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Sinopsis

En el area Cupén Mahuida, conformada por los anticlinales de Sierra Barrosa y Aguada Toledo, de rumbo
este-oeste, ubicados en el limite entre la Dorsal de Huincul y el engolfamiento neuquino; la Fm Lajas tiene
un espesor promedio de 1000 m y estd conformada por una secuencia de sedimentitas marinas /
transicionales, integrada por una alternancia de rocas psefiticas, psamiticas y peliticas. La caracteristica
“tight” de buena parte de esta secuencia hace que su caracterizacion petrofisica presente particularidades
que no son faciles de resolver.

Atendiendo estas dificultades y con la finalidad de obtener una metodologia de trabajo que disminuya la
incertidumbre, se aplico la Metodologia Apex (con datos de Presidn Capilar por Inyeccion de Mercurio) en
52 testigos laterales correspondientes a la seccion Media e Inferior de la Fm. Lajas, determinandose tres
“Rock Types” a los cuales en funcion del tamafio de garganta poral se los denomina: “Azul”, “Rojo” y
“Verde”.

Se analizd la relacion de tipos de rocas y facies sedimentarias en base a dichos “Rock Types”.

Los resultados obtenidos indican que el tipo de rock type se debe mas al proceso sedimentario interviniente
gue a un determinado ambiente de depositacion. Se definieron controles primarios sobre la porosidad tales
como granulometria, contenido y distribucién de arcillas, presencia de clastos blandos; y controles
secundarios o diagenéticos como procesos de compactacion, deformacion, recristalizacion de arcilla, cuarzo
secundario y cemento carbonético. EI Rock Type Azul con las mejores condiciones de reservorio se origina
en facies arenosas donde predominan los procesos tractivos de mayor energia, intercaladas como capas
delgadas tanto sea en planicie deltaica o hacia el techo de las barras de desembocadura. EI Rock Type Rojo
con condiciones de reservorio “tight” se encuentra relacionado a facies arenosas originadas por procesos
tractivos de menor energia mas asociados a barras de desembocaduras y desbordamientos en planicies
deltaicas. EI Rock Type Verde con arenas muy finas o muy cementadas que son las mas cerradas del sistema
se relacionan con procesos de muy baja energia o procesos diagenéticos localizados en las zonas de borde de
cuerpos.

Introduccion

El término “tight gas” es usado ampliamente para referirse a reservorios de gas de muy baja permeabilidad.
El entendimiento de pardmetros geologicos, propiedades petrofisicas y mecénicas contribuye a un desarrollo
eficiente de este tipo de yacimientos (Merletti et al., 2013).

Uno de los desafios es conocer la permeabilidad absoluta a partir de perfiles de pozos que no han sido
coroneados. Normalmente los perfiles adquiridos proveen una razonable aproximacion de porosidad y
litologia, pero no de la mineralogia (Merletti et al., 2013).

El presente trabajo se enfoca en obtener una metologia que permita correlacionar los datos petrofisicos de
laboratorio con estudios petrograficos en este tipo de reservorios tan complejos.

Ubicacidn

Maipu 639 - 3° Piso - 1006 Buenos Aires - Argentina
Tel: 54 11 5277 4274 Fax: 54 11 5277 4263

E-mail: congresos@iapg.org.ar


mailto:diana.m.masiero@ypftecnologia.com
mailto:elizabeth.rodriguez@ypftecnologia.com
mailto:aldo.montagna@ypf.com

@ INSTITUTO ARGENTINO
DEL PETROLEQ Y DEL GAS
El area Cupén Mahuida abarca una superficie de 120 km?, estd conformada por los anticlinales de Sierra
Barrosa y Aguada Toledo, de rumbo este-oeste y ubicados en el limite entre la Dorsal de Huincul y el
engolfamiento neuquino dentro del bloque de explotacion Loma la Lata-Sierra Barrosa (LLL-SB). La
columna estratigrafica se compone de base a techo por las sedimentitas marinas de la formacion Molles, las

rocas marino marginales—continentales de la formacion Lajas (Jurasico Medio) y los sedimentos fluviales de
la formacion Challacé (Licitra et. al 2011).

La Fm Lajas tiene un espesor promedio de 1000 m y esta conformada por una alternancia de rocas
psefiticas, psamiticas y peliticas que en su porcidn basal presentan caracteristicas de rocas “tight”. En este
trabajo se analizan datos de testigos laterales correspondientes a la seccion Media e Inferior de la Fm. Lajas
del sondeo YPF.Ng.Laj-62(d) ubicado en el sector oeste del anticlinal de Sierra Barrosa (Figura 1).

Figural. Mapa de Ubicacion

Objetivos

Las propiedades “tight” de buena parte de la Fm.Lajas hacen que su caracterizacion petrofisica presente
particularidades que no son faciles de resolver. Atendiendo a esta dificultad y entendiendo que las facies
depositacionales y la diagénesis controlan las variaciones en el sistema poral, el presente estudio trata de
entender las correlaciones entre los parametros petrofisicos (porosidad y permeabilidad) y la fabrica de
rocas (mineralogia, tamafio de garganta poral, tipo y cantidad de cemento, tipo y tamafio de granos) a fin de
encontrar patrones de caracterizacion del reservorio utilizando 52 testigos laterales.

