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RESUMEN

TITULO: EVALUACION PETROFISICA PARA EL INTERVALO TURONINANO SANTONIANO DE
LA FORMACION LA LUNA DE LA CUENCA DEL VALLE MEDIO DEL MAGDALENA

AUTOR: Carlos Alberto Mantilla Barrios™

PALABRAS CLAVES: Propiedades fisicas de la roca, Petrofisica, Formacion La Luna, Cuenca del
Valle Medio del Magdalena, Yacimientos no convencionales, Registros de Pozo, Shale Gas, Shale
Oil.

En este trabajo se presenta una resefia de los yacimientos no convencionales y como se define
uno por su relacién viscosidad/permeabilidad, la definicién de un yacimiento no convencional shale
Oil/gas por sus propiedades fisicoquimicas, para Colombia como es la distribucion de las zonas
con potencial de hidrocarburos de este tipo, en las que se encuentra la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena que alberga en su registro estratigrafico a La Formacién La Luna, en sus Miembros
Pujamana y Galembo se centra el objetivo de este estudio, también se expone una resefia de los
métodos usados para evaluar la riqgueza organica en las rocas a partir de registros de pozo, uno de
ellos es el método Delta log R, propuesto por Passey, 1990; el cual dio excelentes resultados en la
prediccion del contenido de materia organica en el intervalo estudiado.

Utilizando diferentes métodos para estimar las propiedades fisicoquimicas y fisicomecénicas, de
los miembros estudiados se concluy6 que el Miembro Galembo presenta en general oportunidad
para ser catalogado como un yacimiento no convencional Shale Oil, con un volumen de arcilla
menor 31% en la mayoria del miembro, contenido de motmorillonita de 0.40 %, mo6dulo de Young
mayor a 3.00 Mpsi en mas de la mitad del intervalo y una relacién de Poisson de 0.29 en promedio,
siendo el miembro facturable en su mayoria, la saturacién de agua promedio es de 48%, TOC de
2.93 % wt, su porosidad efectiva es de 5 % en promedio, y un %Ro de 0.90, estas condiciones son
muy buenas para ser catalogado como Shale Oil. Se realiz6 una comparacion mineralogia a partir
de datos de DRX del pozo con yacimientos estadounidenses, dando como resultado que las
lodolitas colombianas son en general de mejor calidad que las norteamericanas, con mayor
contenido de cuarzo y calcita.

:*Proyecto de Grado
Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Geologia. Director: Jairo Alberto Torres
Pefia. Codirector: William E. Rodriguez Esparza y Martin Mantilla Monsalve
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ABSTRACT

TITLE: EVALUATION FOR PETROPHYSICS TURONINANO SANTONIAN INTERVAL OF LA
LUNA FORMATION, MAGDALENA MIDDLE VALLEY BASIN

AUTHOR: Carlos Alberto Mantilla Barrios ™

KEYWORDS: Physical properties of the rock, Petrophysics, La Luna Formation, Magdalena Middle
Valley Basin, Unconventional Reservoirs, Well Logs, Shale Gas, Shale Oil..

This paper presents an overview of unconventional reservoirs and how one is defined by its
viscosity/permeability, the definition of an unconventional shale reservoir Oil/Gas for their
physicochemical properties, to Colombia as the distribution of areas is with hydrocarbon potential of
this type, which is the basin of the Middle Magdalena Valley that stores stratigraphic record at La
Luna Formation, its Members, Galembo and Pujamana the goal of this study focuses in; It also
exposes an overview of methods used to evaluate the organic richness in rocks from well logs, the
Delta log R is one method, proposed by Passey, 1990; which gave excellent results in predicting
organic matter content in the range studied.

Using different methods to estimate the physicochemical and physical-mechanical properties of the
studied members concluded that the Galembo Member generally has opportunity to be listed as an
unconventional reservoir Shale Oil, with a smaller volume of clay 31% in most of the member,
motmorillonita content of 0.40%, modulus greater than 3.00 Mpsi Young in more than half of the
interval and a Poisson's ratio of 0.29 on average billable member being mostly average water
saturation is 48%, TOC 2.93 wt%, the effective porosity of 5% on average, and 0.90% Ro, these
conditions are very good to be listed as Shale Oil. A comparison mineralogy from XRD data well
with American sites was performed, resulting in the Colombian mudstones are generally of better
quality than American, with a higher content of quartz and calcite.

:*Graduate Thesis
Physicochemical Faculty of Engineering. School of Geology. Director: Jairo Torres Alberto Pefia.
Co-Directors: William E. Rodriguez Esparza, y Martin Mantilla Monsalve
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INTRODUCCION

Colombia es un pais productor de hidrocarburos, las reservas estan estimadas
aproximadamente para 6 afos, estas reservas estan almacenadas en reservorios
convencionales, es de gran importancia la busqueda de nuevas fuentes de
hidrocarburo, una opcién son los yacimientos no convencionales. En el pais
existen zonas ya delimitadas con potencial para ser catalogadas como
yacimientos no convencionales. Dentro de ellas se encuentra la Cuenca del Valle
Medio del Magdalena, ubicado en ella se encuentra el pozo estratigrafico LA
LUNA-1 perforado en el 2012 por la Gerencia de no convencionales de Ecopetrol
S.A. La informacion adquirida del pozo se utilizé para caracterizar las formaciones
de interés, dentro de estas se encuentra La Formacion La Luna, en la cual se tiene
gran interés por sus propiedades geoquimica, ya que en la historia ha sido
catalogada como la roca generadora de hidrocarburos al norte de Colombia y en la

actualidad es también considera como un posible yacimiento de Shale Oil/Gas.

Un yacimiento Shale Oil/Gas debe cumplir con ciertos parametros, Geoquimicos,
Geomecanicos y Petrofisicos, para ser rentable econdmicamente, La petrofisica
para este tipo de reservorios, posee varias técnicas que permiten la estimacion, de
varios parametros geoquimicos y geomecanicos de la formacion, estas técnicas se
desarrollaron para poder tener datos aproximados de zonas que no cuenten con

nacleos de perforacion.

En este caso se caracterizaron su Miembros Pujamana y Galembo, como un
yacimiento de Shale Oil/Gas, para ellos se integré los resultados de andlisis
petrofisicos, geoquimicos y geomecanicos de laboratorio, con los calculados a
partir de registros de pozo, dan como resultado que el intervalo evaluado del pozo
tiene potencial para servir como yacimiento de Shale Oil, en especial el Miembro

Galembo ya que en su mayoria es de mayor calidad que su homologo.

17



1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

La Cuenca del Valle Medio ha sido productora de hidrocarburo convencional a
través de la historia, La Cira Infantas es uno de los campos petroliferos con mayor
importancia en el pais, los hidrocarburos alli extraidos se generaron de la
Formacion La Luna que también se encuentra dentro del registro estratigrafico de
la Cuenca. La Formacion La Luna ha sido estudiada durante afios como roca
generadora de hidrocarburo convencional. En los ultimos afios La Formacion,
también ha sido estudiada como un yacimiento no convencional, su historial de

generacion de hidrocarburos la hacen atractiva para ser un de Shale Oil/Gas.

Existen estudios sobre la Formacién la Luna, a partir de datos de superficies, pero
estas rocas han sido degradas por procesos erosivos, es necesaria la evaluacion
de la formacion a partir de informacion del subsuelo, para ello se utilizara la

informacion de un pozo ubicado en el Valle Medio del Magdalena.
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2. JUSTIFICACION

La Formacion La Luna, de La Cuenca del Valle Medio Del Magdalena (VMM), es
considerada una de las formaciones generadoras de hidrocarburos de mayor
importancia en Colombia, debido a esto presenta un gran potencial para ser
catalogada como yacimiento no convencional. La empresa Ecopetrol S.A. como
parte de su programa de yacimientos no convencionales, llevo a cabo la
perforacion del pozo estratigrafico LA LUNA- 1 ubicado en VMM, de dicho pozo se
adquirié informacion a partir de registros de pozo y/o nucleos de perforacion. Para
el caso de la Formacion La Luna se tienen informacion de registros de pozo como
nacleos de perforacion, con el objetivo de tener mayor calidad en la informacion de

las zonas de interés.

Dada la necesidad de un analisis petrofisico de la formacion como reservorio de
hidrocarburos no convencional, se realizara la evaluacion de sus Miembros
Pujamana y Galembo como yacimientos de este tipo, mediante la calibracion de
las caracteristicas mineraldgicas, naturaleza del almacenamiento de gas o aceite,
la salinidad del agua de formacion, el volumen inicial de poros, la conectividad de
los poros, el net-pay, propiedades Geomecanica y Geoquimicas. Por medio de
esta evaluacién petrofisica del yacimiento, se busca calcular con mayor precision

las reservas de hidrocarburos y la factibilidad econémica del proyecto.
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3. OBJETIVOS

3.1 OBJETIVO GENERAL

Evaluar las propiedades fisicas de las rocas pertenecientes a la Formacion La
Luna en el intervalo Turoniano Santoniano de la Cuenca del Valle Medio Del
Magdalena (Miembro Pujamana y Miembro Galembo), a partir de la informacion
adquirida del pozo estratigrafico LA LUNA- 1 de Ecopetrol S.A. el cual se evaluara

como yacimiento no convencional Shale Gas/Qil.

3.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS

e Recopilar y analizar la informacion secundaria de la zona de estudio, y la
informacion del Pozo LA LUNA-1 de ECOPETROL S.A.

e Predecir las propiedades Geoquimicas y Geomecanicas a partir de célculos
petrofisicos derivados de los registros de pozo, ajustados a los resultados de
analisis de laboratorio, en los nucleos de perforacién.

e Determinar propiedades petrofisicas como: volumen de arcilla, porosidad,
saturacion de fluidos y permeabilidad ajustada a los resultados de analisis de
laboratorio realizados a los nucleos de perforacion.

e Establecer intervalos de interés econOmico, a partir de la integracion de la

informacion obtenida como resultado de la evaluacién petrofisica.
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4. YACIMIENTOS NO CONVENCIONALES

Desde hace mas de tres décadas, la preocupacion por la gestion, sostenimiento y
conservacion de los recursos naturales, se ha convertido en parte fundamental de
los planes de desarrollo de la mayoria de paises con vision de sostenimiento hacia
el futuro, los hidrocarburos no son la excepcién ya que son una de las mayores
fuentes de energia en el mundo y de desarrollo de la mayoria de paises
industrializados. Al ser un recurso natural no renovable sus fuentes tienden a
agotarse por el consumo masivo del georrecurso, hace poco mas de una década
esto se ha notado de manera dramatica, la escases de nuevos prospectos
convencionales de hidrocarburo ha llevado a la necesidad de observar nuevos
horizontes, antes pasados por alto. Un reservorio de tipo convencional, es aquel
que presenta tres items principalmente, roca generadora, roca reservorio, y
trampa (estratigrafica, estructural o una combinacion de las dos), esta forma de

yacimiento ha sido durante décadas la mayor fuente de hidrocarburos del mundo.

A comienzos de este siglo, los yacimientos de tipo no convencional no habian sido
prioridad para su explotaciébn por parte de las principales petroleras a nivel
mundial, la falta de tecnologia, los costos de extraccion y la poca informacién que
se tenia acerca de este tipo de yacimientos dificultaban que fueran rentables hasta
bien entrada la primera década del siglo XXI, que en paises como estados unidos,
estos tipos de yacimientos son hoy por hoy una fuente de energia
econémicamente viable, hasta el punto de pasar de ser importador a exportador

de gas.

Los yacimientos de tipo no convencional representan mas de dos terceras partes
del potencial de hidrocarburos a nivel mundial (ver figura 1), siendo su abundancia
un factor de gran importancia, convirtiéndose en una solucion a la escases de

prospectos petroliferos.
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Figura 1. Distribucion global de los hidrocarburos
Distribucion globad de los hidrocarburos
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4.1 DEFINICION DE UN YACIMIENTO NO CONVENCIONAL

No existe una definicién formal de "los yacimientos no convencionales" a pesar del
hecho de que los recursos no convencionales son los plays de petréleo mas
activos en América del Norte en la ultima década. Han definido los recursos no
convencionales utilizando exclusivamente un umbral de permeabilidad (<0.1 md).
Sin embargo, los plays de metano en mantos de carbon se consideran no
convencionales y muchos tienen permeabilidades superiores a 1 md. Otros
investigadores han definido los recursos no convencionales en base a una
interpretacion del sistema petrolifero y han declarado que los recursos no
convencionales son "continuos" o "centrados en la cuenca" y carecen de trampas
tradicionales. Mientras que algunos han limitado el término para el tipo de
producto (es decir, el gas no convencional), muchos plays de shale y arenas
apretadas tiene gas seco, gas condensado y aceite, y todos pueden ser

22



considerados no convencionales. Los crudos pesados y las arenas bituminosas
también son recursos no convencionales y muchos de estos yacimientos cuentan
con permeabilidad superior a 500 nD. Por lo tanto, los recursos no convencionales
incluyen reservorios de baja y alta permeabilidad y de fluidos de alta y baja
viscosidad (Cander, 2012).

Segun Cander, 2012 los yacimientos no convencionales no solo son definidos por
el tipo de Sistema petrolifero o por las propiedades de la roca. La mejor forma de
definirlos es a partir de su relacion viscosidad/permeabilidad como se muestra en
la grafica a continuacion, (figura 2). Para su explotacion es necesario, incrementar
su permeabilidad y/o reducir su viscosidad, esto en funcidn de lograr ratas de flujo
comercial ya que los no convencionales obedecen a las mismas reglas fisicas que

un convencional.

Figura 2. Diagrama de definicion de yacimientos no convencionales por

viscosidad vs permeabilidad.
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5. SHALE OIL/GAS

5.1 DEFINICION DE UN YACIMIENTO SHALE OIL/GAS

Para que un yacimiento sea definido como de Shale Oil/Gas debe cumplir segun

Sondergeld 2010 con ciertos parametros minimos citados a continuacion:
El contenido de materia organica total (TOC) debe ser de minimo 2% en peso,
entre mayor sea el porcentaje de TOC mejor seré la calidad del reservorio (Ver

tabla 1).

