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RESUMEN

El area de estudio se encuentra ubicada en la parte noroeste del territorio colombiano.
Juntas estas cuencas abarcan poco mas de 78.000 km?2 y se encuentran separadas por
el sistema de fallas de Romeral. Como principal objetivo se crearon mapas de
distribucion de COT en las cuencas mediante el uso de registros de pozos. Para tal
fin, se procedio a crear registros de Carbono Organico utilizando las metodologias
propuestas por Passey y Huang para asi conocer la continuidad lateral y vertical de la
riqgueza organica de cada uno de los pozos. Como resultado se obtuvo que la
metodologia de Passey mostrara mejores correlaciones en mas del 80% de los pozos,
de las dos cuencas estudiadas se obtuvo una mejor densidad de datos referente a
registros de pozos y andlisis geoquimicos en la cuenca del Valle Inferior del
Magdalena, esto permitié poder generar los mapas de tendencia regional de COT en
dicha cuenca, la subcuenca San Jorge presenta valores de Carbono Organico mas
altos debido a que se encuentra menos evoluciona térmicamente que la subcuenca de
Plato.
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INTRODUCCION

En los dltimos afios se han generado diferentes métodos para calcular la
continuidad lateral y vertical del Carbono Organico Total (COT) mediante perfiles de
pozos. En la subcuenca San Jorge perteneciente a la cuenca del Valle Inferior del
Magdalena se aplicaron métodos petrofisicos no convencionales a rocas de edad
Oligoceno Tardio y Mioceno Temprano-Medio con el objetivo de evaluar el potencial
generador de gas en lutitas, en dicho estudio se aplicaron varios métodos de
solapamiento de registros utilizados para conocer la extension vertical y lateral del
COT y poder generar mapas de calidad de roca. Los métodos utilizados produjeron
buenos resultados de calibracion entre la curva creada mediante registros y los datos
de las muestras de roca analizadas en laboratorio (Castillo, L. 2012).

La siguiente investigacion se basa en realizar un analisis geoquimico
convencional mediante la elaboracién de gréaficos cruzados para evaluar las
caracteristicas geoquimicas de las rocas. Hacer un andlisis geoquimico no
convencional aplicando los métodos DlogR y “Bulk Density” para ser capaz de
generar mapas de tendencia regional de COT con datos del método con mejor
calibracion y lograr identificar las areas con mejor calidad de roca para la generacién

de hidrocarburos.

Para tal fin se recopil6 informacién mediante la revision de tesis de grado,
informes técnicos, papers, entre otros, para poder jerarquizar datos mediante la
distribucion de pozos con informacion de registros y datos de geologia disponibles en

el area de estudio.



CAPITULO |
SITUACION A INVESTIGAR

1.1 Situacion u objeto de estudio

En la actualidad la geoquimica organica tiene mucha importancia en el analisis
de cuencas debido a que integrar todos los elementos que constituyen el sistema
petrolero (Roca madre, reservorio y sello) junto a los procesos de generacion,

expulsion, migracion y preservacion de los hidrocarburos y la existencia de trampas.

La estimacion del Carbono Orgéanico Total (COT) es uno de los puntos de
partida en todo estudio de geoquimica ya que permite establecer la riqueza organica
que poseen las rocas a fin de generar cantidades comerciales de hidrocarburos. Esta
medida del COT puede obtenerse a través de analisis directos de muestras de rocas,
sin embargo, su continuidad vertical se ve limitada debido a que depende de la rata de
muestreo. Por tal razén, en los ultimos afios se han venido aplicando diversas
metodologias que permiten estimar el COT de forma continua mediante el uso de
perfiles de pozos, bien sea de forma cualitativa o cuantitativa.

El uso de estas herramientas en las cuencas ubicadas al norte de Colombia
permitiria generar mapas de riqueza organica a nivel regional que son Utiles para
entender el origen de las diversas acumulaciones de crudo y gas que han sido
descubiertas hasta ahora y puntualizar los esfuerzos en aquellos volimenes que adn

no han sido descubiertos.



1.2 Objetivos de la investigacion

1.2.1 Objetivo general

Estimar Carbono Orgéanico Total (COT) mediante el uso de perfiles de pozos en
las cuencas de Sin0-San Jacinto y el Valle Inferior del Magdalena.

1.2.2 Objetivos especificos

1. Revisar las diferentes metodologias para el analisis de Carbono Organico

mediante perfiles de pozos.

2. Realizar un inventario de los pozos con perfiles disponibles para la
estimacién de COT.

3. Aplicar al menos dos de las metodologias para la estimacion de Carbono

Orgénico Total tomando en cuenta la informacion de perfiles disponibles.