Los objetivos planteados en el presente trabajo son:

> Definir “Rock Type” en base a datos de Presién Capilar por Inyeccién de Mercurio (MICP)
» Evaluar posibles correlaciones entre resultados Petrofisicos y Petrograficos de MEB (Microscopio
Electronico de Barrido); FRX (Fluorescencia de Rayos X) y DRX (Difraccion de Rayos X).
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» Determinar controles ambientales y post deposicionales de las caracteristicas de reservorios
planteadas basandonos en el trabajo de Merletti et al. (2014).

Metodologia

La metodologia empleada para la determinacidn de tipos de roca o “Rock Type” se baso en analisis de datos
de laboratorio, especificamente petrofisica basica y Presion Capilar por Inyeccion de Mercurio.

El método de Presion Capilar por Inyeccion de Mercurio consiste en inyectar mercurio (fase no mojante) a
presion en la muestra de roca desplazando aire (en este caso fase mojante). EI volumen de mercurio
inyectado en cada paso de presion determina la saturacion de la fase no mojante (mercurio). Es una técnica
de laboratorio muy rapida, requiere de un par de horas aproximadamente y la presidn que se alcanza en los
equipos més modernos es de hasta 60000 psi (4219 kg’/cm?), lo que equivale a invadir gargantas porales
hasta 0,003 um obteniendo asi una muy buena distribucion de tamafios, especialmente en las rocas de muy
baja permeabilidad.

A partir de datos obtenidos en ensayos de Presion Capilar por Inyeccion de Mercurio se generaron los
Graficos de Apex, en los cuales se grafica la Saturacion de Mercurio dividida por la Presion Capilar
(SHg/Pc) versus la Saturacion de Mercurio (SHg). El punto de inflexion de estas curvas indica la saturacion
de mercurio promedio correspondiente al tamario de garganta poral que domina el flujo (Swanson, 1977).

De los Graficos de Apex se obtuvo el radio de garganta poral que domina el flujo, clasificando las muestras
del Laj-62d en:

e Mesoporosa 0,5-2,5 pm
e Microporosa 0,1-0,5 um
e Nanoporosa < 0,1 um

Luego se evalud la correlacién entre los radios capilares calculados por inyeccion de mercurio y las
ecuaciones de Winland y Pittman (a partir de mediciones convencionales de porosidad y permeabilidad en
condiciones std medidas en laboratorio). Esto se realiz6 aplicando los denominados Gréficos “uno a uno”.

En reservorios complejos, donde es dificil hallar una correlacion permeabilidad-porosidad (ley k-
$) numerosos autores han propuesto modelos alternativos para entender el flujo de fluidos a través del
medio poroso.

Winland en 1970 desarrolld correlaciones matematicas planteando una relacién empirica entre porosidad,
permeabilidad al gas y el radio de poro, donde se reproducen los resultados de ensayos de presion capilar
por inyeccién de mercurio para unas 300 muestras, entre las cuales se encuentran areniscas y carbonatos.
Winland hizo regresiones entre k, ¢ y radio de poro a varios percentiles (30, 40, 50) encontrando que la
mejor correlacion era del percentil 35.

Ecuacion de Winland:

Log rzs = 0.732 + 0.588 Log K, - 0.864 Log ¢
Donde,
r35: tamarfio de garganta poral para la saturacion de mercurio de 35% [um]
Kair: permeabilidad al gas std [mD]
¢: porosodad std [%]

Pittman (1992) extendio el trabajo de Winland al desarrollar varias relaciones empiricas (Tabla 1), que
permiten hallar los radios de garganta poral para saturaciones de mercurio desde 10 a 75%, utilizando un
sistema de regresion maltiple con datos de porosidad, permeabilidad y varios pardmetros obtenidos de las
curvas de presion capilar por inyeccion de mercurio. Utilizd 202 muestras representativas, variadas en
composicién y textura, y con un amplio rango de porosidad y permeabilidad.
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Ecuaciones Coeficiente
Log rio = 0.459 + 0.500 logk - 0.385 log ¢ * | 0.901
Log ris =0.333 +0.509 logk - 0344 log p *  |0.919
Logrp=0.218+0.519logk-0.303logp * |0.926
Logrs=0.204+0.531 logk-0.350logp * |0.926
Logrsp=0.215+0.547 logk - 0.420logd * |0.923
Log rss = 0.255 + 0.565 logk - 0.523 log ¢ * | 0.918
Log res=0.360+0.582 log k-0.680 log & | 0.918
Log rys =0.609 + 0.608 logk - 0.974 log ¢ 0.913
Log rso=0.778 + 0.626 logk - 1.205 log ¢ 0.908
Logrss =0.948 +0.632 logk - 1.426 log ¢ 0.900
Log reo=1.096 + 0.648 logk - 1.666 log ¢ 0.893
logrss=1.372 +0.643 logk-1.979logd  |0.876
Logrsg=1.664+0.627 logk-2.314log ¢ 0.862
Log rzs = 1.880 + 0.609 log k - 2.626 log ¢ 0.820
¢ * No es estadisticamente significativa.

