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ABSTRACT

A lo largo de todas las cuencas sedimentarias de Colombia, la Cuenca Cesar Rancheria (CRB) es una de las
menos desarrolladas del pais, en términos de explotacion de hidrocarburos. El siguiente estudio muestra, de
acuerdo con la informacion de exploracion y evaluacion de materia organica, el potencial de la CRB no solo en
hidrocarburos sino también las caracteristicas especiales de las acumulaciones de hidrocarburos no
convencionales que se presentan en esta cuenca.

De acuerdo con los diferentes datos adquiridos a través de procesos de exploracion y evaluacion tales como
sismica, petrofisica, materia organica, madurez, geoquimica y fluidos en sitio, se evalia la CRB y se compara con
formaciones analogas para estimar un potencial aproximado.

Evaluando los aspectos previos de la CRB y el momento actual del pais en materia energética, se encuentra que
esta cuenca puede otorgar importantes ayudas a las reservas, produccion e incluso al desarrollo del pais por sus
considerables propiedades de hidrocarburos y prospectos.

Finalmente, se analizan los desafios que enfrenta Colombia para el desarrollo de yacimientos no convencionales
y se presenta una descripcidon general de las actividades que se realizarian en un pozo de un Proyecto Piloto de
Investigacion en la Cuenca Cesar Rancheria.



INTRODUCCION
Panorama General de la Industria del Petréleo y Gas en Colombia
Cuencas Sedimentarias en Colombia

Colombia se localiza en la esquina noroeste de América del Sur, entre los océanos Pacifico y Atlantico, con
fronteras a lo largo de Panama, Brasil, Pert, Ecuador y Venezuela. Las cuencas sedimentarias de Colombia se
muestran en la Figura 1, donde las cuencas mas prolificas en materia de explotacion de petréleo y gas son las
cuencas de los Llanos Orientales, Caguan-Putumayo, Catatumbo, Alto, Medio y Bajo Magdalena. Los primeros
campos petroleros se encontraron en el Magdalena Medio, hace aproximadamente 100 afios. En la actualidad la
exploracion de hidrocarburos, impulsada por el Gobierno Nacional, se ha enfocado en el Bajo Magdalena, Sinu-
San Jacinto, las cuencas costa afuera a lo largo del Mar Caribe y la cuenca Cesar-Rancheria.
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Figura 1. Cuencas Sedimentarias en Colombia

Produccion y Reservas de Petréleo y Gas en Colombia

Segun la Agencia Nacional de Hidrocarburos, la produccién comercializada del afio 2019 de petroleo y gas es de
323 Mbl y 391 Gpc, respectivamente. se debe notar que un alto porcentaje de la produccién nacional proviene de
yacimientos convencionales.

En cuanto a las reservas probadas de petréleo pais con corte a 31 de diciembre de 2019 son de 2.041 millones de
barriles (Mbl) segun lo informado por la ANH (Balance de Reservas de Petroleo y Gas Natural Pais 2019, ANH
noviembre de 2020), de los cuales 83,1 Mbl corresponden a condensados y liquidos de gas natural obtenidos en
algunos campos. Las reservas Probables y Posibles son de 718 y 629 Mbl respectivamente. Con relacién a las
reservas 1P a diciembre 31 de 2018 (1.958 Mbl), estos voliumenes presentan un aumento de 4,2%.

La relacion Reservas/Produccioén, conocida como indice R/P determina la vida media de las reservas probadas al
mantener el nivel de consumo actual constante (produccion comercializada constante) e indica el tiempo que
tardaran en consumirse dichas reservas probadas a la tasa de produccion actual, sin que haya adiciones en ellas,
o por lo menos la reposicidon de las cantidades producidas. Dicho indice con corte a 31 de diciembre de 2019 es
de 6,3 afos, tal como se observa en la Figura 2, considerando los volumenes de reservas Probadas de Petrdleo y
la produccién comercializada total de Petréleo del ano 2019.



Reservas Probadas de Petroleo (MBIs), Produccion anual de Petroleo (MBIs) y R/P
(Afios) - Histérico 2007 - 2019
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Figure 2. National Oil Production and proven oil reserves History

Fuente: ANH/ Sistema Oficial de Liquidacion y Administracion de regalias- SOLAR/ Balance de Reservas de Petroleo y Gas Natural
Pais 2019, ANH noviembre de 2020.

En cuanto al gas, con corte a 31 de diciembre de 2019, el pais tiene reservas Probadas de gas natural de 3.163
Giga pies cubicos (Gpc) y reservas Probables y Posibles de 660 y 362 Gpc respectivamente, lo que representa
una reduccion de 16,3% para Reservas Probadas respecto al afio 2018 (3.782 Gpc). (Balance de Reservas de
Petréleo y Gas Natural Pais 2019, ANH noviembre de 2020).

Con este volumen de reservas probadas y teniendo en cuenta la produccién comercializada de gas natural
promedio del afio 2019 de 391 Gpc, la relaciéon Reservas/Producciéon es de 8,1 afios, la cual tuvo una reduccion
en comparacion con el afio anterior (17,3%), ver Figura 3. (Balance de Reservas de Petrdleo y Gas Natural Pais
2019, ANH noviembre de 2020).

Por lo tanto, considerando el balance previo de las reservas nacionales, es urgente implementar nuevas
tecnologias para producir campos maduros, explorar nuevas regiones en el territorio nacional o explotar los
yacimientos no convencionales presentes en el pais.

Yacimientos no Convencionales en Colombia

Los Yacimientos no Convencionales (YNC) no estan jugando un papel importante en la produccion del pais debido
a la falta de regulaciones ambientales; sin embargo, se han realizado actividades de exploracion con el fin de
obtener informacion sobre la presencia y potencial de este tipo de reservorios en el pais. La Figura 4 muestra las
ubicaciones mas conocidas de los Yacimientos no Convencionales en Colombia, Cuencas del Magdalena Medio
y los Llanos Orientales (US Energy Information Administration (EIA), Technically Recoverable Shale Oil and Shale
Gas Resources: Northern South America, 2015), dos de las cuencas con mayor potencial de produccion de
Hidrocarburos en Colombia.

El impacto de los Yacimientos no Convencionales

El desarrollo de los reservorios no convencionales ha supuesto una revolucion no solo en la industria del petréleo
y el gas, sino también en la economia del pais; La capacidad de incrementar, de manera rapida y efectiva, la
cantidad de reservas, es la explotacion 6ptima de este tipo de reservorios, considerando el gran volumen de
hidrocarburos y materia organica acumulados, segun lo establecido por el EIA en el Informe de Reservas Probadas
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2017 (2018). El incremento de las reservas de hidrocarburos es una excelente ayuda para la economia de cualquier
pais a fin de incrementar la competencia, estabilidad e independencia energética para el desarrollo nacional.

Reservas Probadas de Gas (Gpc), Produccion comercializada de
Gas (Gpc) y R/P (Aios) - Histérico 2007 - 2019

8000 16,0

14,1 13,9
13,7 ,
7000 ———d 136 _ e 134 14,0
-~_ 128 L= ~q
S~ ~ Jat 17
6000 11 3 ‘ 12,0
5405 5463 5508 PN

o
o

K
souy

Giga Pies Cubicos

>

O

10,5 -
Seo 10,3 N
" 4
e e \? 10,0
4361
4024
3896 378 o
3163
0
0
0
5

Q
— Reservas H'obadas (Gpc) Produu:lon Anual ComerCIallzada (Gpc) == e= R/P (afios)

5000 4737
40
3000
2000
1000
398 392
0
Q >

Q &
O §$
D ~

Figure 3. National Gas Production and proven Gas reserves History

Fuente: ANH/ Sistema Oficial de Liquidacion y Administracion de regalias- SOLAR/ Balance de Reservas de Petroleo y Gas Natural
Pais 2019, ANH noviembre de 2020
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Figure 4. Unconventional Reservoirs in Colombia

Fuente: US Energy Information Administration (EIA), Technically Recoverable Shale Oil and Shale Gas Resources: Northern South America,
2015.