4. ldentificar las areas con mejor calidad de roca para la generacion de

hidrocarburos mediante un mapa de tendencia regional de Carbono Organico Total.

1.3 Justificacion de la investigacion

1. Disponibilidad de la data para el estudio

2. No implica costo adicional de licenciamiento

3. Se generaria uno de los inputs principales para el modelado de cuencas



4. Permitiria comparar diferentes metodologias para estimar COT

1.4 Limitaciones

Ninguna.



CAPITULO II
GENERALIDADES

2.1 Ubicacion geografica del area

La cuenca de Sinu-San Jacinto se ubica al norte de Colombia y comprende un
area de 38.500 km? aproximadamente. Se encuentra limitada geol6gicamente de la
siguiente manera: al este por el sistema de fallas de Romeral (SFR); al norte y
noroeste por la costa del Caribe; al oeste, por el sistema de fallas de Uramita (SFU) y
al sur, por la Cordillera Occidental (COC) (ANH, 2007) (Figura 2.1).

Rasgos estructurales de la cuenca
Sinu-San Jacinto

R.F.S Sistema de fallas de Romeral
WC  Cordillera Oeste
U.E.S Sistema de fallas de Uramita

Figura 2.1 Ubicacion de la cuenca SinG-San Jacinto y los principales rasgos
estructurales (Modificado de ANH, 2007)



La cuenca del Valle Inferior del Magdalena (VIM) se encuentra ubicada al
noroeste de Colombia, se extiende desde la Serrania de San Lucas y la region del
Sinu en el sur hasta Barranquilla en el norte, y desde el Macizo de Santa Marta en el
este hasta los montes de Maria en el oeste. Posee una extension de 41.865 kmz.
Geoldgicamente se encuentra limitada de la siguiente manera: al norte, noreste, oeste
y suroeste con el Cinturén Plegado de San Jacinto; al sureste, por el sistema de fallas
de Santa Marta (SFSM); al sur, por la Serrania de San Lucas y la Cordillera
Occidental (COC) (ANH, 2011) (Figura 2.2).

oW

12°00N

Ubicacion regional de la cuenca del Valle
Inferior del Magdalena

LMV Valle Inferior del Magdalena
UMV Valle Superior del Magdalena
VMM Valle Medio del Magdalena

v CCC Cordillera central
. 1t| COR  Cordillera Oriental
COC Cordillera Occidental
MA  Meérida Andes
PA Perija Andes
SMM Macizo de Santa Marta
SJFB Cinturén Plegado de San Jacinto
SSL Serrania de San Lucas

00N

IOUN

72°00W

Figura 2.2 Ubicacion Regional de la Cuenca del Valle Inferior del Magdalena
(Modificado de ANH, 2011)



- o LEYENDA

VIM Valle Inferior del Magdalena
w B.S.MLF Sistema de fallas de Bucaramanga-Santa Marta
R.FS Sistema de fallas de Romeral
CcC Cordillera Central
w WC Cordillera Occidental
U.ES Sistema de fallas de Uramita
E.S.E.S Sistema de fallas Espiritu Santo
SL Serrania de San Lucas

Figura 2.3 Cuencas Valle Inferior del Magdalena y SinG-San Jacinto (Modificado
de ANH, 2007)

2.2 Evolucién tectonica del Caribe

Para definir la evolucién tecténica del Caribe existen diferentes teorias, estas
teorias se encuentran en acuerdo sobre la evolucién de la region del Caribe cuando se
trata de sus partes inicial (Jurasico) y final (Cenozoico), mientras que en la etapa del

Cretacico permanece el debate.

Los planteamientos realizados para describir la evolucion tectonica del Caribe
son los siguientes: Modelo del Pacifico y el Intra-América, el primero supone la
creacion de la placa Caribe en alguna zona del Pacifico y luego se desplazé al lugar
donde se encuentra en estos momentos, mientras que el segundo modelo supone que
la placa Caribe se formd entre las placas Norteamericana y Suramericana. EI modelo
utilizado para explicar la evolucidn tectonica del Caribe seré el propuesto por Pindell
& Kennan (2001).