Tablal. Ecuaciones de Pittman (1992)

El resultado de aplicar las metodologias descriptas precedentemente derivaron en la determinacién de los
limites de tipos de roca o “Rock Type” (RT), se integraron luego con datos sedimentoldgicos y
petrografricos para entender los procesos sedimentoldgicos y diagenéticos que influyen sobre las
propiedades petrofisicas del reservorio.

La determinacion del ambiente de depositacion de la Fm. Lajas en este sector de la cuenca fue realizado
previamente por el estudio integrado de ocho testigos corona (208,40 metros) distribuidos de tal modo que
representan a los sedimentos de los niveles Inferior, Medio y Superior de la Formacién (Bedini et.al, YPF-
Tecnologia; Informe interno, 2014).

Se realiz6 mediante el analisis petrografico de 52 testigos laterales del sondeo YPF.Ng.Laj-62(d) (Lajas) la
caracterizacion textural, composicional y del sistema poral de las muestras, asi como el reconocimiento de
asociaciones mineraldgicas y texturales que evidencien discontinuidades o variaciones en el ambiente de
depositacion. El estudio petrografico consistié en la integracion de datos provenientes de analisis de
secciones delgadas, Difraccion de Rayos X (DRX) roca total y fraccion arcilla, microscopia electronica de
barrido (MEB y SEM) y Fluorescencia de Rayos X (FRX).

La Formacién Lajas ha sido dividida informalmente en “Ciclos” vinculados a fases tectosedimentarias. Los
testigos laterales segln su profundidad corresponden a los Ciclos 0 y 1, equivalentes a Lajas Inferior y a los
Ciclos 2 a 5 comprendidos en el denominado Lajas Medio (Tabla 2).
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Profundidad | Nueva nomenclatura Muestra Profundidad | Nueva nomenclatura . .
L. PASES Niveles (Anteriores) - PASES Niveles (Anteriores)
Muestra (mbbp) Sg Tectonica (mbbp) Sg Tectonica
53 28 2661,8
52 27 2664
51 26 2665,5
25 2670,6
50
24 2673,5
49
23 2674,5
48
22 2678,6
47
21 2681
g 20 2685
5 19 2689,3
44 Lj40b 18 2693
43 2430,1 17 2697,2|
42 2442 X 16 2702,2
Medio
41 2449,7 15 2705,8 Ciclo 1 Lj20 X
Inferior
39 2479,2 14 2709,3
38 2495,5 13 2718,8
37 2529,5 Giclo 3 12 2723
iclo
36 2556 11 27255
35 2578 10 2727,8
9 2736,2
34 2581,7
8 2733,9
33 2587,4 i
Lj30 7 2738,8
32 2594
6 2745,2
31 2578,5 5 2757
30 2635,6 Giclo 2 a e
29 2638,3 3 2767,6
2 2786,4
1 2795,5 Ciclo 0 Lj10b

Tabla2. Profundidad de los testigos laterales y ubicacion en estratigrafica.

La mayor cantidad de datos corresponden a la Fm. Lajas Inferior (muestras 1 a 28) debido al menor
espaciamiento entre testigos laterales con un promedio de distancia de 5,6 m., a diferencia de los tres
cuartos superiores del intervalo muestreado, en los cuales el promedio de espaciamiento es de 17 m. Del
testigo lateral 32 al 35 el espaciamiento también es méas ajustado. Debido a esto los ciclos mejor
representados en el muestreo son los ciclos 1y el sector mas profundo del ciclo 3.

Se considera que el muestreo representa solo a los tramos arenosos del intervalo, por lo que no se
evidencian contrastes litologicos marcados, en consecuencia tampoco en la porosidad y el contenido de
arcillas. De esta forma la separacion de RT es solo enfacies arenosas con probabilidad de reservorio.

La cuantificacion de los componentes y de la porosidad por petrografia se hizo mediante estimacion visual.

El registro de elementos quimicos mayoritarios, minoritarios y traza sobre testigos laterales se realizd
mediante un equipo de Fluorescencia de Rayos X portatil (Larriestra, 2011, 2013a y b).

Desarrollo
Marco estratigrafico

Como ya se menciono, estratigraficamente la formacion Lajas (Jurésico Medio) pertenece al Grupo Cuyo,
que comprende en el &rea, de base a techo, a las sedimentitas marinas de la formacion Molles, las rocas
marino marginales—continentales de la formacion Lajas y los sedimentos fluviales de la formacion Challaco
(Vergani et al., 2002).

Se han realizado en afloramientos de la Formacidn Lajas diversos estudios sedimentoldgicos, estratigraficos
e icnoldgicos con diferentes interpretaciones ambientales segln los autores. Las interpretaciones en distintos
afloramientos de la cuenca varian entre ambiente deltaico dominado por mareas (Mc llroy et al, 2005), delta
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fluvio-dominado con influencias de descargas hiperpicnicas (Canale et al, 2014), delta fluvio-dominado con

influencias mareales (Gugliotta et al, 2015) y delta de energia mixta (fluvial, mareal, u olas), (Marzia Rossi
& Steel, 2015).