Tabla 1. Contenido orgéanico total vs calidad del Ker6geno

Contenido organico Calidad del |
total, %en peso. Kerdgeno.
<0.5 Muy pobre
0.5al Pobre
la?2 Regular
2a4 Buena
4al2 Muy buena
>12 Excelente

Fuente: Ecopetrol, 2014

La madurez termal del Kerégeno, el porcentaje de Ro, diferencia que tipo de
reservorio es, Ro <0.6 inmaduro Oil Shale, entre 0,6- 0,9% Black Oil, 0,9- 1,1%
Volatil Oil, 1,1- 1,4% Gas humedo o condensado, y valores de Ro> 1,4% producira
Gas seco principalmente metano (Ecopetrol, 2014). Dado que estos reservorios
presentan muy bajos Factores de Recobro (baja calidad petrofisica), precisan de

una combinacion entre espesores y areas con tal de suplir carencias entre alguna
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de estas dos variables por ejemplo, una poca profundidad con una gran extension
lateral.

La composiciéon mineralogica, clave para lograr estimulaciones eficientes
(comportamiento ductil vs fragil). Los plays exitosos han sido aquellos que
presentan bajos contenidos de mineral arcilloso (menor a 40 o 50%). Altos
contenidos en cuarzo y/o carbonatos favorecen un comportamiento mas fragil de

la roca frente al fracturamiento hidraulico.

Contenido de Gas, el Gas se presenta dentro de la Roca Madre como Gas Libre
en poros y fracturas (Primero en ser producido) y como Gas Adsorbido (Producido
a lo largo del tiempo). El Gas Adsorbido es responsable de la sustentabilidad de la
Produccion del yacimiento en el Tiempo. La Rigueza Organica impacta
directamente sobre la capacidad de adsorcion de hidrocarburo de la roca.

5.2 SHALE Y LODOLITAS.

Las lodolitas son rocas sedimentarias siliciclasticas, formados por particulas
tamafo limo (0,0625 hasta 0,0039 mm) y tamafio arcilla (<0,0039 mm). Son el tipo
mas comun de rocas sedimentarias junto con las areniscas. Los Shales son una
clase de lodolita que exhibe laminacién, fisilidad a lo largo de los planos de
estratificacién y estdn predominantemente compuestas por particulas de tamafio
arcilla. Se cree que estan depositados en condiciones de baja energia, ambiente
donde las corrientes débiles llevan micas y minerales de arcilla, en forma de
escamas sin demasiado desgaste. Por lo tanto, exhiben una imbricacién causada
por la alineacion preferencial de las escamas de mica y minerales de arcilla. El
espesor de estas laminas paralelas puede variar en cualquier lugar entre 0,5 mm a
10 mm. Esta fabrica de capas laminadas es responsable de la fisilidad en los
shales (Chandra, Sondergeld y Sigal, 2009).
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La composicion de los shales varia ampliamente, aunque la arcilla es su principal
componente. El alto contenido de silice puede indicar que fue formado cuando
grandes cantidades de diatomeas y ceniza volcanica estuvieron presentes en los
sedimentos originales. Un gran numero de fésiles en los shales pueden dar un alto
contenido de calcio, y pueden gradar en calizas. Los que contienen un gran
porcentaje de alimina se utilizan como una fuente de ese mineral en la fabricacion
de cemento, y los que contienen abundantes grado de materia carbonosa en

carbon bituminoso (Chandra, Sondergeld y Yucel 2011).

El color tipico de los shales compuestos principalmente de arcillas y granos de
cuarzo es de color gris. Sin embargo, el color varia debido a los cambios en la
composicién y la adicién de otros minerales. Las lutitas de color gris a gris oscuro
se forman en ambientes marinos abiertos, condiciones oxidantes y poseen dos
tipos diferentes de fabrica en funcién de la intensidad de la bioturbacion. La
microfabrica de shale altamente bioturbada consiste de forma individual, en
particulas orientadas al azar y es similar a la no bioturbada, arcilla floculada. Los
shales grises con menos bioturbacién muestran remanentes de estratificacion o
capas y su fabrica se caracteriza por orientacion paralela a subparalela de las
particulas. Estos shales indican ya sea baja abundancia de organismos o una

cantidad menor de mezcla de sedimentos.

Los shales negros son formados bajo condiciones andxicas reductoras y se
encuentran finamente laminados. Carecen de bioturbacion debido a que muestran
una fabrica primaria de escamas paralelas de. El origen de la orientacion
preferencial de arcillas en shales negros puede ser debido a lenta deposicion de
arcillas en estado disperso. De acuerdo con el color, sedimentos arcillosos rojos o
verdes indican ausencia de materia organica apreciable. El rojo y el color amarillo
se deben al 6xido de hierro férrico o hidroxido proveniente de ambiente oxidante y

el color verde debido ambientes reductores.
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Son considerados generalmente los shales como roca con potencial de
generacion de hidrocarburos y sello de la roca reservorio de yacimientos de
hidrocarburo convencional, sin embargo pueden servir de reservorio si son ricas
en materia organica. La materia organica en condiciones anoxicas, se transforma
en compuestos de alto peso molecular llamado “Kerégeno “debido a la accidn
bacteriana. A altas presiones y temperaturas, el Kerdégeno se transforma en
hidrocarburos liquidos y en metano, dependiendo de la temperatura y la presion.
Este gas se adsorbe, ya sea en la superficie de la materia organica o arcilla,
escapa a través de la red de fracturas naturales o permanece dentro de los poros
de la roca. Los shales pueden contener gran cantidad de gas libre y adsorbido, la
mayoria de los cuales pueden ser recuperados comercialmente a través de

técnicas modernas de perforacién (Chandra, Sondergeld y Yucel 2011).

5.3 AMBIENTE DE DEPOSITACION DE LA MATERIA ORGANICA

Estudios recientes indican que aungue las formaciones de lodolitas ricas en
materia organica pueden ser de cientos de metros de espesor neto (y pueden
aparecer en gran medida homogénea), el cambio vertical en el contenido de
materia organica puede variar a escala vertical relativamente corta (a menudo
mucho menos de 1 metro). La heterogeneidad vertical observada puede estar
vinculada directamente a las condiciones geoldgicas y bibticas cuando se
deposita; se debe tener en cuenta que estos sedimentos finos se depositan muy
lentamente y con la posterior compactacion y litificacion, un intervalo de 1 metro
de espesor de roca puede representar miles de millones de afios en el tiempo.
Practicamente en todas las lodolitas ricas en materia organica, se ajustan bien a

controles estratigraficos y estructurales (Passey, 2010). SPE 131350

La acumulacion de rocas ricas en materia organica, es una funcién compleja de
muchos procesos que interactian entre si. La prediccion exitosa requiere la

integracion de la tectonica de placas, geodinamica y desarrollo estructural de la
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cuenca con reconstrucciones de las condiciones paleoambiéntales como contexto
para los modelos basados en procesos para la ocurrencia, distribucion, y el
caracter de potencial de rocas generadoras o acumulaciéon de shale gas. La
acumulacion de materia organica en ambientes de depdsitacion es controlada por
interacciones complejas no lineales, de tres variables principales que, tasa de
produccion, destruccion y disolucion. Un enriquecimiento significativo de la materia
organica se produce donde se maximiza la produccién, la destruccion se reduce al
minimo, y la dilucion por material clastico o biogénico esta optimizado, en una
zona con suficientes tasas de alojamiento para acumular un espesor significativo
de sedimentos (Passey, 2010). SPE 131350.

5.4 EL KEROGENO

El Kerégeno es la materia organica sedimentaria que genera el petréleo y el gas
natural. Esto incluye toda la materia organica sedimentaria, como los carbones
hamicos de varios rangos (turba, lignito, carbén bituminoso y antracita), carbon
Boghead, carbén canned, sustancias asfaltoides y la materia organica en

sedimentos recientes y suelos.

El Kerogeno se forma a partir de los restos marinos y microorganismos lacustres,
plantas, animales y cantidades variables de residuos terrigenos en los sedimentos.
Las porciones terrestres de Kerdgeno tienen composiciones elementales similares
al carbon. El Ker6geno cuando se calienta a la temperatura correcta en la corteza
de la Tierra, libera algunos tipos de fluidos que son aceite o gas, conocidos
colectivamente como los hidrocarburos .Cuando tales kerégenos estan presentes
en altas concentraciones en rocas como shales y no se han calentado a una
temperatura suficiente para liberar sus hidrocarburos, pueden formar depdsitos de
Oil shales. La cantidad de petrdleo generado y expulsado de una roca generadora
aumenta a medida que la relacibn atémica de hidrégeno y carbono (H / C)

aumenta el radio de materia organica. Los kerdogenos se clasifican principalmente
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de acuerdo a la relacién atémica del hidrégeno-carbono (H / C) y oxigeno-carbono
(O /C). (Chandra, Sondergeld y Yucel 2011).

5.4.1 Tipos de Kerogeno

Kerégeno tipo |, se deposita principalmente en ambientes lacustres. Se deriva
principalmente de algas lacustres y se forma sélo en lagos andxicos y varios otros
ambientes marinos inusuales. Tienen una alta relacién de hidrogeno — carbono
(> 1,3) y bajo radio oxigeno a carbono (<0,1) (ver figura 3). Ellos son generadores
de aceite mas de un 70% en peso de la materia organica se transforma en aceite

en la maduracién termal. Producen aceites parafinicos y livianos

Kerdgeno tipo Il, se relaciona principalmente con ambientes marinos reductores.
Se origina a partir de mezclas de zooplancton, fitoplancton, y los residuos de
bacterias en los sedimentos marinos. Estan dominados por el maceral liptinita con
menores cantidades de vitrinita e inertinita. Ellos representan la mayor parte de las
rocas fuente de petréleo y productora de petréleo y gas. Este tipo de Kerdgeno
tiene alta relacion atobmica H / C (1.2 a 1.5) y baja relacion O / C en comparacién

con los tipos Il y IV(ver figura 3).

Kerdgeno tipo Il se deriva principalmente de las plantas terrestres transportadas
y depositadas de un ambiente no marino o uno marino y sufre sélo una cantidad
moderada de la degradacién antes de su enterramiento. Se caracteriza por
relaciones de H / C bajas (<1,0) y altas O / C (> 0,2). Produce gas natural y

condensado, si la maduracion térmica es adecuada (ver figura 3).

Kerdgeno tipo IV, tiene baja relacion H / C (= 0,5) y relativamente alto de O / C
(0,2 a 0,3). Este kerdgeno es oxidado y pobre en hidrégeno. Es conocido como
carbon inerte y no tiene potencial para la generacion de hidrocarburos (ver figura
3).
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Figura 3. Tipos de Kerdgeno.
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5.5 MADUREZ TERMAL

La madurez termal es un indicador de la paleotemperatura maxima alcanzada por
una roca generadora. Los Hidrocarburos comienzan a generarse por encima del
umbral de temperatura de 60°Cdonde turbas y lignitos se deshidratan y pierden
otros volatiles y dividen el Ker6geno en sus cuatro tipos distintivos como el "salto
de la carbonizacién”. La ventana de aceite se encuentra entre las temperaturas de
aproximadamente 60-120°C; la ventana de gas entre los 120-150°C. A
temperaturas superiores a 150°C, la materia organica se dice que es de
sobremadura y ya no es reactivo para el desarrollo de hidrocarburos. A

temperaturas de 200 ° C, los compuestos organicos se reducen a grafito y metano.

La reflectancia de la vitrinita es el método mas comun para la determinacion de la
madurez termal, que se desarrolla mediante el examen microscoépico del Kerdgeno
0 montajes de roca total y el registro de la reflectividad de la particula a través de

un fotomultiplicador. Es el indicador de la maduracién organica mas comunmente
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utilizado en la industria del petréleo. McCarteny y Teichmuller (1972) lo describen
como el reflejo de los macérales de un haz de luz incidente no polarizada. La
reflectividad (R) puede o bien registrarse como Rv Max% o Ro%. Ambos son
mediciones del porcentaje de luz reflejada desde la muestra, Se calibra con un
material que muestra aproximadamente 100% de reflectancia (es decir, un
espejo). Los Andlisis VR tienen aceptacion en todo el mundo como una técnica
capaz de producir una medicion precisa de paleotemperaturas maximas en

cuencas con hidrocarburos.
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6. YACIMIENTOS NO CONVENCIONALES EN COLOMBIA

Segun el estudio contratado por la Agencia Nacional de Hidrocarburos con la
Universidad Nacional, Colombia posee una excelente oportunidad en estos tipos
de yacimientos, con un potencial entre 13 y 92 mil millones de barriles
equivalentes de petrdleo (P50-P90), de los cuales alrededor del 50 por ciento

corresponderian a gas natural (ver figura 4).

Figura 4 Mapa de potencial de hidrocarburos no convencionales en

Colombia.
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Fuente: Tovar (2011).
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7. CUENCA DEL VALLE MEDIO DEL MAGDALENA

7.1 GENERALIDADES

7.1.1 Localizacién. La Cuenca Valle del Medio del Magdalena (VMM) se
encuentra en la Provincia Estructural del Piedemonte Occidental de la Cordillera
Oriental. EI limite entre el Valle Superior (VSM) y el Valle Medio (VMM) debe
encontrarse en el tramo comprendido entre un poco al norte de Girardot y la
ciudad de Honda, y ha de estar marcado por elementos estructurales (e.g. Falla de
Carnbao-Falla de Ibague, Linea Guataqui-Pledras) y/o diferencias en el tipo y
edad del basamento econdmico (ver figura 5). En el VMM la tectdnica compresiva,
con fallamiento inverso ylo de angulo bajo afecta solo la mitad oriental, en tanto
qgue hacia el occidente, contra la Cordillera Central, se tienen fallas normales cuyo
juego ha causado adelgazamientos y acufiamientos de las distintas formaciones

mesoy cenozoicas.

Figura 5. Limites de la cuenca del valle medio del Magdalena.