CUENCA CESAR-RANCHERIA

La Cuenca Cesar Rancheria CBR cubre un area de 11.630 km? y esta ubicada en la esquina noreste del pais cerca
del Mar Caribe, Cuenca de Maracaibo en Venezuela y entre la Sierra Nevada de Santa Marta y la Serrania del
Perija. La Figura 5 muestra que los limites principales de la cuenca son la Falla de Oca al norte y la Falla
Bucaramanga-Santa Marta al suroeste. El Alto Verdesia tiende a dividir la cuenca en las subcuencas Cesar y
Rancheria (Barrero, Pardo, Vargas y Martinez, 2007).

Figure 5. Cesar -Rancheria Basin Map
Fuente: Barrero, Pardo, Vargas y Martinez, 2007

Diferentes correlaciones estratigraficas se han realizado a lo largo de los afos, mientras que se dispone de mas
datos con métodos como la adquisicion sismica y los pozos exploratorios. El modelo mas reciente es el establecido
por Mesa y Rengifo (2011), los cuadros del modelo estratigrafico se presentan en la Figura 6 con los modelos e
interpretaciones anteriores. Ademas, en la referida figura se muestra una comparaciéon de la nomenclatura y
continuidad de los estratos en diferentes cuencas.

A lo largo de las formaciones de la CRB, las formaciones Los Cuervos, La Luna, Molino y Aguas Blancas juegan
un papel importante en la acumulacion de materia organica e hidrocarburos. La formacién Los Cuervos presenta
un importante reservorio de mantos de carbén CBM en la cuenca; sin embargo, este estudio se enfocara
unicamente en los Miembros 1, 2, 3 de los plays de Shale en las formaciones Molino, La Luna y Aguas Blancas.

El grupo Cretacico representa las acumulaciones de diferentes sedimentos carbonatados y de grano fino. La
continuidad de las formaciones como La Luna, Molinos y Aguas Blancas se puede encontrar en las subcuencas
de Cesar y Rancheria.
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Figure 6. Cesar-Rancheria Stratigraphic Column

La formacién Aguas Blancas consiste de calizas biomicriticas y fosiliferas, shales ricos en materia organica,
areniscas glauconiticas, lodolitas y calizas arenaceas. se deposité en un ambiente marino de plataforma interior a
media y representa el inicio de la sedimentacion marina del Cretacico. (Mesa & Rengifo, 2011).

La Formacion La Luna, cuyo intervalo basal corresponde a la maxima superficie de inundacién del Turoniano,
consiste de biomicritas bituminosas (calizas pelagicas), lodolitas calcareas ricas en materia organica, chert,
concreciones y abundante contenido de foraminiferos planctonicos y benténicos, amonitas y restos de peces,
depositados en un ambiente de plataforma media a externa. (Mesa & Rengifo, 2011).

La Formacion Molino tiene dos miembros, el miembro basal llamado Tres Esquinas que consiste de shales
carbonaceas y calcareas, con laminacién ondular y abundantes foraminiferos plancténicos y benténicos y el
miembro superior (Miembro Socuy) de lodolitas calcareas y biomicritas, depositados en un ambiente de plataforma
interna a media, representando la parte quieta de la cuenca. (Mesa & Rengifo, 2011).

Actividades exploratorias en la cuenca Cesar Rancheria

La exploraciéon de hidrocarburos en la CBR comenzé a fines de la década de los 30 con estudios geoldgicos
seguidos de los pozos exploratorios, los cuales en su momento descubrieron hidrocarburos no comerciales de las
formaciones Lagunitas y La Luna. Posteriormente, la adquisicion sismica se inici6 en 1979 por diferentes
empresas. En la actualidad se han realizado un total de 3.458 km de sismica 2D, 2 programas de sismica 3D y se
han perforado 57 pozos en la cuenca, de los cuales solo 4 han evidenciado hidrocarburos no comerciales. La
Figura 7 muestra la cantidad y distribucion de lineas sismicas 2D en la cuenca.
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Figure 7. 2D Seismic Lines in Cesar Rancheria

Considerando que los reservorios de shales son parte de acumulaciones continuas, se identifico la continuidad de
los Miembros 1, 2y 3 alo largo de la CRB y se muestra en la Figura 8 algunos de los registros sismicos que fueron
adquiridos a través de las actividades de exploracion. Los registros sismicos muestran el marco estructural, fallas
principales y eventos tectonicos que afectan la distribucion de los Miembros 1, 2 y 3.

Una vez evaluados los registros sismicos, se crea el modelo estatico de la CBR con el fin de analizar las diferentes
propiedades de los reservorios y miembros a lo largo de la cuenca. La figura 9 muestra el modelo estatico y la
seccién transversal representativa de la cuenca; ademas, la Figura 10 presenta el espesor de cada reservorio y el
modelo estatico de la cuenca segregado en diferentes subdivisiones y bloques, los cuales seran descritos en la
seccion de caracterizacion de rocas y fluidos.



Figure 9 Cesar-Rancheria Static Model
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D ond A
Assets Area (acre)| Assets |Area (acre

La Loma E&P 360,306 Block | 487,154
o Ranchera 8P | 77813 Block Il 314979

B Bleca 32 £4P 388535 | Blocklll | 564,347
o3 4P 458,069 | Blockv_| 698,104.5

580,406

Figure 10. Cesar Rancheria Basin Division

Métodos de Evaluacion de la Roca Madre

Las caracteristicas del querégeno, materia organica y roca juegan un papel importante en la evaluacion del
yacimiento: por lo tanto, se presentaran diferentes caracteristicas como indice de hidrogeno, madurez térmica,
riqueza organica y reflectancia de la vitrinita para evaluar la materia organica y las acumulaciones de hidrocarburos.

Uno de los métodos mas populares para evaluar las propiedades de las rocas generadoras es el método de
pirdlisis. Este método consiste en descomponer la materia organica calentandola en un ambiente anaerdbico, con
el fin de analizar los componentes generados a partir de la materia organica. El método mas conocido y utilizado
en la industria del petroleo y gas es el método de pirdlisis Rock-Eval (Law, 1999).

El método de pirdlisis Rock-Eval se desarrolla en dos fases:

1. La primera fase es la de la Pirdlisis, en la cual se calienta la muestra de roca a 300 °C en una atmosfera inerte,
para luego incrementar la temperatura a una velocidad de 25 °C por minuto hasta alcanzar los 850 °C
aproximadamente. En esta fase, se mide la masa de los hidrocarburos gaseosos emitidos, concentrados en tres
picos denominados: S1, S2 y S3. El ensayo se realiza de un modo automatizado y da el contenido de cada uno de
los componentes agrupados en los S1, S2 y S3 en microgramo por gramo de muestra.

o S1 representa los hidrocarburos libres presentes en la muestra y que han sido generados, pero que no
han sido expulsados de la roca madre.

e S2 corresponde con los hidrocarburos resultantes del proceso de cracking del querégeno y otros
hidrocarburos pesados presentes en la muestra. Representa el potencial generador de la muestra, en caso
de continuar el proceso de maduracién térmica.
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e 83 corresponde con el CO2 que se libera con resultado del cracking térmico del querégeno residual
presente en la muestra.

La Figura 11 muestra un esquema del procedimiento en el método de Rock-Eval pirdlisis.