Segun el estudio integrado de testigos corona, el ambiente de depositacion de la Formacidn Lajas en esta
area corresponde a un ambient deltaico fluvio dominado. Los sedimentos de Lajas Inferior (Ciclo 0 a 1) se
habrian depositado en ambiente marino somero en forma de l6bulos arenosos deltaicos fluvio-dominados.
Mientras que, el ambiente de depositacién de Lajas Medio (Ciclos 2 a 5) corresponde a una planicie
deltaica sub-acuea, distal a media con fluctuaciones del nivel de agua (Figura 2).

Facies depositacionales

Lébulo arenoso deltaico fluvio dominado: esta construido por barras arenosas de desembocadura en
situacién de “shoreface” medio, depdsitos bioturbados de “shoreface” con presencia de intervalos gruesos
de flujos hiperpicnicos. Estas facies conforman una sucesion de 80 a 150 m de espesor, granocreciente
dominada por areniscas finas a medias mayormente litico-feldespaticas, masivas o con estratificacion
cruzada, en parte bioturbadas y con escasas intercalaciones arcillosas. Las facies con mayor bioturbacion y
con intercalaciones de finos se interpretan como de borde de barra o interbarra (“shore face”). En algunos
sondeos de Sierra Barrosa intercalan Arenitas conglomeradicas a conglomerados matriz sostén masivos o
con estratificacion paralela horizontal atribuidos a depositos de flujos hiperpicnicos

Planicie deltaica sub-acuea: con depdsitos de canal y de intercanal con desbordamientos. Conforma una
espesa secuencia donde predominan depositos finos peliticos limosos a arcillosos con intercalaciones de
vagues, vaques arenosas y areniscas finas a conglomeradicas masivas o con estratificacion cruzada.
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Figura2. A) Superior: lower delta plain of the Mississippi River delta. Coleman, J. M., and
D. B. Prior, 1981, AAPG Memoir 31, p. 139-178. Inferior: elementos morfoldgicos de un
delta litoral (de Allen & Mercier, 1987). B) Set de perfiles de pozo del sondeo Laj-62(d)
con la distribucion de Ciclos, la ubicacion de los Testigos laterales y los paleoambientes
para el intervalo de Lajas Medio e Inferior asignados a partir de integracion de datos de

coronas de otros sondeos.

Caracteristicas petrograficas

Desde el punto de vista petrografico las muestras se clasifican segin Folk et.al (1970) como areniscas litico
feldespaticas a feldespatico liticas compuestas en general por fragmentos de rocas volcanicas piroclasticas
predominantes, subordinados fragmentos de granitos, rocas metamorficas y sedimentarias; granos de cuarzo,
feldespato, plagioclasas y escasas micas (biotitas). La matriz es escasa arcillosa, es comun la presencia de
pseudomatriz. Los cementos predominantes son arcillas (predominantemente illita) y cuarzo, en forma
subordinada carbonatos (predomina dolomita y siderita y es escasa la calcita). Las muestras presentan
frecuentes fitodetritos, pirita, 6xidos escaso bitumen en poros e impregnacion de arcillas por hidrocarburo.
Granulométricamente las areniscas comprendidas en Lajas Inferior presentan menor granulometria y mayor
seleccion.
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Analisis de Datos Petrofisicos

El rango de porosidad de los testigos laterales analizados varia entre el 3 y 12%, mientras que la
permeabilidad entre 0,003 y 1,5 mD (ambas propiedades medidas en condiciones std); observando que a un
valor dado de porosidad le corresponden hasta 3 6rdenes de magnitud de permeabilidad (por ejemplo para
una Unica porosidad de 7% la permeabilidad puede variar entre 0,004 a 0,4 mD). Esto indica que el
reservorio presenta una correlacién porosidad-permeabilidad “compleja” (Merletti et al., 2013)

Respecto a las mediciones de permeabilidad al gas absoluta, se ve la variacion de hasta 2 drdenes de
magnitud cuando las muestras son sometidas @ NOBP (por ejemplo una muestra cuya permeabilidad al gas
std fue de 540umD cuando se sometié @ NOBP paso a 4,7 uD) (Figura 3). Otra caracteristica de este tipo
de reservorios “complejos”.
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Figura 3. Permeabilidad al gas @ NOBP vs std — Testigos Lateriales Laj-62d

A partir de datos de presion capilar por inyeccion de mercurio se construyeron los graficos Apex (Figura 4)
donde se puede observar que el tamafio de garganta poral dominante en el pozo analizado cubre un rango de
saturacion de mercurio entre el 10 y 35% aproximadamente.