VENEZUELA

Fuente: Barrero, 2007.
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7.1.2 Marco Geolb6gico Regional. La evolucion tectonica del VMM ha estado
caracterizada por eventos tectonicos distensivos que tuvieron lugar en el tridsico
tardio y el cretacico tardio con algunas interrupciones, comenzando con un graben
supracontinental limitado por paleofallas normales, cuya subsidencia causada por
tectdnica de bloques (Fabre, 1983) esta ligada a la depdsitacion de los sedimentos
pre-cretaceos de las Formaciones Bocas, Jordan, Giron y Los Santos. A
comienzos del cretaceo la distension desencadena una regresion general hasta
principios del terciario, la cual esta marcada por la depdsitacion de la Formacion

Lisama en la misma época en que ocurre vulcanismo en la cordillera central.

La fase tectonica compresiva de la depresion del VMM habria comenzado a
formarse a finales del Cretaceo e inicios del Paleoceno y se extiende hasta el
Reciente, adquiriendo su forma actual en el Mioceno (Morales, 1985). Durante el
Paleoceno medio ocurre el levantamiento del Macizo de Santander—Floresta y
desde el Eoceno hasta el Mioceno se depositaron las Formaciones La Paz,
Esmeraldas, Mugrosa y Colorado en ambientes continentales. Una fase de
compresion mayor ocurrida durante el Mioceno medio a tardio debido al
levantamiento orogénico de la Cordillera Oriental provoca la deformacion de los
sedimentos hasta entonces depositados, formando una cadena plegada y fallada

cabalgante con vergencia al occidente.

La distribucion y el tipo de depdsitos estdn fuertemente controlados por la
paleotopografia que distribuye diferentes asociaciones de facies de acuerdo a su
localizacion paleogeografica. En los depocentros como en el area de Yarigui,
Cayumba y Vijagual los ciclos estratigraficos son mas espesos y contienen
generalmente mayor fraccion de facies arenosas de canal. Hacia los paleoaltos,
como La Cristalina, Cachira (Sogamoso) y Casabe las capas terminan en “onlap” y
predominan facies finas de llanura de inundacion y complejos de “crevasse splay”

(ver figura 6) Morales, 1958.
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Figura 6. Corte esquematico Cuenca Del Valle Medio Del Magdalena.
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Fuente: Barrero, 2007.

7.1.3 Estratigrafia. En el &rea se reconocen las siguientes formaciones:
Formacion Arcabuco (Jurasico Superior), Formacion Los Santos (Jurasico),
Formacion cumbre, Formacién Rosablanca (Mauteriviano- Barremiano),
Formacién Paja(Barremiano), Formacion Tablazo(Aptiano- Albiano), Formacion
Simiti (Albiano), Formacion Salto (Cenomaniano), Formaciéon La Luna (Turoniano-
Santoniano?), Formacién Umir (Campaniano- Daniano(?)), Formaciéon Lisama
(Paleoceno), Grupo Chorro (Eoceno(?)) que incluye la Formacion La Paz y la
Formacion Esmeraldas, Grupo Chuspas (Oligoceno(?)) que incluye Las
Formaciones Mugrosa y Colorado, Grupo Real (Mioceno(?)), Grupo La Mesa
(Plioceno- Pleistoceno) (ver figura 7), y ademas de las formaciones anteriores se
encuentran unidades cuaternarias (Pineda & Esparza 1999) (edades, Morales,
1958).

Este trabajo se centra de manera especifica en La Formacion La Luna, en su

miembro intermedio y su miembro somero cuyos sedimentos fueron depositados

en el periodo Turoniano superior Santoniano. Ecopetrol, 2012.
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Figura 7. Columna estratigréafica generalizada VMM.
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7.2 LA FORMACION LA LUNA

7.2.1 Nombre y seccion tipo. El nombre de Formacion La Luna fue utilizado por
primera vez en 1937 por Herberg y Sass (Reporte citado en Morales 1953) que
definieron la seccion tipo en el Distrito de Perija, Venezuela; que tiene una

marcada similitud con su homdénima colombiana.

7.2.2 Posicion Estratigréafica. En el registro estratigrafico de la Cuenca del Valle
Medio del Magdalena se encuentra La Formacion La Luna y superpuesta a ella, la

Formacion Umir, e infrapuesta la Formacion Simiti. (Pineda & Esparza, 1999).

7.2.3 Litologia. La Formacion La Luna fue dividida en tres unidades
litoestratigraficas (ver Figura 8) que son de base a tope los miembros Salada,
Pujamana y Galembo, O. C. Wheeler utiliz6 estos nombres por primera vez en
1935 (reporte inédito en Morales, 1953). En este reporte se referencia el nombre
de las localidades donde se levantaron las secciones tipo de cada uno de los

miembros.

Etayo (1983, citado en Aguilera 2009) los describe asi: Miembro Salada, que
corresponde con shales negros con interestratificaciones delgadas de micritas
negras, con laminas y concreciones de pirita; Miembro Pujamana formado por
shales calcareos de color gris a negro con estratificacion fina y Miembro Galembo
constituido por shales calcareos de color negro con intercalaciones delgadas de
calizas arcillosas, que cerca al tope contiene capas de fosfatos.
Composicionalmente la formacién la Luna es un conjunto de rocas con proporcion
variable de componentes terrigenos, ortoquimicos y aloquimicos. Galvis (2014)
propone agrupar la clasificacion de litofacies en cuatro grupos composicionales,
representados por (1) Litofacies dominada por cuarzo; (2) Litofacies dominada por
carbonato; (3) Litofacies dominada por arcillosos; y (4) Litofacies de composicion
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mezclada, Galvis (2014). El contenido organico es generalmente de moderado a
alto, regularmente mayor que 2% en peso de TOC.

Figura 8. Columna estratigrafica generalizada Formacioén la Luna.
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7.2.4 Edad. En su miembro inferior, el Miembro Salada, se han encontrado las
siguientes especies: Fagesia, Mammites y Metoicoceras consideradas de edad
Turoniano; edad que se ha reconocido también para la parte baja de la Formacién

La Luna en Venezuela.

El Miembro Pujamana ha arrojado escasa fauna (Anomia sp., Inoceramus sp.) y
para el miembro superior, el Miembro Galembo se han encontrado Metoicoceras

gue indicaria que por lo menos en algunas localidades este miembro es Turoniano
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y Santoniano indicador del Coniaciano. La presencia del Santoniano como es
general en Colombia, no esta definida. Julivert, M, (1968).

7.3 MIEMBRO PUJAMANA

7.3.1 Nombre y seccion tipo. El nombre de Miembro el Pujamana procede de la
Quebrada Pujamana, afluente del Rio Sogamoso, entre Bucaramanga y San
Vicente de Chucuri. Morales (1958).

7.3.2 Posicion Estratigrafica. EI miembro se encuentra estratigraficamente
encima del Miembro Salada y debajo del Miembro Galembo, su espesor es

aproximadamente 157 metros.

7.3.3 Litologia. EI Miembro Pujamana consta de Shale calcareo de color gris a
negro Morales (1958). Existen estudios posteriores, Parke (1991) realiza un
estudio para la industria petrolera colombiana, en un afloramiento al norte del
campo petrolero La Cira infantas, ubicado en el Valle Medio del Magdalena, en el
que aflora la Formacion La Luna, describe el Miembro Pujamana y Miembro
Salada, como Shale calcareo de color negro con algunas intercalaciones de caliza
y chert. Garcia (2006) Lo describe con predominancia de shales calcéreos
laminados con concreciones calcareas, pellets fosfaticos, intercalados con calizas

tipo mudstone también con concreciones calcareas.

Segun Ecopetrol consiste de niveles monétonos de litofacies mezcla de silice y
minerales arcillosos, y lodolitas no calcareas, organicamente pobres en gran parte,
de color gris a negro, laminadas. Bioturbaciéon de moderada a intensa y es comun
encontrar madrigueras a través de todo el intervalo, localmente puede aparecer
chert y areniscas de grano muy fino con glauconita. Estan presentes algunas

intercalaciones delgadas de wackestones fosiliferas. En conclusion las litofacies
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del miembro son mas arcillosas y pocos intervalos calcéreos, representados por

lodolitas laminadas siliceas/arcillosas.

7.3.4 Ambiente de depdsitacion. Morales (1953), le asigna a los Miembros
Salada, Pujamana y parte inferior de Galembo un ambiente de agua profunda con
mala ventilacion hacia la base, o que no permiti6 el desarrollo de la fauna
bentonica, con base en la fauna encontrada, especies de Anomia e Inoceramus.
Segun Parke (1991), en el Miembro Pujamana se encontraron foraminiferos y
otros fésiles, sugiriendo que fueron depositados en aguas moderadamente
profundas con circulacién restringida; el Miembro Pujamana, se depositd dentro
del descenso del High System Track (HST) que deposito al miembro Salada, esto
fue evidenciado por el alto contenido de concreciones calcareas, formado durante
la diagénesis temprana, por cristalizacion de la calcita a profundidades someras.
Pineda & Esparza (1999).

7.3.5 Geoquimica. En la publicacién de Garcia, (2006), se caracteriza la
formacién la Luna desde el punto de vista geoquimico, registr6 un Ro promedio de
0,37%, en el Miembro Pujamana, con esto determiné que los valores de Ro se
encuentran asociados con la microfacies de MFP (Mudstone con Foraminiferos

Planctonicos) encontrando que esto es dominante en todo el Miembro.

Juliao (2013), definen por medio de una caracterizacion geoquimica, que el
miembro Pujamana consiste de materia organica marina (Kerégeno 1) con
importante aporte de materia organica terrestre (Kerdgeno |Ill) que indica
condiciones paleoambiéntales mas proximales en la plataforma marina. El
miembro intermedio presenta COT excelente de 4,88% en promedio, WFP- WB
(Wackestones de Foraminiferos Planctonicos y Wackestones de Foraminiferos
Bentonicos), ocupan un pequefio porcentaje del miembro (>30%), MFP excelente
de 5,25% y son junto a la microfacies MB (Mudstone de Foraminiferos Bentonicos)
tiene un COT excelente de 4.65% las microfacies dominantes del segmento,
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ocupando casi la totalidad del miembro. Se registraron un Ro promedio de 0,37%
donde los valores mas altos fueron medidos en las particulas vitrinoides (0,39%),

estan asociados con la microfacies MFP Carvajal, (2004).

7.3.6 Edad. La edad del miembro fue datada a partir de la fauna encontrada, como
Anomias e Inoceramus, asi como también son comunes radiolarios y foraminiferos
planténicos, aunque los fésiles en este miembro no son abundantes la edad es de

Turoniano Superior a posiblemente Coniaciano inferior, Morales (1958).

7.4 MIEMBRO GALEMBO

7.4.1 Nombre y seccidén tipo. Su seccion tipo aflora donde el rio Sogamoso
atraviesa cortando la cresta Galembo, y también en el lado oeste de la Quebrada

Pujamana cerca de su desembocadura. Morales (1958).

7.4.2 Posicion Estratigrafica. EI miembro se encuentra estratigraficamente
encima del Miembro Pujamana y debajo de La Formacion Umir, su espesor es

aproximadamente 548 metros.

7.4.3 Litologia. Segun, Galvis (2014) el Miembro Galembo es un nivel rico
organicamente, consiste de lodolitas dominadas por cuarzo, laminadas de color
gris a negro, intercaladas con lodolitas con mezcla silicea y calcarea, ademés de
wackestones y packestones foraminiferas. Hacia el tope es comun encontrar
particulas fosfaticas, a la parte media incrementa la presencia ligeramente de
litofacies arcillosas/ siliceas, una caracteristica importante es la aparicién de
numerosas laminas de capas finas a medianas de ceniza volcanica (tovas)

dispersas en todo el intervalo.
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Segun Bernal, (2009) contiene shale calcareo con intercalaciones de calizas
arcillosas, con intercalaciones comunes de chert negro. Segun Garcia, (2005)
presenta mayor variedad de facies incluyendo arcillolitas calcareas laminadas,
caliza fosfatica tipo wackestone y packestone con abundantes pellets y cherts.
Segun Parke, (1991) contiene en shales y limolitas negras con escamas y
vertebras de peces y varias capas de chert.

7.4.4 Geoquimica. ElI segmento superior de la seccién de la Quebrada la Sorda
se caracteriza por la presencia de la facies de mudstone con foraminiferos

bentdnicos (MB), los valores de Ro son en promedio de Ro = 0,30 %.
7.4.5 Edad. Segun Bernal (2009) esta expuesto donde el Rio Sogamoso corta al

Cerro del mismo nombre, le asigna una edad que incluye desde Turoniano Tardio
hasta Santoniano.
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8. PETROFISICA

Es el estudio de las propiedades fisicas y texturales de las rocas, especialmente la
distribucion de los poros, que sirven como depdsitos para las acumulaciones de
hidrocarburos, y que permiten considerarlas como posibles prospectos para la
explotacion. También caracteriza los fluidos contenidos en ellas, mediante la
integracion del entorno geoldgico, perfiles de pozos, andlisis de muestras de roca
y sus fluidos e historias de produccion. Mediante la caracterizacion petrofisica de
un vyacimiento, se busca calcular con mayor precision las reservas de
hidrocarburos para evaluar la factibilidad econémica de un proyecto. En el caso de
los hidrocarburos no convencionales ademas de caracterizacion de las
propiedades anteriormente expuestas se busca la calibracién de la caracterizacion
mineralogica, carbono organico total, evaluacién de la porosidad, naturaleza del
almacenamiento de gas, la salinidad del agua de formacion, el volumen inicial de
poros de gas, la conectividad de los poros, propiedades Geomecanicas y

producibilidad.