+———— Carbon pirolizable b Carbén residual ———+———— Carbon mineral

Descomposicion

por vaporizacion Pirdlisis Oxidacion Descomposicion de carbonatos
=
=
8
e
3

S4co,
- o
— S4co P
300 300 389 472 556 639 405 472 538 605 672 738

Temperatura, °C

| —— Hidrocarburos (FID) —— €O, (IR) —— CO(IR)

Programacion de la temperatura

Figure 11. Rock-Eval Diagram. McCarthy et al. 2011

2. La segunda fase es la de la oxidacion o combustion, el ensayo se realiza en un ambiente oxidante y se utiliza el
querogeno residual de la fase anterior, pero en este caso, en el horno de combustion. En esta fase se tiene dos
picos mas de gas, el S4 y S5:

e S84 corresponde al CO2 y CO resultante de la combustion del carbono organico residual presente aun en
la muestra.

e S5 corresponde con el CO2 resultado de la descomposicion de los carbonatos.

Independientemente de los picos S1, S2, S3, S4 y S5, con el ensayo del Rock Eval se obtienen parametros
geoquimicos importantes de las muestras, que se utilizan para la caracterizacién o valorar el potencial de
generacion de las mismas, tales como:

Carbono organico total (TOC): se define como % TOC = {0.082 x (S1 + S2) + S4} / 10 y se utiliza para evaluar
la riqueza organica en la roca, la Figura 12 representa valores y clasificaciones tipicos de TOC.

indice de hidrogeno (HI): se obtiene de la relacién entre el hidrogeno y el TOC, y se define como HI = S2 / (%
TOC x 100). Es proporcional a la cantidad de hidrogeno contenido en el querégeno y un HI alto indica un mayor
potencial para generar petréleo.

indice de oxigeno (Ol): Es la cantidad de oxigeno en relacion con la cantidad de carbono organico en la muestra
y se define como Ol = S3 /(% TOCx100). Se relaciona con la cantidad de oxigeno contenido en el querdgeno y es
util para la valoracién de la maduracion o el tipo de querégeno.

indice de produccién (PI): se define como la relacién S1/(S1+S2) y se utiliza para caracterizar la evolucién de la
materia organica. Su valor tiende a incrementarse con la profundidad y con la madurez de la roca generadora antes
de la expulsién de los hidrocarburos. En otras palabras, es una medida del nivel de madurez de la roca.

Potencial de petroleo o potencial de generacién: se define como la suma de S1+S2, y representa la cantidad
maxima de hidrocarburo que podria originar una roca generadora suficientemente madura.
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Temperatura maxima (Tmax.): representa la temperatura del horno de pirdlisis durante el periodo de maxima
generacion de hidrocarburos. Se obtiene cuando se produce el pico S2, y es un valor que ayuda a comprender la
historia y el grado de madurez térmica que ha experimentado la roca. Para caracterizar la evolucion térmica de la
roca, se maneja rangos de temperatura desde los 435 °C hasta de mas alla de los 470 °C, es decir, valores por
debajo de 435 °C indican una materia organica inmadura; valores entre 435 °C y 455 °C materia organica madura,
ventana de generacion de petroleo o gas; los valores entre 455 °C y 470 ° C es una zona de transicion, puede
haber petréleo y gas, y para Tmax superior a los 470 °C, materia organica sobremaduro, zona de gas seco
principalmente.

Generation Potential Wt % TOC, Shales
Poor 0.0-05
Fair 05-1.0
Good 1.0-2.0
Very Good 2.0-5.0
Excellent >5.0

Figure 12. TOC Categorization.

La composicion de los hidrocarburos generados por una roca madre viene determinado por el tipo de querégeno
presente en la roca sedimentaria. En el diagrama de Van Krevelen, el cual es uno de los enfoques mas confiables
para evaluar el tipo de querdgeno en las muestras y en la cuenca, los tipos de querdgeno, inicialmente se
clasificaban en funcién de las relaciones atémicas entre el hidrogeno y el carbono (H/C), y entre el oxigeno y
carbono (O/C), hoy en dia, se clasifican utilizando los indices de hidrogeno (HI) y oxigeno (Ol), que estan
relacionados respectivamente, con los parametros S1 y S2 del ensayo del Rock Eval, que permiten calcular una
buena aproximacion de las relaciones antes mencionadas. La Figura 13 muestra un diagrama de Van Krevelen y
generalmente se establecen 3 tipos de querdgeno dependiendo de la relacion del HI y Ol (Tissot, 1984).

Los tipos basicos de querégeno son:

Querdgeno de Tipo |: se caracteriza por una alta relacion H/C (“HI”) y una baja relacion O/C (< 0,1) (“OI"). Es una
materia organica rica en lipidos y producto de la degradacién microbiana de esporas, algas planctdnicas y materia
organica animal. Este tipo de querdgeno es propio de cuencas lacustre, ocasionalmente también en marinas.
Tiende a producir petrdleo (crudos saturados) con la maduracion térmica. (McCarthy, et al., 2011).

Querdgeno de Tipo IlI: tiene una composicion intermedia entre los de Tipo | y lll, pero sin ser una mezcla de ambos.
La relacion H/C es relativamente alta mientras que la relaciéon O/C es baja. Es comuUn en cuencas marinas,
resultando de la acumulacion de fitoplancton (diatomeas), zooplancton y otros organismos marinos. Es el tipo mas
comun y rico de las rocas fuente de petréleo, generalmente, petroleos nafténicos y aromaticos, y produce mas gas
que el Tipo I. (McCarthy, et al., 2011).

Querodgeno Tipo lll: se caracteriza por una relacion inicial de H/C o (“HI”) baja y una relacion inicial O/C o (“OI”)
alta. Composicion tipica primaria de plantas terrestres y en la maduracién térmica tiende a producir principalmente
gas seco (metano). (McCarthy, et al., 2011).

Con investigaciones posteriores se ha determinado un cuarto tipo de querdgeno. (Querdgeno Tipo 1V), que esta
compuesto principalmente por material inerte y practicamente no tiene capacidad de generar petréleo o gas.
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Figure 13. Van Krevelen Diagram.

La reflectancia de la vitrinita se define como la medida del porcentaje de luz incidente reflejada desde la superficie
de las particulas de vitrinita en la roca sedimentaria y se denomina % Ro. La cantidad de luz reflejada por los
macérales de la vitrinita determina la madurez termal de la roca (McCarthy, et al., 2011).

La maduracion de la vitrinita se relaciona como un proceso cinético. La relacién de la reflectancia de la vitrinita y
la generacion de hidrocarburos depende de la quimica y composicion del querégeno, la materia organica y la propia
vitrinita. Por lo tanto, se deben considerar diferentes limites de petréleo y gas segun el tipo de querégeno, estos
limites de hidrocarburos y diferentes valores de % Ro se muestran en la Figura 14.

El valor de Tmax como se definié y obtuvo del S2 del procedimiento de pirdlisis Rock-Eval se ha vuelto
significativamente importante para definir la maduracion de la materia organica y la zona de generaciéon de
hidrocarburos, se ha encontrado una relacién proporcional entre estas dos definiciones; asi, a medida que aumenta
la Tmax, aumenta la madurez de la materia organica (Tissot, Durand, Espitalie y Combaz, 1974). La Figura 15
muestra los valores tipicos y los limites de los valores de Tmax.
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Figure 14. Vitrinite Reflectance Categorization.
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Gas (from type Il kerogen) > 455

Gas (from type IIl kerogen) > 465

Figure 15. Tmax Categorization.

Caracterizacion geoquimica de la cuenca Cesar-Rancheria

Para evaluar el potencial de las rocas generadoras y la materia organica en la CRB, los métodos que se
mencionaron anteriormente se aplican a diferentes muestras recolectadas a lo largo de la cuenca. Como se puede
observar en la Figura 10, la cuenca se divide en funcién de la presencia de fluidos y la madurez de materia organica
en cada bloque.

