COT fue convertido en un registro por producto del ensayo de Fischer, mediante
una correlacion obtenida en forma independiente por los investigadores. Esta
técnica que emplea registros geoquimicos, junto con el método complementario
que utiliza registros de resonancia magnética nuclear, constituye una forma
eficiente y confiable de caracterizar el rendimiento petrolero de la lutita sin tener
que recurrir a las mediciones obtenidas en los nucleos.

Las propiedades geoquimicas necesarias para caracterizar adecuadamente los
recursos en lutitas gasiferas incluyen a la madurez térmica (MT), contenido
organico total (COT), capacidad de almacenamiento de gas, mineralogia y
permeabilidad.
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2.2.1 Madurez Térmica (MT).

Para adentrarnos en el tema, necesitamos entender que los procesos de
sepultamiento, transformacion de la materia organica y generacion de
hidrocarburos pueden resumirse en tres etapas (Fig. 2.15):

0
= [k B Metano biogénico
=2 i I |
o S 5
a E B
AINEL
5 S| B
© i
@
2 |
H I e
|| E|2
S|[&|&
I
2|58
§_ =
o =2
@D
o
=l |8
S )
S| 3le
'E g, % Gas seco
£ 2l
Y|
Hidrocarburos generados —>

Fig. 2.15 Etapas de transformacion térmica de la materia organica-kerégeno-hidrocarburos.
(Modificada de Schlumberger, 2011).

1. La diagénesis inicia el proceso y se caracteriza por la alteracion de la materia
organica a profundidades someras (a bajas presiones y a temperaturas inferiores
a 50°C aproximadamente). Durante esta etapa procesos fisicos, la oxidacion y
otros procesos quimicos comienzan a descomponer el material generando
principalmente CO,, NH3 y H,O. Los procesos biolégicos también alteran la
cantidad y composicion del material organico antes de que sea preservado, en
esta etapa, la degradacion bacteriana puede producir metano (CH,) biogénico.

Con el incremento de la temperatura y los cambios producidos en el pH, la materia
organica se convierte gradualmente en kerégeno y menores cantidades de
bitumen. Durante las primeras fases de la diagénesis, se puede incorporar azufre
en la materia organica. Hay bacterias que liberan poli-sulfuros, acido sulfhidrico
(H.S) y azufre nativo, que pueden re-combinarse luego con el hierro de las arcillas
para formar pirita (FeS,), o combinarse con la materia organica para formar otros
compuestos de organoazufre.
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2. La catagénesis generalmente se produce a medida que el incremento de la
profundidad de sepultamiento genera méas presién, aumentando de ese modo el
calor en el rango de aproximadamente 50 a 150°C, siendo la etapa principal de
rompimiento térmico del kerégeno para producir la formacion de hidrocarburos
liquidos (C1s a Cag).

A esta zona se le conoce como la “Ventana del Petréleo”. Los hidrocarburos
generados durante este proceso son aceite, condensados y gas humedo, es decir,
los incrementos de temperatura y presion producen el craqueo secundario de las
moléculas de aceite, lo que conduce a la produccién de moléculas de gas
adicionales.

3. La metagénesis es la ultima etapa, en la que el calor adicional y los cambios
quimicos producen la transformacion casi total del kerégeno en carbono. Durante
esta etapa, se libera metano tardio o gas seco, junto con compuestos como COa,
N2> y HoS. En las cuencas en las que tienen lugar estos cambios, se manejan
presiones altas y las temperaturas generalmente oscilan entre 150° y 200° C,
aproximadamente.

La madurez térmica de la materia organica representa un elemento critico del gas
de lutita termogénico. En la roca se tiene kerégeno generador y no generador, a
cierta madurez inicial, el kerégeno generador comienza a transformarse en
hidrocarburo. En este punto el COT (Contenido Organico Total) sera equivalente al
hidrocarburo, al kerégeno restante y al keré6geno no generador. El proceso de
maduraciéon gradual (aumento de madurez) disminuye el contenido de kerdégeno y
el valor de COT, ésto debido a la expulsion del hidrocarburo generado, ya que
éste no es tomado en cuenta en la medicion del COT. En el siguiente esquema
(Fig. 2.16) se muestran los cambios en el COT (HC, kerdégeno, ker6geno no
generador) como resultado del proceso de maduracion y expulsion.

Madurez Contenido Organico Total (COT)

Inicial HC | Kerdgeno Kerdgeno no generador
Aumento Contenido Organico Total (COT)

de Madurez [HC Expulsado | |HC | Kerégeno Kerégeno no generador

Fig. 2.16 La madurez y expulsién produce una reduccién de kerégeno y COT dada la cantidad de
carbono expulsado como aceite y/o gas. (Modificada de Jarvie, D.,1999).
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Uno de los métodos mas usados para medir la madurez térmica, es el método de
la reflectancia de la vitrinita (Ro). La vitrinita son los restos carbonizados de
material vegetal lefioso, que se encuentran en casi todas las rocas sedimentarias
formadas desde la evolucién de las plantas terrestres vasculares hace alrededor
de 400 millones de afios. Dicho método es clave para la estimacion del nivel de
madurez térmica de la materia organica (kerégeno) y debe ser medido por
especialistas en el laboratorio en muestras de la formacion, tales especialistas
también llevan a cabo el analisis e interpretacion de los datos obtenidos (Fig.
2.17). Este método es un estandar de la industria, aunque también existen otros
métodos para el establecimiento de la madurez del kerégeno, como lo es la
medicion del nivel de metamorfismo organico (LOM).
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Fig. 2.17 Correlacién de la reflectancia de la vitrinita (Ro) con la profundidad en lutitas. (Modificada
de Repsol YPF, 2010).

La calibraciéon de los parametros del nivel de metamorfismo (LOM) se puede
completar con base en diferentes analisis de muestras, tales como la propia
reflectancia de la vitrinita, indice de alteracion térmica y la temperatura maxima. A
continuacion se presenta un ejemplo de los resultados obtenidos a través de la
relacion de la reflectancia de la vitrinita y el metamorfismo organico (Fig. 2.18).
Mediante la aplicacion de técnicas de laboratorio conocidas se pueden obtener el
indice de hidrégeno, indice de oxigeno, hidrocarburos libres, hidrocarburos
generados por craqueo térmico o potencial de hidrocarburo residual, CO; liberado
por kerégeno, la temperatura a la cual es registrada la maxima liberacion de
hidrocarburos que representa el indice de madurez térmica y el indice de
produccion que es indicativo de la conversion del kerogeno en hidrocarburo. Los
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indices de hidrogeno y oxigeno facilitan la clasificacion de los diferentes tipos de
ker6égeno como se indicé en la Fig. 2.14; la madurez térmica es un indicador del
potencial de generacién de hidrocarburos.

Mivel de Madurez
Metamerfismo Organico (LON) vs Reflectancia de la Vitrinita [Ro)
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Fig. 2.18 Relacion de la reflectancia de la vitrinita (Ro) y el nivel de metamorfismo orgéanico (LOM).
(Modificada de Passey, Q.R., 2011).

Como se vera mas adelante, en algunos casos, para estimar el COT es necesario
establecer el indice de madurez del kerégeno a través de la reflectancia de vitrinita
(Ro) o el nivel de metamorfismo organico (LOM). La Tabla 2.4 representa los
rangos de Ro dentro de las ventanas de madurez, que se puede visualizar
también en la Fig. 2.17. La interpretacidon de las etapas de madurez debe llevarse
a cabo para cada tipo de kerégeno.

Madurez Térmica Reflectancia dg/ol)a Vitrinita (Ro)
Ker6geno Inmaduro <0.6
Ventana del Aceite 06-1.1
Ventana del Gas Himedo 1.1-14
Ventana del Gas Seco 14-~3.2

Tabla 2.4 Interpretacion de las etapas de madurez térmica en relacién al contenido de vitrinita, ésto
depende del tipo de kerégeno.

Con base en la informacion anterior, es justo afirmar que la sola presencia de
kerogeno en una roca no equivale necesariamente a la generacion de
hidrocarburos. La madurez térmica, como se indica mas arriba, o la madurez
biogénica, son condiciones esenciales para la generacion y adsorcion de gas en
las lutitas gasiferas, de aceite en lutitas aceitiferas, para cada tipo de kerégeno y
nivel de madurez del mismo.
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2.2.2 Contenido (Carbono) Orgéanico Total (COT).

Las formaciones que son similares en apariencia, tienden a ser Unicas y complejas
litolégicamente, ya que contienen arcilla, cuarzo, carbonato y minerales de
feldespato, ademas de otros minerales densos. La pirita, puede afectar a los
registros eléctricos y radiactivos. Ademas, la presencia de uranio eleva las lecturas
del registro de rayos gamma (GR) por encima de los niveles normales, ademas de
restringir la capacidad de estimar el volumen de arcilla con una curva de GR total.

La matriz puede ser rica en arcilla o contener menos del 50% de arcilla con limos
ricos en cuarzo en algunos casos, 0 minerales carbonatados en otros. En la Tabla
2.5 podemos ver un modelo petrofisico tipico para lutitas gasiferas, que muestra la
composicién de la matriz y de los fluidos que contiene. Cuando su contenido de
cuarzo y carbonato es alto, las rocas son a menudo mas fragiles y ésto puede
influir positivamente en el resultado de un fracturamiento hidraulico.

Matriz Fluidos Contenidos
5 Libre
KEROGENO
Adsorbido
MATRIZ Libre
INORGANICA Adsorbido
(Arcilla + Minerales Libre
Agua
no Arcillosos) Ligada a la Arcilla

Tabla 2.5 Esquema de un modelo petrofisico de una lutita gasifera. El término “matriz
inorganica” es usado para diferenciar al kerégeno de otros componentes no organicos de la matriz.
(Modificada de Society of Petroleum Engineers, 2012).

El COT o contenido (carbono) organico total, es la cantidad de carbono ligado en
compuestos organicos de la roca; ésto es, el remanente de la vida organica
preservada en rocas sedimentarias sometidas a la degradacion quimica y
bacteriana que mas tarde han sido modificadas por el calor y la presion con el
tiempo. Esta etapa final, la madurez, es el resultado de largos periodos de
sepultamiento y la proximidad a las fuentes de calor. Las reacciones quimicas
resultantes de la madurez de la materia organica son responsables de la
produccion de gas, petroleo, bitumen, pirobitumen y carbdédn que en conjunto
contribuyen con el contenido total de carbono. Con frecuencia, los términos COT y
kerdgeno se utilizan indistintamente, y puede ser dificil diferenciar a través de un
analisis de laboratorio o interpretacion de registros al kerégeno de hidrocarburos
normales y solubles como el petréleo, bitumen o pirobitumen que, como se
menciono anteriormente, tambiéen forman parte del COT.
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En otras palabras, si el kerégeno madura y produce gas y aceite, la cantidad de
kerégeno disminuir4, mientras que el COT en la roca se mantiene constante hasta
que, por ejemplo, los hidrocarburos son expulsados a otros yacimientos, tal como
se explico en la Fig. 2.16.

Con el fin de establecer el potencial generador de hidrocarburos de las rocas, es
imprescindible conocer su contenido de kerégeno original, por el otro lado, en las
evaluaciones petrofisicas de lutitas gasiferas se establece que el volumen
presente de kerdégeno es necesario para estimar el contenido de gas adsorbido y
la porosidad con una precision razonable. Sin embargo, se establece el volumen
presente de kerégeno por analisis de registros que no es una tarea sencilla, y que
actualmente requiere el uso de analisis geoquimicos de laboratorio y de registros
convencionales, utilizados posteriormente para calibrar registros derivados del
contenido de kerégeno como se discutirh mas adelante. Del volumen de
kerogeno, es posible derivar el COT y a su vez éste nos indica la calidad de la
roca generadora (potencial generador de hidrocarburos), como se muestra en la
Tabla 2.6.

COT Calidad de la
(% en peso) roca generadora

<05 Muy pobre
05-1 Pobre

1-2 Regular

2-4 Buena
4-10 Muy buena

> 10 Excelente

Tabla 2.6 Relacién de valores de COT con el potencial de generacion de hidrocarburos de las
lutitas.

El COT se ha usado principalmente para evaluar la calidad de la roca generadora,
aunque ahora también se utiliza en la evaluacion de los yacimientos no
convencionales. Generalmente, el COT y el ker6geno estan estrechamente
asociados con lutitas y rocas arcillosas ricas en limo; sin embargo, también
pueden estar presentes en muchos carbonatos. EI COT es fundamental en la
estimacion del gas adsorbido y es una propiedad de la roca. La Tabla 2.7 muestra
los valores promedio reportados en algunas areas de yacimientos de gas de lutita
que estan en desarrollo. Ciertos elementos presentes en el kerdogeno, como el
hidrégeno, el oxigeno, el nitrogeno y el azufre no son incluidos en el COT por lo
que el factor de conversion debe existir entre los dos (kerégeno y COT), que
representa para ambos el tipo de kerdgeno y su estado de madurez. Algunos
autores sugieren que un valor de 1.2 es suficiente cuando se expresa el COT
COmo un porcentaje en peso.
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Formacién Marcellus Barnett Haynesville | Fayetteville | Vaca Muerta
Lutita Lutita Lutita Lutita Lutita
Tipo de Arcillosa Silicea Calcérea Silicea Calcérea
roca/sedimento Arcillosa Arcillosa
Silicea
COT promedio
(%) 6 5 4 4 2.5-35
@ promedio
1 .
(%) 6 5 0 6.5 8

Tabla 2.7 Contenido (% en peso) de COT en formaciones de lutitas gasiferas.

Es decir, si el volumen de kerégeno puede ser estimado, el valor de COT puede
ser establecido mediante el uso de una formula como la que se presenta a
continuacion. Por esa razdén, también es necesario determinar la densidad del
kerogeno y la densidad de la roca, siendo el primero dificil establecer.

COT = LokerX Pker (Ec. 2.1)
Pp Xk

donde:

COT = Contenido Organico Total (% en peso)

Volker = Volumen de kerégeno (% en volumen)

Prer = Densidad de kerégeno (g/cc)

Pv = Densidad de la formacion (g/cc)

k = factor de conversiéon de unidades (~1.2)

Algunos autores estiman que, inversamente, la relacién directa entre el kerégeno y
el COT (f) puede ser de entre 2 y 2.5. Los dos siguientes enfoques pueden ser
utilizados para estimar el kerégeno (% en volumen):

Ker(% en volumen) = COT (% enpeso)xf — f~2—2.5 (Ec. 2.2)
_ (1-®)*pma

Ker(% en volumen) = ﬁ] * COT (% en peso) (Ec. 2.3)
ker*Cker

donde:

® = porosidad (fraccion)

Pma = densidad de la matriz (g/cc)

Prer = densidad del kerégeno (g/cc)

Cker = carbono en el kerégeno (% en peso)

Algunas veces es asumido que el producto Pyer * Cyer=1
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Para evaluar el contenido de gas adsorbido de la roca, es esencial primero
establecer el valor de COT presente. Esto puede obtenerse a partir del % de
kerégeno, como se indicé anteriormente, o se puede medir en el laboratorio
mediante el empleo de la misma técnica de medicion empleadas en geoquimica
(Fig. 2.19). Dado que las muestras disponibles para el andlisis son limitadas,
muchos investigadores han estudiado la correlacién entre el COT medido en el
laboratorio y otros parametros también medidos en el laboratorio, por ejemplo, la
densidad de la roca (pp). Utilizando la pp, de registros de densidad, los
investigadores obtienen una regresion de datos que ayuda al establecimiento del
registro de COT (Fig. 2.20).

Mediciones:
L COTdeniclens
- X Carbonatos
=== COT del registro
E
=
g )
T W e Lutitas
=
=
[
o
3100«
‘1 Arenas
3200
* T v T

1] 1 1 2.0 110
CoT%

Fig. 2.19 Grafica que muestra el incremento en la medicion de COT con la profundidad.
(Modificada de Repsol YPF, 2010).

Una vez que la calibracién ha sido completada, los ajustes se deben realizar para
compensar que el COT y la p, se midieron en laboratorio utilizando una muestra
seca y libre de fluidos, mientras que el registro de densidad incluye el gas y el
agua adsorbida en la arcilla. Por lo tanto, algunas técnicas usan la correlacion de
Pma (densidad de la matriz) como base. La ventaja de lograr tal correlacion se
deriva del hecho de que el registro se lleva a cabo en la mayoria de los pozos,
mientras que los nucleos se obtienen con menos frecuencia.
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Fig. 2.20 El kerégeno reduce la densidad de la roca, asi que una correlacién entre COT (% en

peso) y o, puede ser establecida. Para usar la informacion obtenida por el registro densidad, la

correlacién debe ser ajustada si la densidad en el laboratorio ha sido medida en una muestra.
(Modificada de Jarvie, D., 2011).

El COT puede también ser derivado de correlaciones disefiadas con otros tipos de
registros, por ejemplo, GR, U (uranio) del NGT vy el registro sénico de porosidad
(At), solo por mencionar algunos. La fuerte correlacion entre At y COT ha sido
registrada en la cuenca de Neuquén, en Argentina; una particular técnica ALogR
(Passey) fue primeramente usada por la industria algunos afios antes y ésta
también utiliza el tiempo de transito, en este caso combinado con la resistividad.

2.3 Propiedades Petrofisicas de las Lutitas Gasiferas.

Los principales datos utilizados para los andlisis petrofisicos de las formaciones de
lutitas son los mismos que los utilizados para los andlisis de yacimientos
convencionales: rayos gamma, resistividad y datos acusticos; con el agregado de
datos de espectroscopia de captura de neutrones. De la misma manera que los
pozos convencionales de petréleo y gas tienen indicadores de produccién, las
lutitas con potencial de producir hidrocarburos muestran caracteristicas
especificas que las diferencian de las lutitas con poco o ningun potencial.

Los analisis petrofisicos de las lutitas gasiferas comienzan con una de las
mediciones mas basicas: el registro de rayos gamma, el cual puede proporcionar
uno de los primeros indicadores de la presencia de lutitas ricas en contenido
organico. La materia organica generalmente contiene mayores niveles de
elementos con radiacion natural: torio, potasio y uranio; en comparacion con los
minerales de los yacimientos convencionales.
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En el lenguaje petrofisico contemporaneo, hay dos tipos de yacimiento: los que se
ajustan a los supuestos implicitos sustentados en los trabajos de Archie (1942) y
aquellos que no lo hacen. La segunda categoria incluye la mayoria de los
yacimientos del mundo. Se pueden subdividir ain m&s en yacimientos
convencionales no Archie y yacimientos no convencionales no Archie.

Los yacimientos convencionales no Archie incluyen aquellos con aguas de
formacion dulce, contenido significativo de arcilla, alta capilaridad, un sistema de
poros bimodal o fracturas, en otras palabras, infringen una o mas de las hipotesis
Archie. Los yacimientos no convencionales no Archie incluyen yacimientos de gas
en arenas compactas, yacimientos de gas en capas de carbon, hidratos de gas y
yacimientos de gas de lutitas o lutitas gasiferas, cada uno de éstos infringe varias
de las hipotesis de Archie; pero en el limite, las lutitas gasiferas infringen todos

ellos (Tabla 2.8).

Caracteristica del yacimiento

No. Criterio Archie : ; Referencias seleccionadas
de lutitas gasiferas
Tipo de roca Unico y Muiltiples electrofacies o Guidry & Walsh 1993; Jacobi et al.
1 .
extenso petrofacies: capas delgadas (2008)
2 Homogeneidad He_terogengo: Bl Mullen (2010); Passey et al. (2010
mineralogia y textura
3 Is6tropo a micro y Anisotropo: forma elipsoidal | Prasad et al. (2009); Suarez-Rivera
meso escala de grano, laminaciones et al. (2009)
Composicionalmente : . Campbell & Truman (1986); Passey
4 L Minerales arcillosos
limpio et al. (2010)

5 | Libre de arcilla y limo

Arcilloso y limoso

Jarvie et al. (2007); Bruner &
Smosna (2011);

Sin minerales

Pirita, etc.

Guidry et al. (1990); Sondergeld et

metalicos al. (2010b)
DlstnPumon del Dlstrlbuc!on del tamafio de Bustin et al. (2008); Wang & Reed
7 tamafio de poro poro multimodal, incluyendo
X . . (2009)
unimodal microporosidad
Porosidad : Caramanica & Hill (1994); Shaw et
8 . Microfracturas
intergranular al. (2006)
Salmuera de alta . . Luffel et al. (1992); Martini et al.
9 salinidad Salinidad del agua variable (2008)
10 Mojado por agua Mojabilidad variable Al Sl (0] (e et el
(2011)
11 | Exponentes Archie = 2 Exponentes Archie # 2 Aguilera (1978); Quirein et al. (2010)
12 | Sin sélidos organicos Kerdgeno Py it & (Ceklb; Cuis €t el

(2010)

Tabla 2.8 Criterios para que un yacimiento se considere tipo Archie con las diferencias para un
yacimiento de lutitas gasiferas.

66




Il. Conceptos Basicos y Generalidades de Yacimientos de Lutitas Gasiferas
I

Sin embargo, los retos de interpretacion son grandes ya que las lutitas gasiferas
co-funcionan como rocas generadoras, rocas sello y rocas almacenadoras. Por
tanto, su naturaleza contiene elementos de las tres. Asi, por ejemplo, los
yacimientos de gas de lutita contienen porosidad de kerdgeno, tienen
permeabilidad efectiva al gas muy baja y aun pueden mostrar un tipo de poro
marcadamente variable. Para tener éxito, una metodologia para la evaluacion
petrofisica de los yacimientos de gas de lutita debe fundarse en los enfoques y
técnicas que se sientan fuera del rango de lo convencional. Grandes volimenes
de gas natural existen en yacimientos de lutitas. La lutita es una roca sedimentaria
de grano muy fino que es facilmente rompible en capas finas y paralelas, es una
roca muy suave pero no se desintegra cuando se moja. Estas arcillas pueden
contener gas natural, gracias a suficiente contenido de materia organica y al grado
especifico de madurez térmica.

Como ya se menciond, se definen como no convencionales todos los yacimientos
que, por peculiares propiedades de roca (permeabilidad muy baja) o por el tipo de
hidrocarburo en su espacio poroso (aceite pesado), deben ser producidos
utilizando técnicas especiales, como fracturamiento hidraulico. Las Ilutitas
gasiferas, a menudo muestran continuidad estratigrafica y relativamente simples
estructuras geoldgicas, parecen simples a gran escala pero a nivel local podrian
ser extremadamente heterogéneas. Por consiguiente, una investigacion adecuada
del contenido de gas debe ser realizada durante la fase de exploracion, mientras
se piensa en las posibilidades de desarrollo. El analisis petrofisico de las lutitas
gasiferas requiere de una profunda integracion de registros, analisis
convencionales y especiales de ndcleos y datos dinamicos, con el fin de predecir
las propiedades del yacimiento con objeto de reducir las incertidumbres.

2.3.1 Porosidad.

La porosidad (®) puede ser definida como el porcentaje del volumen de poros o el
espacio vacio dentro de una roca (Fig. 2.21). Esto es, la fraccion del volumen total
de roca que contiene algun fluido (aceite, gas, agua o una combinacion de éstos) y
Su razon matematica es:

Vr Vr

donde:

Vp, es el volumen de poros de la muestra de roca.
V1, es el volumen total de la muestra.

Vm , €s el volumen de matriz o granos de la muestra.
®, es la porosidad de la muestra.
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Poro
VT =Vp t Vp
Volumen Total = Volumen de matriz + Volumen de poros

Fig. 2.21 Porosidad en una roca. (Modificada de Martell, B., Apuntes de asignatura, 2010).

Los sedimentos son porosos y es dentro de éstos poros que residen los
hidrocarburos. Choquette y Pray (1970) describieron la porosidad en las rocas
carbonatadas en términos de porosidad primaria y secundaria. La porosidad
primaria es la porosidad desarrollada por los procesos de sedimentacion originales
por los que se cred la roca. La porosidad secundaria se conoce como la porosidad
generada por otros procesos distintos de la cementacion primaria y la
compactacion de los sedimentos. El fracturamiento crea porosidad secundaria. La
dolomitizacion (conversion de la calcita a dolomita) resultando una reduccion del
volumen de roca y un aumento de la porosidad. La Fig. 2.22 muestra algunos
ejemplos de porosidad en las rocas carbonatadas.

Interparticula Intraparticula

TR

Fig. 2.22 Tipos de porosidad en las rocas carbonatadas. (Modificada de Choquette & Pray, 1970).
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La porosidad generalmente disminuye con la profundidad debido a las
compresiones en las rocas y a la cementacion. Sin embargo, hay muchas
excepciones, especialmente cuando no prevalecen condiciones normales de
compresion. La reduccion de la porosidad también ocurre debido a la disolucién
quimica de los minerales y su re-depositaciébn en los poros grandes originales.
Avseth et al. (2005) demostré que las porosidades depositacionales de lutitas son
mas altas (hasta 0.8) en comparacion con las arenas (alrededor de 0.4). Las lutitas
son plasticas en la naturaleza y se comprimen con mayor facilidad que las arenas.
Las lutitas pierden porosidad debido principalmente a la pérdida de agua ligada
con la compactacion. (Fig. 2.23).

LUTITAS ARENAS
Porosidad
1.- Depositacion 1.- Depositacion 1
@ Lutitas
Arena
limpia
2.-"Colapso" 2.- Empaquetamiento
e | o | |
[——T——]——]
E:
=
3.- Expulsion de agua entrecapas 3.- Cementacion E
"
— r:u:- £
I_-_IE_J_I '

Fig. 2.23 Comparacion de porosidad contra profundidad de lutitas con arenas. (Modificada de
Avseth et al., 2005).

La porosidad efectiva se define como el volumen de poros 0 espacios
interconectados en una roca y contribuye al flujo de fluidos en un yacimiento. La
porosidad efectiva excluye poros aislados y el volumen de poros ocupado por el
agua adsorbida en minerales arcillosos u otros granos. La porosidad total
considera el total de espacio vacio, comunicado o0 no, en una roca; por lo que la
porosidad efectiva es por supuesto menor que la porosidad total.

La porosidad en las lutitas se puede medir por varios métodos, pero hay ciertos
factores que deben tenerse en cuenta para la validacion de estas mediciones. La
porosidad de estos sistemas, dejando de lado a las fracturas naturales, se
compone de: a) porosidad de la matriz no arcillosa, b) porosidad de la arcilla y
c) porosidad del kerdgeno.
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Actualmente, el método del Instituto de Investigacion de Gas (GRI) para la
medicion de la porosidad, densidad de grano y saturacion de agua en el
laboratorio ha llamado la atencion de la comunidad petrofisica; sin embargo, las
mediciones alternativas estan siendo probadas por la industria. Todas ellas
necesitan superar los problemas similares a los que se ven afectados por factores
como:

e Eliminacién de agua e hidrocarburos del sistema de poros.

¢ Problemas para el acceso completo de gases (helio, nitrdgeno, metano) y de
liguidos (mercurio, agua) al sistema poroso debido a la baja permeabilidad del
sistema.

o Efectos de adsorcion

e Tamario, forma, y peso de la muestra.

e Presencia de fracturas y microfracturas (naturales o inducidas).

Este método mide la porosidad a través de la expansion de helio en muestras
trituradas, en lugar de nudcleos de diferente diametro. Utiliza alrededor de 100
gramos de las muestras trituradas y 15-30 gramos de la muestra tamizada (malla
20/35) para medir la porosidad. Investigadores han reportado un nivel bajo de
incertidumbre con respecto a la porosidad en los experimentos que han realizado.

Como se mencion6 anteriormente, el proceso de secado de la muestra, entre otros
factores, puede afectar a los resultados finales; la temperatura utilizada en el
proceso y control de la humedad determina si los resultados representan la
porosidad efectiva o la porosidad total. Algunos autores afirman han observado
diferencias significativas en experimentos de diferentes laboratorios utilizando el
método original del GRI, aunque estas cuestiones pueden derivarse de la
utilizacion de muestras "gemelas" que no son del todo idénticas, o han sido
procesadas de diferentes maneras.

El Instituto de Investigacion de Gas (GRI) piensa que su método mide la porosidad
total conectada ya que la muestra esta completamente seca, removiendo el agua
ligada a la arcilla. Con la salvedad de que las temperaturas utilizadas en el
proceso de secado han sido las adecuadas, la porosidad por tanto representa la
porosidad total, que incluye la del kerégeno, la de la matriz inorganica y la de las
arcillas (Fig. 2.24). Hay que destacar que el ker6geno presente es el remanente
de la materia organica de la roca del proceso de madurez, esto no se ve alterado
por el proceso de secado siempre que se utilicen temperaturas y condiciones
adecuadas.
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Fig. 2.24 Tipos de porosidad presentes en las lutitas gasiferas. (Modificada de Quirein et al, 2011).

Otras técnicas de medicion de la porosidad en yacimientos de lutitas gasiferas
incluyen inyeccion de mercurio a presion capilar (MICP) y el registro de resonancia
magneética nuclear (NMR). Para medir la porosidad, el método MICP mide el
volumen total de roca por métodos de inmersion, y el volumen total de poros en
muestras secas mediante la inyeccion de mercurio a una presion de 60,000 psia.

Las técnicas de resonancia magnética son Utiles para la medicién de la porosidad
en las rocas saturadas de agua independientemente de la matriz. Cuando
minerales paramagnéticos estan presentes en la matriz o cuando la fase de
hidrocarburo estd presente, la interpretacién del tiempo de relajacion se vuelve
mas compleja. Para entender acerca de la relajacion de los nucleos de los atomos
mediante la herramienta NMR, tenemos que saber que hay muchas formas en las
que un nucleo atdbmico puede perder energia y volver al estado de equilibrio. Cada
vez que la molécula golpea una superficie solida, el ndcleo tiene la oportunidad de
regresar a su alineacion con el campo magnético mas fuerte; a esto se le
denomina relajacion.

Los efectos de difusiéon que facilitan la identificacion de la calidad del fluido cuando
se combina con la T1 (relajacion longitudinal) o T2 (relajacion transversal) no
parecen funcionar en las lutitas gasiferas.

En una roca, la relajaciéon por NMR depende del tamafio de los poros, cuanto mas
grandes son los poros, mayor es el tiempo de relajacidon. La sensibilidad del NMR
al tamafio del poro tiene dos aplicaciones simples pero muy impactantes. La
primera es la permeabilidad, que esta determinada por el tamafio de los poros.
Mas precisamente, la permeabilidad es proporcional al cuadrado del didmetro de
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los poros, asi que uno espera que la permeabilidad sea proporcional al cuadrado
del tiempo de relajacion por NMR. Se ha confirmado esta relacion realizando
pruebas de laboratorio en diferentes tipos de rocas. La segunda aplicacion de los
datos del NMR, que es la que nos interesa en este tema, es determinar una
distribucion de los tamafios de los poros. Como los poros dentro de una roca
pueden variar considerablemente en su tamafio, las distribuciones son muy
amplias. La distribucién del tamafio del poro brinda al equipo multidisciplinario en
al area de yacimientos mucha informacion sobre una roca; es mejor que
observarla con un microscopio.

La Fig. 2.25 es un ejemplo practico del NMR que presenta las mediciones de
laboratorio en muestras saturadas y desaturadas de una lutita muy compacta con
contenido de arcilla <40%. EI NMR ofrece datos de porosidad, que son
compatibles con otras técnicas en las mismas condiciones de la prueba.
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Fig. 2.25 Distribucion del tiempo de relajacion transversal T2, en una lutita del Devonico.
(Modificada de Repsol YPF, 2010).

En las muestras de baja porosidad, la sefial mas débil (baja relacién sefal-ruido) y
la falta de hidrogeno del gas no se consideran condiciones ideales para la
precision de la medicidon de porosidad con la herramienta NMR. Se debe trabajar
aun mas para entender mejor los efectos del filtrado de lodo y observar si el gas
atrapado en los poros libres, principalmente en el kerdgeno hidréfobico,
permanece sin ser desplazados en el area profunda de investigacion de la
herramienta, ya que la deficiencia de hidrogeno y la alta difusividad pueden alterar
irreversiblemente el resultado de estas mediciones.
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Un aspecto de gran valor de esta técnica es que puede ser transportado desde el
laboratorio al pozo a través de herramientas de registro NMR facilitando la
obtencién de la porosidad independientemente de la composicién de la matriz.
Esto es especialmente importante dado que la estimacion de la porosidad con
registros convencionales se dificulta debido a los altos niveles de incertidumbre en
el establecimiento de los componentes litoldgicos y volumen de kerdgeno de la
roca.

Las principales caracteristicas y limitaciones de la técnica con la herramienta de
resonancia magnética (NMR) para las Ilutitas gasiferas se describen a
continuacion:

e Deficiencia de hidrogeno del gas en lo que respecta al agua (resultando en
niveles inexactos de baja porosidad).

Baja relaciéon sefal-ruido dado el bajo nivel de porosidad.

Mediciones estacionarias o velocidad de registro muy baja.

Mojabilidad mixta.

e Efectos de difusion potencialmente bajos y control de la relajacién superficial;
dificil separar las sefiales de gas-agua.

2.3.2 Permeabilidad.

La permeabilidad (k) puede ser definida como la capacidad que tiene la roca para
permitir el flujo de fluidos a través de su medio poroso sin alterar su estructura
interna (Fig. 2.26). Una roca se considera permeable si permite pasar a través de
ella una cantidad apreciable de fluido en un tiempo determinado y se considera
impermeable si la cantidad de fluido es despreciable.
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= 15({ mD

0 ——AcD
) [ Y e G ermeabilidad_onnon
Penne-abill'da.:LTm mD o= [ —_— horizontal {kh}
horizontal {kh} l:b —
Permeabilidad
Permeabilidad vertical k) —20 MO

1 =16 mD

wertical (k]

Granos muy pequefios y angulares Granos peguefios y aplanados

Fig. 2.26 La permeabilidad se ve afectada por el tamafio, forma, clasificacion y arreglo de los
granos. (Modificada de Martell, B., Apuntes de asignatura, 2010).
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La velocidad con la que el fluido atraviesa la roca depende de tres factores
bésicos:

1. Porosidad, en la cual los poros deben estar interconectados.
2. Densidad del fluido, afectada por su temperatura
3. Presion a que esta sometido el fluido.

La permeabilidad se mide en unidades derivadas de la ley de Darcy: en darcys (D)
y milidarcys (mD), siendo la ultima la mas utilizada en la industria petrolera, pero
en el sistema métrico decimal (SMD) también se utiliza metros cuadrados (m?) o
bien, centimetros cuadrados (cm?).

Para adentrarnos en el tema hablaremos de la ley de Darcy, la cual dice que para
un flujo lineal la velocidad de un fluido homogéneo en un medio poroso es
proporcional a la fuerza de empuje (gradiente de presion) e inversamente
proporcional a la viscosidad. Esta ley requiere que el fluido se adhiera a los poros
de la roca, sature 100 % el medio y se tenga un flujo homogéneo y laminar; su
razon matematica esta dada por:

k(P1—P;)

V= ST (Ec. 2.5)

donde:

v = velocidad del fluido (cm/s)

k = coeficiente de permeabilidad (darcys)
(P1-P2) = Gradiente de presion (atm)

M = viscosidad del fluido (cp)

L = longitud del medio poroso (cm)

Pero también puede ser expresada en funcién del gasto (q) como se muestra en el
siguiente razonamiento:

Se sabe que la raz6n matematica de la velocidad es:
d
t

Y la raz6n matematica del gasto es:

| <
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Bien sabemos que el volumen se puede expresar como:
V=Axd

Entonces sustituyendo el volumen en el gasto:

_Axd
1= 7
Tenemos que:
q= Ax*v
Despejando la velocidad:
p=1
A
Sustituyendo en la Ley de Darcy:
q _ k(Py — P;)
A uL
Por ultimo despejamos el gasto (q):
_ kA(P-Py)
==

Y obtenemos la Ley de Darcy en funcion del gasto, donde:

v = velocidad (cm/s)

d = distancia (cm)

t = tiempo (s)

q = gasto (cm®/s)

V = volumen (cm®)

A = Area (cm?)

k = coeficiente de permeabilidad (darcy)
(P1-P2) = Gradiente de presién (atm)

M = viscosidad del fluido (cp)

L = longitud del medio poroso (cm)
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La permeabilidad se puede clasificar de la siguiente manera:
a) Permeabilidad absoluta (Kaps)

Se denomina permeabilidad absoluta a la propiedad que tiene la roca de permitir
el paso de un fluido mojante a través de ella, cuando se encuentra saturada al
100% del fluido, que es el mismo que se usa como fluido circulante durante la
prueba. La permeabilidad absoluta del medio poroso debe ser la misma al medirla
para cualquier liqguido mojante que no reaccione con el material de la roca y que
la satura al 100%. Esta condicién no se cumple con los gases debido a un efecto
gue se llama de resbalamiento molecular, por ser fluidos no mojantes.

b) Permeabilidad Efectiva a un fluido (ki)

Se define como permeabilidad efectiva a un fluido particular a la permeabilidad del
medio a ese fluido, en presencia de otro u otros fluidos en el medio poroso, es
decir, cuando la saturacion de ese fluido es menor del 100%. ko, Kg Yy kw
representan, las permeabilidades efectivas al aceite, al gas y al agua,
respectivamente. La permeabilidad efectiva es funcion de los pardmetros que
definen a la kas y de la saturacion de fluidos; la suma de permeabilidades
efectivas es menor que la permeabilidad absoluta.

Los valores de la permeabilidad efectiva pueden variar desde cero hasta la
permeabilidad absoluta, con excepcion de la kg, que puede ser mayor que la
absoluta, cuando la muestra esta saturada 100% de gas, por la razén
anteriormente indicada.

c) Permeabilidad Relativa (Ko, Krg, Kmw).

La permeabilidad relativa es la relacion existente entre la permeabilidad efectiva y
la permeabilidad absoluta y se define como sigue:

Permeabilidad relativa al aceite, k., = ” (Ec. 2.7)
abs
k
Permeabilidad relativa al gas, k,,g = g (Ec. 2.8)
abs
. . k
Permeabilidad relativa al agua, kpyw = P = (Ec. 2.9)
abs
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Esta medida es muy importante en Ingenieria de Yacimientos, ya que es una
indicacién de la facilidad con la que un fluido se desplaza en el medio poroso. La
sumatoria de las permeabilidades relativas es menor de 1.0. A la saturacién
residual de crudo (Sor), 0 a la saturacién de agua irreductible (Syi), se tiene que la
k al fluido en movimiento = kaps. Si un 2 0 3% de la fase no mojante se introduce,
ésta se mete a los poros grandes y obstaculiza el flujo de la mojante, si los poros
fueran iguales no habria obstaculos.

Las curvas de permeabilidades relativas de la fase no mojante tiene forma de S
invertida. La curva de permeabilidad relativa de la fase mojante es céncava hacia
arriba. Para sistemas agua-aceite (Fig. 2.27) el agua es mojante (normalmente),
en sistemas gas-aceite (Fig. 2.28) el aceite junto con el agua (S,) forman la fase
mojante.

1.0 PR } ] 1.0
ro i I - Krw
I ! /
1 Fase no mojante !
: (forma de s invertida) : /
i
. '
{ dE : 3
5 : Fase mojante )
: (concava hacifarfiba)
i: LA 1
: [
| = Sop =
: 1
" I
0 : :
: | g
Sz 0-20 0.50 Sgc = 0.15
0 W | 1
1 So ¥ 0

Fig. 2.27 Curva tipica de permeabilidades relativas para sistema agua-aceite. (Modificada de
Rodriguez, R., Apuntes de Asignatura, 2010)
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Fig. 2.28 Curva tipica de permeabilidades relativas para sistema gas-liquido (aceite + agua).
(Modificada de Rodriguez, R., Apuntes de Asignatura, 2010)

Para entender mejor el tema de permeabilidades relativas nos apoyaremos en la
Fig. 2.27, la cual muestra una gréafica tipica de curvas de permeabilidades
relativas al agua y al aceite.

Al principio se tiene una saturacion de agua de 1, las curvas indican que una
disminucién en la saturacion de agua a 0.85, en forma aproximada (un aumento
en la S, de 0.15) reduce fuertemente la permeabilidad relativa al agua, de 1 a 0.6;
en cambio, a la saturacion de 0.15 de aceite, la permeabilidad relativa al aceite es
cero. Este valor de saturacion de aceite, se denomina saturacién critica (Sec =
0.15), o sea la saturacion a la que el aceite comienza a fluir, a medida que la
saturacion de aceite aumenta. También se denomina saturacion residual de aceite
(Sor), al valor de S, por debajo del cual no puede reducirse esta saturacion en un
sistema agua-aceite.

A medida que la saturacion de agua disminuye, la permeabilidad relativa al agua
también disminuye, en tanto que la permeabilidad relativa al aceite aumenta. A
una saturacion de agua de 0.20, la ky = 0 y la k, es bastante alta. A esta
saturacion de agua de 0.20 se le conoce como saturacion critica; puede ser mayor
o igual a la saturacion irreductible de agua (Swi). En las rocas de los yacimientos
preferentemente mojadas por agua, la fase agua esta adherida a las paredes de
los espacios porosos, o sea a los solidos.
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Una de las propiedades mas dificiles de cuantificar cuando se caracteriza a las
lutitas es la permeabilidad, la cual puede variar de 0.001 a 0.000001 mD. Como se
ha mencionado, la permeabilidad es una funcién de la porosidad efectiva, el
tamafio de los poros y de las gargantas, asi como de la geometria del espacio
poroso. Los yacimientos convencionales tienen permeabilidades de cientos de
milidarcys, varios 6rdenes de magnitud mayor que las observadas en las lutitas
(Fig.2.29). Los ingenieros miden la permeabilidad de las rocas convencionales
forzando un fluido a través de nucleos cortados de ellas y midiendo el volumen y la
velocidad de los fluidos a medida que pasan por los poros comunicados de la
muestra.

Permeabilidad (D)

3 5 -4 2 0 2 4
Rocas Lal L ol il VR T

20 048 16 44 4092 4040 402
10 0 19’em -oagﬁldud (m=1)0 10 10
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igneas fracturadas
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Areniscas 72|
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igneas no fracturadas LTI 17227,
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Arcilla marina no 722z 722

meteorizada
Till - glaciar | /277777777777

Limo - Loess | A
Arenalimosa
Arena limpia
Grava

Fig. 2.29 Cuadro comparativo de tendencias de permeabilidad en diferentes rocas. (Modificada de
Martell, B., Apuntes de asignatura, 2010).

La permeabilidad de las lutitas, en el rango de los nanodarcys, imposibilita la
implementacion de estos enfoques convencionales. TerraTek desarroll6 los
andlisis de rocas compactas TRA con la técnica de pirdlisis para cuantificar
permeabilidades ultra bajas en formaciones no convencionales. Ademas de
permeabilidad, la técnica TRA proporciona densidad aparente y de granos,
porosidades total y efectiva, saturaciones de agua y de hidrocarburo, porosidad
ocupada por gas, saturacién de hidrocarburos ligados y volumen de agua ligada a
las arcillas. La permeabilidad del yacimiento también puede ser estimada
mediante pruebas de inyeccion de nitrogeno de corta duracion y el subsiguiente
analisis de caida de presion. Estas pruebas proporcionan la permeabilidad del
sistema y toman en cuenta no solo la permeabilidad de la matriz sino también la
influencia de las fracturas naturales.

_ B BBBnBnB—nB—B_ BB __——_B _—_——___—n—_—_——_ _——_
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En cuanto a los yacimientos de lutitas gasiferas, la permeabilidad de la matriz
determina la viabilidad de mantener la produccion a largo plazo de estos
yacimientos, por lo tanto, la medicién de la permeabilidad es de gran interés. Las
limitaciones de los métodos tradicionales de medicibn de la permeabilidad,
muchos de los cuales so6lo son capaces de medir niveles de hasta 0.01 mD, bajo
una precision aceptable, ademas de los efectos no deseados en muchos nucleos,
tales como microfracturas naturales o inducidas, ha orientado a la busqueda de
alternativas innovadoras. El desafio consiste en medir de forma fiable en el rango
de microdarcys o incluso menor. EI GRI aplica un método que toma ventajas del
ciclo de expansién de helio en las muestras trituradas para interpretar la curva de
presion-tiempo y analiticamente derivan un resultado para la permeabilidad de la
matriz. Dado que los experimentos son hechos en la muestra tal como se recibig,
los fluidos irreductibles estardn presentes en la roca; por lo tanto, esta
permeabilidad puede representar la permeabilidad efectiva del gas a la Swi y la
porosidad ocupada por el gas puede ser derivada.

Dependiendo del tipo y caracteristicas del fluido almacenado en el yacimiento, se
requieren capacidades de flujo naturales ademas del fracturamiento hidraulico
masivo. La menor movilidad (mayor viscosidad) del aceite con relacion al gas
requiere de mejores condiciones de flujo, micro en lugar de nanopermeabilidad
(Fig. 2.30).
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Fig. 2.30 Relacion de permeabilidad y viscosidad en diferentes formaciones arcillosas de baja
permeabilidad (lutitas) productoras de aceite y gas. (Modificado de Bohacs et al., 2012).
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2.3.3 Saturacion de Fluidos.

La saturacion de un fluido (Sf) en un medio poroso, se define como el volumen del
fluido (Vf) medido a la presion y temperatura a que se encuentre el medio poroso,
entre su volumen de poros (Vp); su razon matematica esta dada por:

-7
S = v (Ec. 2.10)

donde el fluido puede ser aceite, agua o gas.

En otras palabras, la saturacién de un medio poroso con respecto a un fluido se
define como la fraccion del volumen poroso de una roca que estd ocupada por
dicho fluido.

Un yacimiento en la zona de hidrocarburos puede tener las tres o minimo dos
saturaciones de fluidos pero siempre esta presente la saturacion de agua (Sy) ya
sea movil o irreductible. Por otro lado, la saturacion de agua congénita (Swi) es la
saturacion de agua existente en el yacimiento al momento del descubrimiento, la
cual se considera como el remanente del agua que inicialmente fue depositada
con la formacion y que debido a la fuerza de la presién capilar existente, no pudo
ser desplazada por los hidrocarburos cuando éstos migraron al yacimiento.

e Los valores de saturacion de agua irreductible (Syir) son del orden de 0.1 a
0.3; la saturacion de aceite (S,) puede abarcar hasta valores de 0.9,
aproximadamente.

e De la definicibn de saturaciéon, se demuestra que la sumatoria de las
saturaciones de fluidos es igual a uno, es decir, ¥ S =1.

e En un proceso de aumento de saturacion, se llama saturacion critica (Syc)
al valor de saturacién a partir del cual el fluido correspondiente empieza a
moverse, ésto depende de las caracteristicas del sistema roca- fluidos.

En todos los yacimientos de hidrocarburos existe agua, por sus condiciones de
migracion y depdésito; en etapas avanzadas de extraccion, por entrada natural o
artificial de agua. La saturacibn de agua puede alcanzar valores de 0.8
aproximadamente, quedando solamente saturaciones pequefas de aceite y/o gas
(saturaciones residuales). Para el caso de un yacimiento de aceite bajosaturado,
al llegar a la presion de saturacion aparece la primera burbuja de gas; al continuar
bajando la presion se va incrementando la Sg, pero el gas no puede moverse
hacia los pozos o hacia arriba de la estructura, sino hasta que se alcanza la
saturacion de gas critica (Sgc).
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La saturacion de agua irreductible se correlaciona con la permeabilidad, con el
area superficial y con el tamafio de los poros. A mayor area superficial y menor
tamafio de particulas, mayor es la saturacion de agua irreductible. La
determinacion de la saturacion de agua se puede efectuar por tres diferentes
métodos:

1. Nucleos tomados en pozos perforados.
2. Célculos a partir de las curvas de presion capilar.
3. Célculo a partir de registros eléctricos.