La evaluacion adecuada de los yacimientos shale oil/gas se basa en una amplia
gama de tecnologias que se han aplicado a reservorios clasticos y carbonatos, asi
como en la evaluacion de la roca generadora. Al hacerlo, observamos que la
palabra "shale" se utiliza en el sentido de una formacion geoldgica en lugar de una
serie de mineralogia, de manera que los yacimientos de shale oil/gas también
pueden incluir intervalos de arenisca y caliza como litologias "sweet-points". Sin
embargo, desde una perspectiva petrofisica, se trata mas de un shale calcareo o

arenoso.
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8.1 REGISTROS DE POZO

Podemos definir un registro de pozo, también llamado perfil, como la medicion de
las propiedades del subsuelo y/o del pozo en funcion de la profundidad. Los
registros permiten determinar, incluso durante la perforacion, la profundidad y el
espesor de los estratos de interés, su mineralogia y propiedades mecanicas, el
volumen y tipo de hidrocarburos, la presion de formacion, la presencia de
fracturas, la geometria del pozo y los estratos, la velocidad de las formaciones, el
estado de la perforacion y el cemento, y otras informaciones utiles para el manejo

del yacimiento.

Los registros utilizan dispositivos electromecanicos, para la medicion del diametro
del pozo o las presiones del reservorio; eléctricos o electromagnéticos, para la
medicion de la resistividad de la formacion; acusticos, para medicion de las
impedancias acusticas; radioactivas, para la medicion de la porosidad y contenido
de hidrocarburos; y de resonancia magnética nuclear para medir la porosidad y

otras aplicaciones.

8.2 METODOS DE ANALISIS DE REGISTRO UTILIZADOS EN SHALE OIL/GAS

8.2.1 Registros Gamma-Ray Natural. Los valores mas altos dentro de los rayos
gamma es la propiedad fisica mas comunmente utilizada en la identificacion de
rocas ricas en materia organica. Cuando se han realizado los anlisis, los valores
anomalos de rayos gamma se han atribuido al uranio, asociado con la materia

organica.

Una relacion entre la intensidad total de rayos gamma y la riqueza organica ha
sido propuesta por Schmoker (1981) para las lutitas del Devonico en los
Apalaches. Schmoker (1981) sefiald6 que el método total de rayos gamma

subestima significativamente la materia organica en algunos intervalos y que la
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interpretacion cuantitativa del registro de rayos gamma en términos de materia
organica no es posible a través de grandes regiones de la cuenca de los
Apalaches. Por lo tanto, se debe tener mucho cuidado en la aplicacion de este
meétodo para evaluar la riqueza de roca madre en las areas fuera de la region de

los Apalaches donde se calibré esta técnica.

Recientemente, el uso de herramientas de registro espectrales de rayos gamma
se ha incrementado drasticamente. Debido a la relacion observada empiricamente
entre el uranio y materia organica (Swanson, 1960), el registro espectral de rayos
gamma se ha sugerido como una herramienta que se puede utilizar eficazmente
para identificar y cuantificar riqueza organica (Supernaw et al, 1978; Fertl y Rieke,
1980). Aunque, en la actualidad, no existe una relacién universal relativa del
contenido de uranio con el de riqueza orgénica, aunque esta herramienta puede

resultar de gran valor.

8.2.2 Registro Espectral de neutrones inducidos. El registro de neutrones de
carbono/oxigeno ha tenido una aplicacion limitada en la evaluacion de contenido
de TOC en los carbones, y en las rocas ricas en materia organica. Los avances de
esta herramienta incluyen la sensibilidad a pequefias cantidades de carbono
organico y que no se requiere de calibracion con datos basicos aunque las

correcciones para el contenido de carbono inorganico se deben hacer.

Los registros de densidad, debido a que la materia organica sélida es menos
densa que la matriz de la roca circundante, Schmoker (1979) propuso el uso del
registro de densidad para estimar el contenido de materia organica. Afirmé que el
registro de densidad es ampliamente aplicable y un poco mas preciso que el
meétodo total de rayos gamma; sin embargo, debido a que el registro de densidad
es una herramienta de tipo pad y por lo tanto sensible a la rugosidad del pozo, el
uso en plenitud de esta herramienta se reduce en muchos pozos en los que las

[utitas son no lavadas.
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Al utilizar el registro de densidad para determinar de carbono organico total en el
shale Bakken, Schmoker y Hester (1983) sefialaron que debido a que el registro
de densidad puede ser afectada de manera significativa por la presencia de
minerales pesados, como la pirita, una correccion para la pirita fue necesaria

sobre la base de una relacion lineal entre la pirita y la materia organica.

8.2.3 Registros de resistividad. La respuesta del registro de resistividad al
contenido de materia organica ha recibido considerablemente menos aplicacion,
probablemente porque las relaciones fisicas del shale no se conocen bien. Sin
embargo, las observaciones de Nixon (1973), Meissner (1978), y Schmoker y
Hester (1989) donde la resistividad aumenta drasticamente en rocas generadoras
maduras es una observacion importante, y probablemente esta relacionado con la

generacion de hidrocarburos no conductores.

Murray (1968) sefiald que el shale Bakken, en la cuenca Williston a menudo
exhibe lecturas andmalas en los rayos gamma, sonico, neutrén, y los registros de
resistividad. Meissner (1978) hizo varias observaciones similares en relacion con
la respuesta de registro en el Bakken, que el alto tiempo de transito observado
probablemente se debe al alto contenido de materia organica de baja velocidad, y
gue el aumento de la resistividad en el Bakken enterrado mas profundamente esta
relacionada con la aparicion de madurez y generacion de hidrocarburos, en el que
la sustitucion de agua de los poros eléctricamente conductora con hidrocarburos
no conductores se lleva a cabo ; esta respuesta de la curva de resistividad
también ha sido discutido por otros (Nixon, 1973; Tannenbaum y Aizenshtat,
1985). Meissner (1978) también observd que a menudo la sobrepresion afecta la
resistividad eléctrica de las rocas (aunque la sobrepresion no era la causa de la
anomalias de la alta resistividad observadas en el Bakken), y que las altas
resistividades observadas son opuestas a las bajas resistividades generalmente
asociado con altas presiones de fluido. Aunque Meissner (1978) no ha propuesto

un método para cuantificar la riqueza orgéanica, utilizé las curvas de resistividad y
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de tiempo de transito para asignar la ubicacion de rocas relativamente ricas en

materia organica y generadoras maduras.

8.2.4 Combinacién Resistividad/Porosidad. El uso de la curva de resistividad en
la evaluacién de la roca generadora abarca desde la definicion de un pardmetro
sencillo en relacion a la resistividad del shale a asociaciones mas complejas del
registro de resistividad con los registros de porosidad y de rayos gamma (Meyer y
Nederlof, 1984; Autric y Dumesnil, 1984, 1985). También, Smagala et al. (1984)
observaron que dentro de la Formacion Niobrara del Cretacico en la cuenca
Denver, existe una buena relacién entre la madurez termal (a través de

reflectancia de la vitrinita) y la resistividad del pozo.

Un método que implica una combinacion de registros de resistividad, densidad y
sonicos ha sido introducido por Meyer y Nederlof (1984). El método de Meyer y
Nederlof (1984) discrimina entre las rocas generadoras y las rocas no
generadoras, sin tratar de cuantificar la riqueza organica de estas a partir de la
combinacion de registros. Su técnica utiliza ya sea un crossplot densidad /
resistividad, o un crossplot transit-time/resistivity. Los datos con resistividad
relativamente alta y, o bien el tiempo de transito relativamente alto o de baja
densidad aparente representan una roca fuente probable; de lo contrario, la roca

es probablemente estéril de la materia organica.

Mendelson (1985) y Mendelson y Toksoz (1985) aplicaron el analisis multivariable
de datos de registro para caracterizar las rocas generadoras. Su estudio describe
un modelo fisico para determinar las respuestas de registro a propiedades
relativas de las rocas madre. Se trata de la materia organica como constituyente
de la roca y calculan las respuestas del registro en funcion del contenido de
materia organica. Ellos encontraron que los registros de densidad, sénicos, y de
neutrones, cada uno responden a la presencia de materia organica sedimentaria

debido a sus propiedades fisicas distintivas. A raiz de la hipotesis de Meissner
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(1978), que tratan al registro de resistividad como un indicador cualitativo de la
madurez, pero no como un indicador de TOC. Con base en el analisis de la
regresion multivariable de regresion simple y, varios valores de registro se
correlacionaron con el TOC medido en el laboratorio, y aunque se pueden obtener
ecuaciones que relacionan los valores de registro para TOC medido, no hay
similitudes obvias entre cualquiera de los ecuaciones multivariante; por lo tanto la
capacidad de predecir de TOC en pozos adicionales puede ser disminuida, y las
ecuaciones derivadas son de una ubicacion especifica y no universalmente

aplicable.

Flower (1983) demostré un método rapido para identificar posibles intervalos de
roca generadora, en el que una curva de resistividad inducida fue sobrepuesta por
una onda sonora (VDL) de visualizacion. Al desplazar la curva de resistividad para
qgue coincidiera con la primera llegada de cizalla, los intervalos en los que la
coincidencia no se produjo, fueron interpretados como posibles zonas de roca

generadora.

8.2.5 Combinacion Gamma-Ray/Sonico. Dellenbach et al. (1983) desarrollaron
un método que utiliza las curvas de tiempo de transito y de rayos gamma para
proporcionar un parametro, I-x, que relaciona linealmente la riqueza organica. En
su método, una roca generadora se define por un tiempo relativamente largo de
transito (velocidad lenta) y una alta intensidad de rayos gamma. A pesar de que el
parametro derivado I-x se ha demostrado en algunos pozos que se correlaciona
mas o menos linealmente con intervalos ricos en materia organica, se requiere
una calibracién con datos de muestras de pozos para determinar rigueza organica

cuantitativamente.

Otro método que emplea las curvas de rayos gamma y de tiempo de transito se
introdujo por Autric y Dumesnil (1984, 1985) en el que se afiade un parametro de

resistividad al método I-X de Dellenbach et al. (1983). Este método implica la
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seleccion de una variable que se refiere a la resistividad en shales no
generadores. La curva de resistividad se utiliza sélo para ayudar a discriminar
cualitativamente potenciales rocas generadoras de rocas no generadoras; la
riqueza organica y luego se determina utilizando el método de I-x (después de la

calibracion a la muestra de datos).

8.3 METODO DE PASSEY

La técnica de A log R, para la identificacion y célculo de TOC en rocas ricas en
materia orgéanica ha sido desarrollado usando registros de pozo. EI método
empleado, se realiza sobreponiendo a una escala adecuada el registro de
porosidad (generalmente el registro de tiempo de transito sénico) sobre el resistivo
(preferiblemente la herramienta de lectura de mayor profundidad). En cualquier
roca reservorio de hidrocarburo o roca no reservorio rica en materia organica,
aparece una separacion entre las curvas. Con el analisis del registro de gamma
ray se pueden identificar o eliminar los intervalos de reservorios. La separacion en
intervalos ricos en materia organica es resultado de dos efectos: La curva de
porosidad responde a la presencia de Kerdgeno al ser de baja densidad y baja
velocidad, y la respuesta de la curva de resistividad, a los fluidos de formacion (ver
figura 9).
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Figura 9. Esquema de componentes solidos y fluidos en una roca

generadora.
SoLID $ SOLID $ SOLID ¢
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< <
MATRIZ = = «
< MATRIZ < MATRIZ 2
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Fuente: Passey, 1990.

En una roca fuente madura, en adicién a la respuesta de la curva de porosidad, la
resistividad aumenta debido a la presencia del hidrocarburo generado. La
magnitud de la separacion de la curva es calibrada a partir del TOC y la madurez
termal, permitiendo estimar en profundidad la riqueza organica en ausencia de

muestras.

Las rocas generadoras comunmente son shales, limolitas y lodolitas con contenido
significativo de materia organica. Las rocas no generadoras pueden contener
materia organica, pero la cantidad no es significativa generalmente (menor a 1%
en peso). El método usado para evaluar la riqueza organica y la madurez de la
roca generadora es a través de una variedad de andlisis de laboratorio (andlisis
TOC, pirolisis, analisis de elementos, reflectancia de la vitrinita, alteracion termal

inducida, cromatografia de gases, y descripcién visual del Kerégeno).

8.4 PREDICCION DE RIQUEZA ORGANICA

Existen varios métodos para calcular la cantidad de materia organica a partir de

los registros eléctricos, a continuacion se explicaran dos de ellos, el primero es
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usando los registros sénico y resistivos, y el ultimo con relacién en el registro

neutrén.

8.4.1 Respuesta del registro sonico y resistivo. En la aplicacion, los registros
se ubican de tal manera que la escala relativa sea un ciclo del sénico por dos
ciclos logaritmicos de la resistividad (un radio de -50 psec/ft o -164 pusec/m de un
ciclo resistivo). Las curvas son sobrepuestas con una linea base de una roca no
generadora de grano fino. Una condicién para que la linea base exista es que las
curvas se sobrepongan directamente en rangos significativos de profundidad.
Cuando la linea base es establecida en intervalos ricos en materia organica
pueden ser reconocidos por separacion y no paralelismo entre las dos curvas, la
separacion entre ellas, es designada como A log R y puede ser medida a través de

la profundidad (ver figura 10).
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Figura 10. Delta log R con el registro Sonico.
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Fuente: Passey, 1990.

La separacion del A log R esta relacionada linealmente con el TOC y se encuentra
en funcion de la madurez termal. Usando el diagrama de A log R la separacion de
A log R puede ser transformada directamente a TOC si la madurez (en unidades
de nivel metamorfismo organico, LOM) puede ser determinada o estimada (ver
figura 11). En la practica el LOM es obtenido de una variedad de muestras
analizadas (Reflectancia de la vitrinita, alteracion termal inducida o Tméax) o por

estimaciones de enterramiento e historia termal. Si la madurez (LOM) es
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incorrectamente estimada, los valores de TOC absoluto estaran algo erréneos,
pero la variacién vertical en TOC sera representativamente correcta. Si OMT (tipo
de materia organica) es conocida, los valores de pirolisis S2 estan definidos por
Rock Eval, pueden ser predichos usando la transformacion de TOC a S2. La
expresion algebraica para el calculo del A log R de la sobreposicion

sonico/resistivo es:
ALog R=Logio (R/Rlineabase) +0.02 * (At - Atiinea base)

Doénde:

A Log R: es la medida de la separacion entre curvas en ciclos del logaritmo de la
resistividad.