Al analizar la distribucion de Tmax en los 3 miembros y pozos a lo largo de la CRB en la Figura 16, se puede notar
una clara diferencia entre cada bloque. Siguiendo la designacion anterior de Tmax, los pozos en la parte inferior
de la cuenca o Bloque | de la cuenca presentan una Tmax superior entre 464 y 492 °C. La madurez de la materia
organica es significativamente alta y da una idea del tipo de hidrocarburo que se puede encontrar, normalmente
gas o gas seco. En cuanto al Bloque Il, el valor de Tmax disminuye en consideracién a los valores encontrados en
el Bloque |, los valores se encuentran alrededor de 445 y 465 °C; por lo tanto, la madurez organica disminuye y se
pueden encontrar condensados o gas humedo. El blogue Ill muestra un rango de Tmax entre 425 y 445 °C; por
tanto, este bloque presenta la menor madurez de materia organica de la cuenca y se espera la presencia de
petréleo.
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Figure 16. Tmax Distribution in the Cesar-Rancheria Basin. Block Il & III.

Con respecto al indice de Hidrogeno, la Figura 17 muestra un panorama general del HI en los Miembros 1, 2 3 a
lo largo de la CRB, se puede observar una tendencia decreciente desde el Bloque Il al Bloque I, que sigue la
distribucion de fluidos y la variacion de madurez de la materia organica en la cuenca, al disminuir el HI, aumenta
la madurez de la materia organica; asi, los hidrocarburos liquidos se pueden encontrar en la seccion superior y los
hidrocarburos gaseosos se encuentran en la seccion inferior de la cuenca.

El bloque | muestra una variacién de 21 a 87 mgHc / grTOC, que coincide con la madurez alta en comparacion con
los otros bloques. El HI en el Bloque Il aumenta de 97 a 187 mgHc / grTOC, debido a una disminucién en la
madurez organica. Por ultimo, el Bloque Ill, con menor madurez de materia organica, presenta un alto valor de Hl
entre 252 y 340 mgHc / grTOC.
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Se grafican los valores de Tmax y HI para analizar la tendencia de estas dos variables a lo largo de la CRB. La
Figura 18 muestra el comportamiento esperado de la madurez de la materia organica y la distribucion de fluidos
en la cuenca. Los valores de HI bajos coinciden con los valores de Tmax altos, lo que consolida la evidencia de la
madurez de la materia organica y la distribucion de fluidos del Bloque Il al Bloque I.

Otro aspecto importante que se considera es la evaluacion e identificacion de los tipos de querégenos. Como se
discutié anteriormente, el Diagrama de Van Krevelen es la herramienta mas utilizada para evaluar el tipo de
querdogeno segun el HI y Ol. La Figura 19 muestra el diagrama de Van Krevelen para la CRB. Al analizar la

distribucion de HI y Ol en el diagrama, los querdgenos tipo Il, Il y IV son el tipo dominante a lo largo de la CRB.
Sin embargo, las formaciones objetivo para este estudio son las formaciones Molinos, La Luna y Aguas Blancas,
las cuales muestran una tendencia general de Tipo I, lll (propensa a petrdleo y gas) y una porcién de tipo IV.
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Figure 17. HI Distribution in the Cesar-Rancheria Bésin. Block |
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Figure 17. HI Distribution in the Cesar-Rancheria Basin. Block Il & IlI
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Después de identificar los tipos de querdgeno a lo largo de la CRB, se lleva a cabo el estudio de la reflectancia de
la vitrinita para concluir la evaluaciéon general de madurez de la materia organica. La Figura 20 presenta el % Ro
vs el HI en las muestras de la cuenca. Los valores altos de % Ro coinciden con el comportamiento esperado de
valores bajos de HlI; por lo tanto, como se puede observar, todo el espectro de fluidos hidrocarburos esta presente
en la cuenca, considerando el tipo de Querdgeno, reflectancia de vitrinita, Tmax y HI.
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Una vez evaluada e identificada la madurez de la materia organica y los fluidos en la CRB, se presentara una
descripcion de TOC, Contenido Normalizado de Aceite (NOC), valores S1 y S2 para la caracterizacion de cada
bloque.
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Figure 20. Vitrinite Reflectance vs HI.

Bloque | Gas o Gas Seco

En la parte inferior de la cuenca, los Miembros 1, 2 y 3 tienden a tener una mayor madurez de materia organica y
el fluido dominante es el gas o gas seco, como se menciond anteriormente. Para evaluar la riqueza de materia
organica se debe introducir el concepto de TOC, la Figura 21 presenta la distribucion de TOC en el Bloque | y
diferentes Miembros. Se puede observar un valor promedio de 3.91% y 3.14%, lo que significa, de acuerdo con los
valores de TOC establecidos anteriormente, que el Bloque | tiene una muy buena riqueza de materia organica. Sin
embargo, los valores de S1 y S2 deben considerarse para hacer una estimacién mas precisa (Dembicki, 2009).

La Figura 22 presenta los valores de S1 y S2 para el Bloque |, se pueden observar pequefios valores en ambas
variables, lo que confirma la madurez de la materia organica en este tramo de la cuenca. Ademas, se puede notar
una tendencia decreciente de 2,87 a 0,57 mgHc / gr roca en la variable S2 a mayores profundidades. Comparando
los valores de S1y S2, los valores de S2 son mas altos, lo que significa que el volumen de hidrocarburo generado
es mayor que el del hidrocarburo libre en la roca; por tanto, la materia organica todavia tiene un alto potencial de
generacion.

NOC se define como la relacion para identificar las zonas potenciales en la roca fuente y se puede calcular
dividiendo S1 sobre TOC. La Figura 23 muestra los valores promedio para cada Miembro en el Bloque |, donde se
pueden observar valores considerablemente bajos alrededor de 43.4 a 13.8 mgHc/grTOC debido a la presencia
dominante de hidrocarburos gaseosos en esta area.
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Figure 23. NOC distribution in Block I.

Bloque Il Gas Hiomedo y Condensados

La seccion media o el Bloque Il de la cuenca muestra una madurez de materia organica considerablemente baja y
diferentes fluidos en comparacién con el Bloque |. Con respecto al TOC en este bloque, se pueden notar valores
de 3.18% y 4.13% en la Figura 24, relativamente mas altos que el Bloque |, lo cual sigue la misma categoria de
muy buena riqueza orgéanica.

Los valores de S1 y S2 (Figura 24) también son considerablemente mas altos en relacion con el Bloque |. Los
valores de S2 estan entre 7.14 y 3.46 mgHc / gr roca, mientras que los valores S1 estan entre 1.84 y 1.62 mgHc /
gr roca. Se observa la misma tendencia que en el Bloque I, lo que significa que el Bloque Il también presenta un
alto potencial de generacion. Los valores de NOC tienden a ser superiores a los del Bloque |, debido al cambio del
fluido dominante en este tramo (gas humedo o condensados), los valores van de 55 a 45,1 mgHc / gTOC.
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IROC, me HC/ ¢ TOCTI

WELL 1

WELL 2 ! WELL3
67 SAMPLES 33 SAMPLES 189 CORE
{Unpreserved] [Unpreserved) SAMPLES (FRESH]

< 2223383

cnaam

NOC =51/TOC

Ratio to identify the
potential pay zones in the
hydrocarbon source rocks

- M 4 W W
Meoere.

- oSS RRE2

60

65

”“;5

20 & o =
fregamcy

Figure 24. TOC, NOC, S1 and S2 distribution in Block II.