1.- La saturacion de fluidos se determina en pequefias muestras de roca, tomadas
de un nucleo completo recién sacado del pozo o preservado, que contenga los
fluidos existentes en el yacimiento.

2.- Existe otros procedimientos de laboratorio para determinar la saturacion de
fluidos, por ejemplo, cuando una muestra de roca es utilizada para obtener otras
propiedades como la presion capilar que normalmente se relaciona con la
saturacion de fluidos, por lo que es necesario conocerla a medida que se realizan
pruebas de comportamiento capilar.

3.- La saturaciéon de fluidos también puede ser determinada indirectamente por
medio de la interpretacion cuantitativa de registros geofisicos de pozo.

La determinacion de la saturaciébn de agua a partir de registros eléctricos en

formaciones limpias con una porosidad intergranular homogénea estd basada en
la ecuacion de saturacion de Archie (Ec. 2.11).

n | a*Ry,
Sw = / TR (Ec. 2.11)

donde:

@ = Porosidad

Sw = Saturacién de agua

Rw = Resistividad del agua de formacion

R: = Resistividad verdadera de la formacion

n = Exponente de saturacion

m = Exponente de cementacion

a = Factor de tortuosidad, generalmente se asume como 1.

Otra forma de calcular la saturacion de agua inicial es a partir de las curvas de
presion capilar determinadas en laboratorio sobre muestras de nucleos tomados
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de pozos en la formacion de interés. En este caso se asume que el sistema
poroso de la roca almacenadora actia como un sistema de tubos capilares donde
dos o mas fluidos coexisten. En este sistema de tubos capilares la combinacién de
la tension superficial y la curvatura debida a los tubos capilares hace que las dos
fases experimenten diferentes presiones. A medida que las saturaciones relativas
de las fases cambian, se ha encontrado que estas diferencias de presion también
cambian. La diferencia entre las presiones de dos fases cualesquiera se define
como presion capilar.

La Fig. 2.31 muestra el fenomeno de introduccién de un capilar en una interfase
agua-petroleo, donde se genera el denominado ascenso capilar. Adicionalmente
esta figura muestra un esquema simplificado de medio poroso heterogéneo con
capilares cilindricos de diferente didmetro. En este diagrama se observa que por
encima del nivel de agua libre (interfase plana entre el agua y el petrdleo) en un
nivel escogido Z existen capilares con agua y capilares con petroleo dependiendo
del diametro de los mismos.

Ascenso Capilar

Altura
Altura

| Interfase Agu;Lmre |

Fig. 2.31 Ascenso capilar de la interfase agua-petréleo e idealizacion del medio poroso
heterogéneo. (Tomada de Rojas, C.A., 2011).

La Fig. 2.32 muestra un esquema donde se puede observar como la curva de
presion capilar permite definir el contacto agua aceite, el nivel de agua libre, la
saturacion de agua irreductible y la saturacion de agua en la zona de agua movil
en un yacimiento.

Las saturaciones residuales e irreducibles de los fluidos obtenidas durante las
mediciones de presion capilar se usan para estimar la cantidad de aceite
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recuperable y la saturacion esperada de agua inicial, pues permiten definir los
contactos de los fluidos y el nivel de agua libre (FWL).
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Fig. 2. 32 Definicion de contacto agua-aceite y nivel de agua libre.
(Modificada de Rojas, C.A., 2011).

En el laboratorio la presion capilar (Pc) es convertida desde presion a altura sobre
el nivel cero (pies o metros). La saturacion de agua irreductible (Syir) se define
como la saturacion de agua que no puede ser reducida sin importar cuanto mas
aumente la presion capilar. La presion de entrada al poro (Pce) se define como la
minima presién requerida para que el aceite pueda comenzar a invadir la
estructura porosa, también se le conoce como presién de desplazamiento. Es
importante definir también la zona de transicién que corresponde al intervalo del
yacimiento sobre el cual tanto el aceite como el agua fluyen.

En cuanto a los yacimientos de lutitas gasiferas, la técnica utilizada por el Instituto
de Investigacion de Gas (GRI) para medir la Sw es con el aparato Dean Stark en
muestras trituradas. La Sw también puede ser establecida por el método de la
retorta en el laboratorio. Como es el caso en los yacimientos convencionales, la
salinidad del agua en la roca tiene un impacto significativo en estos analisis y, a
menudo, puede resultar en altos niveles de inexactitud. Los volumenes de agua y
de aceite extraidos con tolueno (metilbenceno) se miden para obtener sus
saturaciones, entonces, la saturacién del gas se calcula por diferencia. No hay
grandes variantes en cuanto a los procedimientos estandar, a excepcion del uso
de una muestra triturada y la caracteristica no convencional de la roca.
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La Fig. 2.33 muestra una imagen de microscopio con la distribucién de fluidos en
el sistema de poros con respecto a las investigaciones de Passey (2010), donde
distinguimos el gas libre (rojo oscuro) en los poros del kerégeno, el gas adsorbido
(rojo claro) en las paredes de los poros del kerégeno y el agua (azul claro) en la
matriz inorgénica que tiene microfracturas.

Fig. 2.33 Distribucion hipotética del agua y gas en las lutitas gasiferas. (Tomada de Passey, 2010).
2.4 Perspectiva Mundial de Yacimientos de Lutitas Gasiferas.

Hasta hace poco, la industria petrolera consideraba a las lutitas como problemas
durante la perforacion dirigida a yacimientos de areniscas y calizas. Hoy en dia, si
exhiben las caracteristicas adecuadas, las lutitas ricas en materia organica tienen
el potencial para actuar no s6lo como fuentes de hidrocarburos, sino también
como yacimientos para explotar. El descubrimiento y la explotacién de gas de
formaciones de lutitas, que en un principio fuera un fenbmeno exclusivamente
norteamericano, se ha convertido en una busqueda global para muchas
comparniias de exploracion.

La produccion de cantidades comerciales de gas natural proveniente de lutitas era
poco comun hasta finales de los afios 90°s. El éxito vivido con la lutita Barnett de
Texas central, en EUA, logrado mediante el desarrollo y aplicacion de la
estimulacién por fracturamiento hidraulico y la perforacion horizontal, cre6 un gran
interés en las lutitas generadoras de hidrocarburos. Las técnicas utilizadas en esa
formacién se aplicaron en otras cuencas de América del Norte, donde las
condiciones eran favorables para la extraccibn de gas natural de las rocas
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generadoras. La consecuencia en numerosas localizaciones de EUA y Canada fue
la produccion exitosa de gas de lutitas. Esto despertd el interés exploratorio a
escala mundial ya que actualmente las compafiias buscan reproducir esos logros.

Actualmente, las compafiias de Exploracion y Produccion (E&P) producen
hidrocarburos de lutitas como rutina. No obstante, hasta el afio 2011, no se
registraba ninguna operacion comercial de produccion de gas de lutitas fuera de
América del Norte. Esta situacion estd cambiando. Existen proyectos de
exploracion de lutitas gasiferas en curso en América del Sur, Africa, Australia,
Europa y Asia. En todo el mundo, las compafias de E&P estan adquiriendo y
analizando datos sismicos, evaluando formaciones y perforando pozos
exploratorios para la produccion de gas de lutitas.

Debido a la continuidad de la evaluacion de los recursos globales de lutitas, las
estimaciones del potencial de este recurso se han elevado asombrosamente
(Tabla 2.9). Un estudio reciente estimé que el potencial de gas natural proveniente
de lutitas era de 716 trillones de m3 (25 300 Tpc), en 2011.

Region Estudio Rogner 1997, Tpc Estudio EIA 2011, Tpc
América del Norte 3842 7140
América del Sur 2117 4569
Europa 549 2587
Africa 1548 3962
Asia 3528 5 661
Australia 233 1381
Otros 2215 No disponible
Total 16 112 25300

Tabla 2.9 Estimaciones del gas de lutitas

El reto principal para la produccion de este recurso, en zonas fuera de América del
Norte, es adquirir conocimientos técnicos especiales en el desarrollo de los
recursos de lutitas. Para ésto, las grandes compariias de energia multinacionales
se estan asociando con las compafiias que desarrollan la industria de las lutitas
gasiferas de América del Norte, con el fin de obtener conocimientos técnicos
especiales en la exploracion y el desarrollo de los recursos de lutitas. Por
ejemplo, Total adquiri6 una participacion importante en Chesapeake Energy
Corporation, una empresa protagonista activa en diversos desarrollos de lutitas en
EUA. Por su parte, ExxonMobil adquiri6 XTO Energy Inc.
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Mas alla de la falta de experiencia técnica, existen muchos otros factores que
impiden el desarrollo de los recursos de lutitas en Europa, Asia y América del Sur.
La obtencién de grandes cantidades de agua para las operaciones de perforacion
y estimulacion constituye una preocupacion importante, al igual que la
disponibilidad limitada de equipos para servicios de campos petroleros;
principalmente los del tipo utilizado para tratamientos de fracturamiento hidraulico.

Sumado a lo anterior, se plantean también problemas con respecto al uso
potencial del suelo en las zonas densamente pobladas de Europa Occidental.
Mientras que los derechos al subsuelo en relacién con gran parte de las tierras en
EUA son controlados por los terratenientes, no sucede lo mismo en otros paises
en los que el Estado es el propietario de los recursos subterraneos. Los conflictos
potenciales entre los propietarios y los responsables del desarrollo de los recursos
constituyen quizas el desafio mas desalentador para las operaciones de desarrollo
en Europa.

En un informe integral publicado por la Administracion de Informacion de Energia
(EIA) de EUA, en el afio 2011 se evaluaron 48 cuencas de lutitas gasiferas de 32
paises y se examino el estado de desarrollo actual de las lutitas (Fig. 2.34).

[ Cuencas establecidas con
estimacion de recursos

[7] Cuencas potenciales sin
estimacion de recursos

[T] Paises con potencial
desconacido

Fig. 2.34 Recursos mundiales de gas de lutitas. (Tomada de Schlumberger, 2012).
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2.4.1 América del Norte.

a) Estados Unidos.

Actualmente, los Unicos recursos no convencionales comerciales de lutitas se
localizan en América del Norte, y la mayor parte en EUA. La lutita Marcellus, en el
noreste de EUA, es sin duda la extension productiva mas grande, ya que posee
una superficie de 246 000 km? [95 000 mi?]. A ésta le sigue la lutita New Albany,
con un tamafio que equivale aproximadamente a la mitad de la primera. Otras
zonas de lutitas gasiferas importantes de EUA oscilan en extension entre 13 000 y
30 000 km? [5 000 y 12 000 mi?], y algunas demostraron ser productoras prolificas.

Si las extensiones productivas de EUA se clasifican de acuerdo con las
estimaciones del gas original en sitio (GIP), la lutita Marcellus, con 42,5 trillones de
m® [1 500 Tpc], estd a la cabeza de todas las deméas. ContinGa la lutita
Haynesville-Bossier con un GIP estimado en 20.3 trillones de m® [717 Tpc]. Le
sigue la lutita Barnett con 9.3 trillones de m?® [327 Tpc]. Existen otros diversos
recursos de lutitas actualmente en produccion. Algunos de los mas notables son
Fayetteville, Woodford, Antrim, Eagle Ford y New Albany.

b) Canada

Numerosas cuencas de Canada cuentan con un potencial significativo de gas de
lutitas. Las mas extensas se encuentran ubicadas en el oeste de Canada e
incluyen la cuenca de Horn River, la bahia de Coérdova, la cuenca de Laird, la
cuenca Profunda y el grupo Colorado. Se estima que estas cinco cuencas
contienen en forma conjunta 37.6 trillones de m* [1 326 Tpc] de GIP, de los cuales
10 trillones de m® [355 Tpc] se consideran técnicamente recuperables. Para julio
de 2009, en la lutita Montney se habian perforado 234 pozos horizontales que
producian 10.7 millones de m*/d [376 MMpc/d] de gas natural.

Las areas prospectivas comprenden la porcién canadiense de la lutita Utica en el
cinturén plegado de los Apalaches, que se extiende por la frontera con EUA y aloja
un GIP estimado de 4.4 trillones de m® [155 Tpc], de los cuales 877 000 millones
de m® [31 Tpc] son técnicamente recuperables. La lutita lacustre Horton Bluff de la
cuenca de Windsor es mucho mas pequefia, con 255 millones de m* [9 Tpc] de
GIP, de los cuales unos 56 600 millones de m*® [2 Tpc] son técnicamente
recuperables. Mas hacia el oeste, la lutita Frederick Brook en la cuenca Maritimes
de New Brunswick se encuentra transitando las etapas preliminares de
exploracion y evaluacion.
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c) Meéxico

En México existen lutitas ricas en materia organica y térmicamente maduras de
edad Jurasico y Cretcico. Son similares a las lutitas gasiferas productivas de
edad relativa de EUA, tales como las lutitas Eagle Ford, Haynesville-Bossier y
Pearsall. Los recursos potenciales de lutitas se localizan en el noreste y en la zona
centro-oriental de México, a través de la cuenca del Golfo de México.

El desarrollo de las cinco cuencas de México estudiadas por la EIA de EUA ha
reportado poca actividad de exploracién de las lutitas gasiferas, existe GIP
estimado de 67 trillones de m* [2 366 Tpc], de los cuales se considera que 19.3
trillones de m® [681 Tpc] son técnicamente recuperables. Las cinco cuencas de
interés para el desarrollo de las lutitas son las de Burgos (que incluye las lutitas de
la formacion Eagle Ford y las lutitas de edad Titoniano), Sabinas (que incluye las
lutitas de la formacion Eagle Ford y de la formacién La Casita de edad Titoniano),
Tampico (lutita de la formacion Pimienta), Tuxpan (lutitas de las formaciones
Pimienta y Tamaulipas) y Veracruz (lutita de la formacion Maltrata).

En México, muchas de las lutitas ricas en materia organica son estructuralmente
complejas debido a la profundidad, que llegan a ser mayores de 5 000 m [16 400
pies] de profundidad; demasiada profundidad para encarar el desarrollo utilizando
la tecnologia actual. Los objetivos potenciales mas grandes se hallan en el norte y
corresponden a las lutitas Eagle Ford y Titonianas de las cuencas de Burgos y
Sabinas.

Dado que la formacion Eagle Ford, en la cuenca del Rio Grande, en el sur de
Texas se extiende a lo largo del limite territorial y penetra en las cuencas de
Burgos y Sabinas de México, se espera que la produccion exitosa del lado que
corresponde a EUA sea de resultados similares para el lado mexicano.

En el primer pozo exploratorio de gas de lutitas Petroleos Mexicanos (PEMEX)
Exploracién y Produccién anuncié el éxito de una prueba de gas de la lutita Eagle
Ford en la cuenca de Burgos. La produccién comenzé en mayo de 2011 con una
tasa de 84 000 m3/d [3,0 MMpc/d] aproximadamente. PEMEX tiene previsto
perforar 20 pozos mas en el futuro cercano para evaluar de manera mas
exhaustiva el potencial de recursos de las cinco cuencas mencionadas.

En la Fig. 2.35 se muestra la ubicacion geografica de las cuencas de lutitas
gasiferas en América del Norte.
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Fig. 2.35 Extensiones territoriales productivas de lutitas gasiferas de América del Norte. (Tomada
de Schlumberger, 2012).

2.4.2 América del Sur.
a) Argentina

Es el pais de esta zona con el mas grande potencial en este recurso, contando
con un GIP de 77 trillones de m*® (2 732 Tpc), de los cuales se consideran
técnicamente recuperables 21.9 trillones de m® (774 Tpc), siendo la cuenca
Neuquina la del mayor potencial para el desarrollo de las lutitas gasiferas.

Las principales formaciones que aportan a la cuenca Neuquina son: formacién
Vaca Muerta, con niveles de contenido organico total (COT) de 4%, a una
profundidad de 2 440 m (8 000 pies), formacién Los Molles, con mayor extension
y madurez que la de Vaca Muerta pero con COT de 1.5% (promedio), llegando en
algunas zonas a valores de hasta un 2% y 3%, con una profundidad promedio de
3810 m (12 500 pies).

Otras cuencas importantes son la cuenca del Golfo San Jorge, en la Patagonia
central, la cual aporta un 30% de la produccion convencional de petroleo y gas de
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Argentina, la cuenca Austral-Magallanes, del sur de la Patagonia, la cuenca

Chacoparanaense, de enorme extension, la cual cubre la mayor parte de
Paraguay y partes de Brasil, Uruguay, Argentina y Bolivia.

b) Brasil

Segundo pais de América del Sur en cuanto a potencial de recursos de lutitas
gasiferas, con un estimado de GIP de 25.7 trillones de m* (906 Tpc), de los cuales
se consideran recuperables 6.4 trillones de m* (226 Tpc). Su principal cuenca es la
Chacoparanaense, que comparte, como ya se menciono, con algunos otros paises
de América del Sur.

c) Otros

Los paises Chile, Paraguay y Bolivia también cuentan con recursos cuantiosos de
gas de lutita. Por otro lado, paises como Uruguay, Colombia y Venezuela poseen
un potencial limitado en este aspecto.

La Fig. 2.36 muestra las extensiones de territorio que cuentan con cuencas de
lutitas gasiferas de la parte sur de América del Sur.

Cuenca
Paranaense

s,
| C AMERICADELSUR

Cuenca p
Austral-Magallanes

Fig. 2.36 Cuencas del lutitas gasiferas de América del Sur (parte sur). (Tomada de Schlumberger,
2012).
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2.4.3 Europa.

a) Polonia

Es uno de los paises mas activos en la exploracién de lutitas gasiferas y parece
alojar el mayor potencial de este recurso en Europa. Las principales cuencas de
este pais son tres: Las cuencas del Béltico, de Lublin y Podlasie. EI GIP de estas
tres cuencas en conjunto se estima de 22.4 trillones de m*® (792 Tpc), de los
cuales se consideran técnicamente recuperables 5.3 trillones de m® (187 Tpc). La
cuenca de Podlasie exhibe algunas de las mejores caracteristicas pero la cuenca
del Baltico es, sin dudas, la mas grande en extensién areal y en GIP total.

b) Francia

Sigue de cerca a Polonia con un GIP estimado de 20.4 trillones de m* (720 Tpc) y
5.1 trillones de m® (180 Tpc) de recurso recuperable. Estos recursos se
encuentran principalmente en la cuenca de Paris y en la cuenca del Sudeste. La
cuenca de Paris contiene dos lutitas ricas en materia organica, la formacion de
lutitas negras de edad Toarciano del Jurasico Inferior y las lutitas de edad
Pérmico-Carbonifero del Paleozoico. Las formaciones de lutitas mas promisorias
de la cuenca Sudeste son las lutitas negras Terres Noires de edad Jurasico
Superior y las lutitas negras Liasicas de edad Jurasico Inferior.

c) Noruega, Suecia y Dinamarca

Entre el territorio de estos paises, se encuentra la lutita Alum, la cual es
prometedora en términos de produccién. Cuenta con un GIP estimado de 16.7
trillones de m*® (589 Tpc) con 4.2 trillones de m® (147 Tpc) considerados
técnicamente recuperables.

d) Otros

Otros paises con promisorio desarrollo de lutitas gasiferas son Alemania (lutitas
Wealden y Posidonia), Paises Bajos (lutitas Posidonia y Namuriano), Reino Unido
e Irlanda (lutitas Bowland y Liasica), Hungria, Rumania y Eslovaquia, estos ultimos
compartiendo la cuenca Pannonia-Transilvania, entre otros paises.
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La Fig. 2.37 muestra las principales cuencas de lutitas gasiferas de Europa.
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Fig. 2.37 Cuencas de lutitas gasiferas de Europa. (Tomada de Schlumberger, 2012).

2.4.4 Africa.

Para este continente existe una seria escasez de informacion debido a la falta de
recursos de exploracién y perforacién que existe en esa region.

a) Sudafrica

Es el pais mas involucrado activamente (de los pocos) en la produccion de gas de
lutitas. La cuenca Karoo (Fig. 2.38) cubre aproximadamente dos tercios del pais y
es sin duda la mas prolifica, con un GIP estimado de 51.9 trillones de m® (1 834
Tpc) para la cuenca, siendo 13.7 trillones de m*® (485 Tpc) técnicamente
recuperables.
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Fig. 2.38 Cuencas de lutitas gasiferas en Sudafrica. (Tomada de Schlumberger, 2012).

b) Marruecos

Cuenta con la cuenca de Tadlan en Marruecos Central y con la cuenca Tindouf,
que se extiende a través de Marruecos, el Sahara Occidental, Mauritania y oeste
de Argelia (Fig. 2.39), que en conjunto cuentan con un GIP estimado de 7.5
trillones de m* (266 Tpc), siendo técnicamente recuperables 1.5 trillones de m® (53
Tpc).

Cuenca
de Tindouf

ARGELIA

[C] Cuenca prospectiva [ Area prospectiva
0 600 1200 km
e —
MAURITANIA 0 400 800 mi

! e i

NIGERIA

Fig. 2.39 Cuencas de lutitas gasiferas de Africa Septentrional. (Tomada de Schlumberger, 2012).
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2.4.5 Asia.

a) China

Un pais con muchos tipos de lutitas ricas en materia organica, con un potencial
comparable al de América del Norte con un GIP estimado de 144.4 trillones de m®
(5 101 Tpc) y 36.1 trillones de m*® (1 275 Tpc) de recurso técnicamente
recuperable. Cuenta con dos grandes cuencas de interés: la cuenca Sichuan y la
cuenca de Tarim (Fig. 2.40).

Existen otras cinco cuencas sedimentarias en China pero son cuencas no marinas
y carecen de madurez térmica, si bien ésto no ha impedido la exploracion y
evaluacion de su potencial.

MONGOLIA //

[] Cuenca prospectiva
s 0 600 1200km
PN —————— ™
- PN 0 400 800 mi

CHINA

(NSNS . y Cuenca/de/
oL Sichuan

Fig. 2.40 Cuencas de lutitas gasiferas de China. (Tomada de Schlumberger, 2012).

b) India y Pakistan

En la India existen so6lo cuatro cuencas que se consideran prioritarias para la
exploracién, aunque existen diversas cuencas que contienen lutitas ricas en
materia organica; Pakistan cuenta con una sola cuenca de interés. Las cinco
cuencas de interés son (Fig. 2.41): cuenca de Cambay, del Valle del Damodar, de
Krishna-Godovari, de Cauvery (todas estas en la India) y la cuenca de Southern
Indus (mayormente en Pakistan y pequefia parte de la India). El estimado de GIP
para las cinco cuencas es de 14 trillones de m?® (496 Tpc), siendo 3.2 trillones de
m® (114 Tpc) técnicamente explotables. De estos totales la cuenca de Southern
Indus aporta un GIP de 5.8 trillones de m*® (306 Tpc) y 1.4 trillones de m* (51 Tpc)
de recurso recuperable.
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Fig. 2.41 Cuencas de lutitas gasiferas

2.4.6 Oceania.

a) Australia.
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de la India y Pakistan. (Tomada de Schlumberger, 2012).

Cuenta con cuatro cuencas basicas con potencial en gas de lutitas (Fig. 2.42), las

cuales se encuentran ubicadas

en las mismas regiones que los campos de

metano en carbén. Las principales cuencas consideradas para el desarrollo son

las cuencas de Canning, Cooper,

Perth y Maryborough, las cuales cuentan con un

GIP en conjunto estimado de 39.1 trillones de m?® (1 381 Tpc), con 11.2 trillones de

m? (396 Tpc) de gas recuperable.

| 51 Cuenca prospectiva [ Area
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Fig. 2.42 Cuencas de lutitas gasiferas de Australia. (Tomada de Schlumberger, 2012).
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Como revisamos al principio del punto 2.4, se pudieron haber considerado a las
lutitas como problemas a los que habia que abordar en la busqueda de rocas de
calidad yacimiento y la idea de obtener produccion comercial a partir de
yacimientos de lutitas gasiferas sencillamente no era realista. Pero la industria del
petrdleo y el gas continla desarrollando nuevas técnicas y creando nuevas formas
de acceso a los hidrocarburos. Y mientras cobra impulso la revolucion global que
plantea el desarrollo de las lutitas gasiferas, las compafias de exploracion recién
han comenzado a descubrir qué tienen para ofrecer las lutitas ricas en materia
organica.
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3.- Métodos Directos e Indirectos para medir la MT y el COT.

Todas las extensiones productivas (plays) de petréleo o gas (Fig. 3.1) provienen
de rocas generadoras. La viabilidad de cada extension productiva, convencional o
no convencional, petrolifera o gasifera, depende de su roca generadora. Sin esta
fuente petrolifera, todos los deméas componentes y procesos necesarios para
explotar una extension productiva se vuelven irrelevantes.

El potencial de una formacion para la generacion de hidrocarburos se relaciona
directamente con su volumen, riqgueza organica y madurez térmica. Si bien el
volumen, que es funcién del espesor y de la extension areal, no debe ser pasado
por alto. La riqueza en contenido orgénico se refiere a la cantidad y tipo de materia
organica contenida en la roca y se presenta regularmente en valores de COT. La
madurez térmica (MT) alude a la exposicion de una roca generadora al calor con
el tiempo. El calor se incrementa a medida que la roca es sepultada a mayor
profundidad por debajo de las capas sucesivas de sedimentos. La transformacion
térmica de la materia organica es lo que hace que una roca generadora produzca
petréleo.

En este capitulo nos enfocaremos al andlisis de los métodos que nos ayudan en la
obtencion y/o evaluacion de estos dos parametros esenciales en la caracterizacion
petrofisica y geoquimica de extensiones con potencial para generar hidrocarburos.

oy,

Fig. 3.1 Principales extensiones productivas (plays) de lutitas gasiferas en los E.U.A. (Tomada de
Halliburton, 2008).
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3.1 Evaluacién y Fundamentos de las Rocas Generadoras.

Una roca generadora es el resultado de una convergencia de procesos fisicos,
bioquimicos y geoldgicos, que culminan en la formacion de rocas sedimentarias de
grano fino con contenido de materia organica rica en carbono e hidrégeno, que
puede generar petréleo dada una suficiente exposicion al calor y a la presion. Los
mecanismos por los cuales se generan el petroleo y el gas varian entre una
cuenca y otra. A medida que se libera petréleo, el ker6geno se vuelve mas pobre
en contenido de hidrogeno. El incremento de la madurez también hace que los
compuestos del petréleo inicialmente complejos experimenten un proceso de
simplificacion estructural; generalmente comienzan con petréleo, contindan con
gas humedo y terminan con gas seco.

La cantidad y tipo de material organico incorporado en una roca generadora son
controlados, en parte, por las condiciones ambientales y depositacionales (Fig.
3.2). Las rocas generadoras se forman en donde las condiciones ambientales
sustentan actividades biolégicas que producen grandes cantidades de materia
organica, en donde las condiciones depositacionales concentran esta materia y en
donde las condiciones post-depositacionales permiten su preservacion. Las
contribuciones bioldgicas al contenido organico varian entre fragmentos lefiosos
pobres en contenido de hidrogeno y componentes algaceos o bacterianos ricos en
contenido de hidrégeno. A partir de éstos, se puede formar una diversidad de
compuestos organicos.

»

~ Luzsolary oxidacion

Nivel del mar — -

Alta concentracion de materia organica

Materia disuelta *

- Sustancia en particulas Arcillas

* Materia coloidal

Conchillas,
esqueletos

Se producen
particulas sdlidas

_ Sedmento
Fig. 3.2 Proceso de depositacion de sedimentos y materia organica en un ambiente marino.
(Modificada de Barker, C., 1997).

Los minerales, transportados y precipitados en los sedimentos de las rocas
generadoras, pueden reaccionar con los compuestos organicos y diluir la
concentracion relativa de materia organica presente en los sedimentos. Es posible
gue este proceso de dilucion afecte la capacidad de la roca generadora para
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producir y expulsar hidrocarburos. Muchas rocas generadoras ricas en materia
organica son arcillosas, los carbonatos (generalmente las margas) también
pueden conformar excelentes rocas generadoras y yacimientos. Algunos
carbonatos pueden contener entre un 10% y un 30% de COT, a diferencia de las
lutitas cuyo contenido puede ser inferior al 5%.

Los sedimentos pobres en oxigeno, o andxicos, constituyen el mejor medio para la
preservacion de la materia organica. Los niveles bajos de oxigeno generan un
ambiente reductor que protege el material organico de la oxidacién, a la vez que
restringen la actividad de las especies bentdnicas. Las condiciones anoxicas son
evidenciadas por las rocas generadoras que exhiben laminillas diminutas (Fig.
3.3). Esta condicion implica un ambiente hostil para las especies bentdnicas que
agitan los sedimentos y se nutren de materia organica. Por otro lado, estas
condiciones se relacionan estrechamente con los ambientes depositacionales de
baja energia, reduciendo el intercambio de oxigeno y materia organica.

10 cm

7cm

Fig. 3.3 Muestra de nucleo de una roca generadora de ambiente de depdésito de baja energia.
(Modificada de Schlumberger, 2011).

Existe una relacién entre la granulometria y el contenido organico de las rocas
generadoras. Las rocas generadoras no se forman en ambientes de alta energia,
tales como las playas o las barras costeras; la accion de las olas oxigena el
depdsito y barre los materiales del tamafio de la arcilla y las particulas pequefias
de material organico de las arenas, por consiguiente, las arenas generalmente
contienen soélo cantidades pequefias de materia organica en comparacion con las
lutitas. En general, las rocas generadoras de calidad, ya sean carbonatos o bien
lutitas, presentan numerosas caracteristicas en comdn. Se forman en ambientes
anoxicos, o altamente reductores, son generalmente laminadas, poseen un valor
de COT que oscila entre alto y moderado, y contienen materia organica que se
caracteriza por exhibir relaciones entre los atomos de hidrégeno y los de carbono
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superiores a 1.2, pero siguen careciendo de un componente critico: el kerégeno
térmicamente maduro (Fig. 3.4). La formacion de kerdgeno maduro requiere calor.

Fig. 3.4 Ker6geno presente en la lutita, obtenida con un microscopio electronico de barrido.
(Tomada de Terratek, 2007).

La presencia de materia organica contribuye a la acumulacién de hidrocarburos en
las lutitas, en forma de gas adsorbido en sitios activos de la superficie, dentro de la
materia organica porosa. El kerdgeno crea ademas condiciones de mojabilidad
mixta de la matriz de lutita, por las que las regiones de lutita cercanas a los sitios
donde se encuentra el kerd6geno son predominantemente humedecidas con
petréleo, y las regiones alejadas del kerégeno son humedecidas con agua.

Es imprescindible hacer hincapié que ademas de evaluar a los yacimientos,
trampas y sellos de las areas prospectivas, se debe evaluar la capacidad de
generacion de hidrocarburos de las rocas generadoras. La geoquimica petrolera
esta mejorando la eficiencia de las operaciones de exploracién y produccién a
través de la caracterizacion de los elementos y procesos que controlan la riqueza
y distribucién de las rocas generadoras, lo que provee informacion valiosa para el
modelado de cuencas y sistemas petroleros.

3.2 Interpretacion de los Registros Geofisicos de Pozo.

Las respuestas de los registros geofisicos de pozo son particulares en intervalos
de lutitas gasiferas (Fig. 3.5). Cabe mencionar, que éstas son también el caso
cuando se corren registros en lutitas aceitiferas (Fig. 3.6). La presencia de
kerégeno e hidrocarburos puede dar como resultado alteraciones en las
respuestas de los registros de resistividad, densidad, sonico, neutrones, rayos
gamma natural, espectroscopia de rayos gamma y en el de imagenes de
microresistividad, puestos en comparacion con las respuestas de los intervalos en
los que no hay presencia significativa de kerégeno. La experiencia con el registro
de resonancia magnética nuclear aun no es suficiente en la etapa de exploracion
de lutitas gasiferas.
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Fig. 3.5 Corrida de registros geofisicos de la lutita Woodford en la ventana de gas seco. Pista 1:
Rayos Gamma Total (verde) y Rayos Gamma/Th-K (negro); Pista 2: Resistividad (azul) y Acudstico
(Sénico; verde); Pista 3: Porosidad neutron (rojo), densidad (azul) y Pe (factor fotoeléctrico; rosa);
Pista 4: Espectroscopia de Rayos Gamma — Uranio (rosa) y Th/U (azul); Pista 5: Medicién de COT
- AlogR (verde), neutron pulsado (rojo) y de nucleos LECO® (puntos negros). (Modificada de
Society of Petroleum Engineers, 2010).
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Fig. 3.6 Corrida de registros geofisicos de la lutita Woodford en la ventana de aceite. Pista 1:
Rayos Gamma Total (verde) y Rayos Gamma/Th-K (negro); Pista 2: Resistividad (azul) y Acustico
(Sénico; verde); Pista 3: Porosidad neutrén (rojo), densidad (azul) y Pe (factor fotoeléctrico; rosa);
Pista 4: Espectroscopia de Rayos Gamma — Uranio (rosa) y Th/U (azul); Pista 5: Medicién de COT
- AlogR (verde), neutron pulsado (rojo) y de nucleos LECO® (puntos negros). (Modificada de
Society of Petroleum Engineers, 2010).
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3.2.1 Registro de Resistividad.

En el registro de resistividad (Fig. 3.5 y 3.6, Pista 2) por el tipo de arcilla y su
porcentaje en volumen, la presencia de kerégeno e hidrocarburos aumenta la
resistividad de la roca. Estas rocas pueden contener una variable en el % de
arcilla, entre 30 y 70% de acuerdo a los estudios realizados hasta la fecha; al
aumentar el % de arcilla la resistividad de la roca disminuye. Sin embargo, la
propiedad de la arcilla que méas afecta a la resistividad de la roca es la capacidad
de intercambio cationico (CEC) que varia en funcion del tipo de arcilla y de capas
mezcladas; cuanto mayor sea el CEC menor sera la resistividad de la roca. Los
intervalos de gas de lutitas son mas resistivos que los estratos adyacentes ricos
en arcilla que reportan niveles muy bajos de kerégeno o estan libres de kerégeno.
Dentro de un intervalo simple de lutitas gasiferas, la presencia de kerégeno puede
ser gradual resultando una curva en forma de campana y la respuesta del registro
eléctrico secuencial como se reporta por Passey (2010). En los casos de ker6geno
sobremaduro y cuando se ha producido grafito, el efecto consiste en una
reduccion drastica de la resistividad ya que el grafito es conductivo.

3.2.2 Registro de Densidad y Factor Fotoeléctrico.

El kerégeno y el gas son de baja densidad (pp) y de bajo factor fotoeléctrico (Pe);
como resultado, altos niveles de los componentes citados reducen la densidad y
el factor fotoeléctrico de la roca (Fig. 3.5y 3.6, Pista 3). También la densidad de la
matriz del kerégeno (pma) €S muy baja, similar a la densidad del agua; es por estas
razones que si el volumen del kerdgeno no se calcula con exactitud, el posterior
calculo de la porosidad sera incorrecto, proporcionando valores mas altos que los
reales. Por otro lado, algunos autores han hecho correlaciones entre la densidad
de la formacién (py) y COT mediante el andlisis anterior, reportando resultados
satisfactorios en la estimacion del COT utilizando mediciones del laboratorio con
base en la densidad de roca, cuya aplicacién podria extenderse a la interpretacion
del registro.

3.2.3 Registro de Rayos Gamma y Espectroscopia de Rayos Gamma.

La presencia de lutitas incrementa el nivel de radioactividad natural de la
formacion. Es normalmente facil distinguir entre estratos ricos en arcilla y capas
arenosas (Fig. 3.5 y 3.6, Pista 1). Anormalmente la alta radioactividad natural en
las lutitas gasiferas es principalmente causada por la presencia de
concentraciones de uranio o iones de uranio, por ejemplo como un resultado de
condiciones reductivas en el ambiente marino. En conclusion, es altamente
recomendable utilizar una herramienta de Espectroscopia de Rayos Gamma
(NGT) para evaluar tales formaciones. La habilidad para separar niveles de
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radiacion por thorio (TH), potasio (K) y uranio (U) es altamente ventajosa con
respecto al registro de Rayos Gamma (Fig. 3.5 y 3.6, Pista 5). La opinién
generalizada es que la illita, mica y feldespato son los principales contribuyentes
del potasio; los minerales arcillosos detriticos (adsorbidos) y las micas son los
principales contribuyentes de thorio, y los iones de uranio son los principales
contribuyentes de uranio. El efecto de la montmorillonita, clorita y caolinita en los
niveles de radiacibn es menos significativo. Las relaciones entre TH-K-Pgy,
ajustados por el andlisis de laboratorio son algunas de las opciones que se utilizan
para distinguir los minerales ricos en arcilla.

3.2.4 Registro Sonico.

El kerégeno y el gas tienen un alto tiempo de transito acustico (At), por lo que un
gran volumen de estos componentes incrementan el tiempo de transito
compresional (Fig. 3.5 y 3.6, Pista 2). Como resultado el registro sénico ofrece
estimaciones exageradas de porosidad cuando el gas y el kerdgeno estan
presentes, ésto cuando no es posible contrarrestar los efectos de esos
componentes. Algunas publicaciones también informan sobre un posible impacto
en la respuesta de la onda de corte (Passey, 2010) y sobre la correlaciéon que
existe entre At y COT que parece fiable en muchos casos. El método AlogR como
se ha mencionado, se utiliza para detectar areas potencialmente productivas y
para estimar COT.

3.2.5 Registro de Neutrén Compensado.

Este es uno de los registros convencionales menos usados para detectar y evaluar
contendido organico y potencial productor de las lutitas gasiferas. Los registros de
neutrén son afectados por el hidrégeno en la materia organica, el hidrégeno en las
arcillas y ademas por el hidrégeno en el agua y los hidrocarburos presentes, que
también afectan la medida de porosidad de los registros neutrén (Fig. 3.5 y 3.6,
Pista 3). Es también creido que la porosidad medida del kerégeno es alta, pero su
uso en la deteccion y la estimaciéon del COT ha sido limitado. También se cree que
el indice de hidrégeno del kerégeno es mas bajo que el del agua, por lo tanto, la
porosidad tiende a reducirse de acuerdo con la cantidad de kerdgeno presente. El
gas en sitio tiende a reducir la porosidad, ya que tiene un indice de hidrégeno
menor que el agua, aunque la cuantificacion de los efectos de la reduccion de la
porosidad debido a la falta de hidrégeno en el gas y el kerdogeno es bastante
compleja en este tipo de roca. En efecto, los registros combinados de neutron-
densidad son de uso limitado en la localizacion de gas y kerégeno debido al fuerte
impacto de las arcillas que aumentan la porosidad o debido a la presencia de
calcita y dolomita que resultan en respuestas complejas y contrastantes del
registro de neutrones. Especificamente, la calcita tiende a reducir la porosidad de
las lutitas gasiferas y ésto puede ser confundido con los efectos del gas. Este tipo
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de registro se ve menos afectado por la condicion de las paredes del pozo,
aunque cualquier otro factor que puede alterar la formacion en areas cercanas a
las paredes del pozo puede tener un impacto sobre la calidad de esta medicion.

3.2.6 Registro de Resonancia Magnética Nuclear (NMR).

En estos yacimientos, el célculo de la porosidad con registros convencionales es
dificil de realizar, dado entre otros factores, la dificultad en determinar con
precision los parametros de la matriz tales como la composicion mineral y el
contenido de kerégeno, ademas de la incertidumbre con respecto a las
propiedades de los minerales arcillosos y el kerégeno (densidad, tiempo de
transito, etc). Las técnicas del NMR son altamente Utiles para estimar la porosidad
en yacimientos no convencionales dado que no dependen de las caracteristicas
de la matriz en la ausencia de minerales paramagnéticos. Sin embargo, el
contenido de gas, incluso en los casos de baja porosidad, puede afectar
negativamente a la precision del registro NMR. Aln no hay suficientes evidencias
en lo que respecta a estos efectos y su impacto sobre la cifra final de porosidad
del NMR, por lo tanto, en el uso de esta técnica es importante tener en cuenta que
es un proceso en continua evolucién. El trabajo de Sigal (2011) es de particular
interés a este respecto.

3.2.7 Registro de Imagen Microresistivo.

En el lodo base agua, los colores de una imagen microresistiva de una zona con
alto contenido de kerdgeno tienden a ser claros, mientras que en las zonas
arcillosas adyacentes de bajo o nulo contenido de kerégeno los colores son mas
oscuros. En la industria se ha destacado el uso de imagenes microresistivas para
corroborar la deteccion y cuantificacion de ker6geno con alta resistividad (Rt) y
bajo factor fotoeléctrico (Pef). Las respuestas del kerégeno no deben confundirse
con las de las capas calcareas o siliciclasticas compactas, depoésitos de carbén, o
las de acumulaciones de minerales altamente resistivos. Se ha reportado de que
en lodo base aceite, esta técnica de imagen es todavia fiable, con la condicién de
que el lodo no perturbe o invada profundamente la formacion, y que no haya
fracturas naturales abiertas que podrian hacer qu el proceso de interpretacion sea
mas dificil.

Se ha analizado que en los registros de Densidad y Factor Fotoeléctrico, en el de
Resonancia Magnética y en el de Imagen Microresistivo, el diametro del agujero
del pozo y la estabilidad de las paredes del mismo son criticos para este tipo de
registros, la profundidad de invasion de filtrado y el tipo de fluido invasor deben ser
conocidas con el fin de utilizar estas técnicas; aunque en este tipo de roca los

cambios en la formacién cerca de las paredes del pozo puede deberse a otros
factores ademas de la invasion del filtrado de lodo.
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La Fig. 3.7 es una prospeccion con datos de registros existentes. Los petrofisicos
utilizan los datos de los registros triple combo convencionales para identificar los
posibles formaciones de lutita ricas en materia organica. Los ultimos 50 pies de
este registro abarcan una lutita convencional (sombreado azul). Los rayos gamma
(Pista 1) indican menos de 150 API. La resistividad (Pista 2) es baja y tiene un
valor estable. Las porosidades de los registros de densidad y neutrén (Pista 3)
estan separadas y muestran poca variabilidad. En comparacion con la lutita
convencional, la seccion de lutita organica (sombreado rosa) tiene mayores
lecturas de rayos gamma, valores de resistividad mas elevados y variables, y
mayores valores de porosidad del registro de densidad; la porosidad neutrén tiene
un mayor grado de variabilidad. La porosidad neutron a menudo es menor en las
lutitas organicas debido a que éstas tienen un menor volumen de agua ligada.
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Fig. 3.7 Registro de una lutita gasifera. Las lutitas gasiferas se caracterizan por una intensa
actividad de rayos gamma, alta resistividad, baja densidad volumétrica y bajo efecto fotoeléctrico,
en comparacion con las lutitas convencionales. (Modificada de Schlumberger, 2011).
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3.3 Métodos de Medicion de Madurez Térmica (MT).

3.3.1 A partir de Nucleos.
3.3.1.1 Pirdlisis Rock-Eval.

Algunos compuestos del petrdleo presentes en la roca generadora son liberados a
temperaturas inferiores a las necesarias para descomponer el ker6geno. Mediante
el monitoreo de los compuestos liberados durante un periodo de incremento
constante de la temperatura, los geoquimicos pueden determinar la cantidad de
petréleo generado respecto del potencial total de una roca. Por otra parte, la
temperatura correspondiente a la liberacion maxima de gas constituye una
indicacién de la madurez de la roca generadora.

La técnica de Pirdlisis Rock Eval que se describira en este apartado esta basada
en la metodologia descrita por Espitalié. Por definicion la pirdlisis consiste en el
calentamiento de la materia organica en ausencia de oxigeno. Esta técnica
proporciona informacién de la cantidad, tipo y madurez térmica de la materia
organica asociada. Esta simple técnica puede ser realizada tanto en laboratorios
como en las propias instalaciones del pozo, ya que no requiere de equipo
altamente sofisticado y/o especializado. Ademas, los especialistas que realizan la
pirdlisis utilizan muestras de roca completa, ya que no es necesario un tratamiento
previo.

El analizador de pirdlisis Rock Eval (Fig. 3.8) se ha convertido en un estandar en
la industria petrolera en materia de evaluaciébn de rocas generadoras de
hidrocarburos. Siendo una herramienta en la geoquimica del petréleo, esta técnica
de pirdlisis programada consiste en someter las muestras de rocas a altas
temperaturas, lo que permite a los investigadores lograr resultados, cuya
obtencién habria requerido millones de afios en una cuenca sedimentaria.

ROCK-EVAL 6
—

Fig. 3.8 Se muestra un pirolizador (analizador de pirélisis Rock-Eval 6) que registra gases liberados
de la muestra durante el proceso de calentamiento. (Tomada de Schlumberger, 2011).
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Metodologia

Esta técnica requiere solo 100 mg (0.00022 Ibm) de roca pulverizada y permite
analizar una muestra en cuestion de minutos. La version mas moderna del aparato
Rock Eval utiliza tanto hornos de pir6lisis como hornos de oxidacion para calentar
las muestras en una serie programada de etapas que oscilan entre 100 y 850 °C
(212 y 1,562 °F). Los analisis de las muestras son automatizados, los resultados
se computan antes de ser tabulados y anotados en un registro.

Durante este proceso, las muestras son calentadas bajo una atmoésfera inerte de
helio o nitrdgeno. Los compuestos organicos liberados a través del proceso de
calentamiento son medidos con un detector de ionizacion de llama (FID). Los
detectores infrarrojos (IR) sensibles miden el CO y el CO, durante los procesos de
pirdlisis y oxidacion. Un termocople monitorea las temperaturas. Estas mediciones
se registran en una grafica denominada pirograma (Fig. 3.9). Los resultados
ayudan a los geoquimicos a caracterizar el tipo de materia organica presente en
una roca generadora y determinar la evolucion térmica de una muestra y su
potencial para la generacién de hidrocarburos residuales.
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Fig. 3.9 Tipo de pirograma que muestra picos de gas vs temperatura. Los picos S1, S2 y S3 son
mediciones de hidrocarburos libres y generados durante la prueba.
(Tomada de Schlumberger, 2006).

Este método consiste en dos etapas de calentamiento. Durante la primera etapa la
temperatura se mantiene constante a 300 °C (572 °F) durante varios minutos. A
esta temperatura, el aceite se libera. La masa del aceite libre tiene el potencial de
ser una medicion directa del aceite generado en el subsuelo. Sin embargo, su
utilidad es a menudo comprometida cuando otros hidrocarburos, tales como los
presentes en los fluidos de perforacién (lodo base aceite) contaminan la muestra.
Cuando la contaminacion no se involucra es buena evidencia de la generacion de
aceite en el pasado.
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Durante la segunda etapa de calentamiento, la muestra es calentada a un ritmo de
temperatura programada de 25 °C (45 °F) por minuto hasta alcanzar como
méximo los 850 °C (1,562 °F), aproximadamente. Entre estas temperaturas el
kerogeno generador libera gases hidrocarburos debido al craqueo térmico. Entre
los 300 y 400 °C (572 y 752 °F) los compuestos del kerégeno que contienen
oxigeno se descomponen en diéxido de carbono (CO,) y monoxido de carbono
(CO). La masa de estos componentes es una medida de la cantidad de oxigeno
organico que esta contenida en la muestra.