R: es la resistividad medida por la herramienta de logging en ohm-m.

At: es el tiempo de transito medido en psec/ft,

Riineabase: €S la resistividad correspondiente a Atjineabase-

Generalmente, el valor de Atjineapase €S constante en todo el pozo y solo el valor de
Rtiineabase Varia en orden de curvas sobrepuesta o linea base

La ecuacion empirica para el calculo de TOC en rocas ricas en arcilla de A log R

es:

TOC= (A |Og R) * 10(2.297—0.1688* LOM)
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Figura 11. Diagrama de relacién Delta de Log R y TOC, a través de la

madurez termal.
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Fuente: Passey, 1990.

8.4.2 Respuesta del registro de porosidad a la materia organica solida. Tres
curvas comunes de porosidad son At, bulk density, and neutrén porosity, que
responden a la presencia de materia organica sélida que tiene baja velocidad, bajo
bulk density, y alto contenido de hidrogeno. Todos estos atributos producen una
respuesta que imita un incremento en la porosidad. El crossplot de TOC vs At, bulk

density y neutron porosity muestran una relacion lineal.

Si una curva adecuada de tiempo de transito no esta disponible, la curva de
densidad o neutron pueden sustituirla. Estas curvas también son usadas para
confirmar la separacion de A log R observada a partir de la combinacion de las
curvas del sonico y resistivo usando las curvas de densidad y neutron (ver figura
12). Aunque la determinacion de valores de TOC (y valores de S2 si el tipo de
materia organica es conocido) obteniéndolos usando las curvas de densidad y
neutrén concuerda muy bien con los valores medidos, la combinacién del sénico y

resistivo tienden generalmente a ser mejores en precision a cualquiera de las dos
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combinaciones, densidad/resistividad o neutron/resistividad. Esto probablemente
es causado por las condiciones adversas en la perforacion, y se reflejan con

efectos en las lecturas de densidad y neutrén.

Figura 12. Delta log R Con Densidad y Neutron.
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} 2200
=
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Fuente: Passey, 1990.

Estas son las ecuaciones derivadas empiricamente para el calculo de la
separaciéon de curvas cuando se sustituye el registro de densidad o neutrén por la

curva de tiempo de transito (tomado de Passey, 1990):

Al |09 R =|0910 (R/Rlineaase) +40* ((DN - (DNlineabase)
Al'log R =l0910 (R/Riineaase) — 2.50 * (Pb— Plineabase)
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8.5 PREDICCION DE LA MADUREZ TERMAL

La madurez termal es el factor principal que determina si una roca fuente
producira petréleo, gas, o condensado. Dos nuevos métodos para estimar la
madurez térmica de las rocas generadoras se han desarrollado a partir de registro
de pozos. En primer lugar, la ecuacién Delta log R se ha reorganizado para
resolver el nivel de madurez, correlacionada con la reflectancia de la vitrinita (ver
figura 11). En segundo lugar, un método para determinar la densidad de Kerdgeno

de registros y de datos basicos.

Figura 13. Grafica dé %Ro en funcién de LOM.

%Ro and LOM
y = -0.0039x> + 0.1494x° - 1.5688x + 5.5173

3.5
—_ 3
rl?- ,—-—‘"’_’
o 2.5 /
T 2
=]
Eo, 1.5 A/
2 _..a-""//

0.5 —

O T T T T T T T T T T T
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LOM (Hood, 1975)

Fuente: LeCompte, 2010.

La siguiente formula segun LeCompte, 2010., se encuentra derivada del método
de Passey Delta de log para predecir TOC, para este caso se utiliza para estimar
el LOM, con datos de TOC medido y Delta LogR (derivado de registros).

LOM = 13.6078—5.924x10gw(ﬂ)

AlogR
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El método de Delta log R, a pesar de ser la practica generalizada en la evaluacion
de reservorios, estaba destinada para la evaluacion de rocas generadoras
asociadas a reservorios convencionales. El rango 6ptimo sobre el cual se calibré
tenia valores de entre 6 y 12 LOM. Para valores de LOM mayor que 11, la
evaluacion del TOC era subestimada y posteriormente fueron afadidas
correcciones por Sondergeld. 2010.

El método Delta log R no se determina facilmente con nucleos debido a que las
rocas generadoras tienen una permeabilidad muy baja y no pueden ser saturadas
en el laboratorio y la resistividad de los nucleos no coincide necesariamente con lo

gue se mide en el pozo.

También estd la cuestion de por qué delta log R funciona. A medida que rocas
generadoras maduras producen hidrocarburos que sustituyen salmuera conductiva
en el espacio poroso. Passey escribe que en que rocas generadoras maduras la
resistividad controla la separacién, mientras que en que rocas generadoras
inmaduras (los mas cercanos a la superficie) es la porosidad sonica. Esta
hip6tesis, sin embargo, no toma en cuenta los cambios en la resistividad de la
materia organica muy madura. El final del ker6geno en el proceso de
metamorfismo organico es el grafito (Okiongbo et al. 2005), un mineral conductor
de la electricidad. La presencia de la pirita, clorita, y otros minerales conductores

también pueden cambiar la interpretacién delta log R.

Una forma de estimar la madurez de las rocas generadoras sin usar resistividad y
mediciones sbnicas es mediante la medicion de la densidad del Kerdgeno. En el
“Marcellus shale” la densidad del Kerégeno aumenta al aumentar la madurez
térmica medida por reflectancia de la vitrinita. Desafortunadamente, la densidad de
Kerégeno tal como se mide por andlisis de ndcleo requiere un proceso de
disolucién con HCI, HF, y otros solventes. Siempre existe la posibilidad de que la

pirita restante en las muestras eleve la densidad.
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Para apoyar el método de correlacion Passey y el de estimacion de la madurez de
la roca madre a partir de datos basicos, se ha desarrollado un método de célculo
de la densidad de Kerdogeno a partir de datos de registros. Este método requiere
una medicion independiente del TOC, como por ejemplo a partir de mediciones de
impulsos de neutrones, rayos gamma, o correlaciones de registro de uranio. En
segundo lugar, se requiere una medicién independiente de la porosidad. Esto
podria ser derivado de un modelo de solucion multi-mineral, o la porosidad total,

medida por herramientas de registro de RMN.

La densidad del Ker6geno puede ser resuelto en la ecuacion de balance de masas
que representa todos los componentes de roca generadora segun, LeCompte,
2010.

Py =¢'pﬂ +1—0-K )0, +V i P
Py(1-W,)—0-p,
P

V,=1-¢—

!
—w, xFs
Pk k v,

Table 1: Methods to Measure Kerogen Density

Core Log
Porosity, ¢ GRI Method NMR / Multi- Mineral
Bulk Density, ) As-Received RHOB log
Kerogen, Vk ‘Hvk Leco / Rock-Eval | TOC log/ Uranium / RHOB

Inorganic density, p,, XRD Mineralogy log

Fluid density, Pr Dean-Stark Sw log

Uno de los términos mas importantes en la resolucion de la densidad del
Kerdégeno es la densidad del fluido, pfl. De los datos fundamentales de densidad
del fluido se determinan a partir de la saturacién de gas medido de Dean-Stark. En

condiciones de la superficie, la densidad de gas puede ser estimado a ser 0.00
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g/cm3. La densidad del agua varia con la salinidad en la superficie, pero debe ser
normalmente cerca de 1.00 g/cm3. En los pozos de gas seco la densidad del fluido

se calcula aproximadamente como sigue.

Pn=15,%10
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9. METODOLOGIA DE LA EVALUACION PETROFISICA

Para la realizacion de la evaluacion petrofisica fue necesaria la utilizacion de un

flujo de trabajo como metodologia general, presentada a continuacién (ver figura

12)...

Figura 14. Diagrama de flujo de trabajo..

Recopilacion de
informaciony control
de calidad.

Estimacion de
parametros petrofisicos
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9.1 RECOPILACION DE INFORMACION Y CONTROL DE CALIDAD

9.1.1 Edicion de la informacion del pozo. La informacion de registros corridos
en los intervalos de interés se cargo y edit6é teniendo en cuenta las dos secciones
tomadas de la Formacion La Luna, se llevo a profundidad de registro toda la
informacion en profundidad de nucleo, ademas de cambios de formato de archivos

de tablas de Excel, a archivos CVS, para su carga en Techlog.

El objetivo de la correlacion nucleo-perfil es extrapolar los datos obtenidos de los
ndcleos al resto de los pozos del area a través de los perfiles de pozos; (de esta
forma se pretende tener una idea de la distribucion areal de las propiedades
petrofisicas mas importantes) Esto se realiza adecuando en profundidad la curva
de rayos gamma de superficie (Core-Gamma) con la curva de rayos gamma del
registro del pozo, refiriendo todos los resultados validados de los andlisis

provenientes de los nucleos a la profundidad de registro.
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Figura 15. Amarre registro- roca, en Track 1 se observa el Gamma-ray, Track
2 se observa el Core-gamma y en el Track 3 se observa Core-gamma

ajustado a profundidad de registro.
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Tabla 2. Informacién disponible del pozo LA LUNA- 1 por Miembro.

Densidad

Formacion Bitsize del lodo Registros disponibles REINEWS Datos de laboratorio
T=148F @7513 DRX, PIROLISIS
Rmf=0.465 @80F
Gamma ray, Gamma ray RMC=0.978 @80F ROCKEVAL,
espectral, Resistivos RmM=0 '586 @80F PETROFISICOS
(profundo, medio y RMf=0 5;219 @148F BASICOS,
Formacio microresisitivo), sonicos, Rme= 0 190 @204F DESCRIPCION
LA LUNA- nucleares (Densidad, . LITOLOGICA,
La Luna 8,5 pulgadas| 17 Ibm/gal . Rm=0.242 @204F
1 VMM Neutron y porosidad), Matriz: Caliza (2.71 DESCRIPCION
Caliper, SP, glem3) PETROGRAFICA,
iemb Temperatura (de Tipo de flido: SEDIMENTOLOGIA Y
M'?m e Formaciony del pozo) y BOREMAX ' ESTRATIRAFIA,
L Tiempo de transito. ot ANALISIS
) GEOMECANICOS.
registro.

9.2 METODOLOGIA PARA LA ESTIMACION DE LOS PARAMETROS

PETROFISICOS

9.2.1 Estimacion Parametros Petrofisicos. Los parametros petrofisicos se
calcularon a partir de los registros del pozo, calibrandolos con los datos adquiridos
a partir de los nucleos de perforaciéon. La Tabla 2 resume los analisis realizados a
los intervalos corazonados del pozo, de la cual se utilizé la siguiente informacion:
Difraccion de rayos X, Pirolisis Rock Eval IV, Petrofisicos Basicos (Saturacion de
agua, Porosidad, Permeabilidad, Densidad de grano), Gamma Ray Espectral,
%R0, Geomecanicos (Modulo de Young y Relacion de Poisson), y adicionalmente
la descripcidon sedimentoldgica y estratigrafica.

9.2.2 Resistividad verdadera de la Formacion. Los datos de resistividad
verdadera de la formacion fueron adquiridos del registro profundo de resistividad
RLA4, corrido en el intervalo de interés. Las condiciones del pozo permite afirmar
que el registro no esta afectado, tipo lodo de perforacion, profundidad de invasién
del fluido de perforacion, rugosidad del hueco y profundidad de lectura de la

herramienta.
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9.2.3 Resistividad del agua de formacion. La resistividad del agua de Formacion
se estimé con la curva de temperatura y un dato de salinidad del agua de
formacion obtenido del nacleo de perforacion, utilizando para ello la carta Gen-6

del manual de cartas de Schlumberger (2009).Figura 16:
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Figura 16. Carta de interpretacién de registros Gen- 6.
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Fuente: Schlumberger, 2009.
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9.2.4 Coeficiente de Tortuosidad(a), Exponente de Cementacion (m) y Factor
de formacién(n). El célculo de estos factores: a, m y n, se realizé usando el
diagrama Pickett plot de porosidad aparente en funcion de la resistividad, y el dato

de resistividad del agua de formacién como un parametro fijo.

9.2.5 Densidad de formacién. Se estim6 a partir del registro de densidad
(RHOZ), medido en el pozo, calibrandolo con la densidad de grano
(RHOB_GRAIN), de datos de analisis petrofisicos basicos medidos en pruebas de
laboratorio para poder extrapolar informaciéon a zonas no corazonadas del

intervalo.

Figura 17. Densidad de Formacién.
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9.2.6 Litotipos. Segun los resultados de la descripcion sedimentolégica de

nucleos de perforacion se definieron 15 grupos de facies, de las cuales aparecen

13 en el intervalo evaluado (ver Tabla 6).

Tabla 3. Grupos de facies descritas en los nucleos de perforacion.

Numero Facies nucleo de perforacion.

Limestone (W locally W/P)

Marl

Tuff

Limestone (W-W/P and locally P)

Crystalline Limestone (P-W/P locally massive)

Silicified Limestone (W)

Limestone (W-W/P-P)

Silicified Limestone (M and W)

OO |IN|[O(O A |WIN |-

Dolomitized Limestone (W-M)

=
o

Sandstone

=
=

Dolostone(Dolomite greater than 50%)

=
N

Limestone (W-M)

13

Dolomitized Limestone (W/P)

Fuente: Ramirez, R., 2012.

Los litotipos se determinaron a partir de los registros gamma ray, densidad,

neutrén y factor fotoeléctrico, por medio de gréficos crossplot, histogramas y

analisis visual del comportamiento de las curvas en los tracks. Se identificaron 4

patrones de comportamiento en los registros, para ello se busco el grafico Cross-

plot que mejor diferenciara las facies definidas en los nucleos de perforacion, se

utilizé el grafico porosidad-neutrén vs gamma ray, en el cual se distinguen

tendencias en las facies (ver figura 18).