El modelo de Pindell & Kennan (2001) propone que la evolucion del Caribe
comienza con un rift Jurasico al oeste de Pangea. Para este tiempo los continentes de
Africa, América del Sur y América del Norte se encontraban unidos, y el bloque de
Yucatan se encontraba sobrepuesto frente a la actual costa de Texas. En el Jurasico
Medio comienza el periodo de rifting en el Golfo de México (GM) junto con la
apertura del Atlantico. EI mar ingres6 al GM a partir del suroeste. A comienzos del
Jurasico Superior ya América del Sur se habia separado lo suficiente de América del
Norte (Figura 2.4).
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Figura 2.4 Reconstruccion de la evolucion del Caribe en el Calloviense-Oxfordiense
(Modificado de Pindell & Kennan, 2001)

Para el Cretacico hace aproximadamente 130 Ma Yucatan llega a su posicion
final y se reorganiz6 en su sistema de ridge Proto-caribe, unido al back-arc
Andino/Colombiano con el sistema de ridge Atlantico. Para este periodo finaliza el
spreading sobre el GM (Figura 2.5).
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Figura 2.5 Reconstruccion de la evolucién del Caribe para el Cretacico Inferior
(Modificado de Pindell & Kennan, 2001)

Hace unos 120 Ma durante el Aptiense se presenta una inversién en la direccion
de subduccion de la placa del caribe con respecto a las Américas, esto causado por la
aceleracion del spreading Atlantico. Ademas, se inicia el comportamiento del arco
convergente en el sistema de arco cordilleriano desde el Pert hasta Canada (Figura
2.6).

Alrededor de 84 Ma en el Campaniense, comienza a disminuir drasticamente la
taza de spreading del Proto-Caribe, esto produce entre las placas de América del Sur
y la placa del Caribe un limite mas compresivo. Vinculado a esto se genera un
levantamiento de las Cordilleras Centrales de Colombia y Ecuador (Figura 2.7).
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Figura 2. 6 Reconstruccion de la evolucion del Caribe para el Aptiense Inferior
(Modificado de Pindell & Kennan, 2001)
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Figura 2.7 Reconstruccion de la evolucién del Caribe para el Campaniense
Inferior (Modificado de Pindell & Kennan, 2001)
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En Colombia el bloque de Antioquia se levanta y migra hacia el noreste, siendo
fuente de sedimentos para las cuencas del valle Medio y Superior del Magdalena. La
triple union entre Panama y Colombia habia migrado para ese tiempo ya por Peru y se

encontraba al lado de Ecuador.

Para el Paleoceno en el antiguo margen pasivo del norte de América del Sur se
mantenia en marcha la subduccién del Proto-Caribe. Se crean las cuencas back-arc de
granada y Yucatan por la expansion del Gran Arco en la amplia cuenca del océano
Proto-Caribe. Durante el paleoceno Tardio y el Eoceno Temprano se da una colision
de la parte norte de la placa del Caribe (Cuba) con la plataforma de las Bahamas
(Figura 2.8).

100 8o 70 60
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Figura 2.8 Reconstruccion de la evolucion del Caribe para el Paleoceno Tardio
(Modificado de Pindell & Kennan, 2001)
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En el Eoceno Medio se origina la Garganta Caiméan debido a la colision de Cuba
y el continuo movimiento relativo de América del norte y el Caribe que hicieron que
la placa del Caribe se desplazara mas hacia el este. Como resultado de esto, la triple
unién entre Panama y Colombia interrumpe su migracion hacia el norte y permanece
fija por el resto del Terciario en un punto al oeste del Valle Superior del Magdalena.
Entre el Eoceno Temprano y el Eoceno Medio se forma el prisma de acrecién de San

Jacinto al norte de Colombia (Figura 2.9).

Para el oligoceno Inferior la cuenca de Yucatan se encuentra unida a América del
Norte. En este mismo tiempo se da la forma de oroclinal a Panama debido al
levantamiento de la parte sur de la Cordillera Central, lo cual generd la cuenca
foredeep de gualanday en el Valle Superior del Magdalena y el escape tectonico de

bloques del basamento de Panama para el noroeste.
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Figura 2.9 Reconstruccion de la evolucion del Caribe para el Eoceno Medio
(Modificado de Pindell & Kennan, 2001)
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Alrededor de 23 Ma, La placa Farallon se divide en la Placa de Cocos, al norte, y
en la placa de Nazca, al sur. Durante el Mioceno Temprano los desenvolvimientos del
oligoceno continuaron. Se generd un choque mas violento entre Panama y Colombia

lo cual hizo que el bloque de Maracaibo se desplazara hacia el noreste (Figura 2.10).
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Figura 2.10 Reconstruccion de la evolucion del Caribe para el Mioceno Medio
(Modificado de Pindell & Kennan, 2001)

En el Mioceno Tardio la placa del Caribe experimentd un cambio en su direccion
de movimiento con respecto a América del Sur y pas6 de un azimut de 105° a 85°, lo

que hizo con la parte sureste del Caribe pasara a comportarse de forma transtensional.
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2.3 Evolucion tectonica del Valle Inferior del Magdalena (VIM)

La zona geografica donde se encuentra el Magdalena Inferior (MI) estuvo
durante mucho tiempo sometida a una evolucion tectonica muy compleja de Rifting,
Back-arc y acrecion del Jurdsico al Nedgeno, antes de su apertura a partir del
Oligoceno al reciente (ANH, 2011).