Este programa de aplicacion de calor controlado es ilustrado mediante una serie
de picos indicados en un pirograma como el de la Fig. 3.10. Los valores de
pirodlisis mostrados en la computadora son presentados cominmente en una tabla,
los cuales son: Tmax, S1, S2, S3, S2/S3, S4, S5, PCy COT.
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Fig. 3.10 Resultados del proceso programado de pirdlisis, éstos se computan para determinar los
voliumenes de carbdn pirolizable, carbdn residual, carb6n mineral y COT. (Tomada de
Schlumberger, 2011).

El primer valor, Tnax representa la temperatura del horno de pirélisis durante el
periodo de maxima generacion de hidrocarburos. Las temperaturas del proceso de
pirdlisis también se registran y producen un pico. El valor de Tnax Se alcanza
durante la segunda etapa de la pirolisis, en que el craqueo del kerdgeno y los
hidrocarburos pesados produce el pico S2. El conocimiento de la cantidad de calor
necesaria para formar los diversos compuestos quimicos en la roca puede ayudar
a los geoquimicos a comprender la historia de la roca y el grado de madurez
térmica que ya ha experimentado. El valor de Tnax no debe confundirse con las
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temperaturas geoldgicas, pero puede resultar Gtil para caracterizar la evolucion
térmica de la materia organica (Tabla 3.1).

Etapa Vs
Inicio de la generacién del aceite
Kerdgeno Tipo | ~ 445 °C
Kerégeno Tipo Il ~ 435 °C
Kerégeno Tipo ~ 440 °C
Inicio de la generacion del gas ~ 460 °C

Tabla 3.1 Temperaturas maximas en las etapas de evolucion térmica de la materia organica.

El segundo valor, S1, registra los hidrocarburos libres que son liberados de la
muestra de roca sin separar el ker6geno durante la primera etapa de
calentamiento a una temperatura de 300°C. Estos hidrocarburos se generaron en
el subsuelo, pero fueron expulsados de la roca recién durante el proceso de
pirdlisis. El pico S1 representa cuantos miligramos de hidrocarburos libres pueden
destilarse por efectos de la temperatura a partir de un gramo de la muestra.

El tercer valor, S2, registra los hidrocarburos que son liberados de la muestra
durante la segunda etapa de aplicacion de calor programado del proceso de
pirélisis. Estos hidrocarburos son generados a partir del craqueo de los
hidrocarburos pesados y la descomposicién térmica del kerégeno. El pico S2
representa los miligramos de hidrocarburos residuales contenidos en un gramo de
roca, por lo que indica la cantidad potencial de hidrocarburos que podria seguir
produciendo la roca generadora si continuara el proceso de maduracion térmica.
Esta lectura puede tener implicaciones importantes para la evaluacion de las
lutitas petroliferas.

El cuarto valor o pico S3 representa el CO y CO; que se libera a partir del cragueo
térmico del kerdgeno durante la pirdlisis, expresado en miligramos por gramo de
roca. La razén S2/S3 representa una medida de la cantidad de hidrocarburos que
pueden ser generados de una roca relativa a la cantidad de CO, organico liberado
durante el incremento de temperatura; esta razén es considerablemente baja para
los kerdgenos tipo Il y tipo | debido a la materia organica que los conforman.

La técnica Rock-Eval proporciona una diversidad de mediciones de CO,. Después
de la pirolisis, el carbono organico residual se oxida en un horno independiente
para producir el pico S4. La medicion de S4 puede separarse en los componentes
didxido de carbono y monoxido de carbono para proveer los picos S4CO, y S4CO.
Un pico de CO; independiente, el pico S5, refleja el dioxido de carbono derivado
de la descomposicion de los minerales de carbonatos presentes en la muestra.
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El valor de carbodn pirolizable (PC) es definido como la razon (S1+S2)/10 y es otro
indicador del tipo de materia orgénica. El kerdégeno tipo | da valores de PC
alrededor del 80%, el kerdgeno tipo Il alrededor del 50%, y el kerdgeno tipo Il
entre 10-30%. El valor de COT se deriva de la suma de los pardmetros S1, S2 y
S4 y es dado en % en peso.

indices importantes

Consideradas en conjunto, estas mediciones obtenidas con el método de pirdlisis
proporcionan conocimientos acerca de la composicion quimica y la madurez de la
materia organica contenida en la roca generadora (Tabla 3.2). La relacion
existente entre estos componentes constituye la base para los diversos indices
utilizados en la interpretacion de las caracteristicas de las rocas.

Calidad de laroca Pico S2 de pirolisis Hidrocarburos
generadora (mg de HC/g de roca) (ppm)
No generadora <2 <200
Pobre 2-3 200 -500
Regular 3-5 500 - 800
Buena 5-10 > 1200
Muy buena >10

Tabla 3.2 Criterios de evaluacion de las rocas generadoras con datos de la pirdlisis.

a) Indice de hidrogeno (HI)

El HI se obtiene a partir de la relacién entre el hidrégeno y el COT; se define
como:
S2
HI =100 * — (Ec. 3.1)
coT
El HI es proporcional a la cantidad de hidrégeno contenido en el ker6geno, es un
indicador de la presencia de hidrégeno no oxidado en el sistema, un HI alto indica

un mayor potencial para la generacién de petroleo (Tabla 3.3). El tipo de kerégeno
también puede inferirse de este indice.

Producto indice de hidrogeno
Gas 50 -200
Gas y Aceite 200 a 300
Aceite > 300

generadora.

Tabla 3.3 Valores tipicos de indice de hidrogeno en los hidrocarburos expulsados por la roca
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b) indice de oxigeno (Ol)
El Ol se obtiene a partir de la relacion entre el CO, y el COT, se define como:

0l = 100 * C% (Ec. 3.2)

El Ol se relaciona con la cantidad de oxigeno contenido en el kerdgeno, es
indicador de la riqgueza de gas y es util para el andlisis de la madurez o el tipo de
kerégeno.

c) Indice de produccion (PI)

El Pl se obtiene a partir de la relacién existente entre los hidrocarburos generados
durante la primera y la segunda etapas del proceso de pirdlisis, es un indicador de
la madurez por temperatura y se define como:

s
T S1+S2

PI (Ec. 3.3)

Esta relacion se utiliza para caracterizar la evolucion de la materia organica
porque el indice PI tiende a incrementarse gradualmente con la profundidad en
una roca de grano fino. Ademas, tiende a incrementarse con la maduracién de la
roca generadora antes de la expulsiébn de los hidrocarburos, conforme los
componentes térmicamente degradables del kerégeno se convierten en
hidrocarburos libres. Los valores anormalmente altos de S1 y Pl también pueden
ser utilizados para identificar acumulaciones de petrdleo o capas productoras
impregnadas.

Interpretacion de datos

La pirélisis Rock Eval permite una evaluacion rapida del tipo, cantidad y madurez
de la materia organica, asi se tiene informacion del rendimiento en el potencial de
generacion de hidrocarburos. La produccién de los hidrocarburos mediante
pirdlisis esta vinculada a la cantidad de hidrégeno que aun contiene la roca, y por
lo tanto, a su nivel de madurez, mientras la roca es mas madura, la cantidad de
hidrégeno que contiene es menor por lo que se necesitara la mayor cantidad de
energia para liberar los hidrocarburos.

El potencial de generacion representa la cantidad maxima de hidrocarburos que
podria originar una roca generadora suficientemente madura; se define como la
suma de S1 + S2. Por consiguiente, da cuenta de la cantidad de hidrocarburos
que ya ha generado la roca (S1) y de la cantidad que la roca podria seguir
produciendo si el proceso de maduracion continuara (S2). Se expresa como
kilogramos de hidrocarburos por tonelada métrica de roca.
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El nivel de madurez térmica es deducido de los valores de Thax. En general,
valores de Tmax < 435°C indican materia organica inmadura. Valores entre 435y
455°C indican condiciones de la “ventana del aceite”. Valores entre 455y 470 °C
son considerados transicionales. Una Tmax Mmas alta que 470°C representa la zona
de gas humedo y sobremaduracion de la materia organica. El nivel de madurez
térmica para el kerdgeno tipo | es a menudo mas alta que para los otros tipos de
kerdgeno.

Los datos de Tmax para muestras con picos S2<0.2mg HC/g puede ser inexacto
debido a que el pico S2 llega a ser tan ancho y bajo que no hay parte superior
afilada y, por lo tanto, el analizador toma cualquier punto como la parte superior
del pico. Por esta razon, si hay muy poca materia organica en la roca, los valores
de Tmax Son dispersos y poco fiables. Los valores de Tnax también pueden ser
abatidos por la presencia de resina de arbol fésil o pueden ser aumentados por la
presencia de otros compuestos organicos, tales como la gilsonita. Para el mismo
nivel de maduracioén, las rocas ricas en carbonato generalmente dan valores de
Tmax Mas bajos que muestras ricas en arcilla.

Por otro lado, los indices HI y Ol son especialmente utiles para el andlisis del tipo
y la maduracion del kerégeno. Graficados en un diagrama de Van Krevelen, el
kerégeno tipo | poseen un HI alto y un Ol bajo. El kerégeno tipo Il se caracteriza
por exhibir un HI bajo y un Ol alto. Entre estos dos extremos se encuentra el
kerdgeno tipo Il. Durante la etapa de maduracion, el Ol tiende a reducirse, en tanto
gue el HI inicialmente se mantiene casi constante. Cuando el kerégeno ingresa a
la ventana de petréoleo, el HI disminuye. El Pl tiende a incrementarse con la
profundidad de sepultamiento. Este tipo de informacién proporciona a los
geoquimicos indicaciones valiosas para evaluar el potencial que tiene una roca de
generar petréleo y gas mediante la determinacion de la cantidad, tipo y
maduracion de la materia orgénica.

Hoy en dia dos tipos de diagramas son ampliamente usados para interpretar el
tipo de materia organica. Estos diagramas son el HI vs Tnax Yy el HI vs Ol. Ambos
diagramas ofrecen informacién sobre el tipo de ker6geno dominante, aunque el
primero también da una idea aproximada del nivel de madurez. Para muestras que
contienen menos de 0.5 %w de COT los valores de Ol pueden ser anormales
debido a la adsorcién del CO, y el O..

El diagrama HI vs Thax €sta basado en la cantidad de hidrégeno que contiene el
kerdgeno y la cantidad de energia necesaria para producir hidrocarburos de ese
tipo de kerdgeno en el laboratorio y a un corto tiempo. El pirograma HI vs Ol
definido por Espitalié proporciona informacién aproximada sobre el tipo de materia
organica que representa la proporcion de hidroégeno ligada a la estructura
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organica. El HI representa la riqgueza de hidrégeno y el Ol el contenido de oxigeno
organico de la muestras, ambos relativos al COT.

El Pl es también parte indicativa del grado de madurez térmica. En general,
valores de Pl < 0.4 indican materia organica inmadura, valores entre 0.4 y 1
indican materia organica madura y valores superiores a 1.0 son indicativos de
materia organica sobremadura. Muestras de afloramientos comiunmente muestran
disminucion en los picos S1 y S2 y valores altos en el pico S3 debido al
intemperismo. Sedimentos inmaduros producen comunmente picos S1 y S2 poco
separados que pueden conducir a resultados andmalos. La oxidacion es la forma
mas comun de la degradacion de la materia organica. La oxidacion elimina
hidrogeno y afiade oxigeno al kerégeno vy, por lo tanto, los valores de HI son
generalmente mas bajos y los valores de Ol mas altos para muestras de
afloramientos que para las muestras frescas de nucleos.

El poder del analisis Rock-Eval en los pozos es una funcion directa del
espaciamiento estrecho de las muestras, por lo que se requiere disponer de
muestras cada 10 m (33 pies) de profundidad, sin importar la litologia. No
obstante, la pirdlisis no debe utilizarse sin el soporte del analisis geoquimico. Para
las muestras criticas, las interpretaciones de los resultados del proceso de pir6lisis
deben ser verificadas mediante otros métodos.

Limitaciones de la técnica Pirolisis Rock Eval

El origen del tipo dominante de la materia organica que se encuentra en una
muestra puede ser definido con base en datos de pirdlisis. En muchos estudios, de
valores como el HI se han utilizado para evaluar el tipo de materia organica. Un Hl
alto es generalmente interpretado como indicador de materia organica marina rica
en lipidos, mientras valores bajos del HI se interpretan cominmente como
indicativos de la materia organica terrestre. Por lo tanto, las variaciones en Hl
pueden a menudo ser indicativas de las variaciones de la distancia a las areas
continentales y lo cambiante de los ambientes de depdsito. La disminucién del Hi
se interpreta comunmente como el aumento de la proximidad a lineas costeras, y
por el contrario, el HI aumenta con el ajuste de la profundidad de sedimentacion.
El descenso del HI hacia las costas es probablemente debido tanto a la pobre
preservacion en aguas menos profundas como al incremento en el aporte de
sedimentos terrigenos. Las corrientes de turbidez de la materia organica terrestre
con reposicion simultanea de la superficie del agua intersticial pueden inducir
valores anormalmente bajos de HI.

Sin embargo, existe el riesgo de simplificar demasiado en la interpretacion de los
datos de pirdlisis que deberian ser respaldadas por otros datos como
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sedimentologicos y paleontologicos. Por ejemplo la materia organica marina tipo Il
puede degradar quimicamente a una mezcla de los tipos Il y Ill. De hecho, las
variaciones en la matriz mineral y el enriquecimiento organico afectan tanto al
hidrocarburo como a la produccion de CO; y, por lo tanto, también afectan a los
indices HI y Ol. Por ejemplo, la presencia de algunos elementos tales como azufre
produce una disminucion sustancial en los valores de HI y un incremento en los de
Ol, asi que el kerogeno tipo | da una respuesta tipica del kerégeno tipo Ill. Los
indicadores de pirdlisis del nivel de madurez térmica, tal como Thax Y Pl también
se ven afectados por la presencia de azufre en la matriz de la muestra de roca en
estudio. Los altos niveles de azufre inducen la disminucién en los valores de Tmaxy
aumento en los valores de PI.

3.3.2 A partir de Registros.
3.3.2.1 indice de Madurez (LMI).

Considerando la importancia de la madurez térmica en la evaluacion de las lutitas
gasiferas, seria necesario desarrollar una metodologia para la estimacion de este
pardmetro directamente de datos de registros de pozo. Muchas de las
investigaciones que estiman los pardmetros geoquimicos de los registros de pozo,
se han centrado en la evaluacion de COT. Mallick y Raju (1995) usaron el registro
sénico y la velocidad sismica para determinar la madurez térmica en la cuenca
Upper Assam, en la India. Ellos usaron la simple consideracion que la reflectancia
de la vitrinita tipicamente incrementa con la profundidad de sepultamiento como
una funcién del tiempo y la temperatura y ésto se acompafia de un decremento en
el intervalo de tiempo de transito derivado del registro. Zhao (2007) definié un
indice de madurez usando tres tipos de registro a agujero descubierto: porosidad-
neutrén, resistividad de investigacion profunda y porosidad-densidad. Se muestra
que este indice podria ser bien correlacionado con la relacién gas-aceite inicial
(RGA) de los datos de produccion de pozos. Sin embargo, este indice de madurez
no esta basado solamente en datos de registros de pozo, es necesario conocer la
porosidad de la muestra triturada y la porosidad del nicleo completo de la muestra
de lutita.

La madurez térmica es un parametro importante para la produccion comercial de
yacimientos de lutitas gasiferas, si la lutita tiene considerable contenido organico.
Hay una idea comun de que lutitas con alto potencial para la produccion de gas
son de alto estado de madurez térmica. Por lo tanto, estimar este parametro es
muy importante para la evaluacién de este tipo de formaciones. EI método mas
usado es la reflectancia de la luz de la superficie de macerales (restos organicos
de vegetales en el kerdgeno) los cuales son abundantes en la roca, se agrupan en
tres unidades biolégicas como son: vitrinita, exinita e inertinita.
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La metodologia propuesta en este subtema es un indice para la determinaciéon de
la madurez térmica de capas de lutitas gasiferas usando datos de registros
convencionales de pozo en ausencia de datos geoquimicos. Para acercarse a este
objetivo, fueron estudiados diferentes registros convencionales de pozo y el
registro de porosidad neutron, densidad y de adsorcion fotoeléctrica volumétrica
fueron seleccionados como los insumos mas adecuados para definir un indice de
madurez derivado de registro (LMI). ElI LMI considera los efectos de la madurez
térmica en los mencionados registros de pozo y aplica esos efectos para el
modelado de los cambios de madurez térmica. La metodologia propuesta ha sido
aplicada para estimar la madurez térmica de la lutita Kockatea y la formacion
Carynginia de la cuenca al norte de Perth (Fig. 3.11), en el oeste de Australia. Un
namero total de 98 puntos de datos geoquimicos de 7 pozos fueron usados para
calibrar los datos de registros, la Thax Y l0s datos de la reflectancia de la inertinita
fueron usados como los indicadores de madurez térmica. Aunque hay algunas
limitaciones para el LMI, en general da buenas estimaciones en sitio de madurez
térmica.
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Fig. 3.11 Estratigrafia general de la parte norte de la Cuenca Perth. (Modificada de Song &
Cawood, 1999).
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Efecto de la madurez térmica en las capas de lutitas gasiferas.

La evolucion térmica de las capas de lutita, durante la diagénesis, catagénesis y
metagénesis, cambian mucho las propiedades fisicas y quimicas de la materia
organica, asi como la matriz de la lutita. En esta seccion, estos cambios seran
discutidos en dos grupos: fisicos y quimicos.

Cambios fisicos:

Como se puede ver en la Fig. 3.12, el modelo petrofisico de las lutitas gasiferas
estd compuesto de tres componentes principales: materia organica, minerales
inorganicos (no arcillosos y arcillosos) y espacio poroso. El espacio poroso total en
las lutitas gasiferas es ocupado por agua ligada a la arcilla, agua libre y capilar e
hidrocarburos. La naturaleza del espacio poroso en las lutitas gasiferas es uno de
los retos méas discutidos y se ha estudiado en un buen numero de articulos.
Basandose en los estudios de Loucks (2012), los tipos de poros en rocas ricas en
materia organica incluyen poros interparticula e intraparticula en la base mineral y
poros intraparticula en la base organica. Las imagenes estudiadas del microscopio
electronico de barrido (SEM) de la lutita Barnett demuestran que muchos
nanoporos estan asociados con granos de la materia organica y los otros tipos de
poros no son tan comunes (Loucks, 2009). Los poros intraparticula de la materia
organica evolucionan con las transformaciones térmicas de la misma y no tienen
relacion alguna con la porosidad interparticula e intraparticula de la base mineral.

_ Porosidad efectiva

Matriz de la lutita Porosidad total

bl
| P

Materia Minerales no arcillosos

»le

v

< P S

rle—>ple »ie »|
Minerales Arcillosos  Agua ligada Agua libre Hidrocarb
Organica alaarcilla y capilar

uros

Fig. 3.12 Modelo petrofisico que muestra conceptualmente los constituyentes volumétricos de la
matriz de la lutita y el espacio poroso. (Modificada de Passey et al., 2010).

Asi como el papel de la madurez térmica en la evolucion de la porosidad en la
materia organica, también la porosidad tiene un prominente rol en la saturacion de
agua de las capas de lutita. Durante la progresiva generacion de hidrocarburos
con incremento de madurez térmica, el agua libre y el agua capilar podrian ser
remplazadas por los hidrocarburos generados (usualmente gas en los niveles muy
altos de madurez) y este proceso seria el resultado de la disminucién de la
saturaciéon de agua total.
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Cambios quimicos:

La conversion de esmectita a illita es una reaccion mineraldgica importante que
ocurre durante la diagénesis en el sepultamiento asi como en una alteracion
geotérmica. La estructura mineraldgica de la esmectita tiene una gran capacidad
para retener agua en sus intercapas; por lo tanto, es loégico pensar que en la
transformacion de esmectita a illita resulta una expulsién de moléculas de agua. El
agua liberada por la esmectita en la lutita de permeabilidad relativamente baja
puede causar sobrepresionamiento.

Debido al incremento de la madurez térmica, las cadenas més largas de carbono
en la materia organica se acortan; y los componentes mas pesados de los
hidrocarburos generados se convierten en los mas ligeros. El aumento progresivo
en la madurez térmica dara como resultado la generacién de metano, el cual tiene
una estructura simple entre los hidrocarburos y el nivel mas bajo de contenido de
hidrégeno por mol.

Evaluacion de la madurez térmica con analisis de registros.

Para el estudio, 7 pozos (Fig. 3.13) fueron seleccionados de acuerdo a la
disponibilidad de registros de pozo apropiados y datos geoquimicos para el
analisis de la lutita Kockatea y la formacién Carynginia. La Tabla 3.4 resume la
principal informacién geoquimica de estos pozos, incluyendo el tipo de kerdgeno,
cantidad promedio de COT (% en peso), valor promedio de Tnax (°C) y el estado
de madurez de las muestras de pozo. Se utilizan tipos de muestras para analisis
geoquimicos, las cuales son de tres tipos: recortes (DC), nucleos de pared (SWC)
y nucleos convencionales (CC). Entre los pozos estudiados, solamente en el pozo
G se usO la reflectancia de la inertinita como indicador de la madurez térmica con
el promedio de reflectancia de macerales igual a 1.75%, pero para los otros pozos
la Tmax €S el indicador de madurez. Vale la pena mencionar que los intervalos de
lutita de interés en los pozos A, B y G estan en la etapa de sobremaduracion y
tienen un alto potencial de produccion de gas.

Nombre | Numero Tipo de Tipo de COT Promedio | Tyax promedio Estado de
del Pozo | de datos | muestra Kerégeno (% en peso) (°C) Madurez
A 10 SWC&CC | Mezcla l1&lll 1.45 461 Sobremadurez
B 37 CC Il 2.42 493 Sobremadurez
C 10 SWC Mezcla l1&lll 1.11 454.4 Madurez
D 10 DC&SWC | Mezcla l1&lll 0.65 438.4 Madurez
E 11 SWC Mezcla 11&l11 1.15 443 Madurez
F 10 SWC Mezcla l1&ll 1.489 425.3 Madurez
*G 10 SWC Sobremadurez

* El Pozo G tiene solamente datos de reflectancia de maceral, no tiene ningun dato de pirélisis Rock-Eval.

Tabla 3.4 Principal informacién geoquimica de los pozos estudiados.
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Kilometros

Fig. 3.13 Localizacion de los pozos estudiados en la cuenca Perth, en el oeste de Australia (Foto
cortesia de Google® Earth, 2012).

Las diferentes herramientas de registros de pozo son sensibles a diferentes
propiedades fisicas de los intervalos de roca. La porosidad neutrén, densidad,
tiempo de transito sonico y adsorcion fotoeléctrica volumétrica fueron usados para
el andlisis de madurez térmica de las capas de lutita. La Tabla 3.5 describe las
estadisticas de los datos de registro de pozo usados incluyendo la desviacién
estandar y el promedio para este estudio. En la presente metodologia se pretende
correlacionar los cambios en la madurez térmica de las capas de lutitas gasiferas
potenciales con la respuesta de los mencionados registros de pozo y encontrar
una explicacion razonable para las relaciones existentes entre el correspondiente
indicador de madurez y los datos de registros convencionales de pozo.

- At (ps/pie) U (barns/cm’) po (gr/cm’) NPHI (up)

del Pozo o Promedio c Promedio c Promedio c Promedio
A 4.986 73.268 1.041 8.201 0.015 2.618 4.555 18.948
B 5.215 78.135 1.296 9.034 0.042 2.607 3.650 25.345
C 6.325 76.285 1.28 10.533 0.057 2.651 7.7999 18.600
D 7.346 74.59 1.025 9.657 0.0312 2.638 4.402 25.307
E 6.177 71.575 --- --- 0.065 2.624 7.206 24.785
F 6.798 97.791 - - 0.092 2.369 4.380 33.917
G 6.427 77.371 1.319 7.542 0.078 2.630 7.527 18.906

Tabla 3.5 Estadisticas de los datos de registros de pozo usados para el analisis de la madurez
térmica.
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Tiempo de transito sénico (At):

Hay muchos parametros efectivos en el tiempo de transito sonico. Wang (2001)
clasificO estos parametros en tres grupos; parametros que son relacionados al
ambiente, al fluido y a la roca. El efecto de la madurez térmica en el tiempo de
transito sonico para yacimientos de lutitas gasiferas es complejo. Existe una
hipotesis simple que la madurez térmica aumenta con la profundidad de
sepultamiento. Durante el sepultamiento, los sedimentos se compactan
gradualmente debido al incremento del peso de las capas superiores y este
fendbmeno reduce el intervalo de tiempo de transito sonico. Considerando la
relacion entre la profundidad de sepultamiento y la madurez térmica y entre la
profundidad de sepultamiento y el tiempo de transito sonico, entonces es posible
correlacionar al tiempo de transito con la madurez térmica. Este enfoque es
solamente valido cuando no hay ninguna complejidad estructural en la cuenca (sin
levantamiento diferencial o erosion) o variacién en el gradiente geotérmico. Por
otro lado, los cambios en la matriz de las lutitas gasiferas debido a la madurez
térmica como la evolucién de la porosidad en la materia organica o incremento de
la presion de poro debido a la transformacion mineral y generacion de
hidrocarburos podrian aumentar el tiempo de transito sénico. Asi, el tiempo de
transito puede experimentar una tendencia decreciente por el aumento de la
madurez térmica (considerando el efecto de la profundidad de sepultamiento) y al
mismo tiempo un nimero de efectos de la madurez pueden aumentar el tiempo de
transito. Debido a ésto, el coeficiente de correlacion entre el tiempo de transito
sénico y el indicador de madurez térmica (Tmax O la reflectancia de la inertinita), no
es muy alto (Tabla 3.6). A causa de los efectos opuestos de la madurez en el
registro sénico, no es posible considerarlo como un dato de entrada fiable para la
estimacion de la madurez térmica.

Coeficiente de correlacién (R?) con indicador de madurez térmica
Nombre At U Pb NPHI Profundidad
del Pozo | (ps/pie) |(barns/cm?®) | (gr/cm?) (up) (m)

A 0.29 (-) 0.36 (-) 0.15 (-) 0.31(-) 0.11 (+)
B 0.41 (-) 0.76 (-) 0.38 (-) 0.47 (-) 0.56 (+)
C 0.05 (-) 0.65 (-) 0.67 (-) 0.54 (-) 0.40 (+)
D 0.32(-) 0.47 (-) 0.33(-) 0.17 (-) 0.11 (+)
E 0 0.30(-) 0.45 (-) 0.81 (+)
F 0.12 (-) 0.22 (-) 0.22 (-) 0.11 (+)
G 0 0.62 (-) 0.63 (-) 0.39 (-) 0.87 (+)

Tabla 3.6 Resultados del analisis de la gréafica cruzada entre el indicador de madurez térmica y la
profundidad, tiempo de transito sénico (At), adsorcion fotoeléctrica volumétrica (U), densidad (py) Yy

porosidad neutron (NPHI). El signo positivo se refiere a la relacion directa y el signo negativo se
refiere a la relacion indirecta.
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Adsorcion fotoeléctrica volumétrica (U):

El registro de factor fotoeléctrico (Per) €s un registro continuo del indice de
adsorcion fotoeléctrica (Pe) de una formacién. El indice de adsorcion fotoeléctrica
es usado principalmente para la determinacion litolégica, ya sea solo o
especialmente cuando se multiplica con el correspondiente registro de densidad
para producir el valor de U, el cual es llamado indice de adsorcion fotoeléctrica
volumétrica. Este registro es principalmente controlado por un namero atémico
promedio de la formacién. Sin embargo, la porosidad y saturacion de fluidos de la
roca también son efectivas en la medicion de valores de Pg pero sus efectos en la
respuesta del registro de P¢ no son prominentes, por lo tanto, es usado para la
determinacion litologica.

Al desarrollar esta metodologia, las variaciones del indice de adsorcion
fotoeléctrica volumétrica (U) fueron observadas en la lutita Kockatea y la formacion
Carynginia. La Fig. 3.14 es una grafica ternaria que muestra la distribucion
mineralégica de 22 muestras de las formaciones estudiadas. Aunque las
variaciones composicionales son muy altas, generalmente los intervalos de lutita
estudiados tienen una alta cantidad de cuarzo y arcilla y poca cantidad de
carbonatos. Entonces, en estas lutitas seria posible resaltar los efectos de los
cambios de porosidad y saturacion de fluido en la adsorcion fotoeléctrica
volumétrica. Se debe notar que la variacion litolégica aun tiene un papel
importante en la respuesta del registro de Pes.

Cuarzo

@ Formacion Carynginia
& Lutita Kockatea

90

100/

Calcita 0 10 20 30 40 S0 6 70 80 90 100 Arcilla

Fig. 3.14.- Distribucién mineraldgica de cuarzo, calcita y arcilla en las formaciones estudiadas.
(Modificada de Society of Petroleum Engineers, 2012)
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La Tabla 3.7 muestra los factores fotoeléctricos y valores relacionados de la lutita
y fluidos comunes en los yacimientos de lutitas gasiferas. Considerando que la
saturacion de agua de las capas de lutita disminuye por el aumento de la madurez
térmica, mientras tanto la saturacion de gas aumenta y basandose en los valores
reportados para agua salada, aceite y gas metano, las relaciones indirectas entre
la madurez térmica y la adsorcion fotoeléctrica volumétrica podrian ser
justificadas. Asi como la evolucion de la porosidad en la materia organica se da
debido a la madurez térmica podria ser otra razon para el decremento de los
valores de U con el aumento de la madurez. Los parametros mencionados
causaron las relaciones indirectas relativamente altas entre el indicador de
madurez y la adsorcién fotoeléctrica volumétrica en los pozos estudiados (Tabla
3.6).

p U NUmero
Nombre Férmula N 3| Atdémico
(barns/electrén) | (barns/cm®) )

Gas CH, 0.095 0.119 X Pgas 5.21
Aceite (CH2)» 0.119 0.12 5.53
Agua salada | 120,000 ppm NaCl 0.807 0.850 0.807
Agua pura H,O 0.358 0.398 0.358
Lutita 3.42 9.046 14.07

Tabla 3.7 Factores fotoeléctricos y valores relacionados de la lutita y fluidos comunes en los
yacimientos de lutitas gasiferas.

Porosidad neutron (NPHI):

El registro de porosidad neutrén mide el indice de hidrogeno (HI), el cual es la
relacion de atomos de hidrégeno por unidad de volumen en el material, a la del
agua pura a condiciones de superficie. Por lo tanto, los pardmetros que pueden
afectar al HI de la formacion son efectivos en estos registros también. Como se
podria ver en la Tabla 3.6, existe una relacién indirecta entre el indicador de
madurez térmica y la respuesta del registro NPHI en la lutita Kockatea y formacion
Carynginia. Con respecto a los valores de porosidad neutron reportados en la
Tabla 3.8; las siguientes explicaciones pueden justificar esta relacién:

e El HI de los hidrocarburos generados en las etapas finales de madurez
térmica (por ejemplo la ventana de gas) es mas bajo que el de los
productos de la ventana de aceite, por ejemplo, el HI del gas seco es menor
que el del gas humedo.

e EIl HI de laillita transformada es mas bajo que el de la esmectita.
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e La reduccion de la saturacion de agua a altos niveles de madurez térmica
causa valores bajos de HI para las capas de lutitas.

Nombre indice de Hidrogeno Porosidad Neutrén
(HI) (up)
Metano 0.49 20 a 50
Agua salada 0.90 60 0 mas
Agua pura 1.00 100
Esmectita 0.17 a4
Caolinita 0.37 37
Clorita 0.32 52
Illita 0.09 30

Tabla 3.8 Valores del registro Neutrén de algunos fluidos comunes y minerales arcillosos en
yacimientos de lutitas gasiferas.

Se debe notar que el agua libre y el agua capilar podrian ser detectadas como
porosidad por ambas herramientas de densidad y neutron, pero el agua en las
intercapas sera detectada solamente por el registro de neutron. Por lo tanto, los
efectos de la transformacion de la esmectita no podrian encontrarse en el registro
de densidad. Cuando hay una buena relacion entre la madurez térmica y la
profundidad, como en el pozo B, la respuesta del registro NPHI también se puede
correlacionar a la profundidad. La Fig. 3.15 muestra los histogramas de las
respuestas del registro NPHI para la lutita Kockatea en el pozo B para dos
intervalos de igual espesor que se localizan a diferentes profundidades. De
acuerdo a la Fig. 3.15, mientras la distribucion de los valores NPHI tienen un valor
promedio cerca de 31 up para el intervalo de poca profundidad; el valor promedio
gradualmente cambia a valores bajos para el intervalo profundo.

(a) Intervalo de poca profundidad
50

w
o
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10 H

20 2 24 2 28 10
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34
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40

w
=]
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(b} Intervalo profundo

22 24 2 28 20 a2 34
NPHI {up)

Fig. 3.15 Histogramas que muestran la distribucion de la porosidad neutrén en la lutita Kockatea

del pozo B a poca profundidad (a) y del intervalo profundo (b). (Modificada de Society of Petroleum
Engineers, 2012).
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Densidad (py):

El registro de densidad mide la densidad total de una formacion. Usualmente se
usa para la determinacion de porosidad, pero también puede ser un indicador de
litologia. Como los otros registros de pozo estudiados, con el incremento de la
madurez térmica hay una tendencia decreciente para la respuesta del registro de
densidad en los intervalos de lutitas gasiferas (Tabla 3.6). En cierta medida los
parametros efectivos para el decremento del registro de densidad son similares a
los pardmetros que son efectivos en el indice de adsorcion fotoeléctrica
volumétrica. Brevemente estos parametros son:

e Cambio en el tipo de saturacion de fluido, de agua a gas.

e Cambio de los componentes de los hidrocarburos, de pesados a ligeros y
finalmente a gas metano.

e Generacibn de porosidad en la materia organica debido a las
transformaciones térmicas.

e Incremento de la presién de poro debido a la transformacion mineral y
generacion de hidrocarburos.

Todas estas transformaciones serian resultado de la disminucion de la densidad
de formacidon con aumento de la madurez térmica.

indice de madurez derivado de registros (LMI):

De acuerdo a las relaciones encontradas entre los datos de registros
convencionales y madurez térmica, la porosidad neutrén, densidad y la adsorcién
fotoeléctrica volumétrica son considerados como los datos de entrada adecuados
para la estimacion de la madurez térmica. El indice de madurez se derivé de los
mencionados registros de pozo usando el siguiente procedimiento:

1.- Con respecto a la relacion indirecta entre los registros y la madurez; la
porosidad neutrén, densidad y adsorcion fotoeléctrica volumétrica se normalizaron
(Ec. 3.4, 3.5y 3.6), para remover los efectos de los diferentes intervalos:

Mlypps = NPHI— NPHIp gy (Ec. 3.4)

© NPHIpin— NPHImax

_ RHOB— RHOBpgx
"~ RHOBpin— RHOBpmax
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MI, = —=Umax (Ec. 3.6)

Umin— Umax

2.- Tomando un simple promedio y determinando el indice de madurez derivado
de registros (LMI):

_ MinpHI+MIRHoB+MI Yy
3

LMI

(Ec. 3.7)

El LMI es un nimero que varia entre 0 y 1, obviamente cuando se hace grande
muestra valores altos de madurez térmica de la correspondiente capa de lutita. La
Fig. 3.16 (siguiente pagina) muestra el analisis de las graficas cruzadas entre los
indicadores de MT (Tmax Y reflectancia de la inertinita) y el LMI en los pozos
estudiados. Como es claro, el LMI realiza mejor la estimacion de madurez térmica
gue los registros de pozo individuales ya que tiene un coeficiente de correlacion
mas alto con los indicadores de madurez térmica en los pozos que se estudiaron.

Interpretacion de datos

Desarrollar una metodologia para la estimacion de parametros de lutitas gasiferas
usando datos de registros de pozo es una tarea dificil. En este estudio la madurez
térmica se considera como un variable independiente y la respuesta de los datos
del registro como las variables dependientes y sélo fueron estudiados los efectos
de la madurez térmica. Hay muchos parametros en la matriz de las lutitas
gasiferas, los cuales pueden tener efectos negativos en la respuesta de los
registros. Por ejemplo, trazas de minerales de pirita que son abundantes en la
materia organica marina podrian aumentar la densidad y la adsorcién fotoeléctrica
volumétrica y ocultar el efecto de disminucion de la madurez térmica. Los autores
reconocieron que los registros convencionales sélo pueden ser utilizados para la
estimacion de madurez térmica si la litologia de la formacion no varia
significativamente a lo largo del intervalo de interés, de otro modo, el cambio en la
litologia pueden afectar en las respuestas del registro, especialmente en las
respuestas de la adsorcion fotoeléctrica volumétrica.

El tipo de las muestras geoquimicas también podria ser efectivo en las relaciones
propuestas. Hay una diferencia de resolucion entre las muestras que vienen de
diferentes rocas y los datos de registro, algunas veces ésto causa un desajuste
entre los datos. Por ejemplo, en el pozo D siete muestras son de recortes con una
frecuencia de muestreo igual a 10 metros para el intervalo estudiado. Teniendo en
cuenta la resolucion del registro, que es de 0.15 m, la diferencia de resolucién
entre los datos del registro y los datos geoquimicos es muy alta y esto resulta en
coeficientes de correlacion relativamente bajos en este pozo.
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Fig. 3.16 Gréficas cruzadas que muestran las relaciones entre el indice de madurez derivado de
registros (LMI) y el indicador de madurez térmica en los pozos estudiados: pozo A (a), pozo B (b),
pozo C (c), pozo D (d), pozo E (e), pozo F (f) y pozo G (g). (Modificada de Society of Petroleum
Engineers, 2012).
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Los registros de porosidad neutron, densidad total y adsorcion fotoeléctrica
volumétrica tienen relaciones significativas con la Tmax Y la reflectancia de la
inertinita, por lo tanto, podrian estar vinculados a la madurez térmica de los
intervalos de lutitas gasiferas. La precision del LMI aumenta a medida que la
madurez térmica de los intervalos de lutita también aumenta. Como se muestra en
la Fig. 3.17, con el incremento de la Tmax promedio de los intervalos estudiados, el
coeficiente de correlacion (R?) obtenido entre la Tmax ¥ €l LMI se incrementa
también, lo que significa que el LMI podria reconocer mejor el modelo en los datos
de la Tmax-

1
'S R?*=0.5339
O
@, 0.8
' Pozo¢ ¢
£ Pozo g
S ED.G - f
P
=
£ = 0.4 1 PozoE
@ : ¢ PozoF
& £ 02 -
<]
a 4 £]
]

0 T T T

420 440 460 480 500
Tmax promedio ("C)

Fig. 3.17 Grafica cruzada que muestra la relacion entre la T, promedio de los pozos estudiados y
de la raiz cuadrada obtenida entre el LMI&T .. (Modificada de Society of Petroleum Engineers,
2012).

El LMI se podria combinar con el método AlogR para determinar el COT de la
roca. En el método AlogR es necesario conocer el nivel de metamorfismo organico
(LOM) para la estimacion de COT utilizando registros de pozo y esto es una
deficiencia de esta metodologia. Ademas, esta metodologia es una especie de
medicién en sitio y no requiere de ninguna muestra para la determinacion de la
madurez térmica. Por lo tanto, es rapido y rentable en comparacion con los
métodos geoquimicos convencionales.

3.3.3.2 Tiempo de Transito/Intervalo de Velocidad Sismica.

La madurez térmica aumenta con la profundidad y con ésta aumenta la
compactacion en la seccion sedimentaria. El intervalo de tiempo de transito
generalmente disminuye con la profundidad en la misma seccién. Estos hechos
sugieren que los dos fenomenos estan relacionados (Fig. 3.18). El problema en el
establecimiento de la relacién ha sido que la madurez térmica analitica es una
medida algo imprecisa debido al procesado y corte de nucleos durante un
intervalo significativo en un pozo, mientras que el intervalo de tiempo de transito
es una medicién muy precisa de una propiedad de la roca registrada en intervalos
muy pequeios en el pozo.
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Fig.3.18 Reflectancia de la vitrinita analitica (Ro) y contenido organico total (COT) ambos
determinados por dos laboratorios. El incremento de la reflectancia de la vitrinita analitica con la
profundidad se muestra con una reduccion en el intervalo de tiempo de transito en la lutita con la
profundidad. (Modificada de Lang, W. H., 1994).
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Mientras que la materia organica en la seccion sedimentaria esta siendo alterada,
la roca almacenadora esta cambiando también; este cambio es comunmente
referido a la compactacion por muchos autores. Otros investigadores se ocupan
principalmente de los aspectos diagenéticos del cambio. Lang (1978) trata el
cambio como el proceso de compactacion y diagénesis, donde, a una cierta
profundidad de sepultamiento, la compactacion se vuelve menos importante en
cuanto comienza la diagénesis, con el proceso completo siendo referido como
gradiente de compactacion; también propuso el uso del intervalo de tiempo de
transito o el intervalo de velocidad derivado de datos sismicos en las lutitas como
una medicién de la compactacion y diagénesis.

Es esencialmente imposible actualizar los datos analiticos, aunque los datos
pueden ser editados para producir un resultado suavizado y aparentemente mas
coherente. La masa de los datos del intervalo de tiempo de transito en las
secciones de lutita de un pozo, tal como se manifiesta en los registros, se reduce a
través de un proceso de modo que un promedio del intervalo de tiempo de transito
(Lang, 1978) se produce a intervalos que son compatibles con los datos analiticos.
La solucion de la compatibilidad de los datos permite a las graficas cruzadas de la
madurez térmica analitica con los datos de registros de pozos (o intervalo de
tiempo de transito derivado sismicamente) establecer la relaciébn en una cuenca
sedimentaria.

Cuando se ha establecido la relacion, una escala de madurez térmica se coloca en
la grafica de profundidad vs tiempo de transito (TDP) de cada pozo disponible y
los umbrales térmicos criticos son determinados. Esto permite una cantidad
limitada de datos analiticos imprecisos que se extienden a los limites del dominio
del registro de pozos con datos muy precisos. Cuando se dispone de datos
sismicos y el andlisis de velocidad exacto se puede generar, los datos analiticos y
de registro de pozo también se pueden extender a los limites de los datos
sismicos.

El conocimiento actual indica que una relacién universal entre la madurez térmica
y el intervalo de tiempo de transito no existe en lo que se refiere a valores
numeéricos reales. Una cantidad significativa de datos analiticos es necesaria para
establecer la relaciéon de cada cuenca en particular. El uso de registros de pozo y
el dominio de sismica proporciona un ahorro de tiempo y dinero en el mapeo de
los umbrales térmicos de generacion y preservacion de aceite y gas, mientras que
proporciona una base de datos mucho mas grande para extenderse mucho mas
alla del limite del dominio analitico.

Para esta metodologia, estuvieron disponibles registros de pozos y datos de
reflectancia de vitrinita de 50 pozos en el area de North Slope, en Alaska (Fig.

133



Ill. Métodos Directos e Indirectos para medir la MT y el COT
I

3.19) y se compararon los datos de madurez térmica con el intervalo de tiempo de
transito para determinar si una relacion se puede establecer.
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Fig. 3.19 Mapa de Alaska que muestra el area de estudio (Area North Slope). (Modificada de Lang,
W. H., 1994).

Intervalo de Tiempo de Transito-Compactacion/Diagénesis

En la mayoria de las cuencas sedimentarias, las lutitas son las rocas
sedimentarias mas abundantes en la seccion estratigrafica y suelen ser las mas
homogéneas. Las lutitas son mas propensas a contener materia organica y con
frecuencia contienen una cantidad medible de COT. El sepultamiento de
sedimentos, con el consecuente aumento en el peso de la sobrecarga e
incremento de temperatura y el tiempo involucrados, produce cambios en la matriz
de la roca, asi como en cualquier material organico que pueda estar contenido en
el sedimento. Los cambios en la matriz comienzan como resultado de la
compactacion de los sedimentos, que en algin momento se convierte en un
cambio quimico o diagenético.

El proceso de compactacién/diagénesis se ha definido como un proceso continuo
gue no tiene bien definido el final de la compactacion o el principio de la
diagénesis. Gradientes de compactaciéon de un niamero de cuencas del Terciario
dominantemente (Fig. 3.20), muestran que la disminucién en el intervalo de
tiempo de transito con la profundidad, en las lutitas, es una funcién continua. Esta
funcidén es para el caso en el que la subsidencia generalmente ininterrumpida y
depositacion han sido el modelo tecténico y estratigrafico de la cuenca o parte de
la cuenca. Hay muchos casos en que la funcidon no es continua, como en las
cuencas tectonicamente activas o donde se han formado intervalos
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sobrepresionados, o donde se han diseminado altas concentraciones de material
organico y causan discontinuidades en el perfil o gradiente de compactacion.

GRADIENTES DE COMPACTACION
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Fig. 3.20 Tipos de gradientes de compactacion en el area del Océano Pacifico. Los sedimentos
atravesados son uUnicamente del Terciario, con excepcion del area North Slope en Alaska donde
muchos pozos atravesaron sedimentos del Mesozoico y Paleozoico. (Modificada de Lang, W. H.,
1994).

A diferencia de la alteracion de la materia organica contenida en los sedimentos, el
mayor cambio observado en los gradientes de compactacion se produce

135



Ill. Métodos Directos e Indirectos para medir la MT y el COT
I

inmediatamente después del sepultamiento, cuando el agua depositada se
expulsa del espacio poroso. La tasa de disminucion en el intervalo de tiempo de
transito se vuelve progresivamente menor con la profundidad, como se muestra en
las Fig. 3.18 y Fig. 3.20. El proceso comienza en el intervalo de tiempo de transito
del fluido, sobre 620 pus/m (189 ps/ft), y cesa efectivamente a 182 pus/m (55.5 ps/ft),
el intervalo de tiempo de transito asumido para la matriz de arena y lutita.

Cuando los registros de pozo se corren en un pozo particular, es practica comun
gue todos los registros se repitan en un corto intervalo. Las curvas del registro de
este intervalo de repeticion se comparan con las curvas registradas en todo el
intervalo para comprobar la congruencia de las curvas. Casi invariablemente, poca
o ninguna diferencia puede ser observada en la mayoria de las corridas separadas
de registros en un corto tiempo. Herramientas similares de registros elaboradas
por diferentes compafiias de servicio repiten las mediciones, debido a que los
principios de medicion de las herramientas son los mismos. Esto es
particularmente cierto en las mediciones del intervalo de tiempo de transito. El
intervalo de tiempo de transito del registro de pozo registra con precisién una alta
densidad de datos muy precisos y congruentes.

La exactitud y la congruencia de las mediciones del intervalo de tiempo de transito,
junto con la alta densidad de datos, presentan el mayor problema en la
comparacion de los datos del registro de pozo con las mediciones analiticas de
reflectancia de la vitrinita. Generalmente, la medicion con herramienta de linea de
acero de intervalos de tiempo de transito es repetible o congruente, mientras que
los datos limitados que muestran en la Fig. 3.18 indican que los valores analiticos
de reflectancia de la vitrinita no son repetibles dentro de ciertos limites. Si se hace
una comparacion con ambos conjuntos de datos, seria de esperar que cualquier
error significativo o dispersion de datos fueran causados por los datos
geoquimicos analiticos mas que por los datos de registros de pozos.