26




Bloque lll Petréleo

El tramo superior de la cuenca o Bloque Il esta relacionado con hidrocarburos liquidos y el de menor valor de
madurez entre los demas bloques de la CRB. Los valores de TOC, S1y S2 se muestran en la Figura 25, los valores
de TOC son mas bajos que los del Bloque | y Il y varian entre 1,71% y 3,04%. En cuanto a los picos S1y S2, estos
dos valores siguen el mismo rango del Bloque Il y considerablemente mas alto que el Bloque I. EI TOC para el
Bloque Il cae en la categoria de los bloques anteriores en una muy buena riqueza y una roca de alto potencial de
generacion ya que los valores de S2 son significativamente mas altos que los valores de S1. En cuanto al NOC de
los miembros en este tramo de la cuenca, se puede observar un bajo incremento debido a la presencia de
hidrocarburos liquidos en este bloque, los valores se encuentran entre 63 y 42.7 mgHc / grTOC.
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Figure 25. TOC, Nod S1 and S2 distribution in Block Il1.

Analisis petrofisico

Es importante sefialar algunas de las propiedades petrofisicas de la CRB dado que pueden afectar el desarrollo y
explotacion de hidrocarburos. Variables como porosidad, fragilidad, mecanismo de almacenamiento y mineralogia
seran discutidas en diferentes secciones de la cuenca.

El Apéndice A muestra tres registros de pozos de diferentes secciones de la CRB. El primer registro de pozo es
del Bloque |, donde los valores bajos de TOC confirman la baja madurez en esta seccion. Se puede observar una
porosidad moderada de 5% y 10% en los Miembros 1, 2 y 3. El mecanismo de almacenamiento dominante en los
tres miembros es el gas libre, como se esperaba en los reservorios de lutitas; sin embargo, el gas adsorbido debe
tenerse en cuenta para analisis futuros. El track de mineralogia proporciona el volumen de arcillas, carbonatos,
silicatos, querégeno, gas y agua, una alta concentracion de carbonatos que se puede encontrar a lo largo de tres
miembros y el miembro 1 representa la mayor concentracion de querégeno y gas.

Uno de los parametros mas importantes a evaluar es la fragilidad de cada miembro, segun la fragilidad de los
miembros del track 1 y 2 son las rocas mas fragiles entre los objetivos y, por lo tanto, este valor convierte a los
miembros 1y 2 en las primeras opciones para los trabajos de fracturamiento en este pozo.

El segundo registro pertenece a un pozo del Bloque Il, donde las variables de porosidad y mecanismo de
almacenamiento tienen casi la misma tendencia y comportamiento que el registro anterior. La mineralogia tiene la
misma tendencia, pero, en este registro, el Miembro 2 contiene mas querégeno que la cantidad de querégeno
encontrada en el registro anterior. Los valores de TOC son mas altos que los del primer pozo. En cuanto a la
fragilidad en este registro, el mismo comportamiento en el Miembro 1 con poca diferencia en comparacion con el
Miembro 2.

28



Finalmente, la ultima pista corresponde a un pozo en el Bloque Ill de la cuenca, el tramo con menor madurez.
Considerando los hidrocarburos liquidos, no se exceptla de tener adsorcion como mecanismo de almacenamiento
en esta region. La mineralogia y la porosidad tienen la misma tendencia en comparacién con los otros bloques.
Los valores de TOC son considerablemente mas bajos en la seccion de la cuenca y el miembro 3 representa los
valores de TOC mas bajos en este punto. La fragilidad varia significativamente en relacién con los registros
anteriores, el Miembro 2 y el Miembro 3 son mas fragiles que el Miembro 1 en esta seccion de la cuenca.

Calculo de petroleo y gas in situ

Una vez realizada la caracterizacion de la roca madre y petrofisica, se realiza el calculo de los fluidos en sitio para
estimar el potencial de la cuenca. Dado que la CRB presenta el espectro completo de fluidos, se consideran
diferentes modelos para cada tipo de hidrocarburo (liquido, condensado, gaseoso) para estimar el volumen total
en sitio. Para los hidrocarburos gaseosos, se debe hacer una correccion de gas libre y gas adsorbido (modelo de
Langmuir) para evitar una sobreestimacion en el calculo (Ambrose, Hartman RC, Akkutlu y Clarkson, 2011), las
ecuaciones se muestran en el Apéndice B. Se debe contemplar el modelo de lutita debido a la presencia de
fracturas naturales en el yacimiento, lo que significa que la acumulacién de hidrocarburos debe calcularse en la
matriz de la roca y las fracturas.

El Apéndice B muestra el calculo de fluidos discretizados por bloque y considerando la correccién apropiada (Si
aplica); ademas, el resumen de los calculos de los hidrocarburos existentes por cada bloque de la cuenca. El
Bloque | donde el fluido dominante es gas seco tiene un total de 108.62 Tcf, debido a que se ha notado la presencia
de fracturas naturales, se debe considerar la acumulacion de hidrocarburos en las fracturas. Bloque Il con gas
humedo, presenta una acumulacion de 59.84 Tcf. En los bloques Il y IV, el petroleo es el fluido dominante, tienen
acumulaciones de 34,885 y 33,637 MMbbl, respectivamente. Para el Bloque IV, también se ha notado la presencia
de fractura natural; por lo tanto, como en el Bloque |, se considera el volumen de hidrocarburos en las fracturas.
Las acumulaciones anteriores aportan un total de 168,48 Tpc de gas y 68.522 MMbbl de petréleo en la CRB, una
importante acumulacion de hidrocarburos para fines de desarrollo y explotacion. Sin embargo, este calculo tiene
una considerable incertidumbre detras; por lo tanto, se necesitan mas actividades e investigaciones para confirmar
el potencial real de la cuenca.

Comparacion de la cuenca Cesar Rancheria con diferentes yacimientos analogos de Shales en todo el
mundo

Una vez realizada la estimacion geoquimica, petrofisica y de recursos, se realiza una comparacién para estimar
una idea del potencial de la cuenca con prospectos de Shales analogos y exitosos. Algunos reservorios de
Argentina y Canada son considerados por los resultados exitosos que se lograron en cada pais. El Apéndice C
presenta los yacimientos analogos en Argentina (Vaca Muerta) y Canada (Duvernay y Muskwa) con diferentes
valores de extension fisica, propiedades del yacimiento y recursos (Advanced Reserources International Inc, 2013).
Analizando los diferentes rangos de TOC, se presenta un rango cercano entre el 3.2% y el 5% en los tres
yacimientos que cae en la categoria de muy buena y excelente riqueza organica; mientras que, el rango de TOC
parala CRB va del 4.13% al 1.3% en las categorias de buena y muy buena riqueza organica, relativamente cercano
a los yacimientos mencionados anteriormente. En cuanto al% Ro, Tmax, madurez de materia organica y
distribucion de fluidos, se observa la misma tendencia en la CRB y los yacimientos analogos. La Figura 26 muestra
una comparacion de la distribucion de fluidos con Eagle Ford Shale, se observa una tendencia similar de los
liquidos en la formacion menos profunda y de los hidrocarburos gaseosos en las formaciones mas profundas. Por
lo tanto, la CRB presenta valores similares en la evaluacion de la roca madre en comparacion con algunos de los
ejemplos mas importantes de estos yacimientos, dando una idea de alto nivel de lo que se puede esperar en el
desarrollo de la cuenca.
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Desafios para el desarrollo de yacimientos no convencionales en Colombia

Uno de los intereses del gobierno nacional de Colombia ha sido el desarrollo de la exploracion y explotacion de
hidrocarburos en reservorios no convencionales. La Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH) ha firmado 13
bloques para la exploracién y produccién de hidrocarburos en rocas no convencionales, buscando el desarrollo de
la industria de petréleo y gas. Sin embargo, el Ministerio del Ambiente (Minambiente, 2019) y la Autoridad de
Licencias Ambientales (ANLA) establecieron en 2017 que el pais no esta listo para el desarrollo y explotacion de
este tipo de yacimientos, por lo que el Gobierno Nacional en el afio 2018, convocd un grupo de expertos y
académicos para conformar la Comisién Interdisciplinaria Independiente, con el objetivo de conceptuar sobre la
posible realizacién de la exploracion de yacimientos no convencionales mediante la utilizacién de la técnica de
fracturamiento hidraulico multietapa con perforacion horizontal.

