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os datos de pir0lisis realizados sobre muestras de cut-

tings brindan una valiosa informacién que habitual-

mente se emplea para caracterizar propiedades de las
rocas madres, como es el Contenido de Carbén Orgéni-
co Total (COT), el tipo de ker6geno y la madurez (Peters,
1986). Pero también, estos mismos datos pueden ser uti-
lizados para calcular la cantidad de materia organica que
fue transformada a hidrocarburos (S2t), el contenido de
carbono orgénico original (COTo) y la estimacién de poro-
sidad de la materia organica (PHIORG). La gran ventaja de
este método es el bajo costo de los estudios de pirdlisis y la
amplia disponibilidad de los datos.
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Metodologia de trabajo

La metodologia aplicada se fundamenta en los trabajos
de Schmoker (1994), Peters et al. (2005); Modica y Lapierre
(2012), Kuchinskiy (2013), Sari et al. (2015) y Chen y Jiang
(2016). En este trabajo se explicard conceptualmente las
férmulas utilizadas dejando el desarrollo matemaético a los
trabajos citados anteriormente.
El flujo de trabajo realizado consta de los siguientes
pasos:
1) Revisién de datos de pirdlisis
2) Estimacion de la tasa de transformacion (TR)
3) Calculo de la masa de hidrocarburos generados (S2t)
4) Estimacion del Carbon Orgéanico Original (COTo)
5) Conversion de masas de COT y COTo a volumen de
kerégeno actual (V, ) y original (V)

6) Determinacién de la porosidad orgénica (PHIORG)
dentro de la materia orgénica y su contribucién en
el volumen total de la roca (PHIMO).

Para la realizacion de este trabajo se utilizaron 52 pozos
de la cuenca neuquina distribuidos en un area de 19.000
km2. En esta regiéon se contd con 2745 muestras de roca
con pirdlisis completa y se trabajé con datos de pozos ubi-
cados en diferentes ventanas de madurez (Figura 1). Para
este estudio, el analisis fue focalizado en la seccién de la
Formacién Vaca Muerta que tiene un COT>2% y que en
todos los pozos se localiza en su porcion basal (Figura 2).

Figura 1. Ubicacién de la zona de estudio, pozos analizados y mapa de madurez (en %Ro) para la base de la Formacién Vaca Muerta.
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Figura 2. A) Intervalo estratigrafico analizado de la Formacién Vaca Muerta
con COT>2%. 1=Cocina, 2= Titho6x, 3=Titho7x, 4= Berra2x, 5= Berradx.
Td: Formacion Tordillo B) Mapa de espesor de la seccion de alto COT (>2%).

Revision de datos de pirdlisis

Los problemas que se presentan para cuantificar la
transformacién de la materia orgénica y la estimacién de
la porosidad se deben a diferentes factores, los més habi-
tuales son 1) pérdida de los componentes volatiles al mo-
mento de capturar la muestra, 2) la alta madurez en la roca
madre y 3) los aditivos en los lodos de perforacién.

Por lo tanto, uno de los primeros pasos es identificar
aquellos pozos que presentan problemas en la determina-
cioén de los picos S1y S2. Uno de los métodos maés sencillos
es visualizar en un mapa aquellos sondeos con fuerte con-
traste de S1 y S2 en cortas distancias. Una forma practica
de realizar este andlisis consiste en mapear el indice de pro-
ductividad (PI) o relacién (S1/(S1+S2) para identificar las
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Figura 3. Revision de la calidad de los datos. Los fuertes contrastes de Pl
(Peters, 1986) en cortas distancias indican cambios en los valores de S1 y
S2. Las flechas blancas sefalan zonas donde fuertes se observan variaciones.
Los pozos que presentaron estas anomalias fueron perforados con lodos base
petréleo y descartados del analisis.

regiones con fuertes contrastes (Figura 3). Abruptos cam-
bios en los valores de PI se deben a problemas en la deter-
minacién de S1 y/o S2. Las fuertes variaciones detectadas
se deben al tipo de lodo usado durante la perforaciéon o
aditivos utilizados. Cuando se comparan pozos perforados
con lodo base petroleo se observa que el valor S1 muestra
muy baja dispersién comparado con un pozo cercano pet-
forado con base agua (Figura 4). Debido a este problema
se prefiri6 trabajar con muestras que provienen de pozos
perforados con lodo base agua.