Datos de Graficas Cruzadas

Los datos de méas de 50 conjuntos de valores de reflectancia de la vitrinita e
intervalo de tiempo de transito de pozos exploratorios estuvieron disponibles.
Como se menciono anteriormente, los analisis de reflectancia de la vitrinita
representan intervalos de entre 9.1 a 91.4 m (30 a 300 ft), dependiendo de la
composicion de la muestra. Para reducir el volumen masivo de los valores del
intervalo de tiempo de transito grabados desde un registro de pozo a una forma
para que puedan ser comparados a los valores de reflectancia de la vitrinita
analiticos, una grafica TDP debe ser construida (Fig. 3.18). La grafica se
construye mediante la captura de los valores minimo y maximo del intervalo de
tiempo de transito del registro en las lutitas a intervalos lineales de 15.2 m (50

136



Ill. Métodos Directos e Indirectos para medir la MT y el COT
-
pies). Un ajuste de los datos en el TDP para cada pozo se llama gradiente de
compactacion para ese pozo.

El gradiente de compactacion se convierte entonces en un promedio movil del
intervalo de tiempo de transito. Entonces esta reduccion de datos es casi mas
representativa de los analisis de reflectancia de la vitrinita analitica. Estos valores
promedio en la profundidad de los analisis de laboratorio fueron entonces
graficados, es decir, se construyd una gréfica cruzada del registro de reflectancia
de la vitrinita contra el intervalo de tiempo de transito lineal (Fig. 3.21). Los
sedimentos atravesados son de la edad del Cenozoico, Mesozoico y Paleozoico.
El gradiente de la temperatura promedio de la cuenca es de 3.8 °C/100 m (2.1
°F/100 ft).

REFLECTANCIA DE LA VITRINITA VS INTERVALO DE TIEMPO DE TRANSITO

w00 656

50 v ——— v v Y v 164
05 14 0 g 40
0.18 05 1.2 540
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Fig. 3.21 Gréfica de la reflectancia de la vitrinita analitica contra el correlativo intervalo de tiempo
de transito de los gradientes de compactacion en todos los pozos en el area de estudio. Los puntos
a la derecha de la curva o tendencia son material reciclado de sedimentos mas antiguos. Los
puntos mas grandes denotan dos o méas datos. (Modificada de Lang, W. H., 1994).
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En el area estudiada, la principal fuente de los sedimentos mas recientes
(Brookian) son sedimentos mas antiguos y erosionados (Ellesmerian y
Franklinian). Los sedimentos mas antiguos son térmicamente mas maduros
debido a un sepultamiento més profundo. El reciente levantamiento y la erosién
proporcionan una gran cantidad de materia organica alterada previamente que fue
depositada en los sedimentos mas jovenes. La distribucion del material alterado o
reciclado se muestra en la Fig. 3.21. Examinando el ajuste de la curva revela que
la curva tiene una precision de + 0.15% de Ro. Se ha dicho que la principal fuente
de error en los datos es la determinacion analitica de la reflectancia de la vitrinita.
Por lo tanto, se ha establecido una relacién precisa entre la reflectancia de la
vitrinita en el intervalo de 0.18% Ro a 1.2% Ro y el intervalo de tiempo de transito
a partir de 620 ps/m (189 ps/ft) a 210 ps/m (64 us/ft). Este intervalo abarca el pico
de la zona de generacion de aceite de 0.6% Ro a 1.2% Ro (Fig. 3.22). En unos
pocos casos la relacion entre la Ro y el tiempo de transito en estos conjuntos de
datos parece ser no satisfactoria, particularmente en rocas altamente maduras con
bajo tiempo de transito (Fig. 3.21). Hay varias razones para que estos datos
aparenten ser andmalos, lo cual se discutira mas adelante en el capitulo.

INDICADORE S COMUNES DE MADUREZ TERMICA
Clasificacion indice de  Reflectancia Maduracion, Generacion
de carben  Alteracion de la Vitrinita y Preservacion de
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Fig. 3.22 La relacién entre los indicadores térmicos y el grado de maduracién, generacion y
preservacion en relacion con la reflectancia de la vitrinita. (Modificada de Lang, W. H., 1994).
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La pregunta es "¢Esta misma relacion funciona en todas las cuencas
sedimentarias donde la litologia es predominantemente arena y lutita?" La
respuesta es probablemente si. Los valores numéricos seran probablemente
diferentes, pero la relacion es la misma. En todas las cuencas sedimentarias, el
intervalo de tiempo de transito disminuye en los sedimentos de lutita con la
profundidad (con la excepcion de las zonas anormalmente sobrepresionadas y
algunos intervalos que contienen un alto porcentaje de materia organica). La tasa
de disminucién puede ser muy diferente, como se ilustra por los diferentes
gradientes de compactacion en la Fig. 3.20. La reflectancia de la vitrinita aumenta
con la profundidad, como resultado de las altas temperaturas y mayor tiempo
asociados con el proceso de sepultamiento.

Ajuste de la Grafica Tiempo de Transito vs Profundidad

La relacion que se muestra en la Fig. 3.21 puede ser transferida a gréaficas
individuales de tiempo de transito vs profundidad, y el tiempo de transito de la
lutita, tal como se refleja por el gradiente de compactacion, sera un reflejo de la
madurez térmica. Como se ha mencionado, la medicién del intervalo de tiempo de
transito es mas repetible que la medicién de los datos geoquimicos analiticos, y
por lo tanto la madurez térmica derivada del registro debe ser bastante precisa.
Cinco de los 50 pozos son representativos del conjunto de datos en general y
algunas de las anomalias que se producen. Estos seran utilizados para demostrar
que el tiempo de transito de la lutita corresponde con la madurez térmica y que las
TDP’s se pueden escalar en los valores de reflectancia de la vitrinita (Ro), asi
como del intervalo de tiempo de transito.

Uno de los pozos tiene una correlacion aparente entre el COT vy el intervalo de
tiempo de transito, tal como se muestra en la Fig. 3.23. La escala de Ro se pone
al valor apropiado del intervalo de tiempo de transito y los datos analiticos se
grafican con el simbolo de un pozo de gas. La congruencia es excelente hasta
3,048 m (10,000 ft). Después de los 3,048 m, los aumentos de COT producen un
efecto marcado y aparentemente correlativo con las mediciones del tiempo de
transito. Los valores de Ro derivados del registro no se pueden usar por debajo
de este punto. El nivel de reflectancia de la vitrinita por debajo de 3,048 m es
mayor que 1.2%. Como se mencion0 anteriormente, esta es una de las razones
por las que la relaciéon entre la Ro y el tiempo de transito puede ser discordante.
En este ejemplo, la materia organica mayor que 1% parece causar un aumento en
el tiempo de transito (ésta es una seccion normalmente de alta presion).
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Fig. 3.23 (Izq.) Reflectancia de la vitrinita analitica y el intervalo de tiempo de transito con escala
compatible en una TDP. El COT vy el intervalo de tiempo de transito son mas o menos similares.

(Modificada de Lang, W. H., 1994).

Fig. 3.24 (Der.) El alto porcentaje de COT en la lutita aparentemente causa una atenuacion de la
onda elastica en 90+ ps/m (30 ps/pies). La Ro analitica casi coincide con el At en la seccion del
Pérmico y el Mississipico. (Modificada de Lang, W. H., 1994).
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REFLECTANCIA DE LA VITRINITA VS INTERVALO DE TIEMPO DE TRANSITO
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Fig. 3.25 Los datos reciclados y dispersos son excluidos del conjunto de datos. Hay una relacién
semilogaritmica entre el intervalo de tiempo de transito y la reflectancia de la vitrinita a una Ro de
0.6% y un intervalo de tiempo de transito de 256 us/m (78 ps/pies). A ese punto la relaciéon cambia.

Los Ultimos puntos se sefialan con flechas. Los puntos mas gruesos indican dos o méas datos.
(Modificada de Lang, W. H., 1994).

Otro ejemplo de la falta de concordancia entre los datos analiticos y los datos
derivados de los registros se muestra en la Fig. 3.24. Los niveles de madurez
térmicas son mas altos en esta unidad que en el ultimo ejemplo, aproximadamente
una Ro de 1.6% a una profundidad de menos de 305 m (1,000 ft). EI COT es
considerablemente mas alto que en el ultimo ejemplo en la parte superior del
pozo. Alrededor de 1829 m (6,000 ft), el COT se reduce drasticamente al igual que
el tiempo de transito. Los valores analiticos y derivados del registro estan en
mejor acuerdo por debajo de este punto. Es interesante notar que en las Fig. 3.23
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y 3.24 las formas de la grafica de COT y del intervalo de tiempo de transito son
muy similares. En estos ejemplos particulares, parece obvio que el COT contenido
en la roca (superior al 1% y con un nivel de madurez de mas de 1.2% Ro0) sin duda
afecta al valor del intervalo de tiempo de transito. En estos dos ejemplos, las
mediciones de tiempo de transito estan indicando posibles rocas generadoras que
se convirtieron en rocas térmicamente maduras (Fig. 3.23) o sobremaduras (Fig.
3.24) con la profundidad.

En el analisis de todos los datos se hace evidente que el material reciclado ha sido
incluido en las gréaficas de datos, asi como el 14% de los conjuntos de datos en los
pozos con valores de reflectancia de la vitrinita anormalmente alta o baja. Si los
datos anormales o no validos son excluidos (Fig. 3.25) de las gréficas, la
dispersién se reduce notablemente. El ajuste no se cambia, pero la mayoria de los
datos estan dentro de + 0.1% Ro del ajuste de datos.

Interpretacion de datos

Hay una relacién entre el intervalo de tiempo de transito y la reflectancia de la
vitrinita. El valor analitico promedio no puede ser comparado al intervalo de tiempo
especifico (u otra medicidén de registro) a una profundidad especifica. Se compara
con un punto en el gradiente de compactaciéon en una TDP. EIl registro del
intervalo de tiempo de transito se puede escalar en unidades de la reflectancia de
la vitrinita para medir la madurez térmica fuera del dominio analitico.

Con los datos disponibles, la relacion entre la madurez térmica y el intervalo de
tiempo de transito se ha establecido en los sedimentos no compactos
térmicamente inmaduros y en los sedimentos compactos maduros en la base del
pico de la zona de generacion de aceite. En las TDP’s, el ajuste de los datos es
excelente a través del intervalo por encima de la interrupcién en el gradiente de
compactacion. Por debajo de la interrupcion en el gradiente de compactacion, los
datos son pobres. Los pocos pozos donde se encuentran los datos analiticos en el
rango de 1.2 a 3.2% de Ro, tienen intervalos de tiempos de transito correlativos
gue son demasiado altos (Fig. 3.23 y 3.24). En estos dos ejemplos, el alto
porcentaje de COT en las rocas parece ser la causa del alto intervalo de tiempo de
transito. Por debajo de la base del pico de la zona de generaciéon de aceite a Ro
de 1.2%, el cambio bastante grande en la Ro es acompafiado de un pequefio
cambio en el intervalo de tiempo de transito; el efecto contrario se observé en el
otro extremo de la escala.
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En algunas circunstancias, el intervalo de tiempo de transito parece ser afectado
por un porcentaje cada vez mayor de COT en la roca generadora. Meyer y
Nederlof (1984) usaron un intervalo de tiempo de transito alto como uno de los
criterios para el reconocimiento de rocas generadoras con el uso de registros de
pozo. En aproximadamente el 40% de los datos controlados de los pozos en este
estudio, no parece haber correlacion alguna entre el intervalo de tiempo de transito
y el COT. Una conclusion preliminar indica que el mayor efecto sobre el tiempo de
transito se produce cuando el COT es mayor que 1% y la Ro es mayor que 0.6%.
En este momento, no parece que el intervalo de tiempo de transito puede ser
usado para estimar COT en el area geologica en cuestion.

Con un numero limitado de pozos que tienen datos analiticos de reflectancia de
vitrinita junto con registros del intervalo de tiempo de transito, es posible derivar la
probable Unica relacién intervalo de tiempo de transito-reflectancia de la vitrinita
para la cuenca sedimentaria en investigacion. Cuando se ha establecido la
relacion, se hace posible escalar la TDP de cada pozo en Ro en porcentaje para
determinar y mapear los umbrales criticos de madurez térmica a lo largo de la
cuenca.

Por otro lado, si los datos analiticos de madurez térmica han estado disponibles en
tan sélo siete pozos ubicados estratégicamente, podrian haber realizado el mismo
estudio con mas de 250 pozos con registros de pozos derivados de madurez
térmica. Los ahorros en tiempo y dinero a la industria habrian sido considerables.
Por otra parte, si los datos sismicos estan disponibles en toda la cuenca y analisis
de velocidad aceptables pueden ser generados a partir de esos datos, se hace
posible extender los datos de madurez térmicas incluso mas alla de los limites del
dominio del pozo a los limites del dominio sismico que esté disponible.

La Fig. 3.26 es una grafica de los datos analiticos de la reflectancia de la vitrinita
con la profundidad de ocho pozos del area North Slope. Se cree que estos pozos
estdn en o cerca de su profundidad maxima de sepultamiento. Los diamantes
sobremarcados (Fig. 3.26) se obtuvieron a partir de un andlisis de la velocidad de
un estudio sismico en alta mar en las inmediaciones y se ajustan bastante bien a
los datos analiticos. La parte superior de la ventana de aceite estd a 4023 m
(13,200 ft). Este umbral térmico puede entonces llevarnos a los limites de los
estudios sismicos.

143



Ill. Métodos Directos e Indirectos para medir la MT y el COT

Profundidad X 1000 pies

-
-]

At ps/m

* g
0
4%&0 Q

i3t

4

z

%

ok

=
S s

i
edn

L D2,

18

% Ao

100
At ps/pies

Profundidad X 1000 m

w

Leyenda
Ro Analitica

No. 1 E. Mikkelsen
No.1 W. Mikkelsen
D-1 Alaska St

F-1 Alaska St

No. 1 Pt Thomson
No. 1 Alaska Is.
No. 1 Challenge Is.
No. 2 W. Staines

530 d0D -

Ro Derivada Sismicamente

Area en altamar
del Rio Jago

Fig. 3.26 La Ro analitica de ocho pozos en el area del rio Jago del
area North Slope. Los diamantes indican la reflectancia de la vitrinita
derivada sismicamente de un andlisis de velocidad a una corta
distancia, costa afuera, al norte del pozo del rio Jago. La parte
superior del pico de la zona de generacién de aceite (Ro = 0.6%) es a
4023 m (13,200 pies). (Modificada de Lang, W. H., 1994).

144



Ill. Métodos Directos e Indirectos para medir la MT y el COT
I

3.4 Métodos de Medicion de Contenido Organico Total (COT).
3.4.1 A partir de Nucleos.
3.4.1.1 LECO®-COT.

El carbono es un elemento esencial de cualquier compuesto organico, y una forma
de evaluar la riqueza organica de una roca consiste en medir su contenido de
carbono. Dado que el potencial petrolifero o gasifero de una formacion se
relaciona con su contenido de carbono, la medicion del COT es una prioridad en la
evaluacion de las rocas generadoras. Esta evaluacion inicial del carbono es
seguida por otros procedimientos de clasificacion, tales como la pirélisis y la
reflectancia de la vitrinita. Estas pruebas permiten la ejecucion de evaluaciones
rapidas de grandes cantidades de muestras de rocas y pueden complementarse
con métodos de prueba mas extensivos.

Los valores del COT pueden obtenerse utilizando una técnica de combustion
directa que requiere sélo 1 g [0.0022 Ibm] de muestras de roca. Las muestras son
pulverizadas y tratadas para eliminar cualquier carbono que se encuentre en las
muestras de carbonatos u otros contaminantes. El contenido de carbono total se
determina en los sedimentos secos y el COT se determina en los sedimentos
acidificados y secos usando un analizador de carbono, por ejemplo un LECO CR-
412. Luego, se calientan a una temperatura de 1,200°C [2,192°F], utilizando el
horno de induccion de alta frecuencia. Los sedimentos se combustionan en una
atmésfera de oxigeno y cualquier carbono contenido en el ker6geno se convierte
en CO y CO.. El gas entra en el sensor de infrarrojo no dispersivo (NDIR). EI NDIR
mide la masa de CO y CO, presente, esto depende del modelo del analizador de
carbono. Las fracciones de carbono liberado se convierten en COT y se registra
como porcentaje en peso masico de la muestra de roca. EI COT se resta del
contenido de carbono total (CT) para determinar el contenido de carbono
inorganico total (CIT) de la muestra dada.

La medicion del COT evalla tres componentes. El carbono de la materia organica
extraible (EOM) proviene mayormente del craqueo térmico del kerégeno. Este
carbono se encuentra en el petroleo y el gas que la roca ha generado pero no ha
expulsado. En el otro extremo se localiza el carbono residual, que compone la
porcion de kerégeno que no posee potencial para la generacion de petroleo o gas
porque su estructura quimica altamente condensada contiene muy poco
hidrogeno. El carbono convertible, contenido en el kerdgeno, representa el
potencial de generacion de petréleo remanente de una roca. La capacidad para
generar petroleo depende en gran medida de la composicion quimica de esta
fraccion de carbono convertible.
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La medicion del COT es la primera clasificacion para la cuantificacion de la riqueza
organica. Los valores del COT soélo proporcionan una escala semi-cuantitativa del
potencial de generacion de petroleo. El valor del COT indica la cantidad, pero no la
calidad, de la materia organica. Si esta prueba de clasificacion inicial demuestra
que existe suficiente contenido organico, la roca debe someterse a pruebas
adicionales para establecer la calidad y la madurez de la materia organica.

Metodologia

Todos los utensilios de vidrio y de ceramica utilizados en el procesamiento de la
muestra son calentados a 400 °C por al menos 4 horas. Las muestras
permanecen congeladas a -20 °C hasta su procesamiento. Las muestras se
descongelan y se homogeneizan. La muestra se seca en un horno a 40 °C. Una
porcidon de la muestra se retira y se homogeneiza. Una alicuota de la muestra seca
y homogeneizada se coloca en una bandeja de aluminio y se seca a 105 °C.

El analizador de carbono LECO® (Fig. 3.27) se calibra antes del analisis de las
muestras. Diferentes cantidades de carbonato de calcio de alta pureza (pureza
99.95%, contenido de carbono 12%) se utilizan para calibrar el instrumento. Las
cantidades aproximadas de carbonato de calcio utilizadas para la calibracion de
seis puntos son: 0.01, 0.05, 0.1, 0.25 y 0.5 gramos. Un bote de combustidon
(recipiente refractario libre de carbono) vacio (Fig. 3.28) es utilizado como blanco
para la curva de calibracién. La curva de calibracion arroja un rango de andlisis de
aproximadamente 0.0 a 0.06 g de carbono total. Cada calibracién debe estar
dentro de un rango de variacion de 3% del valor conocido de carbono para
establecer un criterio aceptable. Una verificacion continua de la calibracién se
efectlia cada diez muestras y debe estar en un rango del 5% del valor conocido.

Fig. 3.27 Analizador de COT, Carbono superficial, libre e inorganico marca LECO® modelo RC612.
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-
El CT es analizado mediante la colocacion de aproximadamente 0.350 g de
muestra seca y homogeneizada en un bote de combustion limpio. El bote se

coloca en el bastidor de inyeccion automatica y se carga en el analizador de
carbono LECO®.

Fig. 3.28 Bote de combustion con muestras de nucleos de formaciones ricas en materia organica.
(Tomada de ASTM International, 2010).

El COT también es analizado mediante la colocacion de aproximadamente 0.350 g
de muestra seca y homogeneizada en un bote de combustién limpio. Cada bote es
tratado con acido fosférico gota a gota hasta que la muestra pare de burbujear y
esté completamente himeda con &cido. La muestra se coloca en un horno a 40 °C
durante 24 horas y luego es trasladada a un horno a 105 °C. Una vez que la
muestra estd seca, el bote se coloca en el bastidor de inyeccion automética y se
carga en el analizador de carbono LECO®.

El CT incluye constituyentes de la muestra tanto organicos e inorganicos. El COT
se determina mediante el tratamiento de una parte alicuota de muestra seca con
suficiente acido fosférico para eliminar el carbono inorgénico antes del analisis. El
porcentaje de COT y CT se determinan en los sedimentos que se secaron a 105
°C y los sedimentos preparados se queman a 1200 °C o mas, dependiendo del
tipo de muestra y el equipo utilizado, en una atmésfera de oxigeno usando un
analizador de carbono LECO®. El carbono se oxida para formar CO y CO,. La
fase gaseosa fluye a través de dos tubos lavadores. El primer tubo lavador esta
lleno de Drierite (desecante a base de sulfato de calcio anhidro, es decir, yeso) y
granulos de cobre para atrapar el agua y el gas cloro; el segundo tubo lavador
estd lleno de Anhydrone (poderoso agente oxidante a base de perclorato de
magnesio) para eliminar la humedad residual. La fase gaseosa fluye entonces a
través del NDIR sintonizado para responder selectivamente al CO y CO,. El
resultado es corregido en % en peso de Carbono.

Es importante hacer notar que este método distingue entre materia organica e
inorganica, pero no distingue entre materia organica generadora y no generadora.
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Ecuaciones

Con base en los resultados obtenidos por el analizador de carbono LECO®, los
cuales son presentados en esquemas o gréficas al finalizar la prueba, apoyandose
en diferentes ecuaciones es posible obtener los siguientes parametros.

Contenido de Carbono (CC)

Carbono = (b*A) +a (Ec. 3.8)
donde:

Carbono = Contenido de carbono (g)

b = pendiente de la curva de calibracién lineal (g por unidad de area)
A = area bajo la curva de la muestra

a = interseccion de la curva de calibracién (g)

Carbono Total (CT)

Carbono

CT (%) = = (Ec. 3.9)
donde:
W = Peso del sedimento seco analizado (g)
Contenido Organico Total (COT)
COT (%) = Cerbono orginico (Ec. 3.10)

w

Nota: Cuando las muestras han sido tratadas con acido (para este caso), el
Carbono orgéanico (en gramos) remplaza a Carbono en la Ec. 3.10.

Contenido Inorganico Total (CIT)
CIT (%) = CT(%) — COT (%) (Ec. 3.11)

Para expresar el CIT como un porcentaje de carbonato de calcio (CaCOg3), se usa
la siguiente ecuacion:

CIT(% CaC0s) = (CT — COT) * 8.33 (Ec. 3.12)
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3.4.2 A partir de Registros.
3.4.2.1 Técnica AlogR.

Un método practico, la técnica AlogR, para la identificacion y célculo del contenido
organico total, COT, en rocas ricas en materia organica, ha sido desarrollado
usando registros de pozo. EI método emplea la superposicion de un registro de
porosidad escalado adecuadamente (generalmente la curva del tiempo de transito
del registro sonico) en una curva de resistividad (preferentemente de una
herramienta de lectura profunda). En rocas con contenido orgénico saturadas por
agua, las dos curvas son paralelas entre si y pueden ser superpuestas, ya que
ambas curvas responden a las variaciones en la porosidad de la formacién; sin
embargo, ya sea en las rocas del yacimiento o en las rocas ricas en materia
organica ajenas a éste, existe una separacion entre las curvas. Usando la curvas
de rayos gamma, los intervalos del yacimiento con hidrocarburos pueden ser
identificados y eliminados del analisis. La separacion de los intervalos ricos en
materia organica resulta de dos efectos: la curva de porosidad responde a la
presencia de baja densidad y baja velocidad en el kerégeno y la curva de
resistividad responde a los fluidos de la formacién. En rocas con materia organica
inmadura, donde los hidrocarburos no han sido generados, la separacion de la
curva observada es debida solamente a la respuesta de la curva de porosidad. En
rocas generadoras maduras, sumada a la respuesta de la curva de porosidad, la
resistividad aumenta debido a la presencia de los hidrocarburos generados. La
magnitud de la separacidn de la curva en rocas ajenas al yacimiento es calibrada
al COT y a la madurez térmica y permite perfiles de profundidad de la riqgueza
organica en ausencia de datos de muestras. Este método permite evaluar con
exactitud la riqueza organica en una gran variedad de litologias y madurez usando
registros de pozo convencionales.

Prediccion de la riqueza organica

La técnica presentada en este articulo fue desarrollada y probada dentro de
Exxon/Esso a principios de 1979. Desde entonces, ha sido aplicada exitosamente
en muchos pozos alrededor del mundo. Aungque otros métodos y nuevas
herramientas (tal como los registros de espectroscopia de rayos gamma
inducidos) pueden ofrecer ventajas especificas en mediciones directas del COT, la
técnica que se describe a continuacion ha sido desarrollada para trabajar
adecuadamente tanto en rocas generadoras de carbonatos asi como clasticas, y
puede ser exacta en la prediccion de COT en un amplio rango de madurez.
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Uso de la curva sonicay de resistividad

En aplicaciones, la curva de tiempo de transito y la curva de resistividad, son
escaladas tal que su escala relativa es 100 us/ft (328 us/m) por dos ciclos de
resistividad logaritmicos (por ejemplo, a razén de 50 us/ft 6 164 ys/m corresponde
a un ciclo de resistividad). Las curvas son superpuestas y la linea base se fija en
las rocas no generadoras de grano fino. La condicion de linea base existe cuando
las dos curvas coinciden directamente sobre un rango de profundidad significativo.
Con el establecimiento de la linea base, los intervalos ricos en materia orgénica
pueden ser reconocidos por la separacion y no paralelismo de las dos curvas. La
separacion entre ellas, son designadas como AlogR, puede ser medido para cada
incremento de profundidad. La Fig. 3.29 proporciona un resumen de escalamiento
tipico y terminologia y ademas valores de S2 y COT.
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Fig. 3.29 Muestra la superposicién de las curvas del registro sénico/resistividad para generar la
separacion AlogR y el ajuste a linea base. (Modificada de Passey, Q. R. et al., 1990).
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La separacion AlogR se relaciona linealmente al COT y es una funcion de la
madurez. Usando el diagrama AlogR-COT-LOM (Fig. 3.30), la separacion AlogR
puede ser transformada directamente a COT si la madurez (en unidades de LOM -
nivel de metamorfismo organico-) puede ser determinada o estimada. En la
practica, el LOM es obtenido de una variedad de analisis de muestras como la
reflectancia de la vitrinita, indice de alteracion térmica o Tmax (Ver Apéndice A al
final del trabajo), o de estimaciones de la historia térmica y sepultamiento. Si la
madurez (LOM) es estimada incorrectamente, los valores absolutos de COT seran
algo erroneos, pero la variabilidad vertical en el COT sera correctamente
representada. Si el tipo de materia organica (OMT) es conocida, entonces los
valores S2 de la pirolisis, definidos por Rock Eval, pueden ser predichos usando
las transformaciones de COT a S2, como se ilustra en la Fig. 3.31.
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Fig. 3.30 Diagrama que relaciona al AlogR con el COT mediante el nivel de metamorfismo organico
(LOM). La linea remarcada en color negro (a la izquierda de la linea LOM 6), debe ser usada para
un nivel de madurez menor que 6 LOM. (Modificada de Passey, Q. R. et al., 1990).

Por ejemplo, en la Fig. 3.29, la maxima separacion AlogR es aproximadamente
0.7 de un ciclo de resistividad logaritmica (AlogR = 0.7), el LOM es de 6-7, y el tipo
de materia organica (de nucleos) es primariamente kerogeno tipo Il. Usando los
valores de AlogR y LOM en el diagrama (Fig. 3.30), se calcul6 el perfil de valores
de COT (Fig. 3.29, pista 4). Entonces usando los valores de COT calculados y la
determinacion del LOM de 6-7 en la Fig. 3.31 (Para kerdgeno tipo Il), se calculo un
perfil de valores S2 (Fig. 3.31, pista 3). Ambos valores calculados (COT y S2)
estan en buena concordancia con las mediciones de datos de nucleos.
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Fig. 3.31 Diagramas de COT vs S2 mediante indice de madurez (LOM). El diagrama para
kerdgeno tipo Il (I1zg.) puede ser usado para kerdgeno tipo .
(Modificada de Passey, Q. R. et al., 1990).

La expresion algebraica para el célculo del AlogR de la superposicion de las
curvas de los registros Sonico/Resistividad es:

AlogR = logs, +0.02 * (At — Atyinoapase) (Ec. 3.13)

R
Rlineabase)
donde, AlogR es la separacion de la curva medida en ciclos de resistividad
logaritmica, R es la resistividad medida en ohm-m, At es el tiempo de transito
medido en ps/ft, Rineanase €S la resistividad correspondiente al valor de Atjineabase
cuando las curvas son la linea base en las rocas no generadoras ricas en arcillas,
y 0.02 esta basado en la razén de -50us/ft por un ciclo de resistividad mencionado
anteriormente, es decir, 0.02 = 1Ciclo Resistividad/50 ps/ft .

Generalmente, el valor Atjneanase €S CONnstante para todo el pozo y solamente el
valor Rjneabase Varia en relaciéon a la superposicion de las curvas o “linea base”.
Para el intervalo mostrado en la Fig. 3.29, las curvas son graficadas usando un
valor de Atjineabase = 100 ps/ft y un correspondiente Rjneapase = 1.0 ohm-m.

La ecuacion empirica para el calculo de COT en rocas ricas en arcilla del AlogR
(Fig. 3.30) es:

COT = (A lOgR) * 10(2.297—0.1688*L0M) (EC 314)

donde, COT es el contenido organico total medido en %w (porcentaje en peso) y
LOM es la madurez térmica.
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Un valor de LOM de 7 corresponde al comienzo de la madurez para el kerogeno
propenso a generar aceite, y un valor LOM de 12 corresponde al comienzo de la
sobremadurez para el ker6geno propenso a generar aceite.

Esencialmente todas las lutitas contienen algun carbono organico medible. El
promedio de COT en las lutitas alrededor del mundo esta entre 0.2 y 1.65 %w; las
lutitas generalmente exceden el 0.8 %w de COT. Fijando a linea base las curvas
de tiempo de transito y resistividad de las rocas no generadoras ricas en arcilla
implica que el intervalo de linea base es esencialmente el “cero COT”; de hecho,
este intervalo puede tener el 0.8 %w. Debido a este antecedente de COT, en la
practica el 0.8 %w del COT es sumado al COT calculado por la Ec. 3.14 para
todos los intervalos en los cuales la separacion AlogR es positiva,
independientemente de la magnitud.

Una separacion AlogR ocurre en las rocas generadoras ricas en materia organica
y los intervalos del yacimiento que almacenan hidrocarburos; por lo que, los
registros de rayos gamma o SP (Potencial Espontaneo) pueden ser usados para
descartar intervalos del yacimiento cuando un perfil de COT es calculado.

La ventaja principal de fijar a linea base una curva de porosidad tal como la curva
del registro sonico con el de resistividad, es que ambas curvas son sensibles a los
cambios en la porosidad y una vez que la linea base es establecida en una
litologia dada, las variaciones de porosidad afectan la respuesta de ambas curvas
tal que un cambio en una curva es reflejado en un cambio de magnitud
comparable en la otra curva. Por ejemplo, un incremento en el resultado de
porosidad se refleja en un incremento en At, pero también significa un incremento
en el volumen de la conductividad del agua, resultando un decremento en la
resistividad. Estos cambios son proporcionales, asi que si las curvas de porosidad
y resistividad son correctamente escaladas, el incremento de porosidad resulta en
desviaciones de magnitud similar en ambas curvas; por lo tanto, la dependencia a
la porosidad es eliminada. Esto permite el calculo de COT para pozos en donde no
existen mediciones directas de este parametro.

Calibracion y exactitud del calculo de COT

Para muchos pozos, ha estado disponible la comparacion directa de los valores de
COT derivados de registros con los valores de COT medidos de muestras de
nacleos de pared, ndcleos convencionales o recortes. En muchos casos la
concordancia es muy buena y nos da la confianza para aplicar la técnica en pozos
donde no se cuenta con muestras. También, la capacidad para realizar la técnica
AlogR en las instalaciones del pozo usando una escala adecuada de las curvas
del registro sonico y de resistividad, proporciona un método excelente para la
identificacion de los intervalos ricos en materia organica y asi poder tomar
muestras con herramientas de nucleos de pared.
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La exactitud de los valores de COT derivados de la técnica AlogR para los
intervalos ricos en materia organica en 6 pozos con rangos de madurez térmica de
6 a 11 LOM se resume en la Tabla 3.9. También se incluyen comparaciones con
las curvas individuales de los registros de pozo. Los datos de COT medidos en
ndcleos y de registros para el pozo E se pueden observar en la Tabla 3.10.

Comparacion de la exactitud de la riqueza organica esperada

pozo | N | LOM Coeficiente de Correlacién (R?) Desvia.cién Es‘téndar de
AlogR | GR Rig At Db Oy la Diferencia (% w)
A 24 6-7 0.75 0.71 | 0.01 | 0.75 | 0.64 | 0.53 14
B 20| 7-8 0.77 | 0.69 | 0.17 | 0.69 | --- +1.4
C 10 7 0.91 0.52 | 0.26 | 0.69 | 0.85 | 0.77 1.2
D 14 9 0.84 | 0.09 | 0.79 | 0.54 | --- +14
E 15| 89 0.88 | 045 | 059 | 0.39 | 0.26 | -- +1.1
F 29| 10-11 0.47 0.56 0.4 0.01 - - 0.9

Tabla 3.9 Lista de los coeficientes de correlacién (RZ) debido a la relacién lineal del COT con el
AlogR y los datos de las curvas de registros. N es el nimero de muestras analizadas. La
desviacion estandar de la diferencia se refiere a la desviacion del error absoluto (en %w) entre el
COT medido en nucleos y los valores de COT derivados del AlogR.

Pozo E usado en la calibracion de los valores del método AlogR

Profundidad GR Rig At Pb o coT
(m) (API) | (ohm-m) | (ks/ft) | (g/cm’) " (%w)
3322 121 1.59 109 2.45 - 3.42
3325 114 1.76 106 2.37 2.42
3337 98 1.77 106 2.38 2.98
3355 127 2.25 103 2.43 3.04
3365 159 3.03 110 2.40 5.32
3367 163 3.66 106 2.44 5.40
3380 120 4.80 100 2.47 3.86
3385 133 3.80 100 2.47 4.90
3410 148 3.45 105 2.44 4.50
3418 128 9.37 100 2.46 9.45
3422 105 4.32 92 2.51 3.74
3429 112 4.84 90 2.49 1.99
3445 94 1.86 80 2.65 0.14
3452 94 1.80 83 2.52 0.06
3456 101 1.92 82 2.63 0.38

Tabla 3.10 Se muestran los valores de COT y registros para el pozo E que presenta un valor de
madurez de 8-9 LOM.
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Los coeficientes de correlacién (R?) se proporcionan para mostrar como la
correlacion del AlogR con el COT se compara con la correlacion de valores de las
curvas individuales de los registros de pozo con COT. Para intervalos ricos
organicamente de baja madurez (LOM de 6-9) se notan relativamente buenas
correlaciones entre el COT y el tiempo de transito (At). Los pozos de mayor
madurez (LOM de 9-11) exhiben menores correlaciones con el At, pero la
correlacion incrementa con la curva de resistividad de induccion profunda (Rjq). La
correlacion con la intensidad de rayos gamma total (GR) varia de buena a pobre,
independientemente del grado de madurez térmica. En todos los casos el
coeficiente de correlacion de COT con AlogR es mejor que con cualquiera de las
curvas individuales del registro sonico o resistividad. Como una medida adicional
de exactitud, la Tabla 3.9 también contiene un error absoluto (%w) con base en
una comparacion de los valores de COT derivados del AlogR con los valores
medidos en nucleos. Para estos 6 pozos, la desviacion estandar de la diferencia
entre los valores calculado y medidos de COT es de + 1.4 %w 0 mejor.

La calibracion general del AlogR para COT ha sido confirmada en numerosos
pozos alrededor del mundo y para varias litologias. La Fig. 3.32 ilustra la
dispersion tipica del AlogR vs COT para tres de los intervalos listados en la Tabla
3.9.
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Fig. 3.32 Datos tipicos usados para calibrar la separacién AlogR vs COT para rocas generadoras
de diversa madurez térmica. (Modificada de Passey, Q. R. et al., 1990).
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Interpretacion del AlogR

La logica usada en la identificacion de rocas ricas en materia organica de
varios tipos de separaciones porosidad/resistividad (AlogR) es ilustrada
esquematicamente en la Fig. 3.33.
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Fig. 3.33 Guia esquematica para la interpretacion de una amplia variedad de caracteristicas
observadas en las superposiciones AlogR. (Modificada de Passey, Q. R. et al., 1990).
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Las caracteristicas de los intervalos organicamente ricos estan ilustrados en las
zonas C, F, H e I. La separacion AlogR en la zona inmadura C es debido
totalmente a la respuesta de la curva del registro sénico, mientras, en la zona
madura F, la separacién AlogR tiene ambos componentes de las curvas de
resistividad y soénico. Se observa que en las secciones carbonosas (zonas H e ),
la intensidad de rayos gamma es baja. Donde los carbones o sedimentos
carbonosos estan presentes, es probable que sean delgados y mas intercalados
gue los intervalos ricos en materia organica marina.

Los yacimientos de hidrocarburos exhiben una separacion AlogR principalmente
por un incremento en la resistividad debido al comportamiento no conductivo del
aceite 0 gas. Las respuestas tipicas en yacimientos de hidrocarburos se muestran
en las zonas B, D y G. Los contactos agua/hidrocarburo a menudo son facilmente
evidentes, como se muestra en la zona G.

Los intervalos de baja porosidad tienen altas resistividades debido a la ausencia
de fluidos eléctricamente conductores, como se muestra en la zona K. Estos
intervalos se pueden reconocer por tiempos de transito relativamente bajos
(generalmente menores que 180 ps/m o 55 ps/ft). Los intervalos no generadores o
gue no son un yacimiento generalmente tienen curvas de porosidad y resistividad
superpuestas (por ejemplo la linea base), como se muestra en las zonas A, Ey J.

Respuestas anormales del AlogR

La separacion AlogR anormal no se asocia con intervalos generadores, esta
respuesta andmala generalmente puede ser atribuida a (1) yacimientos de
hidrocarburos, (2) condiciones pobres de pozo, (3) sedimentos no compactos, (4)
intervalos de baja porosidad (compactos), (5) volcanicos y (6) evaporitas.

Intervalos de yacimientos

En yacimientos con hidrocarburos, una separacibn AlogR se observa
generalmente. La Fig.3.34 ilustra esta condicion en un yacimiento de gas (4400-
4480 m) inmediatamente debajo un intervalo generador maduro (4340-4380 m). La
curva de rayos gamma puede ser usada para diferenciar la zona del yacimiento
del intervalo generador. En la practica, cuando la linea base se ajusta en lutitas, la
curva de porosidad del registro sonico en los yacimientos generalmente se mueve
a la derecha (tiempo de transito cortos) como se muestra en la Fig.3.33, zona B, o
puede no exhibir cambio, como se muestra en la Fig.3.33, zona D. Si la porosidad
es alta en la zona del yacimiento, la curva del tiempo de transito se mueve a la
izquierda (zona G); este caso no es comun, pero puede ser confundido con
intervalos ricos organicamente si la curva de rayos gamma no esta en el
diagnéstico.
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Fig. 3.34 Superposicion soénico/resistividad y calculo del perfil de COT en un intervalo que contiene
roca generadora y un yacimiento de gas. Un registro de rayos gamma se us6 para excluir el
intervalo del yacimiento del procedimiento de calculo del COT. (Modificada de Passey, Q. R. et al.,
1990).

Aungue los yacimientos generalmente pueden ser distinguidos de las rocas ricas
en materia organica por la intensidad de los rayos gamma, esta ultima puede ser
alta en algunas instancias, como se observa en yacimientos de areniscas ricos en
micas o feldespatos. Un ejemplo de un yacimiento de areniscas radiactivas se
muestra en la Fig. 3.35. Aunque el intervalo del yacimiento muestra valores mas
altos de rayos gamma que los esperados, la ausencia de tiempos de transito altos
(por ejemplo, COT) en la separacion AlogR refleja la ausencia de materia organica
soélida. En tales casos, las técnicas de analisis de registros de rutina, como lo es la
gréfica cruzada de densidad/neutrén o superposicion, puede ser util para distinguir
intervalos ricos en arcilla de intervalos limpios. Tres pequefios posibles intervalos
ricos en materia organica son identificados entre 980 y 1100 m.
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Fig. 3.35 Superposicién sénico/porosidad en una seccidn que contiene intervalos generadores y
yacimientos. Debido a la presencia de minerales radiactivos en el intervalo del yacimiento, la curva
de rayos gamma no es (til en la identificacion de yacimientos. Para este ejemplo la Rjineapase = 2
ohm-m. (Modificada de Passey, Q. R. et al., 1990).
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Condiciones pobres de pozo

Estas condiciones se indican a menudo con grandes derrumbes y muchas
herramientas de registro no leeran con exactitud si los derrumbes son muy
severos. La examinacion del registro de calibracion de agujero (caliper) es
esencial si excesivamente numerosas zonas de separacion AlogR son
observadas, o si ningun intervalo de buen seguimiento es observado sobre el cual
establecer una linea base. Saltos de ciclo a veces se observan en la curva de
tiempo de transito en condiciones pobres de pozo, y estos saltos de ciclo no deben
ser interpretados como delgadas capas de carbon; generalmente, los tiempos de
transito de los saltos de ciclo exceden el tiempo de transito para el carbon.
Cuando el tiempo de transito excede alrededor de 150 ps/ft (500 ps/m), la
separacion AlogR no debe ser usada para predecir rigueza organica.

Sedimentos no compactados

En sedimentos no compactados, la correspondencia entre las curvas de
resistividad y sonico es pobre, con tiempos de transito mucho mas grandes que
los esperados para la curva de resistividad. En rocas relativamente jovenes,
someras 0 ho compactadas, el tiempo de transito de las lutitas a menudo excede
150 ps/ft (500 ps/m), y alguna separacion AlogR observada en esos intervalos
puede ser engafiosa. Por lo tanto, uno debe tener precaucion en la interpretacion
de la separacion AlogR en sedimentos relativamente jévenes, someros y no
compactados.

Intervalos de baja porosidad (compactados)

Cuando la porosidad de la formacion es menor que 3-4%, la resistividad
incrementa enormemente a causa de la falta de un fluido eléctricamente
conductor. En estos intervalos de baja porosidad, la separacion AlogR
frecuentemente es muy grande. Sin embargo estos intervalos son facilmente
identificados por sus tiempos de transito relativamente cortos (generalmente 50-55
ps/ft, 164-180 ps/m). La separacion AlogR tipica en varios intervalos de baja
porosidad se ilustra en la Fig. 3.36. Para estas zonas, la separacion AlogR es
debido casi en su totalidad a la respuesta de la curva de resistividad. Obsérvese el
contraste de la respuesta AlogR dentro del intervalo generador organicamente rico
entre X520 y X555 m, donde la curva de tiempo de transito se mueve a valores
altos.
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Fig. 3.36 Intervalos de baja porosidad que presentan separaciones AlogR anormales. Note que la
curva de tiempo de transito lee aproximadamente 50 us/ft (164 us/m), indicando baja porosidad.
Para este ejemplo Rjineanase= 12 ohm-m. (Modificada de Passey, Q. R. et al., 1990).

Rocas igneas.

Las rocas igneas, intrusivas y extrusivas generalmente exhiben separacion AlogR
anormal. La intensidad de rayos gamma de esos intervalos puede ser alta o baja,
dependiendo de la mineralogia, pero todas generalmente exhiben valores de
tiempo de transito relativamente bajos, tipicamente cerca de 50 us/ft (164 pus/m)y
una alta resistividad. Estas zonas igneas parecen similares a los intervalos de baja
porosidad previamente discutidos y, como antes, la clave para la correcta
interpretacion es notar la falta de respuesta de COT en el componente de
porosidad de la respuesta AlogR.

Evaporitas

En intervalos masivos de sal, la resistividad generalmente es muy alta,
llevdndonos a una separacion AlogR ampliamente anormal. Sin embargo, puede
ser facilmente distinguida por un tiempo de transito constante cercano a los 67.5
ps/ft (221 ps/m), asociados a bajas intensidades de rayos gamma. Un ejemplo de
una tipica separacion AlogR anormal en capas masivas de sal esta dado en la
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Fig. 3.37. En adicion, dos posibles intervalos generadores son identificados por su
separacion AlogR, asi como una zona de agua que exhibe separacion negativa.
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Fig. 3.37 Acumulaciones de sal que exhiben respuestas andmalas de la separacion AlogR con
posibles intervalos ricos en materia organica entre las capas de sal. Para este ejemplo, Rjineabase= 2
ohm-m. (Modificada de Passey, Q. R. et al., 1990).

Zonas sobrepresionadas.

En zonas sobrepresionadas, la porosidad observada excede a la porosidad
esperada. Ajustando a linea base las curvas del tiempo de transito y de
resistividad apenas compensada por este incremento de porosidad; asi, la
separacion AlogR anormal no significativa ocurre dentro de la zona
sobrepresionada a menos que la zona sea rica organicamente o un yacimiento de
hidrocarburos.
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Intervalos porosos llenos de agua

Intervalos que contienen en su mayoria arenas a menudo exhiben separaciones
negativas (donde la curva de resistividad estd a la izquierda de la curva de
porosidad en la grafica AlogR) en las areniscas llenas de agua cuando las curvas
son ajustadas a una linea base en litologias de lutitas (Fig. 3.33, parte baja de la

zona G).
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Fig. 3.38 Superposicion sonico/resistividad que muestra una separacién negativa (por ejemplo, la
curva de resistividad a la izquierda de la curva del registro sGnico) en arenas que contienen agua
salada (cuando la linea base esta en lutitas). Para este ejemplo, Rjineanase= 4 0hm-m. (Modificada de
Passey, Q. R. et al., 1990).
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Una separacion fuertemente negativa en las arenas probablemente refleja mayor
salinidad de los fluidos de la formacion en las areniscas en comparacion con la de
las lutitas. Esto es particularmente evidente en facies planicies costeras. Un
ejemplo de separacidn negativa en areniscas llenas agua salada es ilustrado en la
Fig. 3.38. En este ejemplo la separacion negativa en las areniscas debe ignorarse
y las lutitas pueden ser evaluadas normalmente como para potenciales intervalos
ricos en materia organica. Un intervalo generador organicamente rico esta ubicado
entre X400 y X410 m.

Finalmente, hay que subrayar que una simple linea base generalmente no puede
ser definida para un pozo entero debido a su litologia variable y/o a los cambios en
la salinidad del agua de la formacion. Generalmente un cambio en la linea base
ocurre en las interfacies carbonato-clastica y donde la salinidad del agua de la
formacién cambia drasticamente. También, cambios graduales en la linea base
son necesarios tomarlos en cuenta por la compactacion debido a la profundidad.

En estos casos, cada unidad debe ser ajustada a linea base por separado, y los
resultados integrados en un perfil final de pozo de valores calculados de COT.
Para proporcionar una superposicién continua que sea Util en la identificacion de
discordancias y de rocas generadoras, es preferible cambiar la curva de
resistividad y no la curva de tiempo de transito, asi manteniendo una curva de
compactacion sin cambios es Util en la interpretacion de discordancias asi como
de litologia y sobrepresion.