Para determinar exactamente el tamafio de garganta de poro que domina el flujo se tomo el punto de
inflexion de la curva a la saturacion de mercurio dada (en adelante lo denominamos Diametro Apex). En las
Tabla 3 y Tabla 4 se presenta un resumen de las propiedades petrofisicas de las muestras, asi como
también la divisién por color de acuerdo a la siguiente clasificacién:

o Azul: Diametro Apex 0,5-2,5 um
¢ Rojo: Didmetro Apex 0,1-0,5 um
e Verde: Diametro Apex < 0,1 um
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Intervalo Muestra co%:{g);i.da ph(lo/So')I'D K gg;DS)TD ADF')EZT?S:) (ig'e%()
Laj-62d-53 2.247,00
Laj-62d-52 2.262,00
Laj-62d-51 2.289,40
Laj-62d-49 2.306,20
Laj-62d-48 2.310,60
Laj-62d-47 2.340,20
Laj-62d-46 2.344,20
Laj-62d-45 2.383,00
Laj-62d-44 2.388,50
Laj-62d-43 2.430,10
Laj-62d-42 2.442,00
=D Laj-62d-39 2.479,20
Laj-62d-38 2.495,50
Laj-62d-37 2.529,50
Laj-62d-36 2.556,00
Laj-62d-35 2.578,00
Laj-62d-31 2.578,50
Laj-62d-34 2.581,60
Laj-62d-33 2.587,40
Laj-62d-32 2.594,00
Laj-62d-30 2.635,60
Laj-62d-29 2.638,30
Tabla3. Resumen de propiedades petrofisicas Testigos Laterales Laj-62d — Intervalo Lajas

Medio
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Intervalo Muestra co%gi.da ph(I(ySo')l'D k 98; DS)TD Epl)éer;?:::) ( i;g( )
Laj 62d-28 2.661,80
Laj 62d-27 2.664,00
Laj 62d-25 2.670,60
Laj 62d-23 2.674,50
Laj 62d-24 2.676,50
Laj 62d-22 2.678,60
Laj 62d-21 2.681,00
Laj 62d-20 2.685,00
Laj-62d-19 2.689,30
Laj-62d-18 2.693,00
Laj-62d-17 2.697,20
Laj-62d-16 2.702,20
Laj-62d-15 2.705,80
INFERIOR Laj-62d-14 2.709,30
Laj-62d-13 2.718,80
Laj-62d-12 2.723,00
Laj-62d-11 2.725,50
Laj-62d-10 2.727,80
Laj-62d-9 2.732,20
Laj-62d-8 2.733,90
Laj-62d-7 2.738,80
Laj-62d-6 2.745,20
Laj-62d-5 2.757,00
Laj-62d-4 2.763,80
Laj-62d-3 2.767,60
Laj-62d-2 2.786,40
Laj-62d-1 2.795,50
Tabla4. Resumen de propiedades petrofisicas testigos laterales Laj-62d — Intervalo Lajas
Inferior
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Figura4. Gréfico Apex del Pozo Laj-62d

Determinacién de tipos de roca o “Rock Type”

El tamafio de garganta poral dominante, de acuerdo al Gréfico “Apex” se encuentra en un rango de
saturaciones de mercurio entre 10 y 35%, como se menciond precedentemente. Por lo tanto para poder
determinar cuales de las Ecuaciones de Winland o Pittman representan mejor la relacion k-phi se utilizo el
Grafico “uno a uno”(Figura 5).

A partir de los Graficos “uno a uno” -empleados para comparar el tamafio de garganta poral calculado por
inyeccion de mercurio vs. el tamafo calculado con ecuaciones de Winland y Pittman- se determind que la
ecuacion gue mejor correlaciona es la de Pittman 20.

Ecuacion de Pittman 20
Log ry =0,218 + 0,519 log k — 0,303 log @
Donde,
Iy: radio o tamafio de poro dominante al 20% de saturacion de mercurio [um]
k: permeabilidad al gas std [mD]
@: porosidad std [%]
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En la Figura 6 se presentan los 3 tipos de roca o0 “Rock Type” determinados. En linea llena se representan

los limites de cada uno de estos “Rock Type”, mientras que la linea punteada representa la mejor relacion k-
phi para el Rock Type determinado.

e Limites Rock Type Azul 0,25-1 um
e Limites Rock Type Rojo 0,06-0,25 um
e Limite Rock Type Verde < 0,06 um
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Figura 6. Relacion k-phi — Ecuaciones Pittman 20, muestras Laj-62d

Facies depositacionales y relacién Porosidad — Permeabilidad

Merletti et.al (2014) trabajando en depdsitos "tight” de la Formacion Almond, vinculan los RT con las
facies depositacionales. Siguiendo esta idea se confecciond el grafico de la Figura 7 que muestra que los
depdsitos arenosos de planicie deltaica (PD) presentan las mejores condiciones de reservorio, aunque
estratigraficamente conforman capas relativamente delgadas que intercalan con niveles espesos de
sedimentos finos. La facies de lébulo arenoso (LA) en posicion de “shoreface” medio tiene en general
permeabilidades de un orden de magnitud menor que la facies de planicie deltaica y estad conformada por
una secuencia espesa de areniscas con intercalaciones de sedimentitas finas muy subordinadas con
condiciones de reservorio “tight”.