Los datos S1 y S2 revisados fueron promediados en la
seccion de interés y, posteriormente, mapeados (Figura 5).
Se observa que los valores de S1 y S2 muestran una reduc-
cién hacia las zonas de mayor madurez promediando 0,5
mgHC/gR y 2 mgHC/gR, respectivamente. Por el contra-
rio, donde la madurez disminuye, estos valores aumentan
a 7,5 mgHC/gR para el pico S1 y hasta 28 mgHC/gR para
el pico S2. Es importante notar que en la regién cercana
al Volcan Auca Mahuida se observa una reducciéon local
de los picos S1 y S2 vinculado a los efectos de cuerpos
intrusivos que producen una mayor madurez y una con-
comitante reduccion en los valores de S1 y S2. Similares
observaciones fueron descriptas por Rodriguez Monreal et
al. (2009) y Spacapan et al. (2017).

Asimismo, se prepar6 un mapa de COT de la zona de
interés. En mismo se define un corredor con altos valores
que superan el 4% promedio. Esta franja de alto COT esta
definida por los sondeos Cerro Las Nifias x-2, Aguada San
Roque y Bajada del Palo (Figura 6). Al sur y al norte de esta
franja los valores tienen a disminuir, pero siempre es ma-
yor al 2% promedio.
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Figura 4. Graficos S1 versus S2 para evaluar la calidad de los datos. Ay B, casos tedricos. C, D y E, situaciones reales. Generalmente los pozos que presentaron
problemas son aquellos perforados con lodo base petréleo que alteraron la calidad del dato S1.
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Figura 5. Mapas de S1y S2 con datos revisados. Notar disminucién de valores de S1 y S2 hacia el sector occidental coincidente con el aumento en la madurez
en la Formacion Vaca Muerta (ver Figura 1). En contraste, los valores mas elevados se desarrollan hacia el E-NE donde la madurez disminuye. Se observan
anomalias locales en las cercanias del Volcan Auca Mahuida donde los valores de S1 y S2 disminuyen por efecto termal.
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Figura 6. Mapas de COT promedio en la seccion de interés.

La multiplicacién del mapa de COT y el mapa de espe-
sor con alto contenido orgénico brinda informacién sobre
el espesor neto (Figura 7). El espesor neto es una medida del
espesor de materia organica depositado. No tiene sentido fi-
sico real, pero es un indicador de las regiones que combinan
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Figura 7. Mapa de Espesor Neto (COT*ESPESOR). CLN= Cerro las Nifas,
SAM= Sierra Auca Mahuida, RCh= Rincén Chico, LLY= Loma la Yeguas,
VN=Vanguardia Norte, FDP= Fortin de Piedra y AP= Aguada Pichana. Notar
que las zonas de mayor espesor neto se ubican en la regién norte proximas
a CLN y SAM. Hacia el sur se extiende un brazo que conecta las regiones de
RCh, LLY, VN, FDP y AP.
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Figura 8. Grafico TMAX versus Hl en pozos con baja madurez.

mayor espesor y mejor COT. La regién de mayor espesor
neto se encuentra entre los sondeos Cerro Las Niflas 2 y Sie-
rra Auca Mahuida 1. Hacia el Sur se desarrolla una rama que
conecta las regiones de Rincon Chico. Loma La Yegua, Van-
guardia Norte, Fortin de Piedra y Aguada Pichana.