3.4.2.2 Prediccion de Pirita 'y Azufre — COT.

La cuantificacion exacta del contenido organico total (COT) es un paso importante
en la evaluacion de datos de registros en yacimientos ricos en materia organica.
Muchos yacimientos de lutita contienen el 10% en peso de pirita y COT, el cual se
traslada a 7% de pirita y 20% de kerdgeno en volumen. Altos porcentajes
volumétricos de pirita y kerdégeno afectan significativamente la densidad de grano
de la roca. En yacimientos de lutitas de baja porosidad, cada 0.02 g/cm? de error
en la densidad de grano produce aproximadamente 1 up de error en la porosidad.

La pirita esta comUnmente presente en intervalos de lutitas ricas en materia
organica de formaciones de lutitas gasiferas debido a las condiciones de
reduccion que mejoran la preservacion de la materia organica, y ésto puede jugar
un papel en respuesta a la disminucidn de la resistividad si el volumen es
insuficiente.
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Consecuentemente, en yacimientos de lutitas, cualquier método de prediccion de
COT usando registros de resistividad, tal como el AlogR, también debe considerar
la presencia de pirita. Similarmente, la prediccion de COT basada en registros de
densidad total puede ser también sensible a concentraciones elevadas de pirita.

La conexidon entre la presencia de pirita y el ambiente de depédsito para muchos
yacimientos de lutitas ricos en materia organica, sugieren que la pirita y el azufre
pueden ser indicadores de COT utiles en algunas situaciones. Este apartado
examina la posible aplicacion de pirita y azufre para la prediccion de COT en
yacimientos de lutitas, tales como los de Haynesville, pero los resultados deberian
ser aplicables para muchos otros yacimientos de lutita. Un resultado interesante es
que, aunque puede ser posible calibrar el COT basado en un indicador como la
pirita para los pozos individuales, la calibracion no es universalmente aplicable.

Una evaluacion exacta de COT es una parte importante del analisis de registros,
dada la complejidad de los yacimientos de lutita rica en materia organica, ya que
estd estrechamente vinculada al contenido de kerégeno, el cual influye
fuertemente en los registros neutrén, densidad y sénico. No tomar en cuenta al
kerégeno resultara en una prediccion de porosidad mas alta en una cantidad igual
a la del volumen de kerogeno. Un flujo de trabajo efectivo para el analisis de
registros en yacimientos de lutitas implica derivar una estimacion continua de COT
de la informacién de los registros usando varios indicadores de COT. Los estudios
dicen que una buena cuantificacion de COT basada en registros puede ser
obtenida tomando el promedio de la mediana de varios indicadores de COT. Cada
uno de los indicadores de COT mencionados anteriormente implica suposiciones
gue no pueden ser aplicadas en casos particulares. Este apartado se centra en el
uso de pirita y azufre para medir COT en yacimientos ricos en materia organica,
mediante el andlisis de informacion de nucleos de 9 pozos que abarcan 8
condados. Otros indicadores de COT son generalmente superiores, pero
indicadores adicionales hacen la prediccion mas compleja. Por lo tanto, es
ventajoso tener un gran numero de indicadores potenciales de COT para elegir.

Mediciones en Nucleos
Difraccion de Rayos X.

Los datos de mineralogia usados en este estudio vienen de las mediciones de la
Difraccion de Rayos X (XRD) realizadas en los nucleos. La XRD es una técnica
analitica basada en principios fisicos. Este es uno de los métodos mas
comunmente usado en el analisis de la cuantificacion de minerales. La exactitud
de los resultados de la XRD es comparable al analisis de mineralogia total.
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La XRD no es una metodologia infalible; la preparacion adecuada y manejo de los
materiales de la muestra son importantes para obtener buenos resultados. Por
ejemplo, se asume que todos los minerales son orientados aleatoriamente, una
sobreestimacion de fases de minerales puede ocurrir si las muestras no son
preparadas adecuadamente. Ademas, la seleccion del material de la muestra es
importante para no influir en las variaciones mineraldgicas en formaciones
heterogéneas. Un ejemplo podria ser la selecciéon del material para el analisis
donde sea obvia la visualizacion que existan nédulos grandes de pirita, mientras
que la mayor parte de la pirita esta dispersa en framboides (agrupaciones
esféricas o subesféricas de numerosos microcristales). Una ventaja de la XRD es
que los minerales arcillosos son aislados y analizados separadamente de
fracciones de arena/limo de la muestra. La mica es un reto para la XRD; la mejor
forma para cuantificar micas es por la petrografia de secciones delgadas. El
andlisis de la XRD proporciona una cuantificacion exacta de la estequiometria
(proporcion de los distintos elementos en un compuesto quimico y la composicién
de mezclas quimicas) de minerales carbonatados, como lo es la calcita, aragonita
y siderita.

Espectroscopia de Plasma de Acoplamiento Inductivo.

La espectroscopia de Plasma de Acoplamiento Inductivo (ICP) del Grupo Analitico
Evans usé una fuente de plasma creada cuando la energia es sustituida por una
corriente eléctrica que es producida por induccién electromagnética. La ICP se ha
convertido en un estandar de la industria para la medicion de 47 elementos.

Energia Dispersiva y Fluorescencia de Rayos X.

La interaccién de un haz de electrones con una muestra objetivo produce una
variedad de emisiones, incluyendo rayos X. Un detector de energia dispersiva
(ED) separa los caracteristicos rayos X de los diferentes elementos dentro de un
espectro de energia que puede ser usado para encontrar la composicién quimica
de los materiales de tamafio de hasta unas pocas micras. La fluorescencia de
rayos X (XRF) es un proceso no destructivo relativamente para obtener analisis
guimicos de rocas, minerales, sedimentos y fluidos. Esto es tipicamente usado
para el analisis total de fracciones grandes de material geoldgico, siendo éste uno
de los métodos mas usados para el analisis de los principales elementos y trazas
en rocas, minerales y sedimentos.

Las mediciones de ED-XRF fueron usadas para obtener el contenido de azufre en
nacleos.
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Andlisis de Contenido Organico Total.

Hay varios métodos y servicios disponibles para medir el COT y madurez de las
muestras de nucleos, tales como: Contenido Inorganico Total (TIC), Carbono Total
(TC) de LECO®, Reflectancia de la Vitrinita (VRE), Tipo de Kerdgeno e indice de
Alteracion Térmica. Todos los datos usados de COT de nucleos fueron obtenidos
mediante el uso del analizador LECO®.

Mecanismos de Pirita.

Las lutitas negras son definidas como rocas sedimentarias de grano fino que
contienen de 3 a 15% de carbono orgénico preservado como kerdgeno con
particulas del tamafio de la arcilla bajo condiciones andxicas y de reduccion con
abundantes sulfuros presentes. En cuencas donde las aguas son tranquilas
(ambientes de baja energia), los niveles de oxigeno permanecen estancados
cerca de la superficie donde grandes cantidades de materia organica, usualmente
fitoplancton, se recaudan. Como la materia organica se acumula e inicia a
asentarse, mucha de ésta es oxidada y produce dioxido de carbono.
Eventualmente, la cantidad de materia organica agota la cantidad de oxigeno,
resultando en un ambiente andxico (condiciones de reduccion). Estas condiciones
de reduccion surgen de la falta de oxigeno debido a la accion bacteriana, lo cual
causa lutitas organicas que preservan grandes cantidades de metales (pirita) y
elementos del grupo de las tierras raras. Los sulfatos en las reacciones son
extraidos del agua de mar, mientras el metano es producido por bacterias. La
pirita se presenta como cristales distribuidos desigualmente a lo largo de la matriz
de la roca. Aunque la pirita se encuentra como detritos y sedimentos, la mayoria
de ésta (en las rocas sedimentarias) es de origen diagenético y no resultan del
proceso de transportacién/depositacion.

Relacién de Azufre-Hierro-COT.

La Fig. 3.39 muestra las graficas cruzadas en porcentaje en peso de azufre y
hierro de los nucleos contra COT medido por LECO® para el Pozo 1. La gréafica a
mano izquierda muestra que las lineas de la regresion sin restricciones para los
dos elementos tienen diferentes pendientes e intersecciones distintas de cero. Los
puntos de azufre tienden a ser mas colineales con la linea de la regresion
(R?=0.55), mientras los puntos de hierro son mas dispersos sobre la mejor linea de
ajuste (R%=0.56). Si todo el hierro y el azufre se encuentran en forma de pirita, y la
pirita se correlaciona perfectamente con el COT, los datos deben seguir las lineas
de tendencia pasando a traves del origen, como se muestra en la grafica a mano
derecha y la razon de la pendiente del hierro a la pendiente del azufre debe ser
0.87. En este caso, las dos lineas de tendencia a través de los puntos de hierro
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tienen una pendiente mas pronunciada que las regresiones a través de los datos
de azufre. Esto deja claro que hay un exceso de hierro mas de lo que podria
combinarse con el azufre disponible para formar pirita. Estos resultados no son
sorprendentes porque el hierro existe en otros minerales aparte de pirita; por
ejemplo, mucho del hierro lo podemos encontrar en la illita. Tampoco implica que
calibraciones satisfactorias puedan ser obtenidas para predecir COT del azufre y/o
pirita en el pozo. La grafica cruzada en la Fig. 3.40 muestra que hay un exceso de
azufre (en este caso, no todo el azufre esta asociado con la pirita).
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Fig. 3.39 Graficas cruzadas de azufre y hierro vs COT para el pozo 1. (Modificada de Society of
Petroleum Engineers, 2012).
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Fig. 3.40 Gréfica cruzada de azufre vs hiero de resultados de nucleos. (Modificada de Society of
Petroleum Engineers, 2012).
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El analisis de los resultados de los nacleos muestra en la Fig. 3.41, que hay
mucho més hierro presente que el necesario para combinarse con el azufre para
formar pirita en el Pozo 1, lo cual significa que la mayoria del hierro esta presente
en forma de otro mineral, y esto explica por qué el agrupamiento de los puntos de
hierro en la Fig. 3.39 no estan correlacionados con el COT.
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Fig.3.41 Grafica cruzada de pirita vs azufre de resultados de ntcleos. (Modificada de Society of
Petroleum Engineers, 2012).

Relacién de la Pirita con el COT

Un total de 588 muestras de nucleos de la formacion Haynesville estuvieron
disponibles de 9 pozos seleccionados para este estudio. Los datos del Pozo 1
incluyen un set completo de mediciones de laboratorio. Para los 8 pozos restantes,
solamente mediciones de XRD y COT fueron realizadas.

La Fig. 3.42 muestra una grafica cruzada compuesta de la XRD de pirita contra el
COT medido por la compafiia LECO® para los 9 pozos. Todos los datos fueron
disponibles de mediciones de nucleos. La linea de la regresion destaca una
tendencia lineal entre los datos, pero con un decepcionante coeficiente de
correlacion. Cuando los datos de cada pozo son examinados individualmente, una
imagen mas alentadora se deja ver, como se muestra en la Fig. 3.43.
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Fig. 3.42 Grafica cruzada de pirita vs COT. (Modificada de Society of Petroleum Engineers, 2012).

Todos los datos disponibles para cada pozo se muestran en la Fig. 3.43. Las
lineas de regresion pasan a través del origen, permitiendo hacer la suposicion que
toda la pirita esta asociada con el COT. Viéndolo de este modo, es facil ver la
correlacion lineal entre la pirita y el COT que puede ser usada para calibrar un
indicador de COT usando la evaluacién de pirita derivada de registros sobre una
base de pozo por pozo.

Para algunos pozos, valores atipicos (rodeados con cuadros amarillos) de la
tendencia a través de la mayoria de los datos son facilmente reconocibles. Se cree
que estos puntos estan desviados o ubicados hacia la parte superior izquierda
debido a la forma de la muestra seleccionada, o quizas debido a una falta de COT.

Una observacion interesante es que las pendientes de Pirita-COT (y=pirita,
x=COT) son mayores para los pozos en la frontera exterior de la formacion
Haynesville, mientras que los pozos cerca del centro de la formacion tienen
pendientes menores, en términos de extension areal. Estos cambios pueden
indicar la variacién de las condiciones anodxicas que podrian afectar la cantidad de
pirita formada. De ser cierto, ésto implica calibraciones para azufre y pirita como
indicadores de COT.
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Fig. 3.43. Graficas cruzadas de Pirita vs COT por pozo. (Modificada de Society of Petroleum

Engineers, 2012).

La influencia de la pirita en los registros

La pirita tiene una densidad muy alta (5 gr/cc), y su presencia incrementa la
densidad total, lo que lleva a malas densidades del registro de porosidad debido a
su impacto en la densidad de grano. Esto provoca una reduccion en la porosidad y

densidad calculada, 1.4% de porosidad por cada 1% del volumen de pirita en la
roca. Para las herramientas de neutrones térmicos, la pirita provoca un aumento

casi lineal en la porosidad de neutron para el primer 10% de pirita a una razon

entre 0.3 y 0.4% de porosidad por 1% de pirita. La lentitud compresional de la

pirita es ligeramente menor que la de la calcita y dolomita, lo que significa que su
presencia tendera a acortar los tiempos de transito acustico observados. Clavier
(1976) concluyé que las lecturas de resistividad estaran en grave error en

formaciones que contienen mas del 7% en volumen de pirita; la adicion de la pirita
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en la formacion disminuye la resistividad observada debido a que es altamente
conductiva.

Resultados de COT, de azufre y pirita derivados de registros.

En la Fig. 3.44 se pueden observar los indicadores de COT derivados de registros
comparados con las mediciones de COT en nucleos de LECO® del Pozo 1 en
este estudio. La curva negra en la pista 1 es un promedio de los indicadores
densidad-resistividad, neutron-resistividad y sonico-resistividad en el AlogR; los
circulos rojos muestran los valores de COT medidos en nucleos. La pista 2
muestra una superposicion de COT calculado de las mediciones geoquimicas de
azufre con la herramienta GEM usando la pendiente y desplazamiento de la
correlacion de azufre contra COT en la Fig. 3.39. Presentado en la pista 3 est4 el
COT derivado de la pirita, el cual fue obtenido al pasar primero por el analisis de
un solucionador probabilistico multi-mineral de registros en la Evaluacién de
Minerales y Fluidos de Halliburton (FAME). La curva resultante de pirita en % en
peso de la FAME en la roca seca fue usada para calcular la curva de COT en la
pista 3 usando la regresion de pardmetros de pirita y COT medidos en nucleos,
pendientes e intersecciones de la Fig. 3.43, en el Pozo 1. Lo que se representa en
la pista 4 es una superposicion del promedio de los indicadores del AlogR (misma
curva de la pista 1) y de la estimacion de COT obtenida de la aplicacién del
promedio de los indicadores de COT como AlogR, azufre y pirita. Los resultados,
en la mayor parte, no son radicalmente diferentes del promedio del AlogR; unos
pocos de los puntos de nucleos cerca del centro del intervalo estan mejor
representados por el promedio de los 5 indicadores.

Promedio AlogR COT - Azufre COT - Pirita Promedio AlogR
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Fig. 3.44 Registros de indicadores de COT. (Modificada de Society of Petroleum Engineers, 2012).
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Interpretacion de un ejemplo: Pozo Haynesville.

Como se menciond anteriormente, la pirita y el COT aparecen simultdneamente,
pirita no contabilizada que disminuye la porosidad y COT no contabilizado que
aumenta la porosidad. Los efectos simultdneos se muestran en la Fig. 3.45. La
flecha roja demuestra que para valores de COT menores que 4 0 5% en peso
aproximadamente, una interpretacion asumiendo una densidad de grano
constante de aproximadamente 2.8 gr/cc con ajuste para el COT es adecuada.
Para valores de COT mayores que 5%, la densidad de grano aparenta no tener
correlacion con el COT.
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Fig. 3.45 Grafica de relacion entre COT y densidad de grano seco. (Modificada de Society of
Petroleum Engineers, 2012).

Usando la plantilla de la grafica cruzada de Passey para el Pozo 1, los efectos
simultaneos de pirita y COT son también ilustrados en la Fig. 3.46. La flecha roja
demuestra que para valores de COT menores que 4-5% en peso
aproximadamente, una interpretacion asumiendo una densidad de grano
constante de aproximadamente 2.71 gr/cc con ajuste para el COT es adecuada.
Los valores de COT para el Pozo 1 nunca dan mayores que 5%; la densidad de
grano aparenta tener correlaciéon con el COT. Para los 9 pozos, el 98.5% de los
588 nucleos muestran COT menor de 5% en peso, con el maximo valor de COT
de 8.21% en peso.
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Fig. 3.46 Grafico de Densidad de grano seco vs COT para el pozo Haynesville 1. (Modificada de
Society of Petroleum Engineers, 2012).

Al tratar de confirmar la Fig. 3.46, tres métodos de interpretacion fueron
investigados. EI método 1 usé una densidad de grano constante ajustada a cada
profundidad para la cantidad de COT. El método 2 usa una densidad de grano
constante ajustada para la cantidad de COT vy pirita. La conclusion en este caso
para los métodos 1 y 2 es que la variacién en el COT fue significante, pero la
variacion en la pirita no lo fue; ademas los resultados de los dos primeros métodos
fueron mas o menos equivalentes. El método 3 permite determinar la densidad de
grano a cada profundidad de mineralogia computada de los registros geoquimicos.
Todos los métodos concuerdan excepto cuando la densidad de grano fue variando
rapidamente.

El método 3 uso a los registros de neutron y densidad, registros geoquimicos,
registros de resistividad de investigacion somera y profunda, estimaciones de COT
usando el enfoque AlogR como datos de entrada en el modelo. La Fig. 3.47
muestra los resultados del método 3 para el Pozo 1. La pista 1 presenta la
correlacion de los registros y la pista 2 representa la mineralogia, de izquierda a
derecha: kerdgeno, clorita, illita, pirita (rojo), feldespato-sodio (anaranjado), calcita,
cuarzo, agua ligada a la arcilla, agua libre y porosidad rellena de gas. En la pista 3
se presenta el volumen de fluidos (gas, agua ligada a la arcilla y agua libre), pero
también incluye el volumen del ker6geno en la matriz. Los circulos amarillos
representa a la porosidad llena de gas en los nlcleos y los circulos verdes
muestran la porosidad del ndcleo. ElI volumen de gas se almacena en la matriz
(rojo) y el kerégeno (rojo oscuro), llenando asi la porosidad. La pista 4 compara el
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COT de nucleos y de registros de pozo. La pista 5 presenta la densidad de grano y
la pista 6 a la pirita. La interpretacion de los registros esta de acuerdo con los
datos de nucleos en cada pozo. Se puede ver que hay una transicion de lutita
Haynesville a caliza Haynesville en el fondo del pozo, donde la mineralogia
cambia rapidamente.
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Fig. 3.47. Interpretacion de resultados para el “Método 3”. (Modificada de Society of Petroleum
Engineers, 2012).

La Fig. 3.48 compara los resultados obtenidos usando los métodos 2 y 3, la
porosidad (pista 3), porosidad llena de gas (pista 4), densidad de grano (pista 5) y
COT (pista 6) con datos de nucleos. La correlacion de registros se encuentra en la
pista 1 y la mineralogia del método 3 esta en la pista 2. De la pista 3 a la 6, los
resultados del método 2 se muestran en azul y los resultados del método 3 se
muestran en rojo. Los resultados de densidad de grano en la pista 4 son de
interés; una gran varianza y sesgo estan asociados con el método 2. En patrticular,
en la regidon encerrada en un rectangulo verde, el error del método 2 en la
densidad de grano resulta en 2 up o mas en la porosidad calculada. Esto
corresponde a la zona donde la mineralogia cambia bastante rapido, con calcita
que sustituye al cuarzo y arcilla a medida que la profundidad aumenta. En el
rectangulo, la asuncion del método 2 de una densidad de grano constante de la
matriz mineral es violada. Por el contrario, los resultados del método 2 coinciden

175



Ill. Métodos Directos e Indirectos para medir la MT y el COT
I ——
razonablemente bien con los resultados del método 3 fuera del rectangulo verde.
Consecuentemente, parece que en gran parte de la formacion Haynesville, la
suposicion de una densidad de grano constante de la matriz mineral, aumentada
por la cantidad de COT y, en menor grado, por pirita, para predecir una densidad
de grano del nucleo, es vélida.
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Fig. 3.48 Comparacion de resultados del Método 2 (Azul) y Método 3 (Rojo) con datos de nucleos.
(Modificada de Society of Petroleum Engineers, 2012).

Interpretacion de datos

Los resultados de los nucleos de los 9 pozos muestran correlacion entre la pirita y
el COT. De estos datos, es claro que la pendiente de la relacion entre la pirita y el
COT cambia de pozo a pozo y generalmente aumenta hacia la periferia de la
formacion y se puede vincular a las condiciones de deposito.

Las funciones de correlacion en la Fig. 3.43 fueron forzadas a pasar por el origen
(0,0), asumiendo que toda la pirita esta asociada al COT. Un mejor coeficiente de
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correlacién, R? puede ser observado por la regresién de ambas pendientes e
intercepcioén distinta de cero, lo cual puede sugerir que también existen pequefas
cantidades de detritos de pirita 0 que hay una tendencia sistematica en los
resultados XRD.

Como era de esperar para un ambiente de depdsito anodxico, se observa una
buena correlacion entre el azufre y el COT en la lutita Haynesville.

Como se demostrd, una calibracion adecuada de los indicadores de COT
derivados de azufre y pirita de registros, pueden ser combinados con otros
indicadores derivados de registros para mejorar la estimacion total de COT en
Haynesville y otras formaciones de lutitas.

Para muchos de los pozos con datos completos de nucleos y registros, gran parte
de la variacion de la densidad de grano resulta de un incremento de COT, de
modo que una interpretaciébn adecuada podria ser hecha usando solo el COT
obtenido del promedio de varios indicadores junto con la suposicién de la densidad
de grano constante de la matriz (excluyendo al COT).

Usando los registros de densidad y neutron, los registros geoquimicos, y el
registro de resistividad de investigacion somera y profunda, asi como el COT
aumenta la fiabilidad de la interpretacion. Solo este enfoque concuerda
adecuadamente con los datos de nucleos, donde la densidad de grano cambio
rapidamente a través de la formacion Haynesville y la seccién de carbonatos.

3.5 Otros Métodos.
3.5.1 Reflectancia de la Vitrinita.

La reflectancia de la vitrinita es una herramienta de diagnéstico clave para evaluar
la maduracién. La vitrinita es un maceral formado mediante la alteracion térmica
de la lignina y la celulosa en las paredes de las células vegetales, se encuentra en
muchos kerégenos (Fig.3.49). Con el incremento de la temperatura, la vitrinita
experimenta reacciones de aromatizacidbn complejas e irreversibles, lo que se
traduce en un incremento de la reflectancia. La reflectancia de la vitrinita fue
utilizada por primera vez para determinar la clase, 0 madurez térmica, de los
carbones. Ahora, esta técnica se utiliza para ayudar a los geoquimicos a evaluar la
madurez de los kerdgenos con las condiciones de temperatura correspondientes a
las etapas que se extienden desde la diagénesis temprana hasta el metamorfismo;
rango que abarca la secuencia de generacion, preservacion y destruccion del
petréleo en las rocas.

La reflectividad (R) se mide mediante un microscopio provisto de una lente
objetivo de inmersion en aceite y un fotdmetro. Los términos reflectancia y
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reflectividad tienden a utilizarse de manera indistinta, siendo mas comun el
primero. Sin embargo, la reflectancia es una relacion entre la luz reflejada de una
superficie y la luz dirigida sobre esa superficie; la relacién entre la radiacién
reflejada y la radiacion incidente. Este valor puede cambiar hasta un punto, segun
el espesor, y por ende la opacidad, de una superficie. Si esa superficie posee un
espesor suficiente como para impedir que la luz sea transmitida a través de la
misma, la reflectancia alcanza un valor maximo. Esta es la reflectividad de una
superficie. Las mediciones de reflectancia de la Vvitrinita se calibran
cuidadosamente en funcion de los estandares de reflectancia del vidrio o de los
minerales, y las mediciones de la reflectancia representan el porcentaje de luz
reflejada en el aceite (Ro). Cuando se determina un valor medio de reflectividad de
la vitrinita, a partir de muestras multiples, se designa generalmente como Rm.

Vitrinita

Fig. 3.49 La vitrinita en una muestra. La cantidad de luz reflejada por los macerales de la vitrinita
constituye una prueba clave para determinar la madurez térmica de una roca. La intensidad de la
luz reflejada se mide en cientos de puntos, a lo largo de un area de muestreo microscopica.
(Tomada del Programa de Recursos Energéticos del Servicio Geolégico de EUA, 2011).

Como indicadores de la madurez térmica, los valores de Ro varian con el tipo de
materia organica. Y dado que el rango de temperatura de la ventana de gas se
extiende mas alla del rango del petréleo, los valores de Ro para el gas mostraran
un incremento correspondiente por sobre los del petréleo. Por lo tanto, los valores
de maduracion altos (Ro > 1.5%) generalmente indican la presencia de gas
predominantemente seco; los valores de maduracion intermedios (1.1% < Ro <
1.5%) indican la presencia de gas con una tendencia creciente hacia la generacion
de petrdleo en el extremo inferior del rango. El gas humedo puede encontrarse en
la parte mas inferior del rango (0.8% < Ro < 1.1%). Los valores mas bajos (0.6% <
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Ro < 0.8%) indican la presencia predominante de petroleo, mientras que Ro <
0.6% indica ker6geno inmaduro.

Los valores de Ro solos a veces pueden ser engafiosos y deberian considerarse
con otras mediciones. Algunas de estas mediciones de la madurez se basan en el
color de los pdélenes antiguos y las esporas de las plantas, o en el color de unos
dientes diminutos fosilizados. Debido a la popularidad de la reflectancia de la
vitrinita, estos indicadores a menudo se correlacionan con los valores de Ro. Dado
que la vitrinita se encuentra presente solamente en los sedimentos mas recientes
que los de edad Carbonifero, que experimentaron el comienzo del desarrollo de
las plantas lefiosas, la madurez de los kerégenos mas antiguos se basa en la
presencia de bitumen para obtener un equivalente de la reflectancia de la vitrinita.

El indice de alteracion debido a la temperatura (TAI) se determina a través del
examen microscépico del color de las esporas. La carbonizacién produce un
cambio de color en los palinomorfos, tales como las esporas y el polen. Los
palinomorfos térmicamente inmaduros son amarillos pero adoptan el color
anaranjado o amarillo pardusco durante la etapa de diagénesis. Con el incremento
del calor, su color se vuelve marron durante la etapa de catagénesis y luego
negro, durante la etapa de metagénesis. El indice TAI posee cinco indices de
alteracion (Tabla 3.9).

indice de
alteracién debido Color de la materia organica Hidrocarburos asociados
a la temperatura
1.- Sin alteracion | Amarillo Hidrocarburos liquidos a gas seco
2.- Leve Anaranjado a amarillo pardusco Hidrocarburos liquidos a gas seco
3.- Moderado Marrén Hidrocarburos liquidos a gas seco
4.- Intenso Negro Gas seco
Negro, con evidencias adicionales L
5.- Severo ' Gas seco a nhingun hidrocarburo
de metamorfismo

Tabla 3.9 indices de alteracion debidos a la temperatura. La madurez de las rocas generadoras
puede determinarse a través de los cambios producidos en el color de las esporas y el polen
contenidos en la roca.

3.5.2 indice de Alteracion del Color de los Conodontes (CAl).

Los conodontes son los restos dentales fosilizados de los cordados en forma de
anguila. El indice de alteracion del color de los conodontes (CAl) se basa en los
cambios de color observados en unos dientes fosilizados, presentes en las
formaciones de edad Cambrico Tardio y Triasico, durante mucho tiempo se
sospechd que los conodontes eran dientes fosilizados. A comienzos de la década
de 1990 esta suposicion fue verificada con la ayuda del microscopio electrénico de
barrido (SEM, Fig. 3.50). Los conodontes contienen vestigios de materia organica.
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Su tamafo pequefio y su composicion consistente en carbonato-apatita los hace

altamente resistentes a la meteorizacion y los regimenes de temperatura
metamorfica; han sido recuperados incluso en marmoles y lutitas de granate-mica.

Fig. 3.50 Microscopio electronico de barrido (SEM). (Tomada de Schlumberger, 2011).

La alteracion de su color sigue una secuencia que puede ser reproducida
mediante experimentos de aplicacion de calor en un laboratorio. La alteracion del
color de los conodontes depende del tiempo y de la temperatura y es progresiva,
acumulativa e irreversible, lo que la convierte en una buena herramienta de
correlacion para las temperaturas maximas. Los conodontes no meteorizados son
de color amarillo pélido; con el calor, cambian progresivamente a marrén claro,
luego marrén oscuro, negro, blanco opaco y cristalino. Se cree que el cambio de
amarillo palido a negro es causado por la fijacion del carbono en la materia
organica contenida en la estructura fosil. El color cambia con la pérdida de
carbono y la liberacion de agua desde la estructura cristalina.

Los datos experimentales indican que la alteracién del color comienza a 50°C
(122°F) aproximadamente y continla hasta los 550°C (1022°F) aproximadamente.
El CAl puede determinarse mediante la comparacién de las muestras con un
conjunto de estandares de colores de los conodontes, producido en un laboratorio
para estimar el rango de temperatura.La alteracion del color de los conodontes ha
sido correlacionada con otros indices opticos y con el porcentaje de carbono fijo
(Tabla 3.10).
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indice de alteracién del | Temperatura de los Reflectancia de la Carbono fijo
color de los conodontes conodontes (°C) Vitrinita (%) (% en peso)
1 <50 - 80 <0.80 <60
1.5 50 -90 0.70 - 0.85 60-75
2 60 -140 0.85 - 1.30 65-73
3 110 - 200 1.40 - 1.95 74 -84
4 190 - 300 1.95 - 3.60 84 - 95
5 300 -400 3.60 >95

Tabla 3.10 Alteraciones del color de los conodontes. Los conodontes cambian de color con el
calor; su color puede vincularse a la reflectancia de la vitrinita.

3.5.3 Cromatografia en Fase Gaseosa.

Otro método de clasificacion mide la composicion y la concentracion de los
hidrocarburos livianos liberados de los recortes de perforacién. Los recortes de
formaciones finas, tipicos de las producidas por las rocas generadoras, pueden
retener hidrocarburos incluso después de llegar a la superficie, lo que los convierte
en muestras efectivas para este tipo de analisis. Esta técnica, denominada
cromatografia en fase gaseosa, puede implementarse en la localizacion del pozo o
en un laboratorio bajo condiciones estrictamente controladas (Fig. 3.51).

Laboratorio

Unidad de adquisicién Colector multiple de muestreo

Zaranda vibratoria ta Tegeosva o Cémara

{temblorinz) o+ | para Cromatdgrafo
[:; i — | muestras

Unidad de gas FID Cromatograma
4 p *
4 4 *
i RS ‘
=z
| | [ 5] R
| A) a k ! 1
| e 7 | A
| B | [
| | | |
[ | i ¥
B /| ]
I I
[ A\l |
L ) 3 E
[y / Y/
| — 4 ¢ .
i [ I i 2 pSIwY = 180N 2
‘é (T[] g ] }4 i g' i
(&) == a -
i
|
|

Fig. 3.51 Analisis de recortes de formacion. (Tomada de Schlumberger, 2011).
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La Fig. 3.51 muestra como en el pozo los recortes son recolectados del lodo de
perforacién después de la circulacion hacia la superficie (flechas rojas) y el paso
por sobre la zaranda vibratoria o temblorina. En la unidad de adquisicion de
registros de lodo, los recortes son evaluados con un microscopio y el gas del lodo
es analizado con un FID y un cromatégrafo gaseoso. El gas de los recortes
también puede ser analizado en un laboratorio. Para el transporte hasta el
laboratorio, los recortes se encierran herméticamente en frascos para muestras
gue contienen agua. El gas expulsado de los recortes se acumula sobre la
superficie del liquido. Este gas se conoce normalmente como gas separado en la
cabeza de la columna. En el laboratorio, el gas se extrae del contenedor y luego
se inyecta en el orificio de muestreo del cromatégrafo gaseoso. A medida que
pasa a través de la columna capilar del cromatdgrafo, el gas se separa en
compuestos independientes, cada uno de los cuales requiere un poco mas de
tiempo que su predecesor para desplazarse a través del sistema. Cada compuesto
sale de la columna por separado, para ser analizado con un FID u otro detector.
Los resultados son registrados en una grafica denominada cromatograma.

La cromatografia en fase gaseosa evalla el gas liberado durante el proceso de
perforacion y registra los picos individuales correspondientes al metano (C1), el
etano (C2), el propano (C3), el isobutano (iC4) y el butano normal (nC4);
habitualmente se registra un solo pico para los pentanos (iC5 y nC5) y los
hidrocarburos méas pesados (C5+). La determinacion de la composicién y la
concentracion de estos gases ayuda a los geocientificos a evaluar los tipos de
hidrocarburos que pueden ser producidos en un yacimiento prospectivo.

La cromatografia en fase gaseosa (GC), si se complementa con la técnica de
espectrometria de masas (MS), puede proveer un analisis detallado de las trazas
de compuestos organicos presentes (Fig. 3.52). Los geoquimicos utilizan
generalmente esta técnica, a la que se alude con la sigla GCMS, para identificar
las masas y las concentraciones relativas de compuestos organicos conocidos
como marcadores bioldgicos. Los biomarcadores constituyen fosiles moleculares y
son sintetizados solamente a través de procesos biogénicos. Sus estructuras
organicas pueden ser clasificadas en grupos basicos, los que a su vez contienen
miembros con variaciones de la misma estructura basica. Estos grupos pueden
relacionarse con ciertos tipos de organismos y ayudar a los geoquimicos a
determinar el ambiente en el que podria depositarse ese tipo de acumulacion.

Las composiciones de los biomarcadores reflejan el tipo de materia organica
incorporada en los sedimentos, ademas de los cambios quimicos que tuvieron
lugar subsiguientemente a la sedimentacion. La combinacion de moléculas
precursoras y sus reacciones quimicas varian entre una cuenca y otra, y entre un
campo y otro, y producen una distribucion de biomarcadores que puede ser Unica
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para una localizacion determinada. Mediante la comparacién del petréleo con las
muestras de roca generadora potencial, esta huella quimica puede ayudar a
vincular el petroleo con su fuente. Dado que los patrones de los biomarcadores
tienden a modificarse sisteméaticamente con respecto al tiempo y la temperatura,
pueden ayudar a los geoquimicos a inferir las tendencias de la maduracion.

Separacion de los compuestos lonizacion Separacion de iones Deteccion de iones

l Inyector de muestras
H

— 0

==
= Fuente de iones Analizador cuadrupolar Multiplicador
: de electrones
Columna capilar
L
I I
Cromatdgrafo gaseoso Espactrometro de masas

Fig. 3.52 Andlisis de biomarcadores. Las estructuras de carbono de los biomarcadores se
relacionan directamente con las moléculas precursoras de sustancias biol6gicas especificas. Los
marcadores mas pequefios existen en un nivel molecular y sélo pueden ser determinados con
GCMS. (Tomada de Schlumberger, 2011).

Cuando en una cuenca no se encuentran rocas generadoras potenciales, pueden
obtenerse correlaciones indirectas entre el petréleo y la roca generadora a través
de las relaciones entre los biomarcadores asociados con la fuente. Estas
relaciones entre biomarcadores ayudan a los geoquimicos a inferir la madurez
térmica de la roca generadora, la litologia, el ambiente depositacional, el aporte de
materia organica y su edad. Por ejemplo, los biomarcadores contenidos en un
petréleo crudo especifico podrian indicar que su roca generadora fue un carbonato
marino de edad Devénico, pobre en contenido de arcilla y marginalmente maduro,
gue contenia materia organica algacea y bacteriana depositada bajo condiciones
anoxicas. Los biomarcadores también complementan a los indicadores de la
madurez, tales como la reflectancia de la vitrinita y la coloracién de las esporas.

3.5.4 Herramienta Dielectric Scanner®.

La herramienta Dielectric Scanner® de Schlumberger es una de las herramientas
de linea de acero mas reciente de la compafia. El escaner es una herramienta de
dispersion dieléctrica multifrecuencia que ofrece una nueva medicion petrofisica.
Mediante el uso de tecnologia de sefial de dispersion, se puede estimar la
informacion de los fluidos de poro y la textura de la roca con gran precision,
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independientemente de la salinidad del fluido en los poros de la formacién. Como
resultado, célculos precisos de saturacién se pueden hacer en carbonatos, en
arenas arcillosas incluyendo capas delgadas y en las arenas de aceite pesado que
contienen agua. Una almohadilla de deteccion articulada en la herramienta,
asegura mediciones exactas y repetibles en cualquier lodo, ya sea base agua o
base aceite.

A continuacion se planteara un caso de caracterizacion de una formacion de lutitas
gasiferas, motivo de la inclusion de esta herramienta en este trabajo, donde se
busca determinar el volumen de agua para la evaluacién petrofisica de este
yacimiento no convencional, en el que la litologia compleja y la salinidad
desconocida del agua vuelven ambiguo el analisis convencional de porosidad y
resistividad. La solucién a esta problematica es correr el servicio de dispersion
dieléctrica multifrecuencia Dielectric Scanner® para determinar con precision el
volumen de agua y proporcionar datos de entrada cruciales para la evaluacion
petrofisica detallada.

Condiciones desafiantes para la caracterizacion del yacimiento

En la caracterizacion de la formacion se necesitaba determinar las saturaciones en
un yacimiento litolégicamente complejo de gas de lutitas con mdultiples tipos de
arcilla, ademéas de cuarzo, calcita, dolomia y pirita. La resistividad del agua de
formacién no era conocida, lo que dificultaba la evaluacién del COT (kerégeno) y
de los volumenes de gas y petrdleo sobre la base de las técnicas tradicionales de
porosidad y resistividad.

Informacioén dieléctrica multifrecuencia

El servicio de dispersion dieléctrica multifrecuencia Dielectric Scanner® obtiene
mediciones de alta resolucién de la permitividad (medicion de como un campo
eléctrico afecta al material o viceversa) y la conductividad eléctrica en mdltiples
profundidades de investigacion y en cuatro frecuencias diferentes para
proporcionar la dispersion dieléctrica con una resolucion vertical de 2.54 cm (1 pg).
Dado que existe una gran diferencia en la permitividad del agua respecto de la
matriz de roca o los hidrocarburos, la determinacion resultante de la porosidad
rellena con agua es insensible a la salinidad.

El volumen total de hidrocarburos del yacimiento se obtiene como la diferencia
entre el volumen de agua obtenido con el servicio Dielectric Scanner® y un valor
de porosidad total medido en forma independiente, que es provisto generalmente
por las mediciones de porosidad nuclear obtenidas con la plataforma integrada de
adquisicion de registros Platform Express®. La determinacion precisa del volumen
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de agua también es un dato de entrada clave para el analisis petrofisico detallado

destinado a la cuantificacion de la porosidad total, el contenido organico total
(COT), y los volumenes de petroleo y gas.

El modelo de porosidad (Fig. 3.53) de yacimientos ilustra cOmo una comparacion
entre la porosidad llena con agua obtenida con el servicio Dielectric Scanner® y la
porosidad total derivada de los registros convencionales de neutron-densidad
permite identificar rapidamente los intervalos de interés y constituye la base para
el calculo de la saturacion de agua total. Para los pozos perforados con lodo base
aceite (OBM), el valor de porosidad rellena con agua obtenido con el servicio
Dielectric Scanner® provee la saturacion de agua irreducible de la formacion.

Ptotal

Pump

¢'Iigada ¢'ﬁuidu libre

COT (Kerogeno) -5?131-@ [EEEEE Agua libre ]1::::30 CeE

Pagua

b,

wir

Fig. 3.53 Modelo con el cual realiza las mediciones multifrecuencia la herramienta Dielectric
Scanner, proporcionan la porosidad que contiene agua independiente de la salinidad. (Tomada de
Schlumberger, 2012).

Respuestas precisas y objetivas para los yacimientos de gas de lutitas

El volumen de hidrocarburos totales fue calculado facilmente para el yacimiento de
gas de lutitas a través de la comparacion de la porosidad total con la porosidad
llena con agua obtenida con el servicio Dielectric Scanner® (Fig. 3.54, Pista 6). La
saturacion de agua total independiente de la salinidad, calculada a partir de estas
curvas, se muestra en la Pista 3, y la salinidad de agua calculada a partir del
proceso de inversion del servicio Dielectric Scanner® se muestra en la Pista 2.

Los valores de porosidad llena con agua y salinidad del agua de formacion
computados a partir de las mediciones multifrecuencia Dielectric Scanner®
constituyen datos de entrada valiosos para el analisis petrofisico de este
yacimiento no convencional y mejoran considerablemente la precision de la
determinacion del volumen de saturacion, el COT, y las saturaciones de petrdleo y
gas. El analisis petrofisico detallado Shale Gas Advisor® (Fig. 3.54) mostrado en
el registro de la derecha, proporcioné la comprension del yacimiento de la que no
se disponia previamente.
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De este analisis a las conclusiones a las que se llegd, en base a los resultados
obtenidos, fue que se calcul6 con precision la porosidad llena con agua para su
comparacion con la porosidad total, a fin de proporcionar una determinacion de la
saturacion de agua irreductible independiente de la salinidad en un yacimiento de
lutitas gasiferas perforado con un sistema de lodo a base de aceite (OBM).
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Fig. 3.54 El registro Dielectric Scanner® determind con precisién la porosidad rellena con agua a
pesar de la litologia compleja del yacimiento de gas de lutitas (Izq.). El analisis petrofisico detallado
fue posible utilizando las mediciones precisas del registro Shale Gas Advisor® (Der.). (Tomada de

Schlumberger, 2012).
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4.- Aplicacion de los parametros MT y COT en la estimacion de Gas en
Lutitas.

4.1 Deteccion de Intervalos Productivos.

Intervalos potencialmente productivos pueden ser detectados por la respuesta de
los registros geofisicos de pozo, registros de lodo durante la perforacion, recortes,
muestras de nucleos de fondo y de nucleos de pared. Siguiendo el patron de
respuesta del kerdgeno en los registros, como se ha mencionado anteriormente,
es factible para localizar la cima y la base de los intervalos de interés. Al hacer
esto, es recomendable apoyarse en el registro de lodo de deteccion de gas, asi
como la descripcion y la inspeccion visual de los recortes. La extraccion de
ndcleos de fondo y ndcleos de pared puede proporcionar informacion valiosa, del
contenido de materia organica por ejemplo, incluso antes de los analisis de
laboratorio.

La produccién de gas de lutita, en el largo plazo y con regimenes econdémicos,
depende principalmente del volumen de gas en sitio, la calidad de la terminacion y
la permeabilidad de la matriz. El gas en sitio es a menudo el factor critico para la
evaluacion de la economia de un play y puede tener precedencia con respecto a la
permeabilidad de la matriz y la calidad de la terminacion del pozo.

Las cuencas extensivamente desarrolladas, en las que el gas de lutita representa
el interés actual en produccion, normalmente ofrecen una abundancia de datos de
estudios de campo y pozos perforados con anterioridad. En consecuencia, previo
a la perforacibn de nuevos pozos, los registros historicos, tales como las
secciones de afloramientos, los mapas geoldgicos de campo de las lutitas ricas en
contenido organico y los datos de pozos anteriores pueden resultar vitales para la
elaboracion de estimaciones preliminares del gas de lutita en sitio. En particular,
los registros de lodo de pozos antiguos sefialan las manifestaciones de gas que se
encuentran en profundidad y registran el analisis cromatogréfico y las lecturas del
gas obtenidas con el detector de ionizacién de llama, ademas de la litologia. Los
recortes de formaciones, que rutinariamente se tamizan, lavan y secan antes de
introducirse en sobres de muestras, a menudo son retenidos para analisis futuros.
Si estan disponibles, estos recortes pueden enviarse al laboratorio para el andlisis
del contenido orgénico total y la madurez térmica.

4.2 Presencia del Gas en las Lutitas.

Como se explico con anterioridad, el gas de lutitas se refiere al gas que es
generado y almacenado en rocas lutiticas de baja permeabilidad, ricas en
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materia organica y una de las propiedades geoquimicas necesarias para

caracterizar adecuadamente los recursos en lutitas incluye su capacidad de
almacenamiento de gas.

El gas se encuentra adsorbido en la superficie del kerégeno y en la lutita y también
distribuido libremente en las porosidades primaria y secundaria. El volumen total
de gas en sitio (GIP) es la combinacion del gas adsorbido y el gas libre.
Dependiendo de la presion inicial del yacimiento, a medida que se produce el gas
libre y se reduce la presion en los poros, el gas adsorbido sera liberado, o
desorbido, desde la superficie del kerdgeno. Sin embargo, las investigaciones
recientes indican que la desorcion también es una funcion del tamafio de poro de
la lutita, el cual debe ser tomado en cuenta por los geocientificos cuando se
estime el potencial de los recursos.

El volumen original en sitio del aceite y gas de lutitas es de magnitud mayor
comparado con los yacimientos convencionales, debido a que la mayor parte de
los hidrocarburos generados son retenidos por la roca con respecto a los
hidrocarburos expulsados. En la Fig. 4.1 se hace un analisis cualitativo desde el
volumen de una roca con volumen de COT que termina en la obtencion de un
volumen de hidrocarburo expulsado y retenido, que nos puede ayudar a
comprender mejor el volumen que pueden almacenar los recursos no
convencionales.

Recursos
Convencionales
~ 20% se acumula

Migraciﬁnt

~4 Kg
____\ Materia Hidrocarburo
] I Organica
7 Preiién ﬁ—» Expulsado [ ~100mi
¥ Temperatura
g ~ 400 ml

1 tonelada de roca \-—r Retenido

COT > 4 g/k i i
<o gikg Kerogeno: ~ 500 mililitros
~ 0.800 Kg ‘
~ 1,000 Kg

Recursos no
Convencionales
(Lutitas aceitiferas/gasiferas)

Fig. 4.1 Analisis cualitativo del volumen de hidrocarburos en yacimientos de lutitas gasiferas.
(Modificada de Pemex, 2012).
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4.2.1 Gas Natural.

Es un energético natural de origen fésil, que se encuentra normalmente en el
subsuelo continental o marino. Se formod hace millones de afios cuando una serie
de organismos descompuestos de animales y plantas, quedaron sepultados bajo
lodo y arena, en lo mas profundo de antiguos lagos y océanos. En la medida que
se acumulaba lodo, arena y sedimento, se fueron formando capas de roca a gran
profundidad. La presion causada por el peso sobre estas capas mas el calor
interior de la tierra, transformaron lentamente el material organico en petroleo
crudo y en gas natural. El gas natural se acumula en la porosidad de las rocas,
pero en ocasiones, el gas natural se queda atrapado debido a rocas impermeables
que evitan que el gas fluya, formandose lo que se conoce como un yacimiento.

El gas natural se puede encontrar en forma "asociado"”, cuando en el yacimiento
aparece acompafado de aceite o petréleo, o gas natural "no asociado" cuando
esta acompafiado Unicamente por pequefias cantidades de otros hidrocarburos o
gases, tomando en cuenta que el agua esta presente en todos los yacimientos de
hidrocarburos (Fig. 4.2).

\_/

Gas no \\._
asociado Gas en carbon
. Gas asociado
Areniscas

AR

Gas en lutitas

Fig. 4.2 Diferentes tipos de yacimientos de gas natural. (Modificada de Schlumberger, 2011).