67



Figura 18. Cross- plot Neutrén-porosity vs Gamma ray, colores facies y

Factor fotoeléctrico

Existe un bajo grado de correlacidon roca-registro, esto se puede deber a la
dificultad de cuantificar visualmente la composicion en litologias finas, y el alto
contenido de materia organica en las rocas del intervalo que afecta de manera
importante la lectura de las propiedades fisicas de la roca por parte de las

herramientas.

Segun el comportamiento combinado de los registros se definieron los siguientes 4
litotipos. (Ver Tabla 7, Tabla 8 y Figura 19).

Tabla 4. Litotipos.

Electrofacies
Dominada por carbonato.
Dominada por silice
Dominada por arcilla.
Mezcla de dolomita y carbonato.

Numero

AIWIN
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Tabla 5. Descripcion electrofacies.

Electrofacies dominada por carbonato.
Propiedad Min P10 P50 P90 Moda Promedio

Gamma Ray (GAPI) 13.07 27.70 58.68 91.65 82.05 60.94
Densidad de grano (gm/cm3) 91.65 2.36 2.45 2.54 2.63 2.54 - 0.06
Porosidad Neutrén (frac) 0.28 0.02 0.08 0.13 0.17 0.13 0.15 0.13
Factor fotoeléctrico 7.13 2.77 3.57 4.69 5.42 4.69 - 4.58

Propiedad Min P10 P50 P90 Moda Promedio

Gamma Ray (GAPI) 68.84 98.08 101.20
Densidad Neutrén (gm/cm3) 2.56 2.29 2.38 2.44 2.50 2.44 - 2.44
Porosidad Neutrén (frac) 0.30 0.14 0.16 0.19 0.23 0.19 = 0.13

Factor fotoeléctrico 3.37 23.38

Propiedad i P10 Promedio

Gamma Ray (GAPI) 82.64
Densidad de grano (gm/cm3) 2.73 2.36 2.47 2.53 2.57 2.53 2.53 2.53
Porosidad Neutrén (frac) 0.33 2.55 0.20 0.25 0.29 0.24 = 0.25
Factor fotoeléctrico 9.99 2.87 3.22 3.61 5.26 3.61 - 4.00
ectrofacies Mezcla Dolomita y carbonato.
Propiedad Min P10 P50 P90 Promedio
Gamma Ray (GAPI) 132.39 70.30 91.03 107.43 121.56 107.43 102.75 106.97
Densidad de grano (gm/cm3) 2.91 2.40 2.47 2.53 2.62 2.53 2.54 2.55
Porosidad Neutrén (frac) 0.46 0.25 0.30 0.33 0.37 0.33 - 0.33
Factor fotoeléctrico 10.00 2.07 3.46 4.64 8.51 4.64 - 5.26

En la grafica crossplot de gamma-ray en funcion del neutrén se observé la mejor

distribucion de los litotipos definidos con los valores descritos en la tabla anterior.

Figura 19: Cross- plot Neutron Porosity vs Gamma Ray colores litotipos.

Cross-plot: LA LUNA 1.Ecopetrol_La-Luna-1_BestDt_PnS_8-5in_2
Reference (ft): [9332.5 - 12393]

-0.2 -0.15 -0.1 -0.05 o 0.05 0.1 0.15 0.2 0.25 0.3 0.35 0.4 0.45 0.5 0.55 0.6 0.65 0.

GR (GAPI)
S
3
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TNPH (CFCF)

0.5

69



9.2.7 Volumen de arcilla. El calculo del valor de la arcillosidad se realiz6 por
miembro teniendo en cuenta los registros disponibles (GR, Densidad, Neutron,
Sonico) e informacion de DRX de laboratorio para calibrar los datos obtenidos, lo
que permitio establecer comparaciones y desviaciones de los valores calculados.
Los valores de la curva de Vsh que mas se ajustan a los datos de laboratorio son
los generados por la computacion de registros de densidad y neutron (ver figura
18). Se realizaron histogramas de la curva resultante para identificar, valores

minimos, maximos, promedios, percentiles y datos con mayor frecuencia.
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Figura 20. Curvas de Volumen de Arcilla.
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Como se observa en la figura anterior las curva Vsh calculadas con el gamma ray
y el neutrén (Track 3 y 4) no concuerdan con los datos del DRX, esto es debido a
gue ambas estan influenciadas por factores propios de la formacién, como lo son
el alto contenido de materia organica (tipico en una roca generadora y la alta
saturacion de agua (tipico de rocas arcillosas. Las curvas que mejor responden a
son las del densidad y el sénico (Track 5 y 6), por lo tanto la curva de Vsh final

(Track 7) es el producto de ambas.

9.2.8 Tipos de arcilla. Se identificaron diez tipos de minerales de arcilla por medio
del gréfico crossplot torio vs potasio, y la carta LITH- 2 de Schlumberger (ver figura
19). Se dividieron los minerales arcillosos de torio en dos grupos por su diferencia

de relacion torio/potasio (Alta y baja).

Figura 21. Carta de interpretacion de registros Lith-2

Schlumberger Lith-2
(former CP-19)
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i NY
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/// /-3[]% glauconite ThiK=08
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s — T ThiK=03
—— Potassium evapor‘ites, ~30% feldspar
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Potassium (%)

Fuente: Schlumberger Log Interpretation Charts, 2009.
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Con la Carta anterior se realiz6 la interpretacion de los tipos de arcilla utilizando un

color diferente para cada una como se muestra a continuacion

Figura 22. Crossplot tipos de arcilla torio en funcién de potasio.
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Para verificar que existiera concordancia entre los datos interpretados del
crossplot y los datos de fraccion de arcilla del DRX, se compararon los resultados
de porcentaje de caolinita, ilita y arcillas interestratificadas en el siguiente
diagrama, siendo los puntos verdes los datos del DRX, y la estrella del crossplot.,

(ver figura 19 y tabla 6).

Figura 23. Correlacion tipos de arcilla con DRX, Miembro Galembo.

0 100

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

Interestrat (%)

Tabla 6. Fraccion arcilla DRX y Crossplot Torio vs potasio.

Faccion de arcilla DRX- Crossplot
Fuente Interestrat |lllita Caolinita
DRX(promedio)
Crossplot
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9.2.9 Porosidad. El célculo de la porosidad se hizo con la combinacion de los
registros Densidad (RHOB) y neutron porosity (TNPHI) principalmente, también se
utilizaron los registros de resistividad profunda (RLA4) y microrresistivo (RXOZ)
como complemento, y finalmente la correccion por volumen de arcilla (VSH) y
Temperatura de formacion (FTEM), todos los datos resultantes estan ajustados a
datos de laboratorio. Se realizaron histogramas de la curva resultante para
identificar, valores minimos, maximos, promedios, percentiles y datos con mayor

frecuencia.

9.2.10 Porosidad efectiva. Para el célculo de la porosidad efectiva se utilizé la
misma metodologia que la de porosidad, la curva resultante es PHIE, al igual que
con la porosidad efectiva, se realizaron histogramas de la curva resultante para
identificar, valores minimos, maximos, promedios, percentiles y datos con mayor

frecuencia.

9.2.11 Saturacion de agua. Se estimo la saturacién de agua con el método de
Simandoux utilizando los valores de coeficiente de tortuosidad (a), exponente de
cementacion (m), factor de formacion (n), y el registro resistividad profunda (RLA4)
y las curvas de volumen de arcilla (VSH), porosidad efectiva (PHIE), y resistividad
del agua de formacién (Rw) estimadas anteriormente. Se realizaron histogramas
de la curva resultante para identificar, valores minimos, maximos, promedios,

percentiles y datos con mayor frecuencia.
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Figura 24. Curvas de saturacion de agua calculadas.
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Se calcularon varias curvas de saturacién de agua con diferentes valores de a, m,
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n, y Rw (ver tabla 6), ya que existen incognitas de la resistividad del agua de
formacion, esto es explicado con mayor detalle en el capitulo de analisis de
resultados. Se decidié utilizar la curva del Track 1 (Calculada con a: 0.55, m: 1.70,

n: 2.00, y Rw: 0,23) ya que presenta los datos mas discretos para la evaluacion
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petrofisica de un Shale Oil/Gas (en la tabla 7 se describen los parametros
utilizados para cada curva de saturacion de agua (Sw).

Tabla 7. Parametros de formacion para pruebas del calculo de saturacion de

agua.
Parametros de formacion para pruebas de Sw
Sw Track 1 Track 2 Track3 Track4 Track5
Parametro Valor Valor Valor Valor Valor

Resisitividad agua de formacion (Rw) 0.23 0.04 0.23 0.06 0.04
Coeficiente de Tortuosidad (a) 0.55 1.00 0.90 0.55 0.95
Exponente de Cementacion (m) 1.70 2.30 1.50 1.70 2.35
Factor de Formacion (n) 2.00 1.90 2.00 2.00 2.00
Salinidad (ppm) 11800.00|Datos Fronterra.| 11000.00{ 50000.00| 100000.00

9.2.12 Permeabilidad. Para el calculo de la permeabilidad se utilizé el método de
Coates, utilizando la porosidad total (PHIT), efectiva (PHIE) y Saturacién de agua
irreducible  (SWE_SIM_UNCL), calculadas anteriormente. Se realizaron
histogramas de la curva resultante para identificar, valores minimos, maximos,

promedios, percentiles y datos con mayor frecuencia.

PHILt — PHLe = § '.‘Z*r‘r):

PERM = k¢ = PHLg* (
£ ol PHLe = Swirr

9.2.13 Relacién de Poisson. Se calcularon las propiedades elasticas-dinamicas,
con la combinacion de los registros sonico-dipolar (DTCO y DTSM) y densidad-
neutron (RHOZ). Como resultado se generd la curva de relacién de Poisson-
dinamica (PR_DYN). Se realizaron histogramas de la curva resultante para
identificar, valores minimos, maximos, promedios, percentiles y datos con mayor

frecuencia.
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Asumiendo una formacién homogénea, isotropica, y elastica, el dinamic shear y el
bulk modulus, Gdyn y Kdyn pueden ser calculados por:

P

Gy = (13474.45) ——
o (":"t.shsu*."]&

Kgom = (13474.45) g, {—,]_—G
dyn z dyn
{":"tcnmp } 3

Donde:

Pb Es |a densidad en la formacion. (g/cm3).

At : .
comp Eg el compressional slowness de la formacion.

Alshear Es el shear slowness de la formacion.

Kayn v Gayn gstan en Mspi.

1 3474.45 es el coeficiente de conversion de unidades.

El modulo de Young dinamico y la relacion de Poisson dinamica, pueden

calcularse por el Shear y el Bulk modulus:

QGd}.n X Kd}-‘n

Egyn =
" Gayn +3Kgyn
_ 3Kayn— 264
W™ 6K gy + 2Gaym
P
g T TS
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La relacion de Poisson dindmica solo puede ser calculada por:

R . - . _
Donde ¥ es el radio del sonico dipolar (Shear y Compressional slowness):

":"tshen“:
ij = —

Atg, m;.:-‘

9.2.14 Mddulo de Young. Ya calculadas las propiedades elasticas-dinamicas, la
curva de médulo de Young-dindmico resultante (MY_DYN) y porosidad total
(PHIT) son combinadas por la correlacion de Morales (1993), dando como
resultado final la curva de médulo de Young-estatico (MY _ST). La correlacion esta
basada en areniscas de alta permeabilidad, que van desde grano muy fino a
grueso de estos campos petroliferos: Kuparuk, Alaska; Elmworth y Mitsue,
Canada; Punta Benitez y Boquerdn, Venezuela. Es aplicable a tres grupos de
porosidad: Consolidado (10% -15%), moderadamente consolidada (15% -25%), y
débilmente consolidado (> 25%) Para porosidad 0% -10%, la ecuacion no esta
definida.

Se realizaron histogramas de la curva resultante para identificar, valores minimos,

maximos, promedios, percentiles y datos con mayor frecuencia.
LogEs = 2.137+0.6612 * logEdyn (Porosity 10%-15%)

LogEs = 1.829+ 0.6920 * logEdyn (Porosity 15%-25%)
LogEs =-0.4575+0.9404 * logEdyn (Porosity >25%)
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9.2.15 Estimacion del TOC. Para el calculo de TOC se utilizd6 el método de
Passey (1990), con las curvas de resistividad profunda, densidad-neutrén (RHOZ),
tiempo de transito (DTCO), neutréon-porosity (TNPH), y datos de laboratorio, como
el tipo de Kerégeno (Tipo Il), Madurez termal (%Ro0), y TOC (medido en el nucleo).
Se realizaron histogramas de las curvas resultantes para identificar, valores

minimos, maximos, promedios, percentiles y datos con mayor frecuencia.

Figura 25. TOC Delta log R.

RLAS = TOC- LECO

CHMM 250 |0 W 01
Corco TOC Final res_fin
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Linea base % 4
DeltaLogR & '
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10. RESULTADOS EVALUACION PETROFISICA.

En este capitulo se exponen los resultados del calculo de los parametros
petrofisicos a partir de calculos con registros de pozo, en términos estadisticos y
graficamente a partir de histogramas de frecuencia, esto con el fin de identificar

tendencias para cada miembro.

10.1 ESTIMACION DE PARAMETROS PETROFISICOS. DEL POZO LA LUNA-1

Tal como se describié en el marco metodoldgico se definieron 4 electrofacies a lo
largo de todo el intervalo sin tener en cuenta cada miembro, para distinguir las
diferencias litologicas de los miembros en general, se determinaron los pardmetros
de resistividad verdadera de la formacion (Rt), resistividad del agua de formacion
(Rw), densidad de grano (RHOB_G), exponente de cementacion (m) y coeficiente
de tortuosidad (a), etc.., para el desarrollo de la evaluacion petrofisica del intervalo

de interés.

10.1.1 Resistividad verdadera de Formacién (Rt). La resistividad es un
pardmetro clave en la evaluacibn de yacimientos, en el caso de los no
convencionales permite la estimacion del TOC con el método de Passey (1990),
permeabilidad, y saturacién de fluidos en la roca, cantidad de agua presente y

penetracion del fluido de perforacion.
Se determind la resistividad maxima, minima, percentiles y promedio para cada

Miembro a partir de registro de resistividad profundo (RLA4) como se muestra en
la tabla 8.
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Tabla 8. Resistividad verdadera de la Formacion.