Calculo de tasa de transformacién (TR)

El segundo paso de este flujo de trabajo consiste en cal-
cular la tasa de transformacion (TR). Este pardmetro mide
el grado de conversion del ker6geno a hidrocarburos. Exis-
ten numerosas formas para calcular este parametro (Peters
et al., 2005; Justwan y Dahl, 2005; Jarvie et al., 2007; Modi-
ca y Lapierre 2012). En este trabajo se ha usado la férmula
de Justwan y Dahl (2005) cuya expresion es la siguiente:

TR = (1200/HIo) * [(Hlo-HIm)/(1200-HIm)]

Donde:
TR = Tasa de transformacién (decimal)
HIm = Indice de hidrégeno medido (mgHc/gCOT)
HIo = Indice de hidrégeno inicial (mgHc/gCOT)
1200 = Factor de correccién que asume que por cada gra-
mo de carbono orgénico se logran generar hasta 1200 mg
de hidrocarburos

Para realizar este calculo se necesita contar con los da-
tos medidos de S2, COT y el Hlo. Los dos primeros datos
son aportados por los estudios de piro6lisis mientras que
para el tercero se dispone de dos opciones: 1) a partir de
compilacién de indices de hidr6geno en muestras inmadu-
ras 'y 2) a partir de un gréfico S2 versus COT.

Para el primer método se compila los valores de HI en
zona de baja madurez observandose que los valores de més
altos llegan a 800 mgHC/gCOT (Figura 8). Estos registros son
habituales en muestras con TMAX entre 420 °Cy 430 °C.
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Figura 9. Estimacién de Hlo a partir de la correlacién entre S2 versus COT
para pozos ubicados en zonas de baja madurez.

La segunda opcidén consiste en graficar los valores de S2
versus COT para diferentes pozos (Figura 9). Las pendien-
tes de las regresiones lineares encontradas se correlacionan
con el valor del HI. Los valores obtenidos de HI varian en-
tre 770 mg y 1040 mgHC/gCOT. En base a estos dos mé-
todos descriptos se ha estimado un Hlo= 800mgHC/gCOT
para realizar el calculo de TR.

Los datos de TR calculado por cada muestra fueron
promediados a nivel de pozo y luego representados en un

2500000 0000 2560000

Figura 10. Mapa de TR en la seccién de alto COT de la Fm. Vaca Muerta. LR=
Loma Ranqueles, EOr= El Orejano, BDM= Bajo del Molle, FDP= Fortin de
Piedra; AChO=Agua del Chivato Oeste y BP= Bajada del Palo.
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mapa (Figura 10). Los calculos obtenidos muestran una
alta tasa de transformacion de la materia organica hacia el
oeste y una disminucién progresiva hacia el noreste. La TR
obtenida en todos los pozos siempre fue superior al 50%.

Calculo de la masa de hidrocarburos
transformados (s2t)

La cantidad de hidrocarburos que puede producir una
roca esta dado por la suma de los picos S1+ S2. El S1 repre-
senta la fraccién de hidrocarburos libres mientras que el
valor S2 corresponde a la fraccion generada desde la mis-
ma roca madre por craqueo durante el proceso de pir6lisis.
Cuando se procesan muestras con elevada madurez termal
los componentes volatiles se pierden y, por lo tanto, los
valores de S2 obtenidos son muy bajos, esto conlleva a un
error en las estimaciones de HI y TR. En consecuencia, para
conocer la cantidad de hidrocarburos que una roca pue-
de generar es necesario realizar una restauracion del valor
original de S2 (S20). Este indicador cumple la siguiente
ecuacion.

S20= 82m+S2t
Donde:
S20 = S2 original
S2m = S2 medido en la pirdlisis
S2t = S2 perdido/transformado, también llamado factor ¢

Para el calculo de S2t existen diferentes metodolo-
gias:1) Célculo del factor ¢ (Chen y Jiang, 2016) y 2) Célcu-
lo de S2t (Sari et al., 2015).