El gas natural es una mezcla de hidrocarburos simples de gran poder calorifico
gue se encuentra en estado gaseoso, en condiciones ambientales normales de
presién y temperatura, con predominio del metano, frecuentemente sobre el 90% y
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en proporciones menores etano,
proporciones de gases inertes como didéxido de carbono y nitrdgeno.

propano,

butano,

pentano y pequefias

La composicion tipica del gas natural, antes de ser procesado, es la que se
presenta en la Tabla 4.1:

Componente Nomenclatura | Composicion Gas Composicion Gas
energeético guimica Asociado (%vol) No Asociado (% vol)
Metano CH, 95-98 60-80
Etano C,Hg 1-3 10-20
Propano CsHg 0.5-1 5-12
Butano CsHio 0.2-0.5 2-5
Pentanos en adelante | CsHiz a CipHo 0.2-0.5 1-3
Impurezas
Nitrégeno N, 0-5 0-5
Diéxido de Carbono CO; 0-8 0-8
Acido Sulfhidrico H.S 0-5 0-5
Agua H»O Trazas trazas

Tabla 4.1 Composicidn quimica del gas natural.

El gas natural comercial estd compuesto aproximadamente en un 95% de metano
(CH4), que es la molécula mas simple de los hidrocarburos. Ademas puede
contener pequefias cantidades de etano, propano y otros hidrocarburos mas
pesados, también se pueden encontrar trazas de nitrégeno, biéxido de carbono,
acido sulfhidrico y agua.

Como medida de seguridad, en la regulacién se estipula que los distribuidores
deberan adicionar un odorizante al gas natural para que se pueda percibir su
presencia en caso de posibles fugas durante su manejo y distribucién al
consumidor final.

4.2.2 Contenido de Gas.

Parte del gas almacenado en yacimientos de lutitas gasiferas se compone de gas
adsorbido por la materia organica y, segun muchos autores, adsorbido también
por la arcilla, y la otra parte se compone de gas libre que se encuentra en el
espacio poroso Yy fracturas de la roca lutitica. En conjunto, esta combinacion de
gas intersticial (libre) y gas adsorbido conforma el contenido de gas total de una
lutita. Mediante la determinacion de las proporciones de gas intersticial y gas
adsorbido bajo condiciones de yacimiento, los geocientificos pueden calcular el
gas en sitio utilizando una variedad de técnicas.
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La industria utiliza las isotermas de Langmuir para medir el contenido de gas
adsorbido en la matriz (ker6geno y arcilla) en forma de gas metano.

El metano adsorbido en la superficie del ker6geno se encuentra en equilibrio con
el metano libre presente en la lutita. La isoterma de Langmuir (Fig. 4.3) fue
desarrollada para describir este equilibrio, a una temperatura constante especifica.
Esta relacion se describe mediante dos parametros: el volumen de Langmuir (Vy),
que describe el volumen de gas a una presion infinita y la presion de Langmuir
(PL), que es la presion a la que el contenido de gas es igual a la mitad del volumen
de Langmuir.

‘-vl Volumen de Langmuir Poo

Volumen de gas a presion infinita

Isoterma de Langmuir

Presion de Langmuir
Capacidad de almacenamiento de gas = 1/2 del
Volumen de Langmuir

Contenido de Gas (scf/ton)

Presion de desorcidn critica

-

Pf_ Presion {psia)

Fig. 4.3 Isoterma de Langmuir, ampliamente utilizada para estimar el contenido de gas adsorbido.
La presién y volumen de Langmuir para el gas metano debe ser ajustada en presencia de otros
gases. (Modificada de OFR autumn, 2006).

Los cientificos a veces utilizan pruebas de desorcion mediante cartuchos filtrantes,
herramienta que recolecta al gas durante la prueba y permite determinar el GIP
total a partir de nucleos. Inmediatamente después de recuperadas las muestras de
nacleos recién cortadas se sellan dentro de los cartuchos y se envian al
laboratorio para su analisis. El gas se extrae de los cartuchos, se mide
volumétricamente y se analiza composicionalmente en funciéon del tiempo. La
representacion grafica del gas producido a lo largo del tiempo se puede utilizar
para estimar el GIP de la muestra de nicleo en condiciones de yacimiento. Este
analisis es sensible al tiempo que se tarda en recuperar los nucleos desde el
fondo del pozo.
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El mejor método para establecer el contenido de gas en yacimientos de lutitas
gasiferas se deriva del analisis de las curvas de declinacion en pozos productores.
Sin embargo, el desarrollo de este método es relativamente nuevo en muchas
areas y no hay suficiente informacion para establecer una tendencia de resultados
razonables.

El analisis volumétrico es un método alternativo y mejora cuando se complementa
con la correlacion del comportamiento de varios pozos maduros de areas
geogréficas cercanas. Dentro de los célculos volumétricos, los que en parte miden,
directa o indirectamente, el contenido de gas de las rocas y minerales como el
carbon, estan siendo aceptados cada vez mas por la industria petrolera y han
tenido que ser adaptados de la industria del carb6n como una metodologia
apropiada para las lutitas gasiferas. Los métodos directos e indirectos para la
medicion del contenido de gas en muestras de formacion seran descritos mas
adelante.

4.2.2.1 Gas Adsorbido.

Es el gas acumulado en la superficie de un material sélido, como un grano de roca
de yacimiento, 0 mas en particular, el que cubre las particulas organicas de un
yacimiento de lutita. Para determinar el volumen de gas adsorbido en las lutitas,
los ingenieros utilizan las relaciones de presion que estiman el potencial de
desorcion de la roca. Las muestras se pulverizan para maximizar la superficie y
luego se calientan para eliminar todo el gas adsorbido. Luego las muestras se
exponen a metano a presiones cada vez mas elevadas mientras se mantienen a
una temperatura constante. El volumen de gas adsorbido por la muestra de roca,
presentado en unidades de pies cubicos estandar/tonelada (scf/ton), se describe
mediante una curva llamada isoterma de Langmuir (Fig. 4.3).

Una vez que se establece una isoterma, se puede determinar la capacidad de
almacenamiento de la roca mediante una referencia a la presién de poro de la
formacion, la cual es representativa de la presion del yacimiento en sitio.

En la Fig. 4.4, las isotermas de Langmuir (dorado) se derivan de las muestras de
roca triturada y cuantifican la capacidad de almacenamiento de gas adsorbido de
dicha roca. El volumen de Langmuir, V_ (linea roja), es el limite tedrico para el gas
adsorbido a presion infinita. La capacidad de almacenamiento a una presion dada,
p, se puede determinar a partir del grafico y la presion de Langmuir, P_ (linea azul
vertical), es la presién a la mitad del volumen de Langmuir.
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Fig. 4.4 Isotermas de Langmuir de una muestra de lutita gasifera.
(Modificada de Schlumberger, 2012).

4.2.2.2 Gas Intersticial.

Es el gas almacenado en el espacio poroso y fracturas de las rocas del
yacimiento, también es llamado gas desorbido, gas libre o gas de poro y su
medicion permite el calculo del gas presente en un yacimiento como se ha
explicado anteriormente.

En la Fig. 4.5, utilizando las isotermas de Langmuir, se puede determinar el GIP
total (magenta) para un yacimiento especifico como una funcién de la presion. El
gas total es el gas adsorbido en el kerégeno y la arcilla (dorado) y el gas libre
almacenado en los poros (azul). A bajas presiones, la adsorcidon es un mecanismo
efectivo de almacenamiento de gas. A medida que la presion aumenta, el gas en
los poros aumenta proporcionalmente. La productividad de la mayoria de los
yacimientos de lutitas organicas que se estan desarrollando en la actualidad se
deriva del volumen de gas que ocupa el espacio poroso. La desorcion se torna
importante a medida que disminuye la presion dinamica de fondo del pozo.

Los ingenieros pueden utilizar las isotermas de Langmuir de los datos de ndcleos
para calcular el gas adsorbido a partir de los valores del COT derivados de
registros. Calculan los volimenes de gas intersticial o libre a partir de los valores
de porosidad efectiva y saturacion de gas derivados de los registros, después de
I — — —— — ————————————————————=—=—=SEEE==RRR==—=—T————m—————:
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et e = 2 T - 2 e - e e P
sustraer el céalculo de volumen poroso ocupado por el gas adsorbido. Una
evaluacion adecuada requiere datos de entrada geoquimicos y petrofisicos, que
incluyen el tipo y contenido de arcilla, densidad de la matriz, resistividades del
agua de formacion y del agua ligada, porosidad efectiva y saturacién de gas.
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Fig. 4.5 Capacidad de almacenamiento de una muestra de lutita gasifera.
(Modificada de Schlumberger, 2012).

4.3 Estimacion del Contenido de Gas a partir de Nucleos.

Durante las primeras etapas de una camparfa de perforacion en lutitas gasiferas,
la extracciébn de nudcleos desempefiard un rol significativo en un programa de
evaluacion de formaciones. Los nucleos de lutita proveen mediciones directas que
los geocientificos utilizan para determinar el gas en sitio.

Comenzando en la localizacion del pozo, se preparan nucleos recién cortados
para su envio a un laboratorio de analisis de ndcleos. Los segmentos de estos
nacleos deben sellarse en cartuchos filtrantes y enviarse a laboratorios
especialmente equipados para las pruebas de desorcién en dichos cartuchos.
Estas pruebas miden el volumen y composicion del gas liberado del nacleo como
una funcion del tiempo. La desorcion de los cartuchos filtrantes mide el contenido
de gas total pero no mide las proporciones de los componentes adsorbidos e
intersticiales ni evalia su dependencia con respecto a la presion. En
consecuencia, se deben instrumentar otras mediciones.
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El personal de laboratorio coloca la lutita finamente triturada en una camara de
muestreo y luego le aumenta la presion. Manteniendo la camara de muestreo a
una temperatura de yacimiento constante, los analistas pueden desarrollar
isotermas de adsorcién (Isotermas de Langmuir) que establecen relaciones PVT
realistas para el gas de lutita. Otra técnica especializada para el andlisis de
muestras de formacion de baja permeabilidad y baja porosidad fue desarrollada
por TerraTek, una compafiia de Schlumberger. Esta técnica es conocida como
Andlisis de Rocas Compactas (TRA), provee una evaluacion general de las
muestras de lutitas gasiferas (Tabla 4.2).

Muestra Pm () Sw Sg So (WEE K coT

(No.) | (g/ecm?®) | (% vol) | (%vol ®) | (%vol ®) | (%vol D) (';53;') (nD) | (% w)

1 2.622 6.65 15.16 81.4 3.43 5.42 270 3.77

2 2.559 6.26 18.50 76.44 5.05 4.79 230 6.75

3 2.633 6.87 15.43 83.90 0.66 5.77 270 3.36

4 5.487 7.74 13.09 83.02 3.87 6.43 347 7.41

5 2.539 7.58 11.17 85.92 2.90 6.52 359 5.95

6 2.605 6.87 16.26 80.42 3.32 5.53 298 5.04
Nota: %vol @® (porcentaje de volumen poroso)

Tabla 4.2 Técnica de Andlisis de Rocas Compactas TerraTek. Las mediciones especializadas de
ndcleos caracterizan la densidad de granos, la porosidad, las saturaciones de fluidos, la
permeabilidad y el contenido de COT de las lutitas gasiferas. En este conjunto de datos particular,
las mediciones de saturacion de gas, porosidad y permeabilidad indican un buen potencial
prospectivo.

La experiencia adquirida a través del andlisis de nucleos ha demostrado que las
lutitas termogénicas maduras se encuentran saturadas predominantemente por
gas intersticial, con una fraccion de gas adsorbido que oscila entre el 50% vy el
10%. Contrariamente, las lutitas biogénicas inmaduras se encuentran saturadas
predominantemente por gas adsorbido, con cantidades mas pequefias de gas
intersticial. Ademas, diversas proporciones de agua, gas y petréleo movil ocupan
los espacios porosos de las lutitas.

4.3.1 Gas Adsorbido.

4.3.1.1 Método Indirecto o de la Isoterma de Langmuir.

En el punto 4.2.2 de este capitulo se toca el tema de la Isoterma de Langmuir para
poder comprender ese apartado. Aqui se trata de complementar esa informacion

para dejar un panorama mas claro y poder comprender la importancia de las
isotermas en la estimacion del contenido de gas en las lutitas gasiferas.
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En 1916 Irwin Langmuir, Premio Nobel de Quimica en 1932, publicé una ecuacion
para medir los gases adsorbidos en los solidos. La adsorcion es un fenomeno que
se produce cuando el gas se acumula en las paredes de un sélido, lo que resulta
en la creacion de una pelicula molecular o atémica. Esto no debe de confundirse
con la absorcion, que es cuando una sustancia se propaga en un liquido
resultando la creacion de una solucion, o cuando ésta es atrapada dentro de un
sélido. El término desorcion se utiliza en ambos casos para referirse al proceso
inverso, en este caso a la expulsion del gas.

Lewis (2004) ha presentado la expresién general de la isoterma de Langmuir
usada en petrofisica.

Vi
gc = (pi—PpL) (Ec. 4.1)

donde:

gc = contenido de gas adsorbido (scf/ton)
p = Presién de yacimiento (psia)

VL = Volumen de Langmuir (scf/ton)

PL = Presion de Langmuir (psia)

La forma de la curva para una temperatura dada o nivel de COT depende del
volumen de Langmuir (V.; volumen de gas adsorbido a presion infinita) y la
presion de Langmuir (P.; presion donde la mitad del gas a presion infinita ha sido
desorbido). La curva (Fig. 4.3) define el equilibrio entre el gas adsorbido y el gas
libre como una funcion de la presion de yacimiento a una temperatura constante.
Hay que subrayar que esta relacion ha sido desarrollada para el gas metano y la
presencia de otros gases pueden afectar la fiabilidad del método (Hartman, 2011);
ademas, se recomienda la realizacion de pruebas en diferentes muestras dentro
de un area geografica relativamente pequefia.

Ajuste de la Isoterma de Langmuir

La isoterma es medida a una temperatura de ajuste y a un nivel de COT, por lo
tanto, con el fin de aplicar esta ecuacién para un registro, es necesario introducir
correcciones para tomar en cuenta las variaciones de temperatura y diferentes
niveles de COT que se encuentran en el yacimiento.
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A continuacién se muestran, de forma breve, las ecuaciones que ajustan y hacen
que sea aplicable a un rango mas amplio de temperaturas y niveles de COT, la
ecuacion de Langmuir (Ec. 4.1) con la que se mide el contenido de gas adsorbido.

Correccion de Temperatura:
Vp = 10[—0.0027*(T +(log VL+(0.0027*Ti)))] (Ec. 4.2)
P = 10[—0-005+(p+(log Pu + (0.005+T1))] (Ec. 4.3)

donde:

p = presion del yacimiento (psia)

V.t = Volumen de Langmuir a temperatura de yacimiento (scf/ton)
P.r = Presion de Langmuir a temperatura de yacimiento (psia)

T = Temperatura de yacimiento (°C)

Ti = Temperatura de la isoterma de Langmuir (°C)

Correcciéon de COT

Como con la temperatura, la isoterma es medida también a un nivel de COT de
ajuste; sin embargo, el intervalo de la formacién de interés puede contener niveles
de COT variables, para corregir eso se utiliza la siguiente ecuacion:

(Ec. 4.4)

donde:

V.c = Volumen de Langmuir a COT corregido a temperatura de yacimiento (scf/ton)
COTog = Nivel de COT establecido por registro (% en peso)
COTiso = Nivel de COT usado para medir la isoterma de Langmuir (% en peso)

Por lo tanto, la ecuacion final que se usa para establecer el contenido de gas
adsorbido es la siguiente:

gc = Vic*p
(»p+PLT)

(Ec. 4.5)

Estos célculos son complejos y para que puedan usarse con fiabilidad es
necesario tener suficiente experiencia y una buena cantidad de datos.
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La isoterma puede obtenerse a partir de una muestra "tal como se recibi¢", o de
una muestra que ha sido lavada y secada. La primera es preferible cuando se
desea analizar el gas inicial en sitio (GIIP) y para simular las condiciones del
yacimiento; sin embargo, la segunda puede ser muy (til para comparar la
capacidad de adsorcién de diferentes lutitas, aunque debe hacerse hincapié que
sera muy optimista si se emplea en la estimacion del GIIP.

Interpretacion de las Isotermas

Los parametros de Langmuir se miden en nucleos, utilizando una muestra de lutita
triturada que se calienta para eliminar los gases adsorbidos. La muestra se coloca
posteriormente en un recipiente sellado y se somete a una presion cada vez mas
alta en una atmésfera de metano, a temperatura constante. La cantidad de gas
(metano) adsorbido a una temperatura constante y a presiones cada vez mas altas
se mide y se utiliza para crear la isoterma (Fig.4.6), mediante el ajuste de los
resultados a la ecuacion de Langmuir.

100
Q0 F -
Volumen de Langmuir
a0 L Volumen de gas a una presion infinita

-l
=
T

o
=
T

Gc = Capacidad de almacenamiento (scffton)
= presion del yacimiento (psia)

Wi = Volumen de Langmuir (scf/ton)

PL = Presidn de Langmuir (psia)

=
=

Gas adsorbido (scf/ton)

Presion de
20 .
Langmuir
10 Capacidad de almacenamignto de gas = /2 volumen de Langmuir
0 | | |

1 ] 1
1] 500 1,000 1,500 2,000 2,500 3,000 3,500 4,000
Presidn (psia)

Fig. 4.6 Muestra el almacenamiento de gas adsorbido. La isoterma de Langmuir (morado) muestra
la cantidad de gas adsorbido que contendrd una muestra saturada a una presion dada. La
reduccion de la presion hara que el metano se libere de acuerdo con el comportamiento prescripto
por la linea morada. La desorcion (liberacion) del gas se incrementa de una manera no lineal
conforme declina la presién. (Modificada de Schlumberger, 2006).
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La Fig. 4.6 plantea el siguiente ejemplo, una muestra a una presion de 3,500 psia
(24.2 MPa) tendra aproximadamente 74 scf/ton de metano adsorbido. Cuando la
presion se reduce por primera vez a partir de este punto, la cantidad de gas
desorbido es relativamente pequefia. Una vez que la presion se reduzca a 500
psia (3.4 MPa), se habra desorbido la mitad del gas total que podria adsorber esta
lutita. El volumen remanente se desorbera con las 500 psia finales.

En las lutitas que siguen una curva similar, la adsorcidén constituye un mecanismo
muy eficaz para el almacenamiento de gas a baja presiéon (menos de 100 psia);
por el contrario, no resulta eficaz a altas presiones, ya que el gas adsorbido se
aproxima a su asintota cuando la presion es superior a 2,000 psia (13.8 MPa).

Las mediciones de las isotermas de adsorcion permiten una evaluacion directa de
la capacidad de adsorcion maxima del gas por la materia organica, como una
funcién de la presion del yacimiento. Las mediciones de porosidad rellena con gas
de la técnica TRA proveen una medicion directa del gas intersticial como una
funcién de la presion de yacimiento. Si se combinan con las mediciones de
desorcion de los cartuchos filtrantes, las isotermas de adsorcion y la porosidad
rellena con gas de la técnica TRA, proveen una descripcion completa del gas en
sitio. Esta informacién proporciona datos de entrada criticos para el modelado de
yacimientos e indica las contribuciones relativas del gas intersticial y el gas
adsorbido con respecto al sistema de fracturas inducidas, como una funcion de la
caida y el agotamiento de la presion.

4.3.1.2 Estimacién del Gas Adsorbido Inicial en Sitio (GlIP4g).

La medicion precisa de los parametros en % de volumen o peso de kerdgeno:
reflectancia de la vitrinita (Ro), nivel de metamorfismo organico (LOM), el COT y el
contenido de gas adsorbido, proporciona los medios para estimar el volumen de
gas adsorbido inicial en sitio, el cual generalmente se denomina como gas
adsorbido estimado con isotermas de Langmuir:

GIIP,; = gc*DenxA*xhx*C (Ec. 4.6)
donde:

GlIP44 = Gas adsorbido inicial en sitio (Bcf)

gc = Contenido de gas adsorbido (scf/ton)

Den = Promedio de densidad de formacioén en h; promedio py, (g/cc)
A = Area (acres)

h = Espesor de la formacion (ft)

C = Factor de conversién de unidades, 1.3597*10°
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Esta ecuacién ha sido establecida por la industria del carbon. Para esta industria,
el promedio de la densidad de formacion varia dependiendo de la condicion de la
muestra analizada para obtener el contenido de gas. Esto es, el analisis llevado a
cabo en una muestra "tal como se recibié" o en una muestra seca y libre de
residuos traera dos datos de densidad diferentes de acuerdo con su pureza de
carbono. Es necesario hacer ajustes para que la densidad del registro sea
equivalente a la densidad del laboratorio. Lo mismo se aplica a las lutitas gasiferas
y si la prueba es corrida en una muestra seca, la densidad del registro debe
ajustarse en consecuencia. Esto nos deja claro lo que hemos visto que tanto la
matriz inorganica (arcilla, limo, carbonatos) y matriz organica (kerdgeno) pueden
ser porosas en estos tipos de rocas, entonces podemos afirmar que en la materia
organica pueden coexistir el gas adsorbido y el gas libre.

4.3.2 Gas Total.

4.3.2.1 Método Directo para Contenido de Gas Total (Gc) y Estimacion del
Gas Total Inicial en Sitio (GlIPyy).

Los resultados de la aplicacion de las isotermas de Langmuir pueden ser
complementadas por la medicién del gas desorbido en muestras de la formacion,
como nucleos de fondo y nucleos de pared. Este tipo de analisis fue disefiado
inicialmente para medir el contenido de gas en muestras de carb6n y puede ser
referido como el método directo o andlisis de desorcién con canister (recipiente
sellado también llamado cartucho filtrante, Fig. 4.7).

Muestras de diametro completo se colocan en el canister que contiene carbon
activo con el fin de retener provisionalmente hidrocarburos evaporados, Yy se
envian desde el pozo hasta el laboratorio, donde se mide el tiempo de desorcién
del gas ya que la muestra se calienta a la temperatura del yacimiento. El
experimento continda con la medicién del volumen de gas desorbido en muestras
trituradas. Después, se hace una correccion para estimar la pérdida de gas en el
tiempo cero (Top), la cual ocurre antes de aislar la muestra y sellarla en el canister.
El tiempo cero es el momento en el que la muestra comienza a desorber o liberar
gas debido a los desequilibrios en la presion hidrostatica durante su viaje en el
pozo y al salir hasta la superficie después de que se corta y se retira del fondo del
pozo. Es dificil corregir precisamente el gas perdido, aunque este factor es menos
importante cuando se trata de una lutita en lugar de carbon, debido a que son
rocas altamente impermeables; sin embargo, puede representar un porcentaje
importante del contenido de gas estimado por este método.
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Fig. 4.7 Aparato canister usado para medir el contenido de gas total en muestras trituradas.
(Tomada de Weatherford, 2010).

El gas perdido puede ser significativo si la roca tiene fracturas naturales abiertas
que estaban saturadas de gas, o bien si el gas estd ampliamente esparcido dentro
de la matriz (permeabilidad moderada); ademas, ciertas medidas o precauciones
se deben aplicar para evitar el excesivo espacio muerto en el canister, entre la
superficie superior de la muestra y la tapa del recipiente, ya que ésto puede
provocar la expansion de gas y problemas de encogimiento producidos por el calor
y la presion, junto con el riesgo de la oxidacidbn de una parte de la materia
organica. La prueba proporciona datos sobre el total de gas pero no tiene en
cuenta el porcentaje de gas adsorbido en el contenido de gas total. Algunos
autores han correlacionado el contenido de gas total y el COT, estableciendo asi
una correlacion directa (Fig. 4.8).
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Fig. 4.8 Correlacion entre el contenido de gas total y el COT. (Modificada de Luffel, D. et al., 1992).
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Con base en las mediciones de laboratorio, la ecuacion para representar el
contenido de gas total es la siguiente:

V4Vt Vg
mgs

Gec = C * (Ec. 4.7)

donde:

Gc = Contenido de gas total (scf/ton).

V| = Volumen de gas perdido (cm?®).

Vm = Volumen de gas medido (cm?).

V. = Volumen de gas en muestras trituradas (cm?®).
mgs = Masa de gas seco (g).

C = Factor de conversion de unidades, 32.0368

Para demostrar la magnitud de los resultados obtenidos de estos célculos, el
contenido de gas de alrededor de 15 a 350 scf/ton se ha registrado en los campos
activos de lutitas gasiferas en los Estados Unidos.

Utilizando la ecuacion (Ec. 4.6) pero sustituyendo el término gc por Gc, podemos
estimar el gas total inicial en sitio (GlIPy). La ecuacion seria la siguiente:

Vi+Vmt+ V¢

GIIP,,; = (C * ) x Den * Areax h+ Z (Ec. 4.8)

mgs
donde:

GlIPy = Gas total inicial en sitio (Bcf)
Ge = (C *

W) contenido de gas total (scf/ton).

gs

Den = Promedio de densidad de formacion en h; promedio py, (g/cc)
Area = Area (acres)

h = Espesor de la formacion (ft)

Z = Factor de conversi6n de unidades, 1.3597*10°

Estas pruebas también analizan la composicion del gas, que puede ser importante
en la calibracion de los parametros de las pruebas de adsorcion. Se obtienen los
datos de difusividad que consiste en relacionar la pendiente de los datos medidos
de gas como una funcion de la raiz cuadrada del tiempo transcurrido desde la
extraccién de la muestra, con el contenido de gas total obtenido. El contenido de
gas de nucleos de pared de pozo triturados también se ha medido, lo que confirma
la viabilidad de dicha técnica, dado que los ndcleos de pared suelen ser mas
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faciles y menos costosos de obtener, representan un medio mas econémico de las
pruebas que la extraccién de muestras de nucleo de fondo de pozo.

Por lo tanto, es razonable afirmar que si hay suficientes muestras de la formacion
(a partir de nucleos de fondo y nucleos de pared) y laboratorios de pruebas
integrales, es posible completar diversas estimaciones para el gas inicial en sitio.
Sin embargo, estas pruebas no estan exentas de incertidumbres y, por otra parte,
ya que normalmente no hay suficientes nucleos, las pruebas de laboratorio son
frecuentemente alternadas con técnicas de interpretacion de registros eléctricos y
radiactivos para las estimaciones de gas total en sitio. La informacion de registros
suele ser abundante y sirve para ampliar las estimaciones a otros intervalos del
yacimiento. ElI apoyo por parte del andlisis de laboratorio de la porosidad, la
densidad de grano, saturacién de agua, la mineralogia y el modulo elastico del
nacleo de fondo y ndcleos de pared, asi como las técnicas de interpretacion de
registros son herramientas fundamentales en la evaluacion de yacimientos no
convencionales y estan éstas en constante evolucion.

4.4 Estimacion del Contenido de Gas a partir de Registros de Pozo.

Las lutitas de calidad de yacimiento contienen habitualmente saturaciones de
petréleo y agua reducidas y alta saturacién de gas intersticial, y, en consecuencia,
mayor permeabilidad relativa al gas. Consecuentemente, estas lutitas poseen un
contenido organico entre moderado y alto, un alto grado de maduracion organica,
y una textura que refleja una preservacion de la porosidad y permeabilidad durante
el proceso de sepultamiento. Por lo tanto, para evaluar el gas en sitio, las
mediciones de laboratorio deben proveer una evaluacion directa de las
saturaciones de gas y liquidos, la porosidad, la permeabilidad de la matriz, el
contenido organico y la maduracion, ademas de la capacidad de la materia
organica para adsorber el gas a una temperatura de yacimiento constante en
funcién de la presion del yacimiento.

Otras propiedades de la lutita se pueden estimar a partir de los registros de pozo y
con herramientas sismicas que en ciertos casos producen respuestas
caracteristicas. La actividad intensa de los rayos gamma se considera una funcion
del kerégeno presente en la lutita. EI kerégeno generalmente crea un ambiente
reductor que impulsa la precipitacién del uranio, lo que incide en la curva de rayos
gamma. La resistividad puede ser alta debido a las altas saturaciones de gas, pero
varia con el contenido de fluido y el tipo de arcilla. Las densidades volumétricas
son a menudo bajas debido al contenido de arcilla y la presencia de kerégeno, que
posee una densidad baja de 0.95 a 1.05 g/cm?®. Los registros de pozos se utilizan
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ademas para indagar acerca de la compleja mineralogia de una lutita y cuantificar
la cantidad de gas libre presente en los poros de la roca generadora.

Los analisis de registros, particularmente si se calibran con mediciones reales de
las propiedades de los yacimientos derivadas del andlisis de nucleos, proveen la
base para efectuar predicciones confiables del gas en sitio mediante célculos de la
porosidad y saturacion de gas. Los modelos basados en registros también pueden
utilizarse para predecir propiedades en pozos adyacentes a lo largo de regiones
de alcance lateral limitado, lo que facilita la evaluacién de la heterogeneidad a
escala de cuenca.

Las compafias de servicio han avanzado en el desarrollo de modelos y
herramientas de registro para la medicion de distintas propiedades de las lutitas
gasiferas ofreciendo toda una gama de servicios. Por ejemplo, la compafia
Schlumberger utilizando una combinacion de registros triple combo y registros
geoquimicos convencionales, puede determinar el contenido de carbono organico
de la Iutita y calcular el gas adsorbido. Los registros geoquimicos permiten
ademas que los petrofisicos diferencien distintos tipos de arcillas y sus respectivos
volumenes, informacién critica para el célculo de la productividad y para la
determinacion del fluido a utilizar durante los tratamientos de estimulacion y
fracturamiento hidraulico.

En la Iutita Barnett y en otras cuencas, se estan utilizando la sonda de
Espectroscopia de Captura Elemental (ECS®) y la herramienta integrada de
adquisicidn de registros con cable Platform Express® (Fig. 4.9), junto con técnicas
de interpretacion avanzadas, para calcular las saturaciones de gas y el gas en
sitio, y para caracterizar la litologia.

En la Fig. 4.9, las tres primeras pistas presentan las mediciones de la herramienta
Platform Express®. La pista 4 presenta los resultados de un modelo petrofisico
generalizado de lutita gasifera, basado en los datos Platform Express® y ECS®,
gue han sido procesados con el andlisis avanzado de registros multiminerales
ELANPIus®. Este programa ayuda a cuantificar la mineralogia, el kerégeno y la
porosidad rellena con gas y agua. Los carriles restantes cuantifican la porosidad
total y efectiva, la saturacion de agua, el contenido de COT, la permeabilidad de la
matriz, el gas en sitio y el gas acumulado. Los valores del gas en sitio y el gas
acumulado se calculan tanto para gas libre como para gas adsorbido. La pista 4,
en particular, ilustra algunos de los factores que subyacen el éxito de esta
formacion de gas de lutitas.

206



IV. Aplicacion de los Parametros MT y COT en la estimacion de Gas en Lutitas

Apua desplazada
- Kidrocarburo dasplazaca | P—
Aqua o T, Gas adsorhido
02 pie¥pic? 0 en sitio
=== Doluma EE==T Aqualigada | Mil millones
Calcita da pies
>>a s Agua _dap
— C&@mw e D cibicos [Bcf) 150
ronens e
Rayos gamma . s pi,ig; . it oy, Gas en sitio
s it Porosidad efectiva Parmaabilidad B Tmragare
150 °APl 300 Cuarzo e delalutita |0 Bci/mi? 150
Derrumbe — Aquz ligada 02 pie%pi? 0 e s S Gas libre
BSISTVI . 2 hMontmorillonita uz libre 1 mD 1e-05
Rayos gamma Porosidad-nautrdn - Gas tatal
L. (i llita _Aqua Carbana Orgénica
0 °APl 150{D2 chmm 2000|04  pie%pie? -DA{T= 7 Clarta == — "| " Hidracarburo Tatal [TOC) 0 pe/ton EUA4DD
Calibradar  |Resistividad somera|  Porosidad-densidad Volimenes ELANPlus Porosidad total | Saturacion de agua |  TOC ELANPIus Gas adsorbido
4 Pulgadas 14|02 chmm 2000({04 piepie? -D.1|1 valfvol 002 pie%pie? 0|1 pie%pie? 0|0 g/qg  025(D po/ton EUALDD
t { \ 7/ =
; |5 1 =
! ! “ = -
-~ | J | s e
] HEE - ’ =N
: l K { 4 ‘ > T
b | ¥ e e ™ —
t:_- ! '!‘ gy I = ‘::. »
, | 3 = ok £ ) T
Ef N i o=
1 L9* — 1 ! \
" ]
. | | | \ |
s | =1 o ‘_ ;
Ex i { ( ;
| i 4 1 ;
1 1 ' 3 i - - L I -
o ! i l - B o D _ ?
B | 7 B 2k
| |L | 2 =~ o
. ; | k= I = _'\. -'_. ]
! . - = £ |5
! | 3 I zt
l $ 't (
I ". | ‘ *.’ X $
! - | LA r '.. *
BE. ey | = " % = -g
‘. B ] —_— - A‘
: : P ‘ -
EE H] = 1 =
} . ':E_ ._l ) - v :.‘
AMEE ! <. B 2 b
: T e > |3
| ) = . K
1 { B - . b =,
{13 ' I B 'f. ; — 3" §
“t—]1 o - > o = K&
SEEE | = S R =%

Fig. 4.9 Muestra los registros Platform Express® y ECS® y su respectiva medicién de los
volumenes de gas en la lutita Barnett. (Tomada de Schlumberger, 2006).
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4.4.1 Gas Adsorbido.

4.4.1.1 Densidad vs COT y AlogR vs COT.

Hasta aqui, numerosos comentarios han sido hechos respecto a la certera
caracterizacion petrofisica de estos yacimientos. El uso de ndcleos, registros
geofisicos de pozo e informacion de pruebas especializadas para el estudio de las
propiedades del yacimiento y la toma de decisiones operacionales y de manejo
con respecto a los recursos disponibles, son otros aspectos que deben ser
considerados. La interpretacién geoldgica y petrofisica de los registros es una
pieza clave en este marco operacional. En adelante, discutiremos la interpretacion
petrofisica de los registros, cuyos objetivos han de proporcionar informacion util
para:

e Deteccion de areas potencialmente productivas.

e Estimacién del contenido de gas.

e Establecer espesor neto y propiedades de las rocas.
e GIIP, TRV y estimacion volumétrica de reservas.

Como se describe a continuacion, existe la posibilidad de cuantificar la cantidad de
gas adsorbido sin la necesidad de conocer la porosidad y la saturacion de agua.
Sin embargo, establecer el volumen de gas adsorbido no es suficiente para
estimar el contenido total de gas a menos que el primero sea el Unico gas
presente en el yacimiento (por ejemplo, en lutitas biogénicas inmaduras), dicho
ésto, el volumen de gas total es la suma del volumen de gas adsorbido mas el
volumen de gas libre que llena los poros. Como se describié anteriormente, con el
fin de estimar el contenido de gas adsorbido se requiere primero establecer el
COT presente en la roca; por lo tanto, es necesario analizar las varias formas de
determinar el COT con registros para calcular el contenido de gas adsorbido por
medio de la isoterma de Langmuir.

Para lograr esta estimacion, es necesario primero realizar estudios certeros en
muestras de la formacion del intervalo de interés, tales como:

 Indice de madurez térmica (MT) de la materia organica (Ro, LOM).
e Contenido organico total (COT) e indice de hidrogeno (HI).

e Correlaciones entre COT y otras propiedades petrofisicas.

e [sotermas de Langmuir.

Describiremos brevemente dos formas para determinar COT en campo a través de
los registros: para los propésitos de este apartado, uno sera referido como
Densidad vs COT, y el otro como el método de Passey o A logR vs COT.
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Densidad vs COT

Este método consiste en correlacionar la densidad de la roca y el COT, ambas
medidas calculadas mediante muestras de la formacion (Fig. 4.10). Como se
muestra en la gréfica, la presencia de kerdgeno reduce la densidad de la roca, por
lo que es posible establecer una correlacion entre estos parametros. Se debe
recordar que para utilizar la informacion obtenida de los registros de densidad la
correlacion debe ser ajustada si la densidad aparente de laboratorio se ha medido
en una muestra seca. Si se logra establecer una correlacion confiable a través de
analisis de laboratorio, el registro de densidad puede entonces ser usado para
medir el COT. Similarmente, el COT puede ser establecido mediante correlaciones
obtenidas usando la densidad de grano medida de laboratorio, o0 bien, utilizando el
valor de densidad de la matriz obtenido de interpretaciones de registros complejas.
El uso de los registros rayos gamma, espectroscopia de rayos gamma, sonico y
de neutrén también se pueden utilizar para establecer correlaciones similares.

2,8
2,7

@@ y=-0.0302x + 2.5887

@ 2=
2,6 R2= 0.7156

Densidad (g/cc)

COT (%w)

Fig. 4.10 Relacion entre el COT y la Densidad de la roca. (Modificada de Jarvie, D., 2011).

AlogR-COT

Otro método confiable para determinar el COT en campo es el método al que
llamamos AlogR-COT, que se basa ampliamente en el método del mismo nombre,
descrito en el Capitulo 3.
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|
Esté método consiste en:

1. Calibrar la diferencia grafica de una curva del registro de porosidad (escala

lineal) con respecto a la curva del registro de resistividad (escala
logaritmica) asignando un valor a este cruce, comunmente llamado ALogR.

2. Calibrar AlogR vs COT segun el nivel de MT (en unidades de LOM); COT y
LOM deberan proceder de muestras de formacion recuperadas de la
mayoria de localizaciones e intervalos de interés como sea posible.

3. El establecimiento de una correlacion entre el LOM y la profundidad o la
temperatura en la zona de interés.

4. El uso de estas correlaciones para derivar COT mediante A logR, para los
pozos donde los nucleos y recortes no estén disponibles.

Se proponen las correlaciones entre COT, LOM y AlogR establecidas por Passey
(Fig. 4.11 y Fig. 4.12) con el fin de obtener COT en campo. Estas correlaciones
deben ser revisadas para asegurarse de que también sirven en los campos a
evaluar, o bien, nuevas correlaciones deben ser encontradas para caso individual.
Este autor ha establecido una correlacion entre el LOM y la profundidad, en un
area determinada, lo que sugiere que con caracteristicas similares podrian
establecerse para otras areas de estudio. Debe tenerse en cuenta que también
hay correlaciones entre Ro y LOM (Ver Apéndice A), como se ha discutido
anteriormente en esta tesis.

Grafica de LOM vs Profundidad
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Fig. 4.11 Correlacion entre LOM y profundidad para un area productiva de gas en lutitas.
(Modificada de Passey, Q.R., 2010).
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Fig. 4.12 Relacion entre Ro/LOM con A LogR utilizada para obtener COT. (Modificada de Passey,
Q.R.-SPWLA, 2011).

Passey afirma que el método funciona bien para LOM'’s entre 6 y 12. Debido a
estudios recientes se han modificado los limites de calibracion, tanto superior e
inferior, para valores menores a 7 y mayores a 10.5 respectivamente (lineas color
rosa). Ademas, advierte que es importante tener en cuenta la relacion entre COT y
S2 (tipo de kerégeno) del analisis geoquimico.

Una vez obtenido un valor confiable de COT, el contenido de gas puede ser
estimado usando el método de la isoterma de Langmuir descrito en el apartado
4.3.1.1 de esta tesis.

4.4.2 Gas Total.
4.4.2.1 Método con Registros y Modelo de Resistividad.

Es esencial discutir las dificultades acerca de la estimacién del gas total con
registros y modelos de resistividad, lo cual también contribuye a la determinacion
del gas libre mediante el analisis de la diferencia entre el gas total estimado con
estos modelos y el contenido de gas adsorbido obtenido por los procedimientos
anteriormente mencionados. Para fines practicos, se supondra que la calidad de
los registros utilizados es buena, sin efectos de la perforacion u otras alteraciones
indeseables, aspectos que deben ser detectados antes de utilizar la informacion.

Como se puede observar en los comentarios realizados anteriormente, las
principales limitaciones estan relacionadas con problemas en la resolucion de la
composicién litolégica de la roca, incluyendo el porcentaje de kerdégeno y sus

.
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propiedades, baja porosidad de la roca y alta incertidumbre en cuanto a la
determinacion de los parametros eléctricos para estimar la saturacion de agua.

El objetivo aqui es resolver la estimacion de la porosidad y la saturacion de agua
usando registros, con la caracteristica especial de la evaluaciéon de tales
propiedades del yacimientos sin tratar de neutralizar, ni la porosidad de la arcilla
en la roca, ni la saturacién de agua ligada a la arcilla y su efecto sobre la
resistividad; este no es el caso en los yacimientos convencionales. Por lo tanto, si
es posible establecer un uso adecuado y empirico de estos modelos, pueden
derivarse la porosidad total y la saturacion total de agua.

Porosidad total de registros

En estos sistemas, poros muy pequefios, mICroporos y nanoporos son
predominantes; por lo tanto, se consideran efectos capilares tan importantes que
son capaces de inhibir los flujos comerciales de produccion. La irrupcion de los
yacimientos de lutitas gasiferas comercialmente productivos ha provocado la
revisibn de estos conceptos. Las cantidades de gas y de petréleo a menudo han
sido reportados cuando se perfora a través de estos niveles; sin embargo,
previamente no habian sido estudiados con miras de produccion comercial. El
comportamiento de estos yacimientos se ha vuelto a analizar con respecto a la
capacidad de almacenamiento y, sobre todo, al transporte y produccion del fluido.

Histéricamente, se ha reconocido que estas rocas generadoras han expulsado
hidrocarburos que han sido atrapados en rocas almacenadoras de alta calidad
mediante rocas sello. Hoy en dia, los restos de hidrocarburo que no han sido
expulsados, el aceite y gas atrapado y el gas adsorbido en la roca se extraen de
algunas areas mediante el uso de técnicas de estimulacion que en muchos casos
aumentan la capacidad de produccion de estos yacimientos.

La porosidad total de estos sistemas, sin tomar en cuenta fracturas naturales se
compone principalmente de:

e Porosidad de la matriz no arcillosa
e Porosidad de la arcilla
e Porosidad del kerégeno

Si aberturas naturales o parcialmente abiertas, ademas de fracturas se presentan
son medidas por registros de porosidad y se incluyen en el registro de la porosidad
total. Las fracturas naturales pueden ser detectadas en nucleos y en registros de
imagen de pozo; estas aberturas también pueden ser inferidas de interpretaciones
de pruebas de produccion de pozos.
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La estimacion volumétrica de la porosidad total se puede resolver con los registros
convencionales si los siguientes aspectos pueden determinarse con precision:

1. El % en volumen de componentes litolégicos
2. Los valores de la matriz de componentes litologicos (incluyendo kerégeno)
3. Valores de los parametros de fluidos

1.- Por lo menos los componentes litoldgicos principales, los que mas afectan a los
resultados, deben ser identificados y cuantificados. Evaluar el porcentaje de
kerégeno, componentes aislados de carbonatos (calcita, dolomita), minerales
densos y minerales arcillosos representan el mayor desafio ya que son dificiles de
identificar. Las técnicas del registro de neutron pulsado representan un avance en
la mejora de las estimaciones de calcita, dolomita, componentes ricos en arcilla,
minerales densos y cuarzo-feldespato-mica.

2. La gran diferencia entre la densidad de la matriz de calcita y dolomita (2.71 vs
2.85 g/cc) da como resultado errores considerables si los porcentajes de cada
mineral no se calculan con precision. Sin embargo, como un factor de ventaja, los
valores de la matriz mencionados mas arriba en paréntesis se pueden utilizar con
fiabilidad como indicadores de extremos para cada mineral. Por el contrario,
propiedades de la matriz de minerales de arcilla pura y seca son generalmente
desconocidas, y pueden ser altamente variables en las condiciones del
yacimiento. Las propiedades de la matriz de kerégeno no son bien conocidas v,
por lo general, se supone que la densidad es de alrededor de 1 a 1.5 g/cc;
informacion sobre el tiempo de transito en la matriz, Atn,, €s escasa como lo es la
porosidad de la matriz con el registro neutron compensado, ®Np,, en lo que
respecta tanto a kerégeno como a minerales arcillosos.

3. En cuanto a las propiedades de los hidrocarburos, se cree que en los
yacimientos no convencionales se enfrenta a las mismas incertidumbres como en
yacimientos convencionales. Sin embargo, la relaciéon entre la porosidad y la
movilidad del fluido parece estar altamente afectada por la viscosidad, capilaridad
y permeabilidad relativa; poco se sabe acerca de esto y se tienen niveles bajos de
prediccién de resultados en niveles mas altos de incertidumbre. La extrema baja
capacidad de las lutitas para producir agua hace dificil de medir la salinidad del
agua de formacion debido a la falta de muestras de produccion representativas.
Por otra parte, el agua libre y el agua atrapada por capilaridad en la matriz no
arcillosa, pueden diferir en funcion de la conductividad eléctrica del agua
absorbida en la arcilla. La conductividad eléctrica del agua adsorbida en la arcilla
es también una funcion de la capacidad de intercambio catiénico y no solo de la
salinidad del agua adsorbida en la arcilla.

213



IV. Aplicacion de los Parametros MT y COT en la estimacion de Gas en Lutitas

Dada la complejidad descrita anteriormente, los analistas han realizado un
esfuerzo considerable en el uso de herramientas y técnicas avanzadas para
interpretar la porosidad con registros. Las aplicaciones mas comunes son las
basadas en modelos probabilisticos utilizando registros especiales (geoquimicos)
y registros convencionales. Si los resultados obtenidos son coherentes y el
resultado de las operaciones demuestra que los parametros establecidos por el
uso de estas técnicas pueden considerarse razonablemente fiables, puede ser
recomendable aplicar en el trabajo de campo, a pesar de su complejidad y altos
costos.

Sin embargo, por otro lado, siempre habréa la posibilidad de usar un modelo méas
simple para resolver la porosidad del yacimiento. Estos modelos son mas
importantes en los casos de disponibilidad limitada de registros. A continuacion,
una de las variantes mas utilizadas, como el calculo de la porosidad de los
registros de densidad sera discutido.

La forma mas simple y comdn de esta herramienta (Ec. 4.9) produce valores de
porosidad total que son demasiado altos y poco realistas cuando se utiliza un valor
de densidad de la matriz que no considera el efecto de ker6égeno, como la
densidad de kerégeno es muy baja afectar4 a los valores de densidad de la

formacion (0Op) de esta herramienta.

Pm—Pb
=— Ec. 4.9
®T Pm—Pf ( )

donde:
@®+: = Porosidad total

Pm = Densidad de matriz sin COT
P = Densidad de la formacién establecida por registros
P:= Densidad del fluido

Para utilizar este modelo, primero es necesario obtener informacion de los
registros adicionales que facilitan la estimacion de la densidad de la matriz que
incluye el efecto del kerdgeno (Ec. 4.10).