En tal sentido, la Comision Interdisciplinaria Independiente presentd en el afio 2019 el “Informe sobre efectos
ambientales (bidticos, fisicos y sociales) y econémicos de la exploracion de hidrocarburos en areas con posible
despliegue de técnicas de fracturamiento hidraulico de roca generadora mediante perforacion horizontal’ con las
propuestas y resultados de su investigacion. Es asi como la Comisiéon dentro de sus conclusiones recomendo:
"avanzar con un proyecto piloto de investigacion integral (PPIl) primero, que tenga como finalidad generar
conocimiento y evidencias para tomar decisiones sobre la produccién comercial mediante esta técnica (Comision
Interdisciplinaria Independiente, 2019)." En respuesta a esta recomendacion, el Gobierno Nacional procedié a
expedir el Decreto 328 del 28 de febrero de 2020, con el propésito de establecer los lineamientos para adelantar
Proyectos Piloto de Investigacion Integral-PPII sobre Yacimientos No Convencionales - YNC de hidrocarburos con
la utilizacion de la técnica de Fracturamiento Hidraulico Multietapa con Perforacion Horizontal- FH-PH.

En la actualidad se encuentran en su Etapa Previa los proyectos piloto de investigacion integral Kalé y Platero en
la Cuenca Valle Medio del Magdalena. Durante esta etapa se completaran las actividades requeridas para la
preparacion del Estudio de Impacto Ambiental (EIA) que incluye estudios técnicos para caracterizar la linea base
ambiental en sus componentes bidtico, abidtico y socioeconémico, que consideran aspectos relacionados con:
calidad de aire, radioactividad, sismicidad, geologia, paisaje, uso de la tierra, hidrologia, hidrogeologia y aspectos
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relacionados con el desarrollo del componente social. Estos estudios se realizaran de acuerdo con los lineamientos
de la autoridad ambiental definidos para los PPII's en la Resolucion 0821 de 2020.

A continuacion, se presenta una descripcién general de las actividades que se realizarian en un Pozo de un
Proyecto Piloto de Investigacion en la Cuenca Cesar Rancheria, asumiendo que el pozo ya se encuentra perforado,
de acuerdo con el Articulo 4.1.4 de los Términos de Referencia.

Disposicion de Fluidos

El agua producida durante el periodo de fluido de retorno y dimensionamiento del yacimiento sera tratada para
remover impurezas como lo dicta el gobierno y los estandares adoptados por la industria. El sistema de tratamiento
de agua sera localizado en la plataforma del pozo.

Se utilizara un pozo inyector para manejar la disposicion del agua tratada. La localizacion del pozo inyector sera
determinada cuando se realicen estudios ambientales y de hidrogeologia.

Fuente de Agua

El Plan actual asume el agua del rio como fuente principal para las Operaciones de Fracturamiento Hidraulico. El
agua se tomara desde el Rio Rancheria a través de mangueras flexibles. Se utilizaran bombas de agua en los
puntos de captacion de agua del rio. El agua se tratara para eliminar impurezas, tales como los sélidos, y también
se aplicara inhibidor de incrustaciones y biocidas antes de su uso para la estimulacion hidraulica. El agua se
almacenara en tanques con una capacidad de hasta 60.000 barriles. La cantidad de descarga de agua extraida
del rio se basara en los lineamientos del permiso ambiental. La duracion de la toma de agua del rio se basara en
el tiempo necesario para completar la estimulacion del Fracturamiento hidraulico.

Plan de Fracturamiento Hidraulico

Las Operaciones de Fracturamiento Hidraulico comenzaran con el RU (Rig Up/ montaje) del taladro de workover
en cabeza de pozo. Se utilizara un equipo de workover o de coild tubing para la limpieza del tapén de llenado de
la profundidad de la tuberia (PBTD) en el revestimiento de produccion. El taladro de workover se reemplazara con
un sistema de Fracturamiento hidraulico (frac stack). La primera etapa (toe) se abrira mediante la activacion de la
superficie o la perforacion en el fondo del pozo. Se utilizara un camiéon de bombeo para realizar una prueba de
diagnostico de inyectividad de fractura (DFIT) bombeando aproximadamente 20 barriles de agua tratada a baja
velocidad (aproximadamente 10 bpm). El pozo se cerrara y la medicion de la presion en la superficie se realizara
durante un periodo de tiempo prolongado (generalmente de dias a semanas) hasta que se recopilen datos
suficientes. Se desmovilizara el equipo de workover. El equipo de superficie (tanques de agua de origen, tanques
de Fracturamiento, colectores, motores de montafias, bombas, cable, aditivos quimicos y trazadores, etc) se
instalara en la plataforma del pozo. El plan de Fracturamiento Hidraulico esta previsto para 20 etapas sobre la
lateral de aproximadamente 4000 pies. Por cada etapa, se planea bombear arena de malla 100, arena 40/70 y
arena recubierta de resina 40/70 al fondo del pozo utilizando una secuencia de fluidos consistentes con el disefio
de Fracturamiento Hidraulico final. El objetivo total de colocacion de arena es de aproximadamente 2500 Ib/ft de
propante y aproximadamente 80bbl/ft de fluido de Fracturamiento por unidad de longitud del intervalo de
Fracturamiento hidraulico. Entre las etapas de Fracturamiento, el aislamiento se lograra bombeando un tapon hacia
abajo con wireline con las perforaciones de la siguiente etapa adjuntas (método de “plug & perf’). Se colocan los
tapones de puente solubles y/o compuestos, y la siguiente etapa se perforara mientras se saca del orificio. La
siguiente etapa se fracturara hidraulicamente y esta secuencia alterna continuara hasta que se completan todas
las etapas. (Propuesta EXXON MOBIL PPII)

Durante todas las operaciones de Fracturamiento Hidraulico se utilizara el monitoreo de sismicidad en tiempo real.
Si ocurre un evento sismico mientras se realizan las operaciones de Fracturamiento hidraulico, se seguiran los
lineamientos indicados por el Servicio Geolégico Colombiano-SGC y dependiendo de la magnitud, podria incluir
detener prematuramente una etapa de fractura o suspender las operaciones por completo hasta que la situacion
pueda analizarse mas a fondo.

Luego de la finalizacion de las operaciones de Fracturamiento, se planea desmovilizar el equipo de Fracturamiento
superficial y se introducira “Coild Tubing” de 2 pulgadas para perforar los tapones de Fracturamiento compuestos
y limpiar la lateral hasta PBTD. El equipo de fluido de retorno se conectara al pozo. El pozo sera traido a produccion
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a través de la tuberia de revestimiento de produccién hasta el equipo de fluido de retorno de superficie para
recolectar el agua de fractura y los sélidos de este fluido. Cuando el corte de arena y agua alcance las tasas
objetivas y en caso de que haya presencia de hidrocarburos, se instalara la tuberia de produccion (Probablemente
de 2-7/8” segun las tasas de flujo anticipadas) junto con el arbol de produccion. (Propuesta EXXON MOBIL PPII)

Fluido de Retorno

El programa de fluido de retorno en un pozo horizontal de multiples etapas ocurre después de la estimulacion del
Fracturamiento Hidraulico en preparacion para producir petréleo, gas y agua. La duracién del programa de fluido
de retorno dependera del volumen de agua y arena que se haya bombeado durante el Fracturamiento Hidraulico,
la estrategia de manejo de choque y de la respuesta general del yacimiento.