El primer método se basa en que la tasa de transforma-
cién (TR) puede ser expresada de la siguiente forma:

TR= (S1+¢) /(S1+S2+¢)

Donde:
TR = Tasa de transformacién (calculada en el apartado
anterior)
% —
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Figura 11. Correlacién hidrocarburos transformados segiin métodos de Chen
y Jian (2016), Epsilon y Sari et al. (2015) -S2t. Ambos métodos muestran
valores muy similares.



S1 = Pico S1 (mgHC/gR)
S2 = Pico S2 (mgHCg/R)

¢ = Hidrocarburos que fueron transformados desde la

materia organica (mgHC/gR)

De la ecuacion anterior se despeja ¢ quedando la si-

guiente féormula:

e= (TR*S1+TR*S2-S1)/(1-TR)

El segundo método utiliza la siguiente férmula.
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Figura 12. Mapa de hidrocarburos transformados.

HRERESS B

S2t= S2*TR/(1-TR)
Donde
S2t = Hidrocarburos que fueron transformados (idem ¢)
S2 =Pico S2 (mgHC/gR)
TR = Tasa de transformacion.

En este trabajo se utilizaron los dos métodos observan-
dose resultados muy similares (Figura 11). Los valores cal-
culados mediante estas metodologias fueron levemente su-
periores a los estimados mediante el método de Schmoker
(Sylwan, 2014) en un orden entre el 8% y el 12%. Los datos
obtenidos fueron promediados en cada pozo dentro de la
seccion de interés y luego mapeados (Figura 12).

Notese que la zona Norte es la que presenta una mayor
transformacion de la materia orgénica a hidrocarburos,
alcanzando valores de 130 mgHC/gR. Hacia el ambito de
centro de cuenca este valor se reduce a 80-90 mgHc/g. Ha-
cia la plataforma se observa una disminucién de la masa
de hidrocarburos transformados, debido al menor grado
de madurez. Mientras que al oeste existe otra reducciéon
coincidente con una merma en el COT observado en este
sector de la cuenca (Figura 6).

Estimacién del carbono organico total
original (coto)

Conocido el valor S2t o factor ¢ se puede estimar el va-
lor del COTo. Existen diferentes métodos para su cédlculo.
En este trabajo se emplearon 4 vias de analisis que se enu-
meran a continuaciéon: 1) Método de Peters et al. (2005),
2) Método de Jarvie et al. (2007), 3) Método de Modica y
Lapierre (2012) y 4) Método de Chen y Jiang (2016). Los
resultados obtenidos por las metodologias 1 y 4 son muy
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Figura 13. Comparacion de diferentes métodos usados para calcular COTo. A) métodos de Chen y Jian (2016), Peters et al. (2005) y Modica y Lapierre (2012)
para un mismo pozo. B) comparacion entre Método de Chen y Jian (2016) y Jarvie et al. (2007) en muestras de diferentes pozos.

94 | Petrotecnia.3 - 2019



QTMMQWWM

!MJI)OO(I

"
0
b
&
T
L
3
4
3
2
1
L]

STA0000

'S

Figura 14. Mapa de COTo (carbono organico total original).

similares. Los valores obtenidos aplicando los criterios 2
y 3 suelen ser mayores en un orden del 10% al 15% con
respecto a los calculados en 1y 4 (Figura 13). En este tra-
bajo se prefiri6 usar el método 4 dado que mostraban los
valores mds bajos y, por lo tanto, los mas conservadores.
La férmula utilizada para el calculo de COTo se detalla a
continuacion:
COTo= COT /1-[a*F*TR*(1-0.833*COT/100)]

Donde:

COTo = Carbén orgéanico original

COT = Carb6n organico medido

a = HIo/1200 donde HIo es el Indice de Hidrégeno original
(en este caso 800 mg/gCOT)

F = (S1+¢)/(S1+S2+¢) donde S1 y S2 son los valores de pi-
rolisis y ¢ es la masa de hidrocarburos transformada
calculada en el apartado anterior TR = tasa de trans-
formacion.