@p = 2mafb (Ec. 4.10)
Pma—Pf

donde:
Pma= Densidad de la matriz con COT
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Las curvas de potasio y torio de la herramienta de Espectroscopia de Rayos
Gamma (NGT), afiadidas a otros datos, tales como el factor fotoeléctrico
volumétrico U (pp*Per) Y, €n general, toda la curva litologica medida o calculada
que no es dependiente de la porosidad, facilitard la compilacién de modulos multi-
minerales para estimar la densidad de la matriz incluyendo el kerégeno. Con estos
modelos, y sobre la base de los registros de densidad, se establece lo siguiente:

Pma = (VOlminl * pminl) + (v()lminz * pminz) ot (vozminN * pminN) + (vozker * pker)
(Ec. 4.11)
donde:
VOlmin = Volumen del mineral de la matriz
Pmin = Densidad del mineral de la matriz
Volker = Volumen del kerégeno
Prer = Densidad del ker6geno

El volumen de ker6geno debe ser estimado por separado, mediante datos de COT
en porcentaje en peso y con la siguiente ecuacion:

Ker(%vol) = Zcor (pp — Drpy) (Ec. 4.12)

Pcor

donde:

Ker = Volumen del kerégeno (%)

pcot = Densidad de matriz COT, valores teéricos deben estar entre (1 y 1.5 g/cc)
Wcot = Porcentaje en peso de COT

La Ec. 4.12 propone una manera de corregir el valor de registro de densidad dado
gue COT (%w) se mide en condiciones secas, mientras que py, incluye fluidos de la
formacién. Si se observan desequilibrios cuando se utiliza COT (%w) estimado
con los registros, el resultado de la ecuacion puede ser ajustado por el coeficiente
k, en aras de la simplicidad, aqui se supone que este valor es igual a 1. Un valor
de correccion de la densidad del fluido puede ser utilizado, o se puede estimar si
se conoce S, mediante el uso de la siguiente ecuacion:

pr = pg(1—Swr) + p,Swr (Ec. 4.13)
donde:
ps= Densidad del fluido (g/cc)
Swq = Saturacion de agua total (%)
pgy = Densidad del gas (g/cc)

pw=Densidad del agua de formacion (g/cc)
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Es recomendable calibrar esta estimacion con la densidad de grano medida en
laboratorio y con la densidad de matriz obtenida a través de los analisis de
Fluorescencia de Rayos X (XRF) y del Microscopio Electronico de Barrido (SEM)
incluyendo el de COT. Si no hay informacion de registros suficiente para estimar
porcentajes minerales, la Ec. 4.14 se puede usar ya que corrige el efecto del
kerogeno en la densidad medida por los registros (pp):

Wcor
Pm_Pb(Pm _WCOT+1)
@ = PcoT Ec.4.14
T (Pm—pPf) ( )

donde:
Pm=Densidad de la matriz sin COT

Para este propdsito, se selecciona un intervalo de registro que esté practicamente
sin verse afectado por kerdgeno para estimar la densidad de la matriz, teniendo en
cuenta el efecto de la porosidad de la lutita, y como resultado, la densidad de la
matriz debe incluir la de “arcilla seca”. Si la porosidad es mayor que cero, la
densidad de registro “arcilla humeda” sera menor que la de "arcilla seca".

Si la informacion del COT (%w) y de densidad de grano obtenida en ndcleos esta
disponible, la densidad de la matriz sin COT puede ser estimada para luego ser
aplicada a todo el intervalo de interés registrado, de la siguiente manera:

_ Pma*(1=Wcor)

pm - 1—<WCOT*pma)
pPcor

(Ec. 4.15)

donde:
Pma = Densidad de la matriz con COT

Pma< Pm, Siempre que Pyer < Pm.

Saturacion de agua total de registros

La estimacion de la saturacion de agua, con registros de porosidad y resistividad,
exige el conocimiento de ciertos parametros clave de la roca, a fin de encontrar el
modelo adecuado. Se ha demostrado que en yacimientos de lutitas, el gas y el
petréleo se pueden producir, por lo tanto, una hipotesis debe establecerse en
relacion con la distribucion del sistema de poros y el lugar preferencial donde los
fluidos saturan dichos poros. En un escenario hipotético de un yacimiento de
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lutitas, diferentes fluidos se distribuyen entre los poros del kerégeno y la matriz
inorganica tal como se muestra en la Fig. 4.13.

Kerogeno

Matriz
inorganica

Fracturas
abiertas
naturales

(Gas libre en los poros del kerogeno

i

Gas adsorbido en la superficie del
| kerogeno

( Gas libre en los poros con bajo efecto
capilar

e

Agua ligada a la arcilla
Agua irreducible en minerales no
\ arcillosos; poros con alto efecto capilar

-

{ Gas libre

Fig. 4.13 Distribucion de fluidos en los poros de la lutita; incluyendo fracturas naturales.
(Modificada de Society of Petroleum Engineers, 2012).

Como se dijo antes, si es posible estimar la saturacion de agua total, entonces una
estimacion del contenido de gas libre se puede lograr mediante la deduccion del
contenido de gas adsorbido (calculado usando COT, densidad de la roca y la
isoterma de Langmuir) a partir del gas total (1- Swr).

Para lograr esto, la aplicacién del modelo de Archie, ampliamente conocido para la
determinacion de la saturacion de agua total de las rocas con base en los registros
de porosidad y de resistividad, se realiza como sigue:

donde:
@+ = Porosidad total

n| a*R
Swp = =

Swy = Saturacion de agua total

Rw = Resistividad del agua de formacion

R: = Resistividad de la formacion

n = Exponente de saturacion

m = Factor de cementacion

a = Factor de tortuosidad, generalmente se asume como 1.

(Ec. 4.16)
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Para aplicar Archie, ademas de la porosidad total, la siguiente informacion es
necesaria:

1. Resistividad de la roca (Ry).
2. Parametros eléctricos de la roca (a, m, n).
3. La salinidad del agua de formacion (Ry).

1.- La resistividad de la formacion se mide con los registros convencionales.
Cualquiera de inducciéon o herramientas de registros de pozo Laterolog se pueden
utilizar, dependiendo del tipo de fluido de perforacion y del nivel de resistividad de
la roca. La resolucion vertical de estos registros no es lo ideal, sin embargo, la
industria ha tenido que superar esta limitacion, que puede afectar la correcta
correlaciéon con registros de porosidad o de rayos gamma, por nombrar algunos
casos.

2.- No es bien conocida la existencia de grandes bases de datos de mediciones de
laboratorio de los parametros eléctricos a, m y n en yacimientos de lutitas
gasiferas. El exponente de cementacion (m), el exponente de saturacion (n) y el
coeficiente (a) se han examinado a profundidad, pero rara vez en lo que respecta
a yacimientos no convencionales. Por lo tanto, es comprensible que un proceso de
ensayo y error sea utilizado para obtener esta informacién hasta la fecha.

3.- Es probable que los volumenes de agua predominantes se deriven del agua
adsorbida en las arcillas y el agua irreductible o agua capilar en la matriz no rica
en arcillas. El modelo de Archie no distingue la aportacién eléctrica de la
saturacion de agua de los poros de la roca, y utiliza un valor Unico para Ry,
resistividad del agua de formacion. Evidentemente, esta sentencia resulta ser
errobnea cuando existe diferente contribucion eléctrica a partir del agua adsorbida y
el agua libre. El valor R,, se puede obtener por un método derivado de Archie que
se puede aplicar en los yacimientos porosos y permeables que tengan una
seccion de agua en el fondo. Por lo tanto, la resistividad aparente del agua, Rya,
se puede calcular para la seccion de agua; entonces, un promedio de valor Ry, se
puede utilizar como R, en el intervalo de hidrocarburos. Para las lutitas gasiferas,
una Ry, calculado en intervalos sin kerégeno debe ser adoptada.

Archie es un método sencillo y facil de usar; sin embargo, puede ser considerado
demasiado simple para ser aplicado en forma apropiada a la complejidad que
presentan los yacimientos no convencionales. Por otro lado, es recomendable
evaluar o cuestionar si los parametros de entrada de las soluciones del método
Archie utilizado en formaciones arcillosas se pueden estimar con una certeza
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razonable, o si su aplicacion en los yacimientos de lutitas gasiferas tienen sentido;
es decir, la pretensién de deducir la conductividad de minerales de arcilla de la
que se desconoce la conductividad pura. Por ejemplo, seria importante
reconsiderar el uso del término lutita en las ecuaciones de saturacion; debe ser
sustituido por el término arcilla y, al mismo tiempo, seria necesario encontrar un
valor para la poco conocida resistividad de la arcilla en lugar del uso de
resistividad de la lutita seleccionada a partir de una lutita adyacente, como es
practica comun. Por dltimo, después de tal esfuerzo, es probable que los
parametros eléctricos a, m y n vayan a ser seleccionados por ensayo y error,
hasta que existan bases de datos fiables o experimentos de laboratorio para
determinar estos parametros.

Si los célculos de registros y de contenido de gas con la isoterma de Langmuir son
completados con precision, demostrarian lo siguiente:

GlIP (derivada de Swr) = GlIP,q4 (derivada del contenido de gas por Langmuir)

Cuando se usan los parametros porosidad y Sw derivados de los registros, es
esencial recordar que la densidad de gas adsorbido puede ser mayor que la de
gas libre. Esto depende del estado de ambos a condiciones de yacimiento ya que
pueden diferir.

Determinacion del Espesor Neto

Una vez que se han identificado los intervalos potencialmente productivos y se
han establecido los parametros de COT, porosidad y saturacion de agua sobre la
base de informacion de registros, es necesario establecer el espesor neto del
yacimiento para estimar los recursos recuperables técnicamente y en sitio para
avanzar con los calculos de reservas. El espesor neto (h) es un parametro
extremadamente importante y junto con el area del yacimiento facilita la
estimacion del volumen de roca neto. Los especialistas utilizan lo siguiente para
obtener h:

e Contenido de COT/Kerégeno

e indice de Hidrogeno

e Saturacion de Gas Total (1-Swry)
e Porosidad

e Densidad de la roca (pp)

e Litologia — indice de fragilidad (BI)
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Muchos de estos parametros son dificiles de determinar con precision en las
lutitas gasiferas, incluso cuando se utiliza la mejor toma de muestras de nucleos y
técnicas de registros eléctricos y radiactivos. A pesar de las dificultades para
estimar espesores netos con exactitud, la identificacion de la cima y la base de los
intervalos de interés es a menudo posible usando registros. Dado que los recursos
no convencionales requieren una mejora artificial de la calidad del yacimiento para
la produccion comercial, muchos investigadores sostienen que es necesario
estudiar las propiedades mecanicas de la roca, ya que pueden tener una influencia
importante en el disefio de la estimulacién y la consiguiente produccion de fluidos.

Las zonas més productivas y de mejor calidad se conocen como "puntos claves".
Estas areas pueden ser detectadas en pozos mediante recortes y registros de lodo
de perforacién, ademas de pruebas y registros de pozo; sin embargo, es necesario
verificar su continuidad lateral o areal utilizando herramientas de modelado
sismico o geoldgico. Los resultados de los experimentos sismicos son muy
esperados, ya que pueden tener un enorme impacto en la evaluacion de la
extension areal de las propiedades del yacimiento.

Una vez establecidos los intervalos potencialmente productivos a nivel de pozo, es
necesario obtener informacion de los pardmetros antes mencionados para
establecer con mayor precision la produccion neta. En cuanto a las pruebas de
pozos, hay que recordar que, por lo general, estos yacimientos son
comercialmente productivos después de la estimulacién, por lo tanto, la
informacion previa a la estimulacidon lograda a través de pruebas es importante,
pero no es del todo concluyente. Dado el disefio actual de los pozos horizontales o
altamente desviados, se establece la calidad del espesor neto de los intervalos
para localizar y perforar el pozo en la zona potencialmente mas productiva. Para
este fin, la obtencién de la mejor calidad y cantidad de informaciéon es esencial
para derivar los parametros utilizados en la determinacion del espesor neto y de la
calidad del mismo, los cuales a su vez deben ser integrados con los estudios
sismicos y geoestadisticos.

Estimacién del GlIPi; con base en registros

En yacimientos no convencionales es recomendable estimar los volumenes
recuperables y reservas mediante la interpretacion de la declinacion del
yacimiento. Sin embargo, esta informacion no suele estar disponible durante las
etapas iniciales del desarrollo del campo. Por lo tanto, se utilizan métodos
volumétricos, por otro lado, siempre es recomendable complementar el analisis de
rendimiento con estimaciones volumétricas. La informacion volumétrica es también
un requisito esencial de los estudios de simulacién.
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El gas total inicial en sitio con base en la interpretacion de registros se calcula
utilizando la siguiente ecuacion:

GIIP,p; = 43560 % A * h * @p * (1 — Swy) * (Bi) *107° (Ec. 4.17)
g

donde:
GlIPy: = Gas total inicial en sitio (Bcf)
Swr = Saturacion de agua inicial total (%)

@+ = Porosidad inicial total (fraccién)
By = Factor volumétrico del gas (ft*/ft%)
A = Area (acres)

h = espesor neto (ft)

Finalmente y siendo adicional este andlisis, el volumen de gas libre inicial en sitio
(GlIPs) es obtenido de la diferencia del gas adsorbido inicial en sitio (GlIP,4) con
base en las isotermas de Langmuir (Ec. 4.6) y del gas total inicial en sitio (GlIP)
con base en registros (Ec. 4.17), como se muestra a continuacion:

GIIP; = GIIPyy — GIIPyy (Ec. 4.18)

Algunos autores prefieren trabajar con porosidad efectiva y saturacion de agua
efectiva obtenida de registros, en lugar de total, para estimar gas libre. Luego,
sobre la base de analisis de nucleos de diversos investigadores se afirma que el
gas libre es la diferencia entre el espacio de poro efectivo y la fraccion de
porosidad efectiva ocupada por el gas adsorbido.

En nuestra opinién la estimacion de la porosidad y saturacion de agua ambas
efectivas en yacimientos de lutitas gasiferas puede crear mayores niveles de
incertidumbre que la estimacion de la porosidad total y estimacion de la saturacion
de agua, razén por la cual es recomendable utilizar modelos de porosidad total y la
saturacion de agua. Los registros geofisicos de pozo “leen” todo el espacio poroso
de la roca ocupado por cualquier tipo de fluido; por lo tanto, la porosidad total de
registros representa el volumen total ocupado por los fluidos, incluyendo a los
adsorbidos. Sin embargo, vale la pena sefalar que el espacio ocupado por el gas
no puede ser detectado con ciertas herramientas de porosidad, debido a las
limitaciones fisicas del proceso de medicion. Esto puede resultar en estimaciones
deficientes, por lo que los analistas de registros deben duplicar los esfuerzos para
neutralizar el efecto del gas en la estimacion de la porosidad con los registros. Por
otro lado, las herramientas de resistividad también leen toda la resistencia de la
roca y no logran discriminar si el gas libre produce efectos diferentes que el gas
adsorbido en la conductividad de la roca. No es posible diferenciar entre el gas
libre y el gas adsorbido por medio de herramientas de resistividad.
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5.- Ejemplos de Caracterizacion Estéatica de Lutitas Gasiferas

El desarrollo y explotacion de las extensiones productivas (plays) de gas y aceite
de lutitas a nivel mundial son relativamente recientes. En la década de los afios
70, el departamento de energia de Estados Unidos inicid una serie de estudios
(denominado “Shale Gas Project”) para la caracterizacion geoldgica y geoquimica
de los potenciales yacimientos no convencionales, asi como estudios de ingenieria
enfocados al desarrollo de los tratamientos de estimulacién masiva.

En la década de los afios 80, se inicidé la produccion economica del primer
yacimiento no convencional, el llamado Barnett Shale. En funcién de los
resultados obtenidos, se estimuld el estudio y evaluaciéon de otras lutitas en
distintas partes del mundo, asi como de otras formaciones de lutitas del Devoénico
y Carbonifero de los Estados Unidos. Mas alla de esto, el boom de las lutitas
gasiferas y aceitiferas es relativamente reciente a partir del desarrollo de este tipo
de yacimientos con pozos horizontales y los avances en la tecnologia del
fracturamiento hidraulico. El andlisis, estudio y caracterizacion de este tipo de
yacimientos resulta complicado ya que se deben tener en cuenta mudltiples
factores de indole geoldgico, mineraldgico, petrofisico, geomecanico vy
geoquimico, entre otros.

En este capitulo se tiene como objetivo presentar la caracterizacion de dos
formaciones de lutita (Argentina y China), y su comparacién con otras mucho mas
desarrolladas de EUA Se comparan diferentes parametros de importancia a la
hora de evaluar la calidad de un yacimiento no convencional, como lo son: la
extension areal, profundidad de la unidad, espesor, porosidad, gradiente de
presién, madurez térmica, contenido orgénico total (COT), tipo de kerbégeno y
mineralogia. Se determina que si existe variacion en los rangos de valores de los
parametros analizados en estas dos formaciones, con respecto a las formaciones
de EUA, estaria relacionado a la heterogeneidad tanto vertical como lateral que
presentan las unidades de dichas formaciones a lo largo de la cuenca.

El grado de analogia que se logre establecer de la comparacién es una manera de
evaluar el potencial de las formaciones en estudio. Ademas, permite conocer
técnicas innovadoras y aplicar flujos de trabajo eficientes con el fin de optimizar la
curva de aprendizaje en el desarrollo yacimientos no convencionales.

Caracterizacién de Yacimientos de Lutitas

Este tipo de sistema petrolero se conoce como acumulacion no convencional (Fig.
5.1), dado que no es regido por la flotabilidad de los hidrocarburos frente al agua
ni por la Ley de Darcy, como es el caso de los yacimientos convencionales. Por
dicho motivo, las acumulaciones no convencionales son continuas, de escala
regional, independientes de la presencia de trampas estructurales y/o
estratigraficas.

225



V. Ejemplos de Caracterizacion Estatica de Lutitas Gasiferas

Arena
100%

Alto
Gas Convencional

Tamaiio de grano,
permeabilidad de

la matriz s No Convencion

Bajo

Lutitas Gas de

Gasiferas Carbon
Arcilla Contenido _ Carbén
100% A0 s % 100%

Fig. 5.1 Diagrama ternario que relaciona a las clases de yacimientos con los componentes
litolégicos principales. (Modificada de Society of Petroleum Engineers, 2013).

Las rocas tipicas de este tipo de plays estan constituidas por una matriz de grano
muy fino (tamafo arcilla, pudiendo ser pelitas o margas), con proporciones
variables de arcilla, silice y carbonato, que actian como roca generadora, sello y
almacenadora. Presentan muy baja permeabilidad y necesitan de la estimulacion
masiva para producir hidrocarburos.

Generalmente, los yacimientos de lutita deben cumplir con una serie de requisitos
que los hacen econdmicamente viables. Dichas condiciones son las siguientes:

¢ Riqueza Orgéanica (> 2% COT para lutitas gasiferas y variable para lutitas
aceitiferas).

Madurez Térmica (> 0.7% Ro0).

Espesor (> 30 m) y extensién areal.

Capacidad de adsorcién (principalmente en lutitas gasiferas).
Fracturabilidad (contenido de arcillas < 40%).

Sobrepresion.

Profundidad.

La roca generadora debe ser de buen potencial generador, lo que implica un
contenido organico total (COT) actual superior al 2%. Contenidos de materia
organica menores implican un menor potencial oleogenético y como
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consecuencia, el volumen de hidrocarburo remanente en el yacimiento es
considerablemente menor.

La madurez térmica de la roca generadora es un factor clave ya que debe estar en
ventana de generacion de petréleo y/o gas para asegurar la presencia del fluido en
el yacimiento. Por este motivo, es conveniente que los valores de reflectancia de
vitrinita, superen el 0.7% Ro para lutitas aceitiferas y el 1.2% Ro para el caso de
las lutitas gasiferas.

Dadas las caracteristicas de este recurso, en cuanto a la baja acumulacion por
pozo y la gran densidad de perforaciones necesarias para explotarlo
efectivamente, es necesario que la roca generadora presente espesores
superiores a los 30 metros y extensiones areales regionales a nivel cuenca.

La porosidad en estas litologias es de moderada a baja (< 15%) y no presenta
interconexién. Por lo general presentan, nanoporos (< 1 micra) y escasos
microporos (> 4 micras). Por otro lado, respecto a las fracturas, la presencia de un
sistema de microfisuras favoreceria una mayor interconexion y presencia de fluido
libre que, con una estimulacion adecuada se puede optimizar su recuperacion.
Para una mejor fracturacion a la hora de la estimulacion se necesitan valores de
contenido de arcillas bajos, preferentemente menor al 40%. Del mismo modo, la
ausencia de arcillas expandibles facilita la estimulacion. Por otra parte, la
existencia de sobrepresion es un factor deseable aunque no indispensable ya que
provee de energia al sistema facilitando la recuperacion de fluidos.

Por dltimo, la ya existencia de instalaciones en superficies y facilidades
relacionadas en la logistica son un factor clave a la hora de evaluar si un proyecto
de esta naturaleza es econémicamente rentable o no.

5.1 Formacién Vaca Muerta — Argentina.
Ubicacion

La cuenca de Neuquén se encuentra ubicada en el centro oeste de Argentina, y
comprende a la region extrandina de la provincia de Neuquén, el suroeste de
Mendoza, el suroeste de la Pampa y el noroeste de Rio Negro. Limitada al sur por
el macizo Nordpatagonico, al noreste por la Payenia y el sistema de Sierra Pintada
o bloque de San Rafael, y al oeste por la Cordillera Principal y el arco magmatico
de la Cordillera de los Andes entre los paralelos de 35° y 40° de latitud sur
aproximadamente (Fig. 5.2). Alcanza una extensién de 150,000 Km?
aproximadamente y su columna sedimentaria abarca desde el Triasico Superior al
Cenozoico, habiéndose acumulado al menos 7,000 m de sedimento.

Las inundaciones debidas a la conexion con el océano Pacifico cubren la totalidad
de la cuenca. A partir del Cretacico Tardio hasta el presente debido a la
subduccion de la Placa de Farallon Nazca en el margen convergente se origina la
orogenia Andina.
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Fig. 5.2 Ubicacion de las 5 cuencas productivas de Argentina, remarcando la cuenca de Neuquén
(linea roja) en el sector occidental del pais, se muestran los ambientes estructurales de la misma.
(Tomada de Society of Petroleum Engineers, 2013)

En la cuenca Neuquina se pueden distinguir cuatro ambientes estructurales bien
diferenciados (Fig. 5.2):

e Faja Plegada y Corrida (FPC): Frente con rumbo N-S, compuesto
principalmente por apilamiento de sedimentos jurasicos y cretacicos.

e Plataforma: Sector noreste de la cuenca. Con un registro sedimentario de
menor espesor en relacién a otros sectores.

e Centro de Cuenca: Columna sedimentaria de mayor espesor, con
deformacion leve a incipiente.

e Dorsal de Huincul: Lineamiento estructural antiguo de orientacion O-E,
donde la actividad tectdnica relacionada controlé la sedimentacion durante
los tiempos Jurasico-Cretécico.

I EEEEEEECEE—j———
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La distribucién paleogeogréfica asi como el arreglo interno de las secuencias
depositacionales permiten deducir que el principal factor que control6 la evolucién
de la cuenca estuvo dado por variaciones del nivel del mar, aunque existen
vestigios claros de la actividad tectonica intermedia que tuvieron su efecto en la
evolucion sedimentaria regional.

Caracteristicas generales y ambiente de depdsito

La Formacion Vaca Muerta se distribuye ampliamente en la Cuenca Neuquina.
Con base en su fauna de amonitas, su edad abarca aproximadamente unos 20 Ma
(millones de afios) desde el Tithoniano temprano en el arroyo PicunLeufa, hasta
alcanzar el Valanginiano Temprano en el norte neuquino.

Como se puede observar en la Fig. 5.3, por lo general, la mayoria de los plays de
lutita de Norteamérica son de edades Paleozoicas (Devonico a Carbonifero). Las
excepciones son las lutitas del Mesozoico de la formacion Haynesville (130 a 150
Ma), Eagle Ford (95 Ma) y Lewis (85 Ma). Es importante destacar que la
depositacion de todos estos plays productivos se dieron en periodos de tiempo
donde coincidieron las condiciones esenciales para la formacion de excelentes
rocas generadoras marinas (alta productividad organica y niveles de mar alto),
como lo fueron el Devonico-Carbonifero y el Jurasico-Cretacico.
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Fig. 5.3 Edades (m.a.) de los yacimientos no convencionales de E.U.A y de la Formacion Vaca
Muerta (Tithoniano-Berriasiano). (Tomada de Society of Petroleum Engineers, 2013).

Los depdsitos de la Formacion Vaca Muerta estan constituidos por una sucesion
de margas y arcillitas calcareas ricas en materia organica de ambiente marino,
resultantes de un periodo de maxima transgresion y mar alto. Dicha alternancia
litologica responde a ciclos de disolucion y productividad posiblemente
influenciados por cambios climéticos. Los ciclos de disolucion estarian vinculados
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con un mayor aporte clastico desde las areas continentales, en tanto que los ciclos
de productividad podrian reflejar fluctuaciones de temperatura y nutrientes,
relacionadas con la produccién biogénica en zonas superficiales.

El andlisis sismoestratigrafico realizado por Mitchum y Uliana (1982), permitio
definir las principales secuencias depositacionales del intervalo correspondiente a
las unidades Vaca Muerta, Quintuco, Loma Montosa y Mulichinco, mostrando su
intima relacion con los ciclos de variacion global del nivel marino. En dicho
andlisis, reconocieron 10 secuencias lateralmente progradantes que rellenaron
una cuenca estable de aguas someras, depositandose sucesivamente desde el
sureste al noroeste. Debido a |la edad decreciente de las unidades progradantes,
las formaciones involucradas muestran una disposicion temporal diacronica,
haciéndose més jovenes desde el SE al NO. Con este andlisis podemos observar
la gran variacién tanto lateral como vertical que presenta la unidad con respecto a
la disposicion y relacidon entre las secuencias en diferentes sectores de la cuenca.
Es totalmente distinto el ambiente de depositacion en el sector SE, donde
predomina un sistema principalmente agradante con baja angularidad de
clinoformas, con respecto al sector mas occidental donde se tiene un sistema
progradante-agradante con un mayor apilamiento de las secuencias (Fig. 5.4).
Como veremos a lo largo de este apartado estas marcadas diferencias no solo se
identifican en el ambiente de depositacion sino que también quedan impresas en
otros parametros de importancia para la caracterizacion de un yacimiento del tipo
no convencional, como lo son el espesor, la mineralogia, la geoquimica, la
petrofisica, entre otros.

NO C. Centro de Cuenca distal B. Centro de Cuenca A. Plataforma Sudeste SE

Fm. Vaca Muerta

o Wuicbre de plataforma

Sistemaagradante y progradante Sistema progradante, Sistema agradante.
Alta angularidad de clinoformas Agradacion moderada progradacion moderada
Mayor apilamiento de secuencias Alta angularidad de clinoformas Baja angularidad de clinoformas

Fig. 5.4. Corte regional sismoestratigrafico del intervalo Quintuco — Vaca Muerta. (To-mada de
Junken et al., 2012).
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En la Fig. 5.4 a partir de la relacién entre las clinoformas, se pueden identificar
tres ambientes distintos: un sector de plataforma sudeste (A), uno de centro de
cuenca (B) y uno de centro de cuenca distal (C) donde se observa un
engrosamiento del intervalo debido a un mayor apilamiento de secuencias. En el
mapa de ubicacién en linea roja se marca la trayectoria del corte y el ambiente de
plataforma NE.

Como vimos, la Formacion Vaca Muerta cubre gran parte de la cuenca Neuquina.
Es importante destacar que no toda la unidad puede ser considerada como un
yacimiento no convencional. Los sectores inmaduros, son aquellos que presentan
una madurez térmica inferior al 0.5% de reflectancia de la vitrinita, no son tenidos
en cuenta. Ademas, no se tiene en cuenta el potencial de la unidad en la faja
plegada y corrida donde aun no se han realizado pozos exploratorios con este
objetivo, sin embargo se cuenta con antecedentes favorables para la unidad en
estudio. En funcion de ésto, la distribucion areal del play Vaca Muerta de lutitas
aceitiferas/gasiferas, propiamente dicho, alcanza aproximadamente los 30,000
Km?, extension areal comparable con el play de lutitas gasiferas Woodford, el cual
alcanza 28,900 Km? (Fig. 5.5).
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Fig. 5.5 Comparacion de la distribucion areal (en sz) de los plays de Norteamérica junto con el
play Vaca Muerta. (Tomada de Society of Petroleum Engineers, 2013).

El espesor del play de lutitas Vaca Muerta, a lo largo de la cuenca, presenta una
importante variacion; va desde un espesor minimo de 30 metros hasta mas de 500
metros en el sector occidental. Esto es una caracteristica importante a tener en
cuenta, ya que los plays de E.U.A (salvo pocas excepciones, Lewis) no presentan
rangos de espesor tan amplios como Vaca Muerta. Utilizando un valor maximo
arbitrario para definir un espesor util del play, por ejemplo el COT mayor al 2%, el
espesor de la lutita Vaca Muerta no se reduce tan significativamente (la mayor
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reduccion se da en el sector occidental o distal donde los espesores pasan de 500
a 250 m de espesor util), como si sucede con las unidades de EUA (Fig. 5.6). Esto
es una ventaja para el play Vaca Muerta, ya que un mayor espesor permite un
mayor volumen recuperable, sin embargo, por otro lado hace mucho mas
complicada la seleccion y caracterizacion a detalle del sector mas apropiado para
la navegacion de un pozo horizontal.
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Fig. 5.6 Arriba: Comparacion de los espesores entre los plays de EUA con la Formacion Vaca
Muerta. Abajo: Comparacion del espesor util de los mismos, utilizando arbitrariamente un valor de
COT > 2%. Para ambos gréficos las barras rojizas indican el espesor minimo y las barras verdes el
espesor maximo de las unidades. (Tomada de Society of Petroleum Engineers, 2013).

Para su analisis, el play Vaca Muerta puede ser dividido en dos secciones. Una
seccion de aproximadamente 30 — 40 metros de espesor a lo largo de toda la
cuenca, correspondiente al evento transgresivo principal para este periodo. Esta
seccion inferior se caracteriza por presentar altos valores de rayos gamma (GR) y
alto contenido orgéanico total (%COT), relacionadas a pelitas ricas en uranio y
materia organica. La seccion superior corresponde a los cortejos sedimentarios
(conjunto de caracteristicas sedimentarias de un volumen de materiales
depositados en condiciones semejantes) de secuencias que se suceden

232



V. Ejemplos de Caracterizacion Estatica de Lutitas Gasiferas
AN ——— ————— N S N — —— ————

ciclicamente progradando sobre los sedimentos del Tithoniano conformando un
arreglo litolégico de aparente continuidad lateral. El aumento de espesor hacia el
oeste esta relacionado con el mayor apilamiento de estas secuencias. Tanto los
valores de GR como el %COT son menores en comparacion con la seccion
anterior y van disminuyendo hacia el tope de la unidad, indicando un mayor aporte
del continente. Sin embargo, los contenidos organicos de esta seccion siguen
estando por encima de los rangos minimos de riqueza organica para poder ser
considerados como potenciales yacimientos no convencionales (Fig. 5.7).
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Fig. 5.7 Corte entre 2 pozos que atraviesan Vaca Muerta, uno ubicada en el sector central y otro
en el sector distal de la cuenca (distanciados por mas de 80 km). En ambos pozos se observa una
curva de GR (Pista 1), una curva de resistividad y sénico (Pista 2) y una curva de COT, calculada a
partir del método de Passey, 1990 (Pista 3). La seccion de basamento muestra un espesor
practicamente constante a lo largo de toda la cuenca, con altos valores de GR y COT, indicando el
evento de méxima transgresion en la cuenca. Como ya se habia observado en el andlisis sismico,
el espesor de la seccion superior aumenta hacia el NO. En esta seccion se puede ver como en el
sector distal, es mas significativo el espesor util (COT > 2%). Sumado a esto, debe tenerse en
cuenta que los altos valores de COT en la parte superior del pozo distal estan asociadas a los altos
valores de resistividad y estos afectan el calculo de método de Passey. Los resultados de
laboratorio confirman valores menores al 2% para este sector. El sombreado rosa en la pista 3
indica los valores de COT > 2%, teniendo en cuenta los resultados de laboratorio. (Tomada de
Society of Petroleum Engineers, 2013).
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Al comparar la respuesta de los perfiles eléctricos de la Formacion Vaca Muerta
con la respuesta de los perfiles de las lutitas Haynesville y Eagle Ford puede
observarse que son muy similares. En la Figura 5.8 se muestra un corte con los
perfiles eléctricos de la lutita Haynesville y otro corte con los perfiles de la lutita
Eagle Ford. Al igual que Vaca Muerta, ambos presentan una seccion basal con
altos valores de GR y alto COT, marcando el evento de transgresion principal, y
una seccion superior donde los valores de GR y COT disminuyen progresivamente
hacia el tope de la unidad. Esto se debe a que la depositacion de todos estos
plays esta relacionada a un mismo evento geoldgico: la inundacién marina de una
cuenca. Mas alla de las diferencias con respecto al espesor que ya fueron
comparadas anteriormente, la diferencia mas significativa que se observa, es que
en las unidades de los Estados Unidos el evento transgresivo principal se
desarrolla por encima de un paquete homogéneo calcareo, mientras que la
Formacion Vaca Muerta se desarrolla por encima de los sedimentos continentales
de la Formacion Tordillo. Se quiere destacar que el contraste reoldgico que existe
entre una caliza y una lutita es distinto al que existe entre una roca sedimentaria
comun y una lutita, pudiendo afectar en mayor o menor medida el desarrollo de las
fracturas hidraulicas masivas.
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Fig. 5.8 Izquierda: Perfiles de un pozo de Eagle Ford. (Tomada de Bowman, 2010). El play de lutita
se apoya sobre los carbonatos de la Formacién Buda. Se distinguen en los primeros 40 metros los
altos valores de GR (Pista 1) y COT (Pista 3), marcando la transgresion inicial, similar al play de
Vaca Muerta. Derecha: Perfiles de dos pozos de Haynesville. (Tomada de Hammes et al., 2011). El
play de lutita se apoya sobre un carbonato. Se distinguen en los primeros 60 metros los altos
valores de GR (Pista 1), marcando la transgresion inicial, similar al play de Vaca Muerta.
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Otros dos parametros importantes a ser evaluados al momento de caracterizar los
yacimientos no convencionales son la profundidad a la que se encuentra la unidad
y su gradiente de presion.

Como consecuencia de la gran extension de la Formacion Vaca Muerta, esta
unidad se encuentra aflorando en algunos sectores de la cuenca (faja plegada y
corrida) y en otros se encuentra a mas de 4000 metros de profundidad. Si nos
basamos en los resultados obtenidos de la campafia exploratoria de Vaca Muerta
como yacimiento no convencional realizada por YPF S.A. en los ultimos afios,
podemos reducir este intervalo de profundidad a 2000-3500 m, para el play de la
lutita Vaca Muerta propiamente dicho. En funcion de ésto, confrontando con las
lutitas de EUA se puede observar que Vaca Muerta es uno de los plays que se
encuentra mas profundo (a excepcion de Haynesville y Eagle Ford) y con una
amplia variacion en el rango de profundidad (Fig. 5.9).
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Fig. 5.9 Comparacion de los rangos de profundidad (Km) a los que se encuentran los plays
comparados en este ejemplo de caracterizacion. (Tomada de Society of Petroleum Engineers,
2013).

La sobrepresion de una formacion no es un requisito necesario para el éxito de un
yacimiento no convencional. Sin embargo, las lutitas que se encuentran
sobrepresionadas por lo general pueden almacenar mas cantidad de
hidrocarburos, son mas facilmente fracturables y facilita la recuperacion de los
fluidos. Es importante destacar que esta propiedad estard intimamente
relacionada con la profundidad de la unidad y su madurez térmica. A mayor
profundidad y madurez, mayor gradiente de presion. Esto se cumple en la
Formacion Vaca Muerta, la cual presenta gradientes de presion que van desde
0.50 psi/ft, en zonas de borde de cuenca, a 1.1 psi/ft, en el centro de la cuenca. En
la Fig. 5.10 se pueden observar los rangos de gradiente de presion para las lutitas
estudiadas. Exceptuando a Haynesville, no son muchas las lutitas que presentan
sobrepresion.
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Fig. 5.10. Comparacién de los rangos de gradientes de presion de algunos plays de Norteamérica
con la Formacion Vaca Muerta. Se destacan como plays sobrepresionados a Haynesville y Vaca
Muerta, y en un segundo plano el play Eagle Ford. (Tomada de Society of Petroleum Engineers,

2013).

Petrofisica

El almacenamiento y migracion de los hidrocarburos a través de litologias como la
lutitas es complejo, lento y no completamente entendido, debido al pequefio
tamafio de los poros y a las pobres propiedades capilares (muy baja
interconexién). Es por ello que es indispensable el fracturamiento hidraulico
masivo en casi todos los plays de este tipo para que produzcan a gastos
econdémicos. El principal problema radica en la obtencion de datos precisos y
confiables de porosidad y permeabilidad, dado que las metodologias, técnicas y
manipulacion de muestras efectuadas por los laboratorios se encuentran en
debate y con resultados no comparables. Mas alla de ésto, estudios recientes han
descubierto porosidades relacionadas con el kerégeno. Esta porosidad se genera
durante el proceso de maduracion organica que acomparfia al enterramiento de la
roca y la generaciéon de hidrocarburos. Sin embargo, este no es el Unico tipo de
porosidad existente en una lutita. También se han identificado porosidades
relacionadas a fragmentos de fésiles, que pueden ser tan importantes en términos
de acumulaciéon y proveyendo vias de migracion como la porosidad relacionada al
kerégeno. Por ejemplo, la porosidad medida en la lutita Barnett proviene casi en
su totalidad de la descomposicién de materia organica. A su vez, en Haynesville la
porosidad total duplica a la porosidad organica, debido a que presenta porosidad
secundaria asociada a carbonatos.

Por otro lado, se ha comprobado en los plays de Haynesville y Eagle Ford que las
facies con mayor proporcion de carbonato presentan sistemas de poros de mayor
dimensién, lo que permite una mayor recuperaciéon del hidrocarburo liquido. Queda
por comprobar si en Vaca Muerta sucede lo mismo.
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El andlisis petrofisico de los perfiles eléctricos ha permitido evaluar y caracterizar a
la Formacion Vaca Muerta, determinando porosidades de entre 4 a 12% a lo largo
de la cuenca (valores que responden a los resultados obtenidos en laboratorio). Si
tomamos un perfil vertical de la unidad podemos observar que los valores de
porosidad varian de 8 a 12% en las secciones inferior y media, disminuyendo
progresivamente hacia la cima (4 a 8%). En la Fig. 5.11 se comparan los rangos
de porosidades de algunas formaciones ya mencionadas con la Formacion Vaca
Muerta, recordando que la gran amplitud en el rango estd asociada a las

importantes heterogeneidades tanto laterales como verticales que presenta ésta
altima.
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Fig. 5.11 Comparacion de los rangos de porosidad (%) entre los plays estudiados. (Tomada de
Society of Petroleum Engineers, 2013).

La presencia de un sistema de microfracturas favorece una mayor interconexion,
por lo que con una estimulacion adecuada se puede optimizar su recuperacion. En
Muy pOCos casos, si la red de fracturas es muy densa, puede no precisarse de una
estimulacién hidraulica. Este es el caso del play Marcellus en Pensilvania, Estados
Unidos, donde un sistema de fracturas abiertas ayuda a tener producciones
iniciales importantes. Vaca Muerta, en casos puntuales, ha producido
hidrocarburos sin la necesidad de estimulacion hidraulica.

Mineralogia y Geomecanica

Las propiedades geomecanicas de una lutita estan fuertemente controladas por
sus caracteristicas geoldgicas. Para este tipo de yacimientos es particularmente
interesante poder predecir los valores relativos de fragilidad y ductilidad dentro de
la unidad en estudio. Dos parametros utilizados para medir la resistencia de una
roca y su deformacion son el Modulo de Young y el Modulo de Poisson. Una roca

ductil es aquella que sufre una deformacion plastica antes de romperse con una
fuerza determinada.
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El Médulo de Young y el Médulo de Poisson pueden ser determinados a partir de
ensayos en laboratorio sobre rocas: ensayos de compresion triaxiales son
realizados para determinar los modulos estaticos mientras que ensayos de
velocidad ultrasonica son realizados para determinar los médulos dinamicos. Britt
y Schoeffler (2009), han concluido que para que una lutita sea prospectiva deben
presentar altos valores en el Médulo de Young (> 3.5 x 10° psi) y bajos valores del
Moédulo de Poisson (< 0.25). Ademds, estos autores han encontrado que las
formaciones de lutita prospectivas responden a la correlacion dinamica-estatica
del Modulo de Young para rocas clasticas.

En la actualidad, se cuenta con pocos datos geomecanicos para la Formacion
Vaca Muerta; sin embargo, estos estan en el orden de los valores descritos
anteriormente para una formacion prospectiva. Por otro lado, en la Fig. 5.12 se
han graficado algunos datos de los mddulos de Young estatico y dinamico de la
Formacion Vaca Muerta obtenidos de cuatro pozos perforados recientemente en
los ultimos afios (circulo verde sombreado). Es clara la correlacion tanto con los
campos de rocas clasticas como de lutitas prospectivas.
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Fig. 5.12. Correlacion dinamica-estéatica del Médulo de Young. El circulo sombreado verde muestra
la ubicacidn de los datos obtenidos para la Formaciéon Vaca Muerta. (Tomada de Britt & Schoeffler,

2009).

La mineralogia de una lutita, es otro parametro muy Uutil para determinar su
fragilidad y/o ductilidad. EI contenido de cuarzo, carbonato y arcilla determinan de
manera significativa los parametros elasticos y por consiguiente cuan
eficientemente la fractura hidraulica estimulara la roca. Lutitas con alto porcentaje
de cuarzo y carbonato tienden a ser mas fragiles y fracturables, dando como
resultado un gran numero de fracturas inducidas de pequefia escala cuando son
estimuladas. En cambio, las lutitas con alto contenido arcilloso tienden a
comportarse de manera ductil frente a la estimulacion hidraulica. Como valor de
corte se utiliza un porcentaje de arcilla menor al 40 % para que la roca sea
considerada fracturable.
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En la Formacion Vaca Muerta, los analisis de XRD sefialan bajo contenido de
minerales arcillosos, en el rango de 5 a 30%, (principalmente illita e
interestratificados), cuarzo y carbonato varian de acuerdo a la posicion vertical en
la formacion y acorde a la posicion en la cuenca. El cuarzo es mas abundante
hacia la base de Vaca Muerta y el carbonato se incrementa hacia la cima de la
formacion. En areas distales, la proporcion de cuarzo y carbonato a lo largo de la
columna es semejante.

En la Fig. 5.13 se puede apreciar la gran variabilidad que presenta la Formacion
Vaca Muerta segun la posicion en la cuenca. La zona del centro presenta un
predominio de cuarzo con valores entre 45 y 75%. Los valores de arcilla son
levemente mas altos que en los sectores Sureste y Noreste de la cuenca, llegando
hasta el 35 %. Por otro lado, los sectores de plataforma Noreste y plataforma
Sureste presentan un mayor rango de variabilidad en los contenidos de cuarzo y
carbonato. Para el caso del sector Noreste el porcentaje de cuarzo varia entre 15
y 75%, carbonato entre 10 y 80% vy arcilla de 5 a 20%. El sector Sureste, también
en el ambito de plataforma, el porcentaje de cuarzo varia entre 10 y 55%, el
carbonato entre 20y 80% y la arcilla entre 10 y 30%.
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Fig. 5.13 Diagrama ternario cuarzo-carbonato-arcillas donde se describe la mineralogia promedio
de la Formacion Vaca Muerta en funcion de la ubicacion en la cuenca. (Tomada de Society of
Petroleum Engineers, 2013).

Con respecto a las formaciones de lutita de Estados Unidos, se puede observar en
la Fig. 5.14 que los cuatros plays analizados (Eagle Ford, Haynesville, Barnett y
Woodford) presentan rangos composicionales esencialmente diferentes.
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Fig. 5.14 Diagrama ternario cuarzo-carbonato-arcillas donde se comparan la mineralogia promedio
de algunas lutitas de Estados Unidos con la lutita Vaca Muerta. (Tomada de Society of Petroleum
Engineers, 2013).

En el caso de Eagle Ford, predomina el contenido en carbonato, con valores de 45
a 65% y el contenido de arcilla ronda entre 20 y 30%. La composicion de esta
formacion es similar a la encontrada en la parte superior de Vaca Muerta en las
zonas de plataforma Sureste y Noreste, con la diferencia que en Eagle Ford los
valores de arcilla son aproximadamente un 10% mas altos.

Por su parte, Haynesville presenta dos facies principales: una rica en calcita con
valores que llegan hasta el 50% aproximadamente y de 20-30% de arcillas y otra
caracterizada por su mayor contenido arcilloso, presentando valores entre el 25y
45%, llegando a superar en parte el valor de corte del 40% que se ha determinado
para considerar fracturable la roca. El alto contenido arcilloso es la principal
diferencia de esta lutita con la Formacion Vaca Muerta, dandole mayor ductilidad a
la roca, lo cual como ya se comentd anteriormente es un parametro de importancia
al momento de la estimulacion con fracturamiento hidraulico.

Por ultimo, los plays Barnett y Woodford presentan como caracteristica relevante
un alto contenido de material de cuarzo y bajo contenido de carbonatos en
general. El contenido arcilloso no supera el 30% en Woodford y en Barnett alcanza
el 35-38%. Estos plays se asimilan con el area de Vaca Muerta correspondiente al
area del centro de la cuenca.
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Geoquimica

Teniendo presente el hecho que la riqueza organica (%COT), calidad (tipo de
kerogeno) y madurez térmica de la roca generadora son algunos de los
parametros fundamentales para definir la existencia de un play de lutitas
gasiferas/aceitiferas, la evaluacién de un yacimiento de este tipo precisa de una
caracterizacion geoquimica detallada.

Las areas con mayores posibilidades para que la unidad de interés pueda ser
considerada como un potencial yacimiento no convencional son aquellas que
cumplen con las siguientes condiciones:

e Madurez térmica igual o superior al comienzo de la ventana de petroleo (Ro
= 0.5%, preferentemente por encima de 0.7%). Usualmente entre 0.7 a
1.2% se considera como un play de lutitas aceitiferas y por encima de 1.2 a
3.2% como un play de lutitas gasiferas.

¢ Riqueza orgéanica superior al valor minimo establecido de 2% de COT para
lutitas gasiferas y pudiendo ser inferior para las lutitas aceitiferas.

Por lo general, la caracterizacion geoquimica de este tipo de yacimientos consiste
en una evaluacion de las propiedades como roca generadora de la secuencia,
incluyendo los analisis geoquimicos tradicionales (COT, Pirdlisis y Microscopia
Organica).

La eficiencia de la Formacion Vaca Muerta como roca generadora esta probada en
casi toda la cuenca, en tanto que su eficiencia como yacimiento esta siendo
probada al presente. La Formacion Vaca Muerta presenta un kerdgeno tipo Il de
ambiente marino, el cual es productor de aceite y gas. Comparandolo con las
lutitas norteamericanas vemos que la mayoria presentan kerdgenos tipo Il y I
(Fig. 5.15).
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Fig. 5.15. Comparacién del tipo de kerégeno entre las lutitas estudiadas. (Tomada de Society of
Petroleum Engineers, 2013).