Sobre la evolucion tectonica del MI se han propuesto diferentes procesos
(Tabla 1). Donde muchos autores coinciden en que la evolucion fue en multiples
fases. Las cuales se resumen de acuerdo a ANH, 2011.

2.3.1 Fases evolutivas

2.3.1.1 Rift del Jurésico

La evolucion del MI se debe entender al menos desde el Periodo Jurésico,
cuando gruesos levantamientos estructurales fueron implantados como Graben de
gran angulo relacionados con fallas normales, producido por la extension de la
corteza durante la fase de Rifting que separaba la placa continental de América del
Sur de Chortis y la placa continental de Norteamérica (Pindell y Kennan, 2009 en
ANH, 2011) lo cual perjudicd la parte norte y noroeste de Suramérica. Se realizaron
eventos tectonicos posteriores del sistema de fallas de Rifting del Jurasico que se han
descrito en los Andes de Mérida (Bonini y Kellogg, 1984 & Lugo y Mann, 1995 en
ANH, 2011), en la Cordillera Oriental de Colombia (Cooper et al., 1995 en ANH,
2011), los Andes de Perija (Kellogg, 1984 en ANH, 2011). Pindell y Kennan, (2009)
en ANH (2011) describen lineamientos de Rift cerca de la actual region del Ml de
alrededor de 190-158 Ma, cuya zona de fallas pudo haber dejado lineamientos de
rumbo norte que facilitaria posteriormente a la antigua corteza del CPSJ y el Ml

realizar un movimiento dextral. Segin los modelos geofisicos presentados por Ceron,
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(2008) en ANH, (2011) y las observaciones de campo hechas por Bermudez et al.,
(2010) en ANH, (2011) tanto el MI como el CPSJ descansa por debajo ya sea una

corteza continental o de transicién delgada.

2.3.1.2 Cretécico (Campaniano Sup.) Back-arc

En el Cretécico Inferior se lleva a cabo una subduccion activa y la acumulacién
diagonal de la corteza del Proto-Caribe, en el Cretacico Superior se efectda la colision
oblicua de la placa oceénica del Caribe descrita al oeste de Colombia, recientemente
por Moreno-Sanchez et al., (2003) en ANH (2011).

Durante el Maastrichtiano al Paleceno se genera el levantamiento de los
terrenos de San Lucas y Valdivia-Cajamarca de la CCC (Cediel et al., 2003 en ANH,
2011).

2.3.1.3 Paleoceno y Eoceno

Segin ANH, 2011 para estos periodos se lleva a cabo la amplia inversién
tectonica a lo largo del CPSJ. También durante este periodo se realiza la
convergencia oeste-este y la subduccion del Pacifico-Caribe que cambi6 la

transtension dextral hacia el norte (Pindell y Kennan 2009 en ANH, 2011).

2.3.1.4 Oligoceno Temprano-Mioceno Temprano Colapso tecténico

Para el Oligoceno interpretan que hubo una rotacion regional en sentido horario
(Reyes Harker et al., 2000, Reyes S. et al., 2000, Hernandez y guerrero 2006 y
Montes et al., 2011 en ANH, 2011), probablemente relacionado con el
desplazamiento dextral de la Zona de Fallas de Santa Marta, esto pudo haber

desencadenado un hundimiento tecténico como mecanismo principal por la
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subsidencia tectonica en el MI. Este mecanismo también actud en la apertura de los
mantos del Caribe del Oligoceno en la Cuenca de Falcon en el noroeste de Venezuela
(Baquero et al., 2009 en ANH, 2011).

2.3.1.5 Mioceno Medio-Tardio principal colapso tectonico

Durante el Mioceno Medio continta la subsidencia. A mitad del Mioceno
Tardio., la comprension este-oeste reactiva el colapso de fallas normales en el limite
occidental, causando un primer impulso del CPSJ. El tallado de los cafiones méas
profundos en la plataforma de la depresion de Plato del Mioceno Medio podria ser la

causa del levantamiento en el este asociado a dicha compresion (ANH, 2011).

La subsidencia reinicia a un ritmo réapido, y el Paleo-Rio Magdalena comenz6 a
fluir en una direccion hacia el norte en los cafiones tallados recientemente. Para el

Mioceno Tardio la subsidencia desaceleré (ANH, 2011).