Las diferencia en la relacion porosidad — permeabilidad entre las facies, indicaria que una parte de la
porosidad primaria de estos depositos se ha preservado pero los procesos diagenéticos secundarios como la
disolucidn de granos y la cementacion han modificado esa porosidad originando relaciones complejas entre
los parametros petrofisicos. De las relaciones observadas se deduce que la disolucion parcial o total de
granos es mayor en las facies de planicie deltaica.
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Figura7. Porosidad vs permeabilidad por facies, LA (violeta) y PD (amarillo), en funcion de
los RT definidos

Integracion petrofisica y petrogréafica

El andlisis de la composicion de los granos ayuda a entender el grado de compactacién mecénica y la
susceptibilidad a la disolucion para generar nueva porosidad. La compactacion produce flexura de micas y
deformacion de fragmentos blandos como los intraclastos peliticos. Los granos inestables susceptibles de
disolucién en favor de un aumento de la porosidad son los feldespatos y los fragmentos volcénicos
(piroclastico). Conocer entonces la composicion de los granos que conforman el esqueleto de la roca ayuda
a comprender las variaciones en los parametros petrogréficos (Merletti et.al 2014).

En la primer columna de la Figura 8 se evidencia el mayor contenido de cuarzo para la facies de PD (por
encima de la linea roja). Los menores contenidos de cuarzo en la facies de LA estd compensado por un
mayor porcentaje de arcillas. Las arcillas sumado a un elevado porcentaje en liticos volcanicos y feldespato
podrian haber favorecido la compactacion en este intervalo, coincidiendo con lo observado para areniscas
“tight” de la Formacion Aldmond. ElI mayor contenido de arcillas y de pseudomatriz de la facies de LA
qgueda de evidencia en la columna tres de la Figura 9. La pseudomatriz disminuye la porosidad al
deformarse por compactacion. Las arcillas analizadas mediante microscopio electronico de barrido (MEB),
predominantemente illita, muestran microporosidad por lo que no llegan a ocluir totalmente los poros, sin
embargo provocan una menor permeabilidad por obstruccion de gargantas porales. Se ve también un mayor
porcentaje de 6xidos en esta facies que también producen el deterioro de la porosidad.

Las columnas cuatro y cinco de la Figura 8 y uno y dos de la Figura 9 muestran la distribucion de la
porosidad y de los tipos de poros. En la facies LA con baja porosidad son frecuentes los poros
intragranulares por disolucién de granos y los poros intergranulares rellenos con arcillas microporosas. En la
facies de PD predomina también este mismo tipo de poros pero los porcentajes de porosidad son mayores y
los tamafios van de microporo a macroporos. Esto se explica por la accion del agua metedrica en esta facies
que produce mayor disoluciones de feldespatos y liticos volcanico. Este proceso generaria caolinita que
rellena parcialmente los poros intragranulares y seria por recristalizacion la precursora de illita en etapas
avanzadas de la diagénesis.

Respecto a la distribucion de los cementos de cuarzo (sobrecrecimiento y microcristales) y de carbonatos,
entre los que predomina la dolomita (Figura 9 columnas cuatro y cinco) no es muy clara la tendencia del
cuarzo aunque parece algo mayor en la PD. La dolomita como reemplazo de matriz y granos, pareciera mas
comuln en el LA 'y por el contrario la siderita es més frecuente en la PD.
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Figura 8. Porcentajes de componentes de granos: Primer columna cuarzo; segunda
feldespato; tercera micas en color verde, liticos en color lila y liticos piroclésticos en
color violeta. Cuarta columna porosidad en color violeta y microporosidad en celeste;
quinta columna tipo de poros: fracturas en color anaranjado, granos fracturados en
color rojo, porosidad intergranular en color celeste oscuro, intergranular con arcillas
microporosas en celeste claro e intragranular por disolucion de granos en color verde
palido.
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Figura9. Primer columna: porosidad; Segunda columna: tipo de poros; Tercer columna:
tipo de matriz; Cuarta columna: distribucion de cemento de cuarzo; quinta columna:
cemento de carbonato; sexta columna: distribucién de éxidos en tonos azules y pirita en
verde y amarillo

Si bien siguiendo a Merletti et.al (2014) se pueden establecer diferencias como las mencionadas entre las
facies originadas por las caracteristicas composicionales primarias y los procesos diagenéticos, se observan
también en las Figura 8 y Figura 9 variaciones dentro de las facies y los ambientes. Estas variaciones estan
controladas por heterogeneidades dentro de los cuerpos arenosos que impactan sobre la diagénesis (Morad,
et. al 2010). Por ejemplo la distribuciéon de cemento de carbonato, de pseudoclastos (Figura 9) y la
presencia de arcillas infiltradas estan solo en algunos niveles definidos de las facies. Este estudio apunta
tambien a entender las variaciones de la relacion porosidad — permeabilidad a esta escala, ya que los tres RT
definidos (Figura 6) representan no solo a las facies sino también a estas variaciones.

A partir de la distribucion en profundidad de cada RT (Tabla 3 y Tabla 4) se observa que la mayoria de las
muestras de LA (“shoreface” y barras de desembocadura) corresponden al RT Rojo. Las muestras del RT
Verde intercalan con las anteriores (testigos laterales 4 y 14; 2763,80 y 2709,30 mbbp, respectivamente);
mientras que las muestras de canal y desbordamiento en planicie deltaica caen predominantemente en el RT
Azul.