Tipo de Kerégeno
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En el caso de toda la seccion Vaca Muerta no se identifican variaciones relevantes
respecto a los macerales que pongan de manifiesto alguna variacion de las
organofacies que componen la unidad. El material organico es descripto
invariablemente como 100% material amorfo, con trazas en algunos casos de
material presumiblemente terrigeno (carbdn/lefio). Es extremadamente
homogénea en las secciones inferior y superior y en toda posicion de la cuenca
donde se cuenta con datos de este tipo. Las variaciones ciclicas de los datos de
pirolisis no se identifican con cambios en los macerales y probablemente se deba
ma&s a condiciones de preservacion de la materia orgdnica mas que a variaciones
de las facies (Fig. 5.16).
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Fig. 5.16 Arriba: Andlisis de los macerales en la Formacion Vaca Muerta. Predominan los
macerales amorfos. Derecha: Microfotografia del ker6geno de la lutita Vaca Muerta. (Tomada de
Brisson I. & Alvarez L., 2012).
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Las secciones inferior y superior de Vaca Muerta presentan desde el punto de
vista analitico las mismas caracteristicas, diferenciandose solamente por la
riqueza progresivamente menor hacia arriba de la seccion superior debido a mayor
dilucion de la materia organica en la roca a medida que se incrementa el aporte
sedimentario. El valor de productividad deducido para Vaca Muerta es de 650 mg
de hidrocarburo por cada gramo de COT, lo que es alto para una roca marina
tipica y lo acerca a la productividad de un kerégeno tipo I. Esto indica que de cada
gramo de carbono organico original la mitad (exactamente 0.50154) es inerte y no
genera hidrocarburos, lo que esta en linea con los ker6genos marinos tipicos.

Como ya vimos anteriormente, es indiscutible la riqueza organica (%COT) que
presenta la Formacién Vaca Muerta, ya que se trata de la principal roca
generadora de la cuenca de Neuquén. Los valores de COT de la unidad, a lo largo
de toda la cuenca, van desde el 1% hasta 12%, mostrando la tendencia de
aumentar hacia la base de la misma. Es por esto que el basamento de la
formacion (30 — 40 metros iniciales) presenta valores promedios que van desde
3.5 a 7%. A su vez, la parte superior de Vaca Muerta presenta valores de COT
promedio que rondan del 2 a 4% (Fig. 5.7). Con respecto a las lutitas de E.U.A se
puede observar valores similares de COT para Marcellus, pero por lo general, la
mayoria de las lutitas presentan rangos mas acotados de COT (Fig. 5.17). Lo
interesante de la seccién superior es analizar la relacion que existe entre el
espesor total y el espesor con COT > 2% (llamémoslo espesor util). Dependiendo
de en qué sector de la cuenca nos encontremos, esta relacion puede ser
practicamente de 1 a 1 como sucede en el sector centro-oriental de la cuenca. Por
otro lado, en el sector occidental de la cuenca donde los espesores totales de
Vaca Muerta superan los 550 metros, el espesor Gtil de la seccion superior puede
alcanzar los 200 a 250 metros (Fig. 5.7). A su vez, en el sector noreste de la
cuenca, se encuentran los maximos espesores Utiles que alcanzan hasta 350

metros.
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Fig. 5.17 Comparacioén de los rangos de Contenido Orgénico Total entre las lutitas estudiadas.
(Tomada de Society of Petroleum Engineers, 2013).
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Con respecto a la madurez térmica, debemos tener en cuenta que los valores de
reflectancia de la vitrinita indican la maxima temperatura a la que fue sometida la
roca generadora y permiten definir el tipo de hidrocarburo que se ha generado.
Podemos observar que para la Formacion Vaca Muerta existe una gran variacion
de los valores de Ro, teniendo valores que estan por debajo del 0.5% Ro
(inmaduro) y llegando hasta valores mayores a 3% Ro (ventana de generacion de
gas) como se puede observar en la Fig. 5.18.
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Ventana de Aceite g
Ventana de Gas Himedo
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Fig. 5.18 Mapa de madurez térmica (%R0) de la Formacién Vaca Muerta. (Tomada de Lanusse et.
al., 2012).

Existen otros métodos para determinar la madurez térmica de la roca como la Tmax
de la pirolisis, indice de alteracién térmica y fluorescencia que pueden emplearse
ante la baja confiabilidad de los datos de vitrinita. A partir de los pozos perforados
y de los fluidos producidos se ha ido corroborando los valores de madurez,
estableciendose el limite entre la ventana de generacion de petréleo y gas
hamedo en 1.35%, valor que se encuentra levemente desfasado con respecto al
tedrico (1.2%). De esta manera, la unidad de lutitas queda delimitada en una zona
de aceite (0.7 a 1.0% Ro), zona de gas humedo (1.2 a 1.35%) y en una de gas
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seco (1.35 a 3.2% Ro). Esta divisién no solo es importante para determinar el tipo
de fluido que se producira sino también para definir las estrategias de terminacion
de pozos, ya que no es lo mismo disefar una fractura para producir aceite que
para producir gas.

En Norteamérica, en la mayoria de las lutitas productoras sucede lo mismo: existe
una variacion en la madurez térmica de las rocas que permite delimitar las
ventanas de generacion de petréleo y de gas (Fig. 5.19). Lo que ha sucedido en
Estados Unidos que se ha comenzado, en primera medida, con el avance de los
plays gasiferos y es por esto que se cuenta con una mayor bibliografia y desarrollo
de este tipo de plays con respecto a los de petrdleo.
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Fig. 5.19 Comparacion de los rangos de madurez térmica (% Ro) entre las lutitas estudiadas. La
linea punteada verde representa el valor teérico de 0.7% Ro, indicando el comienzo de la ventana
de generacién de aceite. La linea punteada amarilla representa el valor teérico de 1.2% Ro,
indicando el comienzo de la ventana de gas humedo. La linea punteada roja representa el valor
tedrico de 1.5% Ro, indicando el comienzo de la ventana de gas seco. (Tomada de Society of
Petroleum Engineers, 2013).

Conclusiones del Ejemplo de la Formacion Vaca Muerta

La caracterizacion de los yacimientos no convencionales es compleja ya que se
deben analizar mdltiples factores: geolégicos, mineraldgicos, petrofisicos,
geomecanicos, geoquimicos, etc. Cuanto mayor sea el detalle de este
conocimiento, mas rapido se alcanzard un mejor entendimiento sobre las
relaciones entre la roca-matriz-fluido.

La busqueda de formaciones shale analogas a la Formacién Vaca Muerta es una
manera de comparar diferentes factores importantes para la evaluaciéon de un
yacimiento no convencional, con el fin de estimar el “potencial’” de la unidad en
estudio. A su vez, permite recurrir a flujos de trabajo ya utilizados, acortando la
propia curva de aprendizaje.
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En funcion de lo discutido en este ejemplo, no existe entre las lutitas de EUA, un
analogo (propiamente dicho) a la Formacion Vaca Muerta. En algunos casos, se
advierten similitudes con respecto a algunos pardmetros importantes, como
sucede con Eagle Ford que presenta una madurez térmica y mineralogia
similares, o como sucede con Haynesville que muestra gradientes de presion tan
altos como los de Vaca Muerta. Tal vez, la principal diferencia radica en el gran
espesor util que presenta el play Vaca Muerta. Las lutitas de EUA, con espesores
Gtiles menores, necesitan pozos horizontales para lograr un mayor volumen de
roca a estimular y de esta manera obtener producciones comerciales. En cambio
en Vaca Muerta, la delineacion de este play se basé en pozos verticales debido a
las buenas producciones obtenidas.

En la Tabla 5.1 se resumen algunos de los pardmetros (edad, extension areal,
profundidad, gradiente de presion, porosidad, espesor, tipo de kerégeno, madurez
térmica, COT, mineralogia) comparados entre las lutitas mas importantes de
Estados Unidos y la Formacion Vaca Muerta. Se advierte que la Formacion Vaca
Muerta presenta una mayor variacion en los rangos de la mayoria de las
propiedades con respecto a sus similares. Esto estaria relacionado a la
heterogeneidad que presenta la unidad tanto vertical como lateral a lo largo de
toda la cuenca. El gran desafio es lograr una detallada caracterizacion geoldgica
con el fin de delimitar las zonas de interés en la Formacion Vaca Muerta, optimizar
las técnicas de estimulacion y adecuar planes de desarrollo acordes a la magnitud
y heterogeneidad de este play.

V
Play de Lutitas Barnett Marcellus |Fayetteville| Haynesville| Woodford Lewis Eagle Ford Mua:;a
Edad (Ma) 320 410 330 150 370 85 95 140
Extension Areal
13.000 250.000 23.000 23.000 28.900 26.000 5.000 30.000

(km2)

Profundidad (km)| 2,0-26 1,2-26 03-21 3,2-4,2 1,8-34 09-18 1,2-4,2 2,0-3,5

Gradiente de

L. . 0,43-0,44 | 0,15-0,40 >0,9 0,2-0,25 0,6 0,6-11
Presidn (psi/ft)

Porosidad (%) 40-50 | 10,0-11,0 | 2,0-80 8,0-9,0 3,0-9,0 3,0-6,0 4,0-15 4,0-12,0

Espesor (metros) 60- 90 30- 120 30-210 60- 90 90 - 300 150- 580 20- 150 30- 550

Espesor Util

15- 60 15- 60 15- 60 61 35- 67 61-92 25-100 50 - 350
(metros)

Tipo Kerogeno l (-1 (-1 ] Il (-1 ] Il

Madurez Térmica

0,5-15 0,5-2,0 1,0-3,0 | 0,94-2,62 0,5-3,0 1,7-19 0,5-2,2 0,5-2,6
(% Ro)

COT (%) 3,0-60 3,0-12 4,0-98 4,0-10 0,6-1,0 0,45-2,5 45-55 2,0-12,0

Tabla 5.1 Muestra las principales propiedades de las lutitas de Estados Unidos en comparacion
con la de la lutita Vaca Muerta.
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5.2 Formacién Longmaxi — China.
Ubicacion

La cuenca de Sichuan (Fig. 5.20), llamada también cuenca Purpura o Roja es
una depresion geografica del Asia Central, una de las cuencas mas grandes
de China. Es una region de tierras bajas localizada en el suroeste del pais y
comprende la parte central y oriental de la provincia de Sichuan. Esta cuenca se
encuentra enmarcada por montafias por todas partes, como la cordillera de
Qionglai, en el oeste; las montafias de Longmen, en el noroeste; y las montafias
Daba, en el noreste. El rio Yangtsé, que fluye desde la cuenca de Sichuan hacia la
China oriental, pasa por las Tres Gargantas en las montafias de Wu. La cuenca de
Sichuan es la principal region productora de gas de China.

Montaiias Dgpa
2 i

Fig. 5.20 Ubicacion de la Cuenca Sichuan (circulo rojo) a la que pertenece la formacion Longmaxi.
(Modificada de NASA, 2008).

La cuenca Sichuan, cubre un area mayor a los 200,000 km? con un espesor entre
los 60 y 500 metros, con una profundidad de formacién entre 2000 y 4000 metros.

Caracteristicas generales

En la dltima década, la industria petrolera comenz6 a cambiar su atencion de los
yacimientos convencionales a los yacimientos no convencionales. Las lutitas
gasiferas son un uno de los recursos mas notables debido a su inmenso potencial.
]
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El comportamiento de produccidon de un pozo de lutitas gasiferas depende
principalmente del volumen de yacimiento estimulado (SRV), el cual es el volumen
del yacimiento impactado por el fracturamiento hidraulico. La caracterizacion
petrofisica es un punto importante para los nuevos plays de lutitas gasiferas con el
fin de un mejor entendimiento de la geologia de la formacion, ademas de que nos
proporciona informacion vital para la optimizacion del plan de produccion y el
disefio de estimulacion. No obstante, las caracteristicas de estos yacimientos de
lutitas incrementan la dificultad para determinar sus propiedades petrofisicas.
Ademas, las propiedades de las formaciones de lutitas gasiferas difieren
significativamente de una a otra y son dificiles de estimar anélogamente
basandose en otros plays de lutitas gasiferas.

China tiene enormes reservas de gas de lutitas y un buen desarrollo de
prospectos. La formacién objetivo en este apartado, la Lutita Longmaxi del Silarico
Inferior, es una lutita negra marina del sur de China. El fondo de la formacion es
un mudstone carbonatado rico organicamente. En este estudio, mas de 100 ft de
nacleos fueron obtenidos del intervalo objetivo para realizar una serie de
experimentos. Los experimentos incluian medidas del contenido organico total
(COT), madurez térmica (MT), composicidbn mineral, porosidad, permeabilidad y
contenido de gas. Ademas, basandose en un simulador exclusivo para lutitas
gasiferas, un modelo de yacimientos fue desarrollado mediante integracion de los
datos petrofisicos disponibles para evaluar los componentes claves para la
produccioén de yacimientos tipicos de lutitas gasiferas.

Las metodologias involucradas en este apartado incluyen un estudio experimental,
observacion de afloramientos, andlisis estadisticos y modelados numéricos. La
formacién de lutitas Longmaxi fue caracterizada petrofisicamente a detalle y
fueron realizadas investigaciones en correlaciones entre diferentes parametros
petrofisicos. Las propiedades del yacimiento de la Lutita Longmaxi fueron
comparadas con plays de lutitas gasiferas en los Estados Unidos, como el Barnett
y el Marcellus.

El andlisis fue cuidadosamente realizado e interesantes observaciones fueron
descubiertas, tal como una estrecha correlacion entre el contenido arcilloso y el
contenido de gas desorbido. Adicionalmente, similitudes y diferencias entre
propiedades petrofisicas fueron establecidas debido a la comparacién entre la
Lutita Longmaxi y los plays de lutitas gasiferas en EUA.

Este apartado muestra una metodologia para el entendimiento y la caracterizacion
de otros plays de lutitas. Ademas, ofrece evidencia detallada para el entendimiento
de la geologia y optimizacién del plan de produccién de la lutita marina.
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Metodologia

Nucleos a lo largo de 106 ft desde los 6,279 ft a los 6,385ft fueron tomados del
intervalo de interés de la formacion Longmaxi en el sur de la cuenca Sichuan
debido a que la Lutita Longmaxi en esta area es relativamente estable y puede
representar mejor a la formacion. Los nucleos fueron divididos en 12 subcapas
basandose en las diferentes litologias y caracteristicas a diferentes profundidades.
La Tabla 5.2 nos muestra los nucleos usados para la caracterizacion petrofisica.
Seis experimentos paralelos fueron hechos, lo que significa que las muestras para
las mediciones de COT y madurez fueron tomadas de la misma seccion de
nacleos donde se tomaron las mediciones de mineralogia, porosidad,
permeabilidad y contenido de gas. Esto proporciona un entendimiento
comprensivo de la formacion y la correlacién entre los parametros.

Muestra |Profundidad Espesor

No. (ft) relativo (ft)
1 6,279.6 0.0

2 6,289.6 10.1
3 6,301.5 21.9
4 6,305.5 25.9
5 6,320.0 40.4
6 6,320.9 41.3
7 6,336.5 57.0
8 6,348.3 68.7
9 6,359.2 79.6
10 6,365.1 85.5
11 6,373.2 93.6
12 6,386.2 106.6

Tabla 5.2 Muestreo para la caracterizacion de la Formacién Longmaxi.

La Tabla 5.3 enlista los experimentos hechos para 12 grupos de muestras.
Después de que 6 grupos de resultados experimentales fueron obtenidos,
discusiones y analisis minuciosos fueron realizados. Ademas, herramientas
numeéricas fueron usadas para evaluar los componentes claves de la produccién
de pozos de lutitas gasiferas basandose en estos resultados experimentales.

No. Experimento

COT
Madurez térmica
Porosidad
Permeabilidad
Mineralogia

6 | Contenido de gas
Tabla 5.3 Mediciones realizadas en muestras de nlcleos para caracterizar la Formacién Longmaxi.

abh W |N |-
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Para aumentar la exactitud de los experimentos, un método de division de
muestras fue adoptado cuando hubo la necesidad de mejorar las muestras que
representan cada una de las subcapas. La Fig. 5.21 esquematiza el proceso del
método de divisidbn de muestras. El primer paso del método de muestreo es dividir
la muestra en cuartos, guardar dos de estos y descartar los otros dos; el segundo
paso es mezclar los dos cuartos guardados homogéneamente y dividir esa
muestra nuevamente en cuartos. Este procedimiento debe ser repetido hasta que
la muestra cumpla los requerimientos de los diferentes experimentos. Por otra
parte, una maquina de nucleado se utiliza para preparar los nucleos para
mediciones de porosidad y permeabilidad; los gases utilizados en las mediciones
son helio y nitrdgeno respectivamente. La Fig. 5.22 ilustra a los nucleos listos para
los experimentos.

A 1

Descartar Descartar

Guardar Descartar Guardar Descartar
c D 3 4

Fig. 5.21 Muestra el proceso de division en cuatro partes de las muestras. (Modificada de Society
of Petroleum Engineers, 2013).

H b
)
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Fig. 5.22 Ndcleos listos para los experimentos de medicion de propiedades de la lutita. (Tomada
de Society of Petroleum Engineers, 2013).

Obtencion de COT, Reflectancia de la Vitrinita, Porosidad y Permeabilidad

La Tabla 5.4 muestra los resultados experimentales de COT, Reflectancia de la
Vitrinita (Ro), porosidad y permeabilidad. Los valores de COT varian
significativamente de 0.41% a 4.59%, y el promedio de COT de las 12 muestras es
de 1.62%w. Para la medicion de madurez térmica (MT), la Ro fue adoptada como
un indicador para cuantificar la madurez de esta formacién. Como se indica en la
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tabla citada anteriormente, la Ro varia ligeramente de 3.27% a 3.92% con un
promedio de 3.69%, lo que indica que la Formacion Longmaxi esti aparentemente
en la etapa de sobremaduracion. Ademas, el tipo de kerdgeno fue determinado
por 3 muestras de ndcleos (No. 1, 8 y 11), y los resultados muestran que el
kerégeno es de tipo lll. Para la medicibn de porosidad, 12 muestras fueron
nucleadas de donde COT, Ro, mineralogia y contenido de gas fueron evaluados
para determinar la porosidad efectiva utilizando inyeccion de helio. Los rangos de
porosidad varian entre 1.6% a 3% con un valor promedio de 2.4%. La
permeabilidad de la formacion fue determinada por un método de inyeccion para
las 12 muestras, en donde fueron observadas fracturas en 6 muestras de ndcleos
a simple vista. Los resultados experimentales indican que el promedio de
permeabilidad para los ndcleos con fracturas es 4.57 mD, mientras que el de los
nucleos sin fracturas es de so6lo 0.036 mD.

Muestra | Profundidad | COT | Ro |Porosidad | Permeabilidad Notas
No. (ft) (%w) | (%) (%) (mD)
Fractura
1 6,279.6 0.7 3.27 2.1 6.54 observada
2 6,289.6 056 | - 2.3 4.21 Fractura
observada
Fractura
3 6,301.5 0.49 - 1.6 1.79 observada
4 6,305.5 1.23 |3.69 1.6 2.67 Fractura
observada
5 6,320.0 1.18 - 2.6 0.0023 -
6 63209 | 1.68 | - 1.8 9.4 Fractura
observada
7 6,336.5 0.67 - 3 0.0669 -
8 6,348.3 0.41 |3.92 2.5 0.18 -
9 6,359.2 1.25 - 2.9 0.0021 -
Fractura
10 6,365.1 459 - 2.8 2.82 observada
11 6,373.2 3.85 |3.73 3 0.002 -
12 6,386.2 2.86 |3.84 2.5 0.0017 -

Tabla 5.4 Resultados de las mediciones de las diferentes mediciones de la Lutita Longmaxi.
Mineralogia

La composicion mineral de la Lutita Longmaxi se determin6 con un difractometro
de rayos X. Los resultados cualitativos indican que la composicion mineral de la
formacion Longmaxi en el sur de la cuenca Sichuan es compleja. Todas las
muestras contienen cuarzo, calcita, dolomita y contenido arcilloso como clorita e
illita. Feldespato potasico, plagioclasa y pirita también se observaron en algunas
muestras de nucleos. La Tabla 5.5 muestra que la composicibn mineral es
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diferente de muestra a muestra. Generalmente hablando, la arcilla es la mas
abundante de entre todos los minerales, con rangos de 30% a 41% con un
promedio de 34.3% en la formacion. La segunda mayor composicion es el cuarzo,
con rangos de 25% a 37% con un promedio de 33%. El promedio del contenido de
calcita es 20.3%. En conjunto, en esta &rea de investigacion, la suma del promedio
de contenido de arcilla, cuarzo y calcita resulta en 87.6%, de los cuales minerales
deleznables, cuarzo y calcita, suman mas del 50% de la composiciébn mineral total.
Otros minerales como la plagioclasa y pirita representan a menudo menos del 5%.

Porcentaje de
Muestra | Prof. ey . .

composicién arcillosa Otros minerales (%)

No. (ft)
(%)
S mglo 2 3

glg| 855288 | 2|28 8| E s

S| = TS0 lo=35 | g| 2|22 8 I~

SISE| BgElEEE|S|51EE 52

O n o 8 O o ®©
1 6,279.6 | 21 | 40 39 41 25|27 - | 2|5 -
2 6,289.6 | 25|40 35 33 [35]29] - |2 |1] -
3 6,301.5 | 28 | 39 33 28 |38|25| - |54 -
4 6,305.5 |23 |42 35 30 [30]26] 6 | 3|32
5 6,320.0 | 25|33 42 36 [35]19] 2 |3 |5 -
6 6,320.9 |22 | 39 39 35 [32]20] 1 |4 |7 |1
7 6,336.5 |20 | 40 40 33 [37]22] - |3]|5]|0
8 6,348.3 |24 |35 41 35 [|31(22] - |[4]7]|1
9 6,359.2 |28 |40 32 30 [33]16]| 8 | 7|33
10 6,365.1 | 24 | 30 46 34 |35]14| 8 |61 ]2
11 6,373.2 |25 | 44 31 41 |35]10| - |9 |5 -
12 6,386.2 | 28 | 42 30 36 [30]13] 6 | 8|61

Tabla 5.5 Mineralogia de la Formacion Longmaxi, en el sur de la cuenca Sichuan.

La illita es la arcillas mas comdn con un 30% a 44% y con un promedio de 38.7%
del contenido arcilloso total. Las muestras también tienen una capa mezclada de
illita/esmectita con un 30% a 46% con un promedio de 36.9%. El contenido de
clorita es también abundante; el promedio de contenido de clorita de las muestras
es 24.4%.

Contenido de gas

El contenido de gas se midi6 usando un instrumento de medicion en sitio. La
medicion del contenido de gas incluye el volumen de gas desorbido
espontaneamente, el volumen de gas remanente y el volumen de gas perdido. El
proceso de medicion consiste en tres pasos: desorcion espontanea, experimentos
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de trituracion y célculo del gas perdido. Doce muestras de lutita fueron
recolectadas en sitio del pozo y puestas inmediatamente dentro de la unidad
metalica de desorcion. Después la unidad se calenté a la temperatura del
yacimiento usando bafios de agua y el volumen de gas desorbido
espontaneamente fue determinado durante el proceso hasta que la velocidad de
liberacion del gas es cero. El segundo paso es extraer la muestra de la unidad
metalica y ponerla en la unidad de trituracion del instrumento, entonces se tritura
la muestra de Iutita y se mide el volumen de gas remanente. Después de los dos
pasos, el volumen de gas perdido de la muestra durante el proceso de tomarla del
pozo y meterla a la unidad de desorcion se calculd. EI método para calcular el
volumen de gas perdido fue discutido a detalle por Liu et al (2010). El volumen de
gas en sitio es la suma del volumen de gas desorbido espontaneamente, el
volumen de gas remanente y el volumen de gas perdido. La medicion en sitio nos
brinda un método para medir el contenido de gas directamente. Sin embargo, es
dificil diferenciar el contenido de gas libre y el contenido de gas adsorbido. La
Tabla 5.6 muestra los resultados del contenido de gas, el cual varia
significativamente de 0.36 m>/ton a 2.01 m%ton con un promedio de 1.28 m®/ton
(45 scf/ton).

Muestra | Profundidad pe?c?isdo Iibcgraasdo Gas resmanente Contenidosde gas

No. (ft) (m%ton) | (m%ton) (m*/ton) total (m~/ton)
1 6,279.6 0.11 0.13 0.12 0.36

2 6,289.6 0.15 0.20 1.30 1.65

3 6,301.5 0.12 0.17 0.65 0.94

4 6,305.5 0.09 0.05 1.34 1.48

5 6,320.0 0.15 0.17 1.11 1.43

6 6,320.9 0.14 0.22 1.09 1.45

7 6,336.5 0.13 0.13 0.56 0.82

8 6,348.3 0.14 0.22 0.58 0.94

9 6,359.2 0.10 0.18 1.07 1.35

10 6,365.1 0.23 0.21 1.66 2.01

11 6,373.2 0.21 0.56 0.81 1.58

12 6,386.2 0.17 0.10 1.09 1.36

Tabla 5.6 Mediciones del contenido de gas en sitio de la Formacién Longmaxi.
Caracteristicas basicas del Yacimiento Longmaxi

De acuerdo a la experiencia en el desarrollo de lutitas gasiferas en los Estados
Unidos, el limite minimo de COT es usualmente de 0.5%. Con base en los
resultados experimentales, la mayoria de las muestras tienen un COT mayor a 1%
(Fig. 5.23), por lo que pueden ser clasificadas como una buena roca generadora.
Valores altos de COT no solo indica el buen potencial para generar hidrocarburos,
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sino que también proporciona mayor espacio para el gas adsorbido. Combinado
con la prueba de contenido de gas en sitio, una relacion entre el COT vy la
medicion del contenido de gas es observada como se muestra en Fig. 5.24.

Numero total de muestras =12
COT promedio = 1.62%

Numero de muestras

<1 1-2 2-5 >5
COT (%)

Fig. 5.23 Histograma de COT para las 12 muestras de la Lutita Longmaxi. (Modificada de Society
of Petroleum Engineers, 2013).

I
—_
as]

|
—
&

T
I

|
—
= M2
{uoy/ W) oRIg ua opIpawW sk ap opIUsLoY)

\,
/ -

o
P

4 5 6 7 8 9 10 11 12 13

No. de Muestra

Fig. 5.24 Gréafica que muestra la relacién entre el COT y el Contenido de Gas en Sitio. (Modificada
de Society of Petroleum Engineers, 2013).
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El COT de la primer muestra de nucleo es de 0.7% y su medida de contenido de
gas es 0.36 m°/ton. La décima muestra tiene el valor de COT maés alto, el cual es
4.59%, similarmente, su medicién en sitio indica que el contenido de gas para la
misma seccién de nicleo fue también la mas alta con 2.01 m®ton. Esta
observacion evidentemente confirma que la materia organica brinda espacio
considerable para el almacenamiento de gas. Ademas, debido a que la materia
organica primeramente proporciona la mayoria de espacio para el contenido de
gas adsorbido, y el COT tiene una cercana relacion con la medida del contenido
de gas, los experimentos en turno pueden indicar que el volumen de gas
adsorbido es la mayoria del volumen de gas medido.

De acuerdo con los resultados experimentales, el promedio de madurez térmica es
3.69%, indicando la etapa de sobremaduracion de la Lutita Longmaxi. Los altos
valores de Ro explican la razén de que algunas muestras tienen bajo COT: la
mayoria de la materia organica ha sido convertida ya en hidrocarburo. Ademas, el
tipo de kerégeno es el lll, lo que indica que la Lutita Longmaxi es una formacién
productora de gas, los datos de produccién de los pozos en esta area confirman
estos resultados experimentales. Por otro lado, la etapa de sobremaduracion es
asociada con el complejo proceso diagenético, el cual tiene un impacto negativo
en la porosidad y permeabilidad de la Formacion Longmaxi. También, la alta
madurez podria influenciar la acumulacién del gas. Asi, la alta madurez de dicha
formacién (promedio de 3.69%) es desfavorable para la acumulacion de gas.

La porosidad y la permeabilidad son dos de los parametros mas importantes para
la produccion. Los yacimientos de lutitas gasiferas se caracterizan por su baja
porosidad y permeabilidad, y la porosidad de la Lutita Longmaxi es relativamente
baja comparada con la lutita Barnett en EUA, donde la porosidad es usualmente
de 4 a 5%. La baja porosidad de la Formacion Longmaxi es debida a su edad
geoldgica (Periodo Sillrico), la profundidad de sepultamiento (mayor a 6,000 ft en
el &rea de investigacion) y las complejas actividades tecténicas. Ademas, debido a
que la porosidad de la Lutita Longmaxi es baja, la contribucién de la materia
organica para la porosidad es destacada. Las densidades de la materia organica y
de la matriz son de 1.1 a 1.4 g/lcm® y de 2.6 a 2.8 g/cm?®, respectivamente, y los
resultados de este estudio indican que el promedio de COT es 1.62% en peso, el
cual es 3.24% en volumen. La literatura reporta que la porosidad de la materia
organica usualmente es mayor a 30% y puede exceder el 50%. La permeabilidad
de la Lutita Longmaxi es favorable. Las permeabilidades para las muestras con y
sin fracturas observadas son 4.57 y 0.036 mD respectivamente; la diferencia
ilustra el significado de las fracturas naturales para el flujo de gas en las lutitas.
Aln las muestras sin fracturas observadas tienen buena permeabilidad, lo cual
puede ser debido a la contribucién de las microfracturas.
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Composicion Mineral de la Formacion Longmaxi
El significado de los minerales deleznables

El fracturamiento hidraulico, la manera mas eficiente para producir comercialmente
las lutitas gasiferas, ha sido adoptado para el desarrollo de estos campos en EUA
en las dltimas décadas, donde la lutita Barnett es la mas famosa de muchos plays
de lutitas exitosamente desarrollados. El éxito de la lutita Barnett depende no sélo
de su alto contenido de gas y buena madurez, sino también de su fragilidad y su
efecto positivo en el fracturamiento hidraulico. El alto contenido de cuarzo y calcita
incrementa la fragilidad (lo hace méas deleznable) de la formacién y ocasiona que
tanto las fracturas naturales como las fracturas inducidas hidraulicamente sean
mas faciles de hacerse; ambos tipos de fracturas sirven como espacio para
almacenamiento del gas libre y canales de alta capacidad de flujo. Lo mas
importante, la fragilidad de la formacion puede impactar la propagacion de una
fractura hidraulicamente inducida y la interaccion con las fracturas naturales
preexistentes. La Fig. 5.25 ilustra que el porcentaje promedio de cuarzo y calcita
excede el 50% de la composicién mineral total, indicando que la formacion tiene
buena fragilidad. De acuerdo a la medida de la Reflectancia de la Vitrinita, esta
formacién esta en la etapa de sobremadurez, lo que significa que la mayoria de la
materia organica dentro de la formacion ha sido ya convertida en hidrocarburos.
Considerando la abundancia de minerales deleznables (fragiles), el proceso de
generacion de gas puede formar microfracturas en la formacion e incrementar el
potencial de conectividad, lo cual es benéfico para una produccion exitosa.

El significado del contenido de arcilla

El contenido de arcilla puede causar reacciones fisicas o quimicas cuando otros
fluidos invaden la formacién. La capa de mezclas de illita/esmectita de la
formacion tiende a hincharse al contacto con el agua, lo que bloquea la garganta
de poro y disminuye la porosidad y permeabilidad. Por lo tanto, la prevencién de la
sensibilidad fisica o quimica del contenido de arcillas debe ser enfatizada durante
el proceso de perforacién y fracturamiento. Por otra parte, el contenido de arcillas
es relativamente mas alto que en los yacimientos de gas de lutitas en Estados
Unidos. Diferentes disefios de estimulacion pueden ser considerados debido al
relativamente alto contenido de arcillas; por ejemplo, un apuntalante puede ser
insertado en las composiciones de arcilla ductil en la formacion en lugar de
permanecer dentro y apoyando a las fracturas.
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Fig. 5.25 Composicion mineral de la Lutita Longmaxi. (Modificada de Society of Petroleum
Engineers, 2013).

Por otro lado, el contenido de arcillas brinda un volumen de poro considerable y
una alta superficie especifica, lo cual tiene un impacto positivo sobre la adsorcion
y acumulacion de gas. Ademas, Zhu (2004) puntualizé que la clorita, la cual llend
los poros, tiene un efecto positivo en la preservacion de poros y gargantas de las
rocas clasticas del yacimiento. De acuerdo a los resultados experimentales, las
muestras de nucleo tienen relativamente alto contenido de clorita y puede tener un
efecto positivo en la proteccién del espacio poroso de las lutitas. Asi, aun la parte
superior de la formacion objetivo tiene relativamente baja porosidad; la porosidad
debe ser preservada por la clorita y sirve como espacio para el almacenamiento
de gas. Para una mejor evaluacion de la influencia del contenido arcilloso en la
preservacion de la estructura porosa, se graficé una relacion entre el contenido
arcilla y el porcentaje de gas liberado antes de la trituracion. A mejor conexion de
los poros, mas gas se libera espontdneamente. La Fig. 5.26 muestra la correlacion
entre el contenido arcilloso y el porcentaje de contenido de gas liberado
espontdneamente antes de la trituracion de las muestras de lutita. Aunque un
‘ruido” o desviacion de datos aparecieron entre los resultados, las curvas
muestran claramente que el porcentaje de gas liberado tiene una estrecha relacion
con el contenido de arcilla, el cual incrementa a medida que el porcentaje de gas
liberado incrementa y viceversa. Esta correlacion no puede ser lograda sin una
buena conexion de poros, porque la relacidon es entre el porcentaje de arcillas y el
porcentaje de gas liberado espontaneamente en lugar del porcentaje arcilloso y el
contenido de gas total, y a la mejor conexién de poro esta el porcentaje de gas
liberado espontaneamente mas alto. Principalmente, el contenido de arcilla tiene
efecto positivo en la preservacion de la estructura porosa de la Lutita Longmaxi.
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Fig. 5.26 Grafica que muestra la buena correlacién del contenido arcilloso con el porcentaje de gas
liberado antes de la trituracion de las muestras de nudcleos. (Modificada de Society of Petroleum
Engineers, 2013).

Comparacion Petrofisica entre la Lutita Longmaxi y Plays de Lutita de EUA

Estados Unidos comenzo a producir gas natural de lutitas desde hace décadas y
varios de estos campos estan bien desarrollados y sus propiedades son
claramente comprendidas. Las propiedades de yacimiento de las lutitas gasiferas
proporcionan valiosas referencias para otros plays, en la Tabla 5.7 se comparan
las propiedades entre la Lutita Longmaxi y los plays desarrollados exitosamente
en EUA, donde se incluye las formaciones Barnett, Marcellus y Haysville, que son
los tres campos de gas de lutita mas productivos. La comparacion indica que la
Lutita Longmaxi es de mayor edad y ha sido profundamente sepultada. La
profundidad de la Formacion Longmaxi ha realzado la dificultad de la produccién
debido a la alta presion y a las condiciones de alta temperatura, lo que plantea una
demanda de herramientas de perforacion y fracturamiento con mayor calidad. Las
mediciones de COT y Ro indican que la lutita es rica en materia organica y bajo
una etapa de sobremadurez; en comparacion con sus homologos de EUA, la lutita
Longmaxi tiene bajo COT pero altos valores de Ro. Las mediciones en sitio
muestran que el contenido de gas promedio de la Lutita Longmaxi en el area de
estudio es de 45 scf/ ton. A pesar de que el contenido de gas de dicha formacién
no es tan alta como la de los plays de Estados Unidos, el area y el espesor de la
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formacion son favorables y sus 343 Tcf de recursos técnicamente recuperables la
colocan en la cima entre los 4 plays de lutitas gasiferas, indicando su enorme

potencial de produccion.

Play de Lutita Barnett Marcellus Haynesville Longmaxi
Edad Geolégica Misisipico Devoénico | Jurdsico Sup. Sildrico
Profundidad (ft) 6,500-8,500 | 4,000-8,500 |10,500-13,500 | 6,500-13,000
Espesor neto (ft) 100-600 50-200 200-300 65-850
COT (%) 4.5 3-12 0.5-4 1.62
Ro (%) 1.0-1.9 0.4-1.3 - 3.69
Porosidad (%) 4-5 10 8-9 2.4
Contenido de Gas (scf/ton) 300-350 60-100 100-330 45
Gas Original en Sitio (Tcf) 327 1,500 717 1,373
Recursos Recuperables (Tcf) 44 262 251 343

Tabla 5.7 Comparacion de los parametros de yacimiento de la Formaciéon Longmaxi con algunos
plays de lutitas gasiferas de Estados Unidos.

Conclusiones del Ejemplo de la Formacién Longmaxi

Los resultados de los experimentos realizados en los 12 grupos de muestras
indican una fuerte heterogeneidad en la Lutita Longmaxi. Las propiedades
medidas varian significativamente con la profundidad. En términos generales, la
seccidn inferior tiene propiedades mas favorables. La correlacion entre el COT y la
medicion del contenido de gas indica que el gas adsorbido conforma la mayor
parte del contenido total de gas en la formacién.

La Lutita Longmaxi es rica en arcilla y dado que el contenido de illita es alto, las
mediciones especiales deben adoptarse durante la perforacién o fracturamiento
para prevenir la hinchazéon de la illita y ésto bloquee la garganta de poro. Por otro
lado, el contenido de clorita es alto, lo cual puede tener efectos positivos para la
formacién ya que ayuda a preservar el espacio y garganta de los poros. También
debe sefalarse que la buena permeabilidad observada se atribuye a mayores
diametros de poro, mejor conexion de poros y micro-fracturas bien desarrolladas.
La alta capacidad de adsorcién y almacenamiento de gas puede aumentar en gran
medida la recuperacion final estimada.

Finalmente, la caracterizacidén precisa de las fracturas naturales es importante, ya
que sirven como vias de alta capacidad de flujo de gas en lutitas. Cuanto mayor
sea la permeabilidad de las fracturas, mas rapido sera el proceso de liberacion de
gas al alcanzar el equilibrio. Sin embargo, el flujo dentro de la matriz podria
convertirse en un obstaculo para el flujo de gas ya que la matriz es mucho mas
compacta y tiene muy baja permeabilidad en comparacién a las fracturas.
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Conclusiones y recomendaciones.

Dentro de los yacimientos no convencionales, las lutitas gasiferas son las mas
importantes debido al auge de desarrollo en las ultimas décadas. Para caracterizar
estas formaciones se utilizan las mismas técnicas de medicion de propiedades
gue en los yacimientos convencionales, pero se debe tener en cuenta que son
necesarios nuevos o diferentes enfoques debido a las caracteristicas que hacen
Unicas a este tipo de formaciones.

Es necesario el uso de datos y técnicas especiales para obtener parametros del
yacimiento. Las rocas del yacimiento deben ser conceptualizadas con cuidado
para evitar la aplicacion de modelos imprecisos o inadecuados.

Los recursos de gas de lutitas son una alternativa energética desde hace ya varios
afos, la experiencia ha dictado que se requiere de mucho trabajo y fuertes
inversiones para lograr un completo entendimiento del yacimiento y tener
producciones redituables; con este recurso se puede cubrir la demanda de gas
natural a nivel mundial.

Las principales herramientas para realizar una caracterizacion estatica de las
lutitas gasiferas son los analisis tradicionales de los nucleos de formacion y de los
registros geofisicos de pozo, ya sean convencionales o los registros modernos
gue hoy en dia estan disponibles en la industria petrolera. Debido a la complejidad
de las lutitas gasiferas, no solo los registros de pozo son una herramienta Util, sino
también se deben aplicar herramientas sismicas, petrofisicas, de exploracion
geoldgica y demas técnicas relacionadas.

Es esencial una fuerte integracion entre datos experimentales y de registros para
la obtencion de parametros importantes como Madurez Térmica (MT) y Contenido
Orgéanico Total (COT); con los datos de laboratorio es posible establecer una
correlacién, asi como calibrar los registros en el proceso de evaluacién de las
rocas de la formacion.

La MT de las rocas generadoras es un indicador de la calidad de la materia
organica, expresada como porcentaje de la Reflectancia de la Vitrinita (%Ro0) y
usando una ecuacion empirica puede ser mapeada a través de la cuenca para
determinar cuando la roca generadora se encuentra en las ventanas de aceite,
condensado o0 gas. Este parametro puede ser determinado mediante la técnica
Pirolisis Rock-Eval, utilizando nucleos de formacién. También se puede obtener
con la combinacion de registros geofisicos de pozo como lo es la técnica AlogR
desarrollada por Passey contra mediciones de COT.

261



Conclusiones y Recomendaciones

El promedio de densidad del kerégeno de una roca generadora indica el nivel de
madurez ya que para rocas generadoras en la ventana de gas seco (%Ro > 1.4),
la densidad del kerégeno debe ser al menos 1.35 g/cc o mayor.

En los yacimientos de lutitas gasiferas la evaluacion del COT de la roca es un
punto crucial, ya que nos indica la cantidad y tipo de materia organica. Este
volumen de materia orgénica esta relacionado a la capacidad de almacenamiento
de gas. ElI COT se puede medir en el laboratorio con muestras de nucleos con la
metodologia y equipo LECO®, que da buenos resultados y por eso su uso es casi
generalizado. Mediante la técnica AlogR podemos evaluar el COT en yacimientos
de lutitas gasiferas con baja incertidumbre.

El contenido de gas, adsorbido o total, puede ser estimado por analisis especiales
de ndcleos, ya sea con las isotermas de Langmuir que permiten obtener la
capacidad de almacenamiento del gas a condiciones de yacimiento o con una
medicion directa mediante el uso de dispositivos llamados cartuchos filtrantes; o
bien, mediante el uso de registros geofisicos de pozo en conjunto con métodos
volumeétricos.

Para obtener el contenido de gas total con el uso de registros se recomienda usar
porosidades y saturaciones de agua ambas totales, ésto en relacién al tipo de
medicidn que hacen los registros en la formacion.

Considerando que el volumen de contenido de gas libre no puede ser medido
directamente, éste se obtiene de la diferencia de los volimenes de contenido de
gas total y contenido de gas adsorbido, medidos con las metodologias descritas
en este trabajo.

Es importante mencionar que el método volumétrico puede ser impreciso para la
estimacion de gas en sitio en las lutitas, pero es una de las pocas técnicas
capaces de cumplir este objetivo en etapas de evaluacién y desarrollo.

Las técnicas de laboratorio deben evolucionar hacia estandares que pueden dar
una mayor confianza en los resultados de andlisis petrofisicos. En ausencia de
tales técnicas, se recomienda solicitar los servicios basados en protocolos
definidos por las areas de exploracion y explotacion de la industria petrolera. Por
lo menos los principales componentes litologicos de la roca deben ser
determinados, ya que esto puede afectar considerablemente el disefio
estimulacién de las lutitas gasiferas.
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Apéndice A.

Una practica comun en América del Norte en la evaluacion de las lutitas gasiferas
es utilizar la técnica AlogR publicada por Passey (1990) para cuantificar el COT de
los registros de porosidad y resistividad. Esta técnica requiere una suposicion
importante acerca del nivel de madurez de la roca generadora. En formaciones
prospectivas, tales como las de Europa, Asia y otros lugares, mapas precisos de
madurez pueden no estar disponibles.

Hodd (1975) define a LOM como el nivel de metamorfismo organico. Desarroll6
una escala Unica que sintetiza varios indices actuales de madurez orgénica. La
escala relaciona al LOM con la Reflectancia de la Vitrinita (Ro en %) entre otros
indicadores. La Ro se utiliza comiunmente en la evaluacion de los yacimientos de
lutitas para indicar si la roca generadora se encuentra en la ventana de generacion
de petrdleo, gas o condensado. Siguiendo el esquema de uso frecuente por
Humble Geochemical Services, la madurez de las rocas generadoras se asigna a
una ventana de produccion diferente, basado en la reflectancia de la vitrinita.
Valores de Ro menores de 0.8% se considera materia organica inmadura. Entre
0.8 'y 1.0% es la zona de petréleo. La zona de condensado es de 1.0 a 1.4%.
Valores superiores a 1.4% es la ventana de gas seco. Estas ventanas se utilizan
como indicadores de produccion probable. La produccién mixta es posible, asi
como las variaciones locales en la relacion entre la vitrinita, madurez y produccién
de hidrocarburos.

Con base en los datos de Hood, la transformacion de LOM a Ro se presenta en la

Fig. 1A y se muestra la ecuacién de transformacion donde la variable “y” es el
valor de Ro y la variable “x” es el valor de LOM.

Relacion de %Ro con LOM

y = -0.0039x® + 0.1494x? - 1.5688x + 5.5173
3.5

2.5 el
1.5 e

%Ro (Hood, 1975)

L 4

O T T T T T T T T T T T
6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18

LOM (Hood, 1975)

Fig. 1A Transformacion de indicadores de Madurez Térmica. (Modificada de Society of Petroleum
Engineers, 2010).
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Passey definié el AlogR como la separacion entre la escala de un registro de
porosidad y el de resistividad, normalmente el registro sonico de porosidad. El
registro sénico fue elegido porque estd menos afectado por las condiciones del
pozo y esta ampliamente disponible tanto en los datos de registros antiguos y de
registros modernos. El enfoque de Passey fue utilizado en una roca generadora
con un nivel conocido de madurez para cuantificar el COT.

En la moderna evaluacion de las formaciones de recursos de lutitas gasiferas el
valor de COT se puede aproximar o medir mediante otros métodos. Dos de las
formas mas comunes de estimacion de COT son correlaciones con la densidad de
formacion y con la cantidad de uranio.

Un método nuevo (Pemper, 2009) utiliza la medicion de carbono de una sonda de
neutrones pulsados para cuantificar de forma independiente al COT. El carbono
perteneciente a los minerales de carbonato se elimina mediante un sistema
experto, dejando el resto para validacion de carbon, aceite o kerégeno que son
separables por sus oligoelementos asociados. Esta medicion directa del carbono
organico total en la formacion prefiere la densidad de formacién o cantidad de
uranio, debido a que necesita poca calibracion local de la medicion de carbono de
la herramienta. Después de la cuantificacion de calcita, dolomita y siderita por
parte del sistema experto ésta es verificada y si no hay otros minerales de carbono
presentes, el sistema se calibra.

Cuando el COT es conocido, se obtiene el AlogR de la manera habitual. Entonces
podemos conocer valores de madurez térmica en términos de LOM, el cual se
estima con la siguiente ecuacion:

coT
) (Ec.1A)

LOM = 13.6078 — 5.924 * lOg10 (m

La Ec. 1A proporciona un registro continuo de madurez. Con la calibracion minima
de ndcleos se muestra como la madurez térmica de la roca generadora cambia
con la profundidad tanto como al cruzar lateralmente una cuenca. El método
permite a los operadores explorar a las rocas generadoras para evaluar
rapidamente y con precision si van a producir petréleo, gas o condensado usando
registros de porosidad, resistividad y datos elementales del registro de neutron
pulsado.
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Apéndice A
- —
Otra ecuacion para transformar de valores de Reflectancia de la Vitrinita (%Ro0) a

valores de Nivel de Metamorfismo Organico (LOM) es la presentada por Aguilera
(2006):

1
m
%Ro
LOM = 8.18 i (Ec. 24)

0.59 +0.41 [exp (1 - %)]

La Ec. 2A fue desarrollada empiricamente con base en los datos de laboratorio
publicados por Hodd (1975). Una ampliacion se ha hecho por considerar que el
exponente m se aproxima al exponente de cementacion en la ecuacion de Archie.
Una solucion grafica de esta ecuacion se presenta en la Fig. 2A. Resultados
preliminares indican que, en general, niveles bajos de metamorfismo organico en
lutitas tienden a valores altos de m.
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Fig. 2A Determinacion del nivel de metamorfismo organico (LOM) con base en valores de Ro
obtenidos de ndcleos y exponentes de cementacion (m) conocidos. (Los datos de laboratorio se
toman de Hodd, 1975).
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