Para el pozo en cuestidon se propone una estrategia 6ptima de manejo de choque donde analizaremos en detalle
la respuesta del yacimiento en funcién de los siguientes parametros: caudal de flujo de petréleo, caudal de flujo de
gas, caudal de flujo de agua, presiéon en boca de pozo y temperatura en boca de pozo. Estos parametros se
utilizaran para evaluar el indice de productividad y el comportamiento de reduccion de presion durante el periodo
de fluido de retorno. Es importante tener una estrategia 6ptima de manejo de choque para proteger la geometria
de la fractura después de la estimulacién, controlar el retorno de arena y comenzar a evaluar el area de drenaje.

Con base en la cantidad de arena y fluido que se bombeara durante el Fracturamiento Hidraulico, se espera que
el programa de retorno dure menos de 60 dias. Basandonos en experiencia de no convencionales en los Estados
Unidos, esperamos que el pozo devuelva alrededor del 30% del fluido de estimulacion mas o menos. Si hay
presencia de hidrocarburos, el flujo del agua predominara durante los primeros dias hasta que el petréleo y el gas
comiencen a fluir y la presiéon de yacimiento comience a reducirse. (Propuesta EXXON MOBIL PPII)

Dimensionamiento del Yacimiento

Si la presencia de hidrocarburos es encontrada, se realizara el dimensionamiento del yacimiento para estimar el
Area de drenaje después del proceso de fluido de retorno del pozo. Durante esta fase se evaluara los siguientes
parametros: caudal de flujo de petroleo, caudal de flujo de gas, caudal de flujo de agua, presién en boca de pozo
y temperatura en boca de pozo. Estos parametros se aplicaran en el analisis y calculo de las fracturas en direccion
vertical y horizontal. Las dimensiones estimadas de la geometria de la fractura en la direccion horizontal y vertical
se calcularan utilizando “Fractura de Longitud Media (XF)” y “Altura de la Fractura (H)". La efectividad del
Fracturamiento Hidraulico determinara la extension del area y el volumen asociados con el drea de drenaje del
pozo. Esta area se basara en la “geometria efectiva” que se define como el area donde el propante y el fluido han
contactado el yacimiento y muestra un alto grado de conductividad de fractura y una region de permeabilidad
mejorada. (Propuesta EXXON MOBIL PPII)

Para estimar el area de drenaje, se realizaran dos analisis de forma independiente para validar los calculos de
area y volumen: Analisis de Velocidad Transitoria (RTA) y Simulaciéon de Yacimientos. Con base en estos dos
analisis numéricos, se calculara el area de drenaje estimada y el dimensionamiento del yacimiento. El tiempo
minimo de produccién para evaluar el dimensionamiento del yacimiento es de seis a nueve meses después de
finalizar el periodo de fluido de retorno.

Ademas, se utilizaran trazadores quimicos para evaluar si todas las etapas en el pozo horizontal estan produciendo
y, por lo tanto, ayudaran a verificar la efectividad del Fracturamiento Hidraulico.

Conclusiones

La evaluacion de materia organica en los Miembros 1, 2 y 3, considerando diferentes valores como TOC, HI,
Reflectancia de Vitrinita, NOC y Tmax, brindan una excelente informacion y caracterizacion de la cuenca. A partir
de los resultados de la evaluacion geoquimica, se observa la presencia del espectro completo de fluidos a lo largo
de la CRB. A partir de estos estudios, se obtienen valores significativos de contenido de materia organica, riqueza
y calidad. Considerando la petrofisica de las variables de la cuenca como la porosidad, el mecanismo de
almacenamiento (gas libre y gas absorbido) y la fragilidad, dan una idea sobre la efectividad en los trabajos de
fractura y el prondstico de produccion. La integracion de la informacion anterior con el calculo de fluidos
presentados en la cuenca, que consider6 el volumen de hidrocarburos en matriz, las fracturas (si se presentan) y
la correccién de gas adsorbido, brindan una idea general del potencial en la cuenca relacionado con la presencia
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y calidad de los hidrocarburos explotables y areas potenciales en la cuenca. Al comparar algunos de los parametros
anteriores de la CRB con reservorios analogos en todo el mundo, se logra una coincidencia muy significativa, lo
que demuestra una idea general de los recursos de la cuenca. Sin embargo, si el gobierno no decide o establece
una regulacién clara para el desarrollo de los yacimientos no convencionales, no sera posible explorar el potencial
de la CRB ni ninguna region del pais, lo que traera un problema considerable para las reservas y la economia
nacional.
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Appendix B

Original Oil and Gas in Place Calculation

00IP = 7758
G,=G,+G,
1-S.)—
G, =32.0368 H=Su)-d0
png

4, =1318x10° M 22(G,)
Ps

p
G,=G
st p+tpp

Gt = total gas storage capacity, sct/ton
Gr = free gas storage capacity, scf/ton
G, = adsorbed gas storage capacity, scf/ton
G;L = langmuir storage, scf/ton
¢a= sorbed phase porosity fraction,
dimensionless

(A*h*¢=*S,)

G, =32.0368

o

#(1-5,)-1318x1075 M &(@

Py P+PL)+ Gy p
PyB, pP+pL

_ 43,560Ahp, [(b(l -5, 1318x107°M ( Vi, )}
f By P, Py Pt

Equation retrieved from GLGY 655 Notes Winter Term 2019

pv=bulk rock density, gr/cm?
ps= sorbed phase density, gr/ cm?
M=molecular weight, Ibm/Ibmole
PL= langmuir pressure, psi
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Block |

Block Il

Block Il

TOTAL

Block IV

MEMBER

Oil and gas in Place Summary

4,484

Unconventional - - 28.59 28.59 70.11 98.70
FR - = - 9.91 9.91

TOTAL - - 28.59 28.59 80.03 108.62
Unconventional - - 18.63 18.63 41.21 59.84
TOTAL - - 18.63 18.63 41.21 59.84

BLO 4 4 4 05.40
Unconventional 8,558 26,328 34,885 - 34,885
- 8,558 26,328 34,885 - 34,885

Unconventional 17,392 2,207 - 19,599 - 19,599
= 14,038 - - 14,038 - 14,038

O 31,430 2,207 - 33,637 - 33,637
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BLOCK

Structural

complexity ca 2 () Total ca Total
- ] 271 271 971 12.42
[0.17-0.83] = [0.17-0.83] | [0.16-0.84] | [0.17-0.83]
Reservoir o ) ) 1.14 1.14
1 8 [0.17-0.83] | [0.09-0.41]
il ] ] 271 271 10.85 1356
[0.170.83] | [0.17-0.83] | [0.17-0.83] | [0.17-0.83]
Low ] ] 1128 1128 3115 4243
[0.220.78] = [0.22:0.78] | [0.22-0.78] | [0.22-0.78]
Reservoir High : ; : : 3.81 3.81
2 & [0.22-0.78] | [0.11-0.39]
GAS IN PLACE (Tcf) . ] ] 1128 1128 34.96 16.23
[0.220.78] | [0.22-0.78] | [0.22-0.78] | [0.22-0.78]
—— o ] ] 7.24 7.24 1357 20.81
1% Sorbed - % Free] _ [0.340.66] = [0.34-0.66] | [0.35-0.65] | [0.34-0.66]
Reservoir . 1.89 1.89
3 et . . . . [0.37-0.63] | [0.18-0.32]
_ ] ] 7.24 7.24 15.45 27
[0.34-0.66] | [0.34-0.66] | [0.35-0.65] | [0.34-0.66]
Low ] ] 7.36 7.36 15.69 23.05
[0.34-0.66] [0.34-0.66] | [0.27-0.73] | [0.30-0.70]
Reservoir - 3.08 3.08
4 Hig . . . [0.21:0.79] | [0.11-0.39]
- ] ] 7.36 7.36 18.77 26.13
[0.34-0.66] | [0.34-0.66] | [0.26-0.74] | [0.30-0.70]
Low 5 9 7
TOTAL GAS IN PLACE Tef High
Total