Sin embargo, el ambiente de depositacion y las facies no serian los Gnicos controles en la distribucion de los
RT, ya que como se menciond , existen heterogeneidades dentro de los cuerpos arenosos que influyen en los
procesos diagenéticos imprimiendo variaciones en los parametros petrofisicos. Esto determina que se
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encuentren muestras del RT Azul en las posiciones mas altas de la secuencia de I6bulo arenoso deltaico
(entre 2661,80 y 2681,00 mbbp) normalmente caracterizado por el RT Rojo. Del mismo modo se encuentran

intercaladas en los depoésitos arenosos de planicie deltaica muestras correspondientes al RT Rojo, cuando
por lo general corresponden al RT Azul.

Los analisis de DRX y FRX integrados con la petrografia permiten entender el origen de estas variaciones.
Por ejemplo la Figura 10 y la Figura 11 muestran variaciones en la quimica (FRX) y la composicion
mineral6gica (DRX) de muestras de la facies de LA que modifican sus relaciones porosidad — permeabilidad
determinando que entren en el RT Verde. En estos dos casos (TL 4 y 14) las modificaciones se deben a
presencia de abundante dolomita como cemento y reemplazo total de matriz en una de las muestras y en la
otra a la presencia de alto porcentaje de arcilla e intraclastos blandos (limosos) deformados por
compactacion.
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Figura 10. A) Gréfico integrado de porosidad, tipo de poros, cemento carbonatico y distribucion
de matriz, intraclastos y fitodetritos donde se muestra la ubicacion de muestras del RT Verde
y Azul. B) Inferior: microfotografia del TL4 cementado por dolomita; superior:
microfotografia del TL 14 con alto porcentaje de arcillas
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Figura 11. Perfil integrado por GR de pozo, perfiles quimioestratigraficos
obtenidos por FRX y perfil de DRX que muestran la variacién en el
contenido de arcillas, marca verde superior (TL 14) y evidencia en la
variacion en el contenido de cemento, marca verde inferior (TL 4).

Caracterizacion de los RT definidos

Petrograficamente las muestras del RT Verde son areniscas muy finas a media con granos subangulosos sin
porosidad visible al microscopio, tienen alto porcentaje de arcillas totales (hasta 21%); el cemento mafios
predominantemente es dolomita y tiene evidencias de compactacion.

Las muestras del RT Rojo corresponden a areniscas de grano muy fino a grueso subangulosos a
subredondeados, buena a moderada seleccion, porosidades bajas menor a 2%, secundaria y heterogénea. Los
tamafos porales corresponden a microporo, aunque presenta criptoporos observables mediante analisis con
microscopio electronico de barrido (MEB) que justifica las porosidades obtenidas en las mediciones por
petrofisica. Predomina microporosidad en arcillas y poros intragranulares por disolucién de granos de
feldespatos y litoclastos de origen volcanico. Presentan abundante arcilla total 15 a 6%, predomina illita
como relleno o recubrimiento de poros. EI cemento comparativamente menor en cantidad que en las
muestras del RT Verde estd conformado por arcilla; cuarzo, y carbonato. El cuarzo esta predominantemente
como microcristales autigénicos intercrecidos con la arcilla. Entre los carbonatos predomina dolomita con
frecuente siderita. Ademas presentan materia organica y frecuente pseudomatriz. La Figura 12 Ay B
muestran el aspecto general y la porosidad predominante de las rocas de este RT , mientras que en la Figura
13 Ay B se presentan detalles del sistema poral.

El RT Azul comprende areniscas medias a conglomerédicas, pobre a moderadamente seleccionadas, con
granos subredondeados a subangulosos, porosidad baja, secundaria y subordinada primaria; heterogénea. El
tamano poral corresponde a microporos predominantes, subordinados criptoporos y mesoporos, presencia de
macroporos. Los poros son intragranulares por alteracion y disolucién de feldespato y liticos e
intergranulares reducidos por arcillas y cemento de cuarzo con presencia de granos fracturados. Entre los
granos son frecuentes también en estas muestras los intraclastos blandos, y los restos de materia organica.
Los cementos como en los RT anteriores esta compuesto por arcilla, cuarzo como crecimiento
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sobrecrecimiento y microcristales que reduce poros y carbonatos pero en porcentajes sensiblemente menores

gue en RT anteriores. La Figura 12 C y D muestran el aspecto general y la porosidad predominante de las
rocas de este RT y la Figura 13 C y D detalles del sistema poral.
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Figura 12. Microfotografia de la muestras de los RT Rojo y Azul. A) Aspecto
general de muestras de RT Rojo, B) poros intragranulares en RT Rojo; C)
Aspecto general de las muestras de RT Azul. D) Poros intergranulares
reducida por arcillas en el RT Azul
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Figura 13. Tipos de poros observados mediante MEB. RT Rojo A)
poros intragranulares. B) Crecimiento secundario de cuarzo (Q)
incluyendo arcillas y arcilla microporosa reduciendo el poro
primario. RT Azul, C) lllita tapizando poro intergranular
primario y ocluyendo las gargantas porales. D) Poro
intragranular

w
Verificacion de la Metodologia

Con el fin de verificar si la metodologia empleada en el Laj-62d podria aplicarse a muestras de otros pozos
del yacimiento, se utilizaron datos de mediciones petrofisicas y estudios petrograficos en testigos corona
correspondientes al intervalo Medio de la Fm.Lajas, de los pozos Laj-23 y Laj-27.