Los valores de COTo obtenidos suelen ser 2,5 a 2,7 ve-
ces mayores al COT medido para pozos ubicados dentro de
la ventana de gas, mientras que, esta relacion baja entre
1,4y 1,5 veces para pozos ubicados en la ventana de petr6-
leo. Los valores de COTo obtenidos en cada pozo fueron
promediados para toda la seccién de interés y luego ma-
peados (Figura 14). Los mayores valores de COTo se ubican
en el sector Norte alcanzando el 15% en peso mientras que
el centro de cuenca presenta un valor de 8-9%.

La diferencia entre los mapas de COTo y COT (Figuras
14 y 6, respectivamente) es un indicador de la cantidad de
carbono organico que fue transformada a hidrocarburos y
deberia mostrar coincidencias con el mapa de S2t (Figura
12). Las zonas con mayores diferencias son aquellas regio-
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Figura 15. Mapa de DeltaCOT= COTo-COT. Este mapa muestra las regiones
con mayor transformacion de la materia organica.

nes en donde se observa una mayor transformacién de la
materia organica (Figura 15). Por otro lado, la superposi-
cién de este mapa con el mapa de espesor mostraria las
regiones que tienen mayor materia organica transformada
y mayor espesor de roca con COT >2% (Figura 16).

Figura 16. Mapa de DeltaCOT*Espesor. Este mapa muestra el desarrollo de
dos regiones ubicadas en el centro de cuenca y en la region norte con las
mejores condiciones de transformacion de la materia organica y espesor.

Petrotecnia+3 - 20191 95



1

A1

B¢
:
:
g-
:
:

m?m

2440000 2400000 2480000

00000 250000 2540000 2500000

Figura 17. Mapas de Volumen de Kerégeno actual (Vker) y original (Vkero). A) Mapa de Vker actual basado en el mapa del COT actual. B) Mapa de Vkero

(original) basado en el mapa de COTo.

Conversion cot y coto a volumen de
ker6geno actual (vker) y original (vkero)
Para hacer la trasformacién de masa a volumen se asu-

mieron dos premisas que no son estrictamente correctas,
pero brindan una solucién aproximada para el pasaje de

masa a volumen.
1. La densidad de la materia organica fue constante
en toda la zona de estudio. El valor usado fue de
1.28 g/cm? y la misma no varia con el tiempo.
2. La densidad de la roca seca se considerd constante
y su valor es 2,66 g/cm? en base a los valores de

Figura 18. A) Mapa de Delta Vker (Vkero-Vker). La linea roja punteada marca el limite entre la zona de petréleo y gas (usar solo como referencia). B) Mapa de
Madurez Formacién Vaca Muerta.
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Difraccién de Rayos X (DRX) obtenidos.

Con estas dos premisas, mas la estimacion de porosida-
des totales calculadas con registros de pozos, se transformo
la masa de carbén organico a volumen de ker6geno a tiem-
po actual (Vker) y original (Vkero). Este dato, si bien es im-
preciso servira para evaluar la contribucién de la porosidad
orgénica en la porosidad total de la muestra. Finalmente,
se calibr6 el Vker obtenido con el Vker que se obtuvo a
partir de registros mineralogicos obteniendo un ajuste con
un error entre el 8% y el 12%.

Los datos de Vker y Vkero fueron nuevamente pro-
mediados en toda la seccion de interés y luego mapeados
(Figural7). En términos generales, se observa que el Vker
actualmente representa entre el 5% y el 11% del volumen
total de la roca. Cuando se lo compara con el Vkero, el
VKker habria alcanzado valores de hasta el 25%

Cuando se realiza la resta entre Vkero y el Vker se obtie-
ne un mapa de DELTA Vker que muestra aquellas regiones
que han sufrido las mayores modificaciones en el volumen
poral. Esta variacion se produjo por la trasformacion de la
materia organica a hidrocarburos (Figura 18). En términos
generales se puede apreciar que la regién con hidrocarbu-
ros liquidos muestra una variaciéon en el volumen entre
el 5% y el 11%, mientras que para la regién gasifera esta
variacion llega hasta el 15%.