Block | Volume in Place Calculation

BLOCK II
Structural

complexity a Total ca Total
= ) 0.71 0.71 247 318
[027-0.73]  [0.27-0.73] | [0.270.73] | [0.27-0.73]
Reservoir High _ B
1
- 0.71 0.71 247 3.18
o [0.27073] | [0.27-0.73] | [0.27-0.73] | [0.27-0.73]
o ) ) 6.00 6.00 1825 2.5
[027-0.73] | [0.27-0.73] | [0.270.73] | [0.27-0.73]
Reservoir .
GAS IN PLACE (Tcf) 2 High ] ] ] ] ]
- ] 6.00 6.00 1825 24.25
[027-0.73] | [0.27-0.73] | [0.270.73] | [0.27-0.73]
- ) ) 2.59 259 6.78 937
Total Gas _— [0.36-0.64] [0.36-0.64] | [0.35-0.65] | [0.36-0.64]
x eservoir
[% Sorbed - % Free] 3 High ) 3 B A A
— ] 2.59 2.59 6.78 937
ot [0.36-0.64] | [0.36-0.64] | [0.35-0.65] | [0.36-0.64]
- ) ) 9.33 9.33 1372 23.04
[0.24-0.76]  [0.12-0.38] | [0.24-0.76] | [0.18-0.57]
Resirvow High ) : }
o ] 9.33 933 13.72 23.04
os [0.24-0.76] | [0.12-0.38] | [0.24-0.76] | [0.18-0.57]
TOTAL GAS IN PLACE Tef

Block Il Volume in Place Calculation

18.63

4121

59.84
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BLOCK I

Structural
complexity
Low - 133 597 730
Reservoir High | ] 1
1
Total - 133 597 730
Low - 3,185 16,173 19,358
Reservoir High i 1 1
2
Total - 3,185 16,173 19,358
OIL IN PLACE (MMbbI)
Low - 939 3,482 4,420
Reservoir High ] ] l
3
Total - 939 3,482 4,420
Low 4 4,301 6,076 10,377
R .
esirvow High | ] ]
Total - 4,301 6,076 10,377
TOTAL OIL IN PLACE

Block Il Volume in Place Calculation

BLOCK IV

Structural

complexity c2 Total
1,190 107 - 1,297
Reservoir High 1,113 - - 1,113
1
Total 2,302 107 - 2,409
Low 6,370 595 - 6,965
Res:m" High 5,751 . . 5,751
Total 12,121 595 - 12,716
OIL IN PLACE (MMbbl)
Low 3,226 444 - 3,670
Reservoir
3 High 2,584 - - 2,584
Total 5,810 444 - 6,254
Low 6,606 1,061 - 7,668
Reservoir )
" High 4,591 - - 4,591
Total 11,197 1,061 - 12,258
TOTALOIL IN PLACE MMbbl
33,637

Block IV Volume in Place Calculation
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Appendix C

Basin/Gross Area Metiquon heuguen
g (66,900 mi?) (66.900 mi’)
= Shale Formation Vaca Muerta Vaca Muerta
> Geologic Age U. Jurassic - L. Cretaceous U. Jurassic - L. Cretaceous
Depositional Environment Maring Marine
£ |Prospective Area (mi%) 4,840 3,270 3,550 4,840 3,270
S [rhickness @ [or92nically Rich] 00 o ot oo il
5 Net 325 325 325 325 325
8, Depth (f) Interval 3,000-9,000 | 4,500-9,000 | 5,500 -10,000 [ 3,000 - 9,000 4,500 - 9,000
= Average 5,000 6,500 3,000 5,000 6,500
T | o Highly Highly Highly I1.ghly 1 lighly
S g Overpress. Overpress. Overpress. Qverpress Overprass
5 g |Average TOC (wt. %) 5.0% 5.0% 5.0% 5.0% 50%
&€ 2 |[Thermal Maturity (% Ro) 0.85% 1.15% 1.50% 0.85% 1.15%
Clay Content Low/Medium Low/Medium Low/Medium ow/Medium Low/Medium
- Gas Phase Assoc. Gas Wel Gas Dry Gas Qil Condensata
£ |GIP Concentration (Befimi®) 66.1 185.9 302.9 /1.9 22.5
2 Risked GIP (Tcf) 192.0 364.8 645.1 226.2 44.2
Risked Recoverable (Tcf) 23.0 91.2 193.5 13.57 2.65
Vaca Muerta Shale Gas and Oil Properties.
East and West Shale Basin NW Alberta Area
Basin/Gross Area : g
g (50,500 mi?) (33,000 mi°)
= Shale Formation Duvernay Muskwa
a Geologic Age U. Devonian U. Devonian
Depositional Environment Marine Marine
g Prospective Area (mi®) 13,000 7.350 2,900 12,500 6,600
= . Organically Rich 45 60 70 70 112
= Thickness (it
= ® 41 54 63 25 78
2 th (ft) Interval 7,500 - 10,500 § 10,500 - 13,800 13,800 - 16,400 | 3,300 - 8,200 | 3,900 - 8,200
= P Average 3,000 11,880 15,000 5,100 4,602
« IR - Highly Highly Highly Mod. Mod.
5 -g iy Overpress. Overpress. Overpress. Overpress. | Overpress.
g g |Average TOC (WM. %) 3.4% 3.4% 3.4% 3.2% 3.2%
2 5_9 Thermal Maturity (% Ro) 0.90% 1.15% 1.50% 0.90% 1.10%
Clay Content Low Low Low Low Low
o [GasPhase Assoc. Gas | WetGas Dry Gas | Assoc. Gas | WetGas
S |cIP Concentration (Betimi®) 12.0 47.4 63.8 46 34.2
2 |risked GiP rcp 109.1 244.1 129.5 29.0 112.7
Risked Recoverable (Tcf) 13.1 61.0 38.8 29 28.2
Duvernay and Muskwa Shale Gas Properties.
BachvCioss Ares East and West Shale Basin NW Alberta Area
2 (50,500 mi?) (33,000 mi?)
e Shale Formation Duvernay Muskwa
a Geologic Age U. Devonian U. Devonian
Depositional Environment Marine Marine
g Prospective Area (miz) 13,000 7,350 12,500 6,600
= - Organically Rict 45 60 70 112
B Thickness (ft
= ® Net 11 54 25 78
B Depth (ft) Interval 7,500 - 10,500 | 10,500 - 13,80(] 3,300 - 8,200 | 3,900 - 8,200
£ P Average 9,000 11,880 5,100 4,602
~ g2 |Reservoir Pressure Highly nghlyr . Mod. Mnd.z ,
S = Overpress. Overpress. Overpress. Overpress.
S 3 [Average TOC (wt. %) 3.4% 3.4% 3.2% 3.2%
v
A 2 Thermal Maturity (% Ro) 0.90% 1.15% 0.90% 1.10%
Clay Content Low Low Low Low
- Oil Phase Oil Condensate Oil Condensate
§ OIP Concentration (MMbbl/mi®) 7.1 0.5 6.4 0.7
2 |Riskea 0IP B bbi) 64.2 2.6 40.0 2.4
Risked Recoverable (B bbl) 3.85 0.16 2.00 0.12

Duvernay and Muskwa Shale Oil Properties.
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