En la Tabla 5 y la Figura 14 se presentan los resultados y en la Figura 15 se observa la diferencia en el
aspecto general de las muestras correspondientes a cada RT.
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Prof. . -
Intervalo Muestra cor(rrerzglda ph('(;;)rD kg?nquS)TD E\;T?gno) SHg(cE/,:\)pex)
Laj-23-1-9-8 2.542,91
Laj-23-1-8-1 ‘ 2.543,64
Laj-23-1-4-7* 2.548,00
Laj-23-2-13-1" ‘ 2.553,84
Laj-23-2-11-5"' 2.555,84
Laj-23-2-10-7" ‘ 2.556,84
Laj-23-2-9-9" 2.557,84
MEDIO Laj-23-2-8-11" ‘ 2.558,84

Laj-23-2-7-13" 2.559,84

Laj-27-1-10-5" ‘ 2.725,32
Laj-27-1-8-7" 2.727,61
Laj-27-1-6-8" ‘ 2.729,44
Laj-27-2-17-1" 2.737,45
Laj-27-2-12-5" ‘ 2.741,13
Laj-27-2-10-6" ‘ 2.742,77
Tabla5. Resumen propiedades petrofisicas testigos corona Laj-23 y Laj-27 — Intervalo Medio
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Figura 14. Relacion k-phi — Ecuaciones Pittman 20, muestras Laj-23 y Laj-27
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Figura 15. Microfotografia de muestras de los RT Verde (derecha), Rojo (centro) y Azul
(izquierda) de las muestras del sondeo Laj-23 en la fila superior y Laj-27 en la fila
inferior

Conclusiones

e A partir de los Graficos Apex y la Ecuacién de Pittman 20, se determinaron 3 Rock Types para el
pozo Laj-62d, correspondiente a los intervalos Medio e Inferior de la Formacion Lajas. Los limites
fueron establecidos en:

0 RT Azul: 1-0,25 pm
0 RT Rojo: 0,25-0,06 um
0 RT Verde: <0,06 um

e Seidentificaron 3 Rock Types en el pozo Laj-62d que se validaron aplicando la misma metodologia
en testigos corona de los pozos Laj-23 y Laj-27.

e El control sedimentoldgico en los Rock Types esta dado por las facies en primer lugar y por los procesos
(sedimentoldgicos y diagenéticos) que originan discontinuidades dentro de los cuerpos arenosos, mas
que por el ambiente de depositacion. EI Rock Type Azul con las mejores condiciones de reservorio se
origina en facies arenosas donde predominan los procesos tractivos de mayor energia, intercaladas
como capas delgadas tanto sea en planicie deltaica o hacia el techo de las barras de desembocadura. El
Rock Type Rojo con condiciones de reservorio “tight” se encuentra relacionado a facies arenosas
originadas por procesos tractivos de menor energia mas asociados a barras de desembocaduras y
desbordamientos en planicies deltaicas. El Rock Type Verde con arenas muy finas o muy cementadas
que son las mas cerradas del sistema se relacionan con procesos de muy baja energia o procesos
diagenéticos localizados en las zonas de borde de cuerpos.

e Los controles sobre la porosidad se pueden dividir en:

o Primarios: granulometria, contenido, distribucion de arcillas, clastos blandos (pseudomatriz)
Menor porosidad primaria para el Rock Type Verde y el Rojo.

0 Secundarios o diagenéticos: compactacion y deformacion, recristalizacion de arcilla y
cuarzo asociado, cemento de carbonato. Cemento de cuarzo en RT Rojo son comunes los
microcristales intercrecidos con arcilla. En RT Azul mayor crecimiento secundario y mayor
disolucion de granos.

o La lllita, arcilla presente en todas las muestras, es una de las causas de la baja permeabilidad por
obstruccion de gargantas.
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e Enla Tabla 6 se presenta una sintesis de las caracteristicas petrogréaficas y petrofisicas de cada uno

de los RT.
ROCK TYPE VERDE
Porosidad petrografica 0%
Microporosidad (diferencia
entre petrografia y petrofisica) 7,85 a 5,13 %
Matriz 1M1a1%
Sedimentos intracuencales 45a1,5%
Granos ductiles 9a7%
Cemento siliceo 2y 1%
Cemento Carbonatico 33y 2%
Arcillas totales 21y 7%
llita Predominante|
llita esmectita
Clorita
Diam. Graganta poral <0,1 ym
Kgas STD <0,01 mD

Tabla6. Caracteristicas petrograficas y petrofisicas de los RT definidos.
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