Calculo de porosidad organica (phiorg)

Para la estimacion de la porosidad orgénica existen di-
ferentes metodologias, pero como para el cdlculo de COTo
se ha trabajado con las férmulas de Chen & Jian (2016), se
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considera adecuado mantener este método de estimacion.
Por lo tanto, la férmula utilizada fue la siguiente:

PHIORG= 1.2 [COTo*a *F*TR* (1-(8.33E-3*COT)]* (pb/pk)

Donde:
PHIORG = Porosidad orgénica
COTo = Carbono orgénico total original
COT = Carbono orgéanico total medido
a = Hlo/1200
F = (S14¢)/(S1+e+S2)
TR = Tasa de transformacion
pb = Densidad matriz = 2,66 g/cm?
pk = Densidad kerégeno = 1,28 g/cm?

La PHIORG representa la porosidad presente en la ma-
teria organica. Para referir este valor al volumen total de
roca se debe aplicar la siguiente férmula:

PHIMO (V/V)=(PHIORG/100)*Vker (V/V)

Donde:
PHIMO = Porosidad organica en V/Vtotal de Roca
PHIORG = Porosidad organica
Vker = Volumen de ker6geno

Los datos de PHIORG calculados son elevados por tres
razones.
1) EI COT presente en la Fm. Vaca Muerta es elevado
a pesar de su alta tasa de transformacién (TR).
2) Los valores de COTo promedian entre 1,5y 2,7
veces el valor de COT medido a tiempo presente.
3) La masa de carbono orgénico total transformada a
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Figura 19. A) Mapa de porosidad organica B) Mapa de porosidad organica expresada en Volumen Total de Roca.
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volumen representa entre el 5% y el 12% del volu-
men total de la roca, pero originalmente este valor
habria llegado hasta el 25% en volumen.

Los valores de PHIORG fueron mapeados y muestran
que la porosidad que tiene la materia organica varia entre
el 5% y el 25%. Cuando son afectados por el volumen de
kerégeno (Vker), el volumen poral organico representa en-
tre el 2% y el 6% del volumen total de la roca (Figura 19).

Las observaciones mas relevantes se pueden resumir en

los siguientes puntos.

1) El andlisis de los datos de pirdlisis permite hacer
cuantificaciones de diferentes parametros de mane-
ra rapida y esencialmente con un bajo coste.

2) El indice de hidrégeno original de la Formacion
Vaca Muerta ronda entre 750 a 800 mgHC/gCOT
aunque se han observados muestras que indican
que este valor puede ser superado.

3) La tasa de transformacién (TR) en la zona de estu-
dio es de 0,5 en las regiones orientales y llega casi
a 1 en el centro de cuenca. Esto indica un elevado
grado de evolucién termal y un bajo potencial re-
manente en el sector de mayor transformacioén.

4) La masa de hidrocarburos generados es mayor a 40
mg HC/gRoca y llega hasta 130 mg/gR.

5) El porcentaje de carbono organico total original al-
canza valores de hasta el 15% promedio.

6) La region Norte y el centro de cuenca son las areas
que presentan mejor combinacién entre contenido
organico y espesor.

7) El volumen de ker6geno presente en la roca pue-
de llegar hasta el 12%, pero inicialmente el mismo
pudo haber alcanzado hasta el 25% del total de la
roca.

8) La porosidad organica varia entre el 2% y el 6% del
volumen total de roca. Los valores de porosidad or-
ganica mas altos se observan en la zona de mayor
COT y mayor madurez.
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