Resistividad verdadera de la Formacion (Ohm-m)
Miembro Max Min P10 P50 P90 Promedio

3195.03| 2.97 7.76 28.89 | 196.20 | 80.11

Miembro

. 75.73 2.59 3.18 4.40 7.57 5.44
Pujamana

Los valores obtenidos de resistividad verdadera de formacion varian entre 2.59 y
3195.03 (Ohm- m), El Miembro Galembo (MG en adelante), registra el dato de
resistividad de formacion mas alto de 3195.03 (Ohm- m), aunque el 90% de los
valores se encuentran por debajo de 196.2 (Ohm- m) como lo indica el percentil
90. ElI Miembro Pujamana (MP en adelante) registra datos de resistividad mas
moderados que los de su homologo superior con una resistividad maxima de
75.73 (Ohm-m), y 7.52 (Ohm- m) de percentil 90.

10.1.2 Densidad de formacioén. La estimacion de la densidad de grado se realizo
con el registro de densidad-neutrén que se ajusta muy bien con los datos de
densidad de grano adquiridos en el laboratorio. Se realiz6 un histograma para
poder observar como es el comportamiento de los datos a través de cada
miembro, identificando los valores mas representativos como se puede apreciar en

la figura 26 y la tabla 9.
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Figura 26. Histograma Densidad de grano (gm/cm3) para cada Miembro.
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Tabla 9. Densidad de grano en la Formacioén.

Miembro

Miembro
Pujamana

Max

2.76

Min
2.29

241

2.50

Densidad de grano en la Formacion (gm/cm3)
P10 P50 P90 Media Moda

2.60

2.50

2.50

291

2.39

2.47

2.53

2.59

2.53

2.53

83



Como se observa en la tabla xx, la densidad de grano varia entre 2.29 y 2.91
(gm/cc) en todo el intervalo, en MG sobresalen valores de 2.5 (gm/cc), y para MP

se destacan valores mas altos, 2.53 (gm/cc) es el valor de densidad mas comun.

10.1.3 Resistividad del agua de Formacion (Rw), Coeficiente de
Tortuosidad(a), Exponente de Cementaciéon (m) y Factor de formacion(n).
Como se expuso en el marco metodologico el agua de formacion se calculé a
partir de una zona 100% saturada en agua con los datos de la salinidad del agua y
la temperatura de formacion. Con el dato de Rw se calcul6é a, m y n, utilizando el
grafico Pickett plot (Figura 27) de porosidad efectiva aparente (PHIEA) en funcién

de la resistividad real de formacién (Rt), los resultados se presentan en la tabla 10.

Figura 27. Pickett- plot Porosidad aparente (PHIA) en funcion de la
resistividad verdadera de formacién (Rt).

PHIA (v/v)
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Tabla 10. Parametros petrofisicos: Rw, a, m, y n.

Parametros de formacion

Parametro \£:1[e]g
Resisitividad agua de formacion (Rw) 0.23
Coeficiente de Tortuosidad (a) 0.55
Exponente de Cementacion (m) 1.70
Factor de Formacion (n) 2.00

10.1.4 Correlacién Facies- Litotipos. Como se dijo anteriormente, existe un bajo
grado de correlacion descripciébn de roca vs registro, por este motivo algunas
facies comparten electrofacies, debido a que en algunos casos no existia una

tendencia predominante. (Ver figura 28).
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Figura 28. Correlacion de Facies- Litotipos.
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10.1.4.1 Litotipo dominado por carbonatos: Se correlacion6 con las facies,
Limestone (W-W/P-P) y Limestone (W-W/P and locally P) con un buen grado de
correlacién, esto sirvid para ratificar que en la electrofacies predominan rocas
carbonatadas, ya que estas facies estan constituidas principalmente por calizas de

textura wackestone y packestone.
10.1.4.2 Litotipo dominado por silice: Corresponde con las facies Marl,

constituida por margas localmente con foraminifero. Litologia silicea, que ratifican

la electrofacies.
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10.1.4.3 Litotipo dominado por arcillas: Corresponde con la facies Silicified
Limestone (W), que son calizas silicificadas de textura wackestone, eventualmente
con intraclastos de arcillolitas con materia organica y pequefias concreciones de
calcita y pirita; y la facies Silicified Limestone (M and W), calizas silicificadas de
textura mudstone y wackestone que a pesar de presentar un factor de correlacion
predominante con esta electrofacies, tiene un grado de correlacién significativo

con la electrofacies mezclado.

10.1.4.4 Litotipo mezcla de dolomita y carbonato: Corresponde con la facies
Dolostone (Dolomite greater than 50%), correspondiente a dolomias en capas
macizas, y Dolomitized Limestone (W/P), que es caliza dolomitizada (con dolomita

entre el 10-50%), de textura wackestone/packstone (W/P).

Al realizar la correlacion entre Facies y Litotipos, hubo cierta dificultad al
asociarlas, en algunos casos no existia un Litotipo predominante para algunas
electrofacies, y por lo tanto no existia una asociacion Unica, por esta razén
algunas Facies comparten Litotipos, esta situacion puede ser explicada por la
diversidad composicional en las litologias finas, en algunos casos segun la
descripcion sedimentoldgica existen variaciones en la relacion Silice/Calcita, la

misma facies presenta cambios composicionales a través del intervalo estudiado.

10.1.5 Volumen de Arcilla. El volumen de arcilla es un parametro que puede
predecir el comportamiento mecénico de las rocas al fracturamiento hidraulico,

sirviendo como cut-off para determinar posibles zonas de interés.

El calculo del volumen de arcilla como se describe en el marco metodolégico se
realiz6 a partir de la combinacion de varios registros ajustados a los datos de
porcentaje de minerales de arcilla del DRX. La curva resultante que mejor se

ajusto a los datos de laboratorio fue la calculada con los registros de densidad-
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neutron y porosidad-neutron. La distribucion y comportamiento de los valores se
expone la Tabla 11 y figura 29.

Tabla 11. Volumen de arcilla.

Volumen de arcilla de la Formacién (%)
Miembro Max Min P10 P50 P90 Media Promedio

61.20| 0.00 | 0.07 |16.91{31.96(16.91 18.72

Miembro

: 90.97|10.24| 0.33 |42.36 (54.38(42.36 43.06
Pujamana

Figura 29. Histograma Volumen de arcilla vs frecuencia.
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Los datos de volumen de arcilla varian de 0.00 a 90.97 % en todo el intervalo
evaluado, en el Miembro Galembo la mayoria de valores se encuentran por debajo
de 16.91% y el promedio aritmético del Miembro es 18.72% de volumen de arcilla;
Mientras que en el Miembro Pujamana la mayoria de valores estan por encima
32.87 y el promedio de este es de 43.06% de volumen de arcilla. Son evidentes
las diferencias abismales entre los Miembros, siendo de mejor calidad en su
mayor parte el Miembro Galembo. Esto se aprecia en el histograma de Frecuencia

vs porcentaje de arcilla (ver figura 29).

10.1.6 Tipos de minerales de arcilla. Para tener una mejor diferenciacion entre
los Miembros se estimaron los diferentes tipos de minerales arcilla con el Cross-
plot Torios vs potasio como se describe en el marco metodoldgico; Reconocer el
tipo de mineral arcilla es de gran importancia para que existan condiciones
geomecanicas 6ptimas debido a que las arcillas de tipo expansivas dificultan el
fracturamiento. La distribucién porcentual se puede observar en la Figura 30 y la
Tabla 12.

Tabla 12. Tipos de minerales de arcilla.

Tipos de arcilla (%)
Formacion La Luna VMM

Tipo de arcilla

Miembro Galembo Miembro Pujamana
Clorita 8.00 04
Caolinita 10.20 75
Motmorillonita mzcl 21.00 1.2
llita 7.80 0.7
Galuconita 1.80 0
Feldespar 1.70 0
LA LUNA- |Potasio 11.00 0
1 Arcillas interestratificadas 7.10 6.4
posible 100% motmorillonita 0.40 5.7
posible 100% caolinita 4.70 41.6
minerales de arcilla de thorio 17.20 2.8
minerales de arcilla de muy
alto contenido de thorio 540 33.7
Micas 3.60 0
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Figura 30. Distribucién tipos de minerales para cada miembro.
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Existen diferencias mineralégicas abruptas en algunos tipos de arcilla entre los

miembros, esto puede predecir el comportamiento mecanico de las rocas, la

motmorillonita es un tipo de arcilla expansiva, por lo tanto, altos porcentajes le

daran a la roca un comportamiento plastico.

10.1.7 Saturacion de agua. Para el célculo de la saturacion de agua se utilizo el

método de simandoux como se expone en el marco metodoldgico, este método

mostré un buen factor de correlacion con los datos medidos en el nudcleo. Los

datos obtenidos se muestran en la tabla 13, y su comportamiento en cada

miembro en la figura 31.
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Figura 31. Histograma Saturacién de agua vs frecuencia.
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Tabla 13. Saturacion de agua en la Formacién.

Saturacion de agua en la Formacion (%)
Miembro Max Min P10 P50 P90 Moda Promedio

100.00 | 1.29 |11.98{41.32|100.00{99.00 48.34

Miembro

. 100.00 | 15.99 (61.51|87.24|100.00{99.00 83.73
Pujamana

El MP presenta en su mayoria valores de saturacion de agua superiores al

61.51%, y en el MG la mitad se encuentra por debajo de 41.32%.
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10.1.8 Porosidad total y efectiva. Este parametro se estimd, principalmente con
el método de densidad-neutrén como se expone en el marco metodoldgico, los
resultados se presentan en la tabla 14, donde es posible observar la variacion de
este parametro en cada miembro, cuya incidencia es notable en las lecturas

realizadas por la herramienta en la toma de registros, y en los céalculos posteriores.

Figura 32. Histograma Porosidad efectiva vs frecuencia.
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Tabla 14. Porosidad total y porosidad efectiva de la Formacién.

Porosida total de la Formacién (%)
Miembro Max Min P10 P50 P90 Moda Promedio

1790 | 0.00 | 2.65 | 7.24 |12.23| 6.90 7.37
Pujamana
Porosidad efectiva de la Formaciéon

Miembro Max Min P10 P50 P90
1768 | 5.41 | 0.13 | 4.83 |{10.84| 0.30 517

16.23 | 0.44 | 558 | 8.50 [11.53| 8.66 8.54

Promedio

Miembro

. 1264 | 6.70 | 0.23 | 3.57 | 7.15 | 2.83 3.47
Pujamana

El MG presenta valores de porosidad total (PHIT) de 7.37% en promedio, menores
que los del MP de 8,54%, inversamente en términos de porosidad efectiva (PHIE),
el MG presenta 5.17% en promedio y el MP 3.47% (ver figura 32), esto puede ser

explicado por la alta arcillosidad en el miembro inferior.
10.1.9 Permeabilidad. La permeabilidad se estim6 a partir del método de Coates,

el cual integra las curvas porosidad efectiva (PHIE), porosidad total (PHIT) y
saturacion de agua irreducible (SWE_SIM_UNCL) (ver figura 33 y tabla 15).
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Figura 33. Histograma Permeabilidad vs frecuencia.
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Tabla 15. Permeabilidad de la Formacion.

Permeabilidad de la Formacién (nD)
Miembro Max Min P10 P50 P90 Moda Promedio

1.78 | 0.00 | 0.00 | 0.03 | 0.33 | 0.02 0.11

Miembro

: 0.80 | 0.00 | 0.00 | 0.02 | 0.14 | 0.04 0.05
Pujamana

Los valores de permeabilidad son de mejor calidad en promedio para MG con 0.11
mD y para MP 0.05mD, aunque presentan un alto grado de incertidumbre, debido
a que en el célculo de la porosidad efectiva (PHIE) no se cont6 con datos de

laboratorio.

94



10.1.10 TOC estimado. Para la estimacion del TOC se utiliz6 el método de
Passey (1990), se utilizé el registro sénico (DTCO) y el resistivo profundo (RLA4),
datos de %Ro medido en varios puntos. Para tener mayor exactitud se dividio MG
en tres secciones en las que se contaba con datos %Ro medido (ver figura 34 y
tabla 16).

Tabla 16. TOC Calculado por Passey y medido en la Formacion.

Contenido total de carbono organico de la Formacion (%owt) PASSEY
Miembro Max  Min P10 P50 P90 Moda Promedio

9.80 | 0.00 0.97 270 |5.28 | 2.36 2.93
Pujamana

Contenido total de carbono orgéanico de la Formacién (%owt) LAB
Miembro Max  Min P10 P50 P90 Moda Promedio

4.15 | 0.00 | 0.97 141 | 195 ]| 1.00 1.45

7.72 | 0.32 | 0.79 251 (483|231 2.79

Miembro

) 2.82 | 0.76 0.98 1.71 | 2.14 | 1.73 1.64
Pujamana
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Figura 34. Histograma TOC vs frecuencia.
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Los datos estimados presentaron una muy buena correlaciébn con los datos
medidos en laboratorio corroborando el alto contenido de materia organica en MG,
mas del 50% de los datos son mayores de 2%wt, en contraste, el MP, menos del
10% de los datos superan 2%wt. La correlaciéon con los datos medidos en el

laboratorio es excelente.
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10.1.11 Relacion de Poisson. Esta fue estimada por medio del célculo de las
propiedades elasticas de la formacion utilizando en el registro sénico dipolar, y de
densidad como se describe en el marco metodologico, a continuacion se puede

apreciar los datos obtenidos de la estimacion de esta propiedad.

Figura 35. Histograma Relacion de Poisson vs frecuencia.
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Tabla 17. Relaciéon de Poisson de la Formacion.

Relacion de Poisson
Miembro Max Min P10 P50 P90 Moda

042 | 0.17 | 0.25 0.29 | 0.34 - 0.29

Promedio

Miembro

. 0.40 | 0.16 | 0.28 0.32 | 035|033 0.32
Pujamana

Se puede apreciar una pequeiia diferencia entre los miembros, en su mayoria el
MP presenta valores mas altos que el MG, 0.32 y 0.29 en promedio

respectivamente.

10.1.12 Mo6dulo de Young. Se calculo a partir del médulo de Young dinamico,
producto de las propiedades elasticas del pozo calculadas anteriormente y la
porosidad total, con la correlaciéon de Morales (1993), como se explica en el marco
metodoldgico. A continuacion se pueden apreciar los resultados en términos

estadisticos.

Tabla 18. Modulo de Young de la Formacion.

Modulo de Young (Mpsi)
Miembro Max Min P10 P50

455 | 1.87 | 2.73 3.25 | 3.89 | 3.18 3.27

P90 Moda Promedio

Miembro

: 434 | 1.82 2.23 256 | 298 | 2.38 2.60
Pujamana
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Figura 36. Histograma Modulo de Young vs frecuencia.
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El MG presenta los valores mas altos en promedio que el MP, 3.27 y 2.60 Mpsi
respectivamente. Pero los valores del Modulo de Young en el MG en su mayoria
son superiores a 2.7 Mpsi, en contraste con el MP mas de la mitad de los valores
se encuentran por debajo de 2.60, se evidencia un alto contraste en este

pardmetro entre los dos miembros.
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11. ANALISIS DE RESULTADOS

11.1 ANALISIS COMPARATIVO

La Formacion Eagle Ford en el suroeste de Texas, EE.UU, se compone de 75 a
100 m de lodolitas fosiliferas ricas en materia organica, margas y biomicritas con
presencia de foraminiferos, (Slatt y Rodriguez, 2012, segun Ceron, 2013), incluye
facies desarrolladas en ambientes marinos de baja energia. Segun Cerén (2013),
esta unidad se puede subdividir en los miembros inferiores, superiores y de
transicion que representan tres unidades estratigraficas con un area extensa,
conformadas por rocas con propiedades Unicas, las caracteristicas de una roca
fuente y el potencial de un reservorio. En la actualidad esta formacion se
encuentra en explotacion. En un estudio realizado por la ANH e Ingrain Inc., se dio
a conocer una comparacion, de la Formacién Eagle Ford, con la Formaciéon La
Luna, y La Formacion Gacheta, (ver figura xx) como reservorios de Gas Shale, en
algunos casos las lodolitas colombianas son de mejor calidad como reservorio,

pudiendo ser catalogadas como Shale gas.
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Figura 37. Cuadro comparativo de La Formacion La Luna, Formacion

Gachetay Formacion Eagle Ford.
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Fuente: Cerén, 2013.

Segun el grafico anterior La Formacién la luna guarda gran similitud con la
formacién Eagle Ford, y un espesor mayor, siguiendo este analisis comparativo,
se analizé la composicion de la Formacion La Luna, con datos de DRX, adquiridos

de nucleos de perforacién, como podemos ver a continuacion.
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Figura 38. DRX Formacion La Luna.
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En el grafico anterior se muestra la distribucion mineralégica en La Formacion La
Luna en el VMM, la mayoria de la formacion presenta contenidos de minerales de
arcilla menores al 40% siendo este un factor favorable para ser explotado como

fuente de hidrocarburo no convencional.

Figura 39 DRX Miembro Galembo.
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En el diagrama anterior se muestra la composicién del miembro superior de la
Formacion La Luna, S puede apreciar que los contenidos de minerales arcillosos
en el Miembro son bajos, y los contenidos de Carbonato y Silice, altos en algunas

zonas, siendo estos ultimos un factor importante para el fracturamiento hidraulico.

Figura 40. DRX Miembro Pujamana.
Miembro Pujamana
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Este intervalo presenta mayor distribucion en el contenido de minerales arcillosos,
aunque presenta altos contenidos de arcilla, el miembro puede tener intervalos de

interés.
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Figura 41. Comparacion mineralégica entre La Formacién La Luna, Eagle

Ford Shale, Barnett Shale, y lodolitas ricas en arcilla con gas.

Total Clay
0.00,1.00

Clay-rich gas-bearing mudrock

Barnett

0.50 7
Fm. LaLuna /
1.00 0.00

0.00 0.25 0.50 0.75 1.00
Quartz Total Carbonate

Modificado: Passey 2010.
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Este diagrama muestra como las lodolitas colombianas en gran parte presentan

mejor calidad que los yacimientos norteamericanos mostrados.

11.2 ANALISIS DE RESULTADOS PARAMETROS PETROFISICOS

Entre los miembros se distinguen diferencias faciales muy marcadas, esto se ve
reflejado en el comportamiento de los registros adquiridos en el pozo, como se
pudo apreciar en los resultados, el Miembro Galembo en su mayoria sus
propiedades fisicas son realmente 6ptimas para ser considerado un yacimiento no
convencional de shale Oil/Gas. En contraste el Miembro Pujamana presenta
propiedades de menor calidad en la mayoria de su registro estratigrafico. Esto se

describe en detalle a continuacion.

Para Considerar los Miembros como Shale Oil/Gas, se tuvieron en cuenta los

siguientes parametros.
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Tabla 19. Pardmetros Petrofisicos de un Shale Oil/Gas.

Parametro Valor

Saturacion de agua < 45.00 %
Volumen de arcilla < 40.00 %
Porosidad efectiva > 4.00 %
Permeabilidad > 100.00 nD
Temperatura de formacion >230° F
TOC > 2.00 %
Relacion de Poisson <0.25
Modulo de Young > 300 MMPSIA

Modificado de: Sondergeld, C., 2010, Petrophysical Considerations in Evaluating and Producing
Shale Gas Resources.

11.2.1 Miembro Galembo. Segun los resultados obtenidos, en mas del 90% del
miembro los valores de volumen de arcilla no sobrepasan el 32%, este es un buen
valor y adicionalmente el contenido de motmorillonita, que se encuentra en su

mayoria hacia la base, no supera el 0.04%.

Esto hace atractivo el miembro para un posible fracturamiento hidraulico,
adicionalmente el contenido de TOC promedio es bueno, y en algunos segmentos
el TOC varia de bueno a muy bueno, el promedio de la porosidad efectiva es de
5.17% y la permeabilidad de 0.11 mD, la saturacién de agua en promedio es de
48.34%, pero alrededor del 50% de los datos estan por debajo del 40%, la relacién
de Poisson y el modulo de Young es en promedio 0.29 y 3.27 Mpsi
respectivamente. El miembro tiene una gran oportunidad, en general sus
propiedades fisicoquimicas son Optimas y en su mayoria puede ser catalogado
con Shale Oil/Gas.
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Figura 42. Electro facies y facies Miembro Galembo.
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Figura 43. Resultados Evaluacién petrofisica Miembro Galembo
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11.2.2 Miembro Pujamana. El miembro presenta un valor promedio de 43% de
volumen de arcilla, en un principio esto lo descartaria para poder considerarlo un
yacimiento de Shale Oil/Gas, pero cerca del 50% de los datos estimados estan por
debajo de 40%, por lo que posiblemente estas zonas pueden ser comercialmente

explotadas.

El contenido de motmorillonita no supera el 6%, valor que hace posible el
fracturamiento de la Formacién, El TOC en promedio es regular, pero alrededor de
un 10% es bueno, la saturacion de agua es alta en la mayoria del miembro y solo
un 10% de los datos se encuentra por debajo de 60%, la porosidad efectiva es
baja en promedio, alrededor de un 3.47% junto con la permeabilidad con valores
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de 0.05 mD, la relacion de Poisson y el modulo de Young son en promedio 0.32 'y
2.6 Mpsi respectivamente. Haciendo un balance general las propiedades del
miembro son bastante malas teniendo en cuenta los cut-offs utilizados en el
presente trabajo, aunque existen zonas en el miembro de buena calidad, las
cuales si pueden ser consideradas como Shale Gas/Oil.

Figura 44. Facies y Electrofacies Miembro Pujamana.
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Figura 45. Resultados evaluacion petrofisica para el Miembro Pujamana.

Puj Gal

F3

Pujamana

R WMHMW £ (

. o

L]
¥

et M\,_N':,-M"f\)‘

[ o

&

11.3 NET-PAY

En general, aunque las propiedades son Optimas en el Miembro Galembo, y
deficientes en el Miembro Pujamana, solo en algunos segmentos todas las
propiedades superan los estandares establecidos en el presente estudio como cut-
offs, el espesor neto de estas zonas se conoce como net-pay. Para el Miembro
Galembo estas zonas se encuentran distribuidas a lo largo el intervalo a excepcién
de la base, caso contrario del Miembro Pujamana donde el net-pay se encuentra
hacia la base. Aunque los espesores de las zonas no son muy amplios, las rocas
adyacentes presentan propiedades con valores cercanos a los parametros
definidos para ser considerados Shale Oil/Gas, lo que aumenta considerablemente
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el espesor neto de estos intervalos de interés, haciéndolos rentables. (Ver figura
44 y 45).

Figura 46. Net-pay Miembro Galembo.
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Figura 47. Net pay Miembro Pujamana.
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En la figuras 44 y 45 en el Track 8 se muestran las zonas de net-pay para cada
miembro, en color verde las zonas posiblemente facturables, en color amarillo las
zonas con buen TOC (>2% wt.) y Saturacion de agua baja (<45%), y en rojo las

zonas que cumplen todos los cut-offs de la tabla 17.
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11.4 DISCUSION SATURACION DE AGUA EN LA FORMACION.

Existen dos valores de nucleo en los que los datos de saturacion de agua es
cercana al 100%, y en uno de ellos se tiene el dato de salinidad de agua de
formacién (1100 ppm), con este dato y la curva de temperatura de formacién
(FTEM) se calculd la resistividad del agua de formacion (0,231 Ohm-m). El dato de
salinidad de agua de formacion es andmalo debido a que la salinidad del agua

para rocas cretacica es generalmente de alrededor de 30.000 ppm.

Si se asume 100% de saturacion de agua en el punto de andlisis de Core, y se
observa la resistividad verdadera de la formacion, se observan valores de
alrededor de 3 ohm-m, teniendo en cuenta todas las condiciones ambientales (el
hueco esta en perfecto estado), esa resistividad se puede asumir como la
resistividad del agua (alrededor de 3 ohm-m), al realizar el proceso inverso y hallar
la salinidad del agua de formacion, se encontré un valor de 766 ppm, agua mucho
mas dulce, dato que concuerda aun menos con los datos de salinidad en rocas
cretacicas, al utilizar el valor de 3 ohm-m como cut-off en el registro de resistividad
profunda (RLA4) (ver figura 46, Track 1), indico que zonas en las que deberia
existir 100% de saturacion de agua, solo existe saturacion residual, y zonas con
alta saturacién de agua que no concuerda con el comportamiento del registro, se
consideré que los dos puntos en los cuales se midié una saturacion de agua
cercana al 100% no son representativos. Entre los factores que pudieron haber
alterado la medicién de la saturacion, esta que en la toma del ndcleo existe
perdida de fluido por la descompactacién de la roca, y un posible intercambio de
fluidos con el lodo de perforacién, ya que este es bastante pesado (17 Ib/gal) y el

dato que se halla medido no sea el real. Posiblemente
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Figura 48. Corroboracién de la resistividad del agua de formacion.
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12. CONCLUSIONES

El intervalo estudiado en el pozo presenta potencial para ser yacimientos no
convencionales Shale Oil, los miembros evaluados tienen un %Ro equivalente a

ventana de generacion de aceite volatil.

El Miembro Galembo representa la mayor oportunidad para ser catalogado
como yacimiento no convencional de Shale Oil, su TOC en la mayoria del
miembro es de bueno a muy bueno, y presenta intervalos facturables de gran

tamano.

El Miembro Pujamana representa menor oportunidad de ser catalogado ya que
en su mayoria los valores de TOC son regulares a pobre, solo hacia la base se

encuentra un intervalo con valores de TOC buenos, y facturable.

La saturacion de agua no concuerda con los datos de laboratorio, como se
explica en el capitulo de analisis de resultados esto pudo deberse a factores

gue alteran las mediciones en el laboratorio.

Los tipos de minerales de arcilla estimados para el Miembro Galembo
concuerdan con los de la fraccién de arcilla del DRX, demostrando la utilidad de
los registros espectrales para poder predecir la composicion mineral6égica en

p0Oz0os no corazonados.

El método de Passey (1990) funciona en la prediccion del contenido de materia
organica en los miembros evaluados. Puede ser de gran ayuda en zonas donde
se tengan datos de registros de pozo (sénico, densidad neutrén, y porosidad

neutron) y ausencia de datos de TOC medidos en laboratorio.
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e La correlacion de litotipos con la descripcidon sedimentoldégica no es muy
precisa, esto pudo ser causado por la dificultad de diferenciar los minerales
constituyentes de las rocas en litologias finas, a diferencia de los registros, con
los cuales si se pueden establecer sus componentes principales dependiendo

de su comportamiento a lo largo del intervalo.

e Los parametros petrofisicos estimados para el miembro Pujamana en su
mayoria concordaron con los resultados de laboratorio, esto se debe a la
monotonia litolégica y bajo contenido de materia organica comparado con el

Miembro Galembo.
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13. RECOMENDACIONES

Integrar los resultados de la evaluacion petrofisica con datos de otros pozos,
sismica y datos de geologia de superficie, para tener una mejor perspectiva de
la extension a real del reservorio, ya que una amplia extension areal, puede

suplir la falta de espesores considerables.

Implementacidon de mejores métodos de conservacion a los nucleos de
perforacién, esto con el fin de que los datos adquiridos tengan mayor
confiabilidad.

Implementar los métodos de prediccion de la madurez termal expuestos en el
capitulo de petrofisica, para pozos con datos requeridos (Registro Resistivo

profundo, Sénico, Densidad, y/o Neutrén, ademas datos de TOC medido).

Fomentar la continuacion de estudios sobre el tema de no convencionales, con

el fin de estar a la vanguardia en estos tipos de reservorios.
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