2.3.1.6 Plioceno foredeep

El proceso de foredeep fue interrumpido abruptamente por un levantamiento

general en el Plioceno Temprano (ANH, 2011).

Actualmente continta creciendo el abombamiento de Plato, segun lo revelado
por los mapas geoldgicos y topograficos y puede haber causado diferentes cambios
del delta del Magdalena que tuvo lugar durante el Cuaternario (Romero 2009 en
ANH, 2011).

Un desprendimiento profundo puede ser la causa de esta deformacion, esto fue

propuesto por Audemard y Audemard, (2002) y Cediell, (2003) que comienza en la
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region de Barinas Venezuela, relaciona los Andes de Mérida, los Andes de Perijay el
MSM, que se extiende hacia el prisma de acrecion del Caribe después de la

vinculacion con la inmersién poco profunda de la zona de subduccion (ANH, 2011).

Segun el modelo propuesto por ANH (2011) para el Oligoceno-Reciente en el
Magdalena Inferior presenta dos mecanismos de cuenca, los cuales se describen a

continuacion:

» Hundimiento tectonico en el Oligoceno al Mioceno Medio, con rotacion
transtensional subordinada. Dos etapas de colapso, una en el Oligoceno

Temprano y la mayor en el Mioceno, estas dos se diferencian.

» Antefosa de flexidn proximal a finales del Mioceno-Plioceno.

Para ANH (2011) suceden episodios de levantamientos que marcan la
evolucion de la cuenca y podrian haber sido causados por la interaccién de placas
compleja durante el Mioceno y Plioceno, lo cual la subduccién de la pasada placa del
Caribe por debajo de la placa continental de Suramérica implicé un desplazamiento

dextral hacia el norte y este.

2.4 Evolucidn tectonica de Sin(-San Jacinto

Para hablar sobre la evolucién tectdnica de SinU-San Jacinto sera mediante

modelos propuestos por diferentes autores, como por ejemplo: Villamil (1999), Reyes

et al., (2000), Flinch, (2003), entre otros que serdn mencionados en el texto.
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2.4.1 Cretécico Superior

El basamento del Cinturon Plegado de San Jacinto esta compuesto de basaltos
oceanicos que fueron formados en el Pacifico durante el Cretacico Superior. Se
realizaron dataciones que aportaron edades entre 91 a 88 Ma (Sinton et al., 1998 en
Nifio, C. 2005).

2.4.2 Paleoceno

Segun Nifio, C. (2005) a finales del Maastrichtiano y comienzos del Paleoceno
la Paleo-Cordillera Central se encontraba unida a la Serrania de Santa Marta. La

Cordillera Central mantenia el flanco oeste mucho mas abrupto que el flanco este.

2.4.3 Eoceno

Durante el Eoceno Temprano se generan procesos de acrecién final del CPSJ,
para este mismo tiempo se origin6 la mayor fase de deformacién y plegamiento del
basamento marino (Figura 2.11) (Nifio, C. 2005).

Después de la creacion del CPSJ la Paleo-Cordillera Central alcanza
elevaciones de aproximadamente 6 km y se eleva toda la region este de Colombia
(Villamil, 1999 en Nifio, C. 2005). Luego hasta el Eoceno Tardio toda la parte oeste

de Colombia se encontr6 en una parcial calma tectonica (Nifio, C. 2005).
2.4.4 Oligoceno
Para Nifo, C. (2005) en el oligoceno se crea la cuenca del Valle Inferior del

Magdalena debido a la separacion de la Serrania de Santa Marta de la Cordillera

Central. Siendo el oligoceno un periodo de grandes cambios para este mismo tiempo
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se inicia el levantamiento del flanco oeste de la Cordillera Central, el cual permitio el
nacimiento del Paleo-Rio Magdalena.

2.4.5 Mioceno

Segun Nifio, C. (2005) el Mioceno Medio es el periodo de més rapido y mayor

surgimiento de los Andes colombianos.

2.4.6 Plioceno y Pleistoceno

En el Periodo del Plioceno medio la cufia acrecional de Sinu fue deformada por
un evento compresivo, siendo la zona offshore la mas afectada por las fallas de

cabalgamiento (Figura 2.12) (Nifio, C. 2005).

Durante el Pleistoceno se mantiene la evolucion de las estructuras, tanto en la

parte terrestre como en la zona offshore (Nifio, C. 2005).

2.5 Estratigrafia del Valle Inferior del Magdalena (VIM)

2.5.1 FASE |

2.5.1.1 Paledceno/Eoceno

Dentro del VIM el Pale6ceno se encuentra superpuesto al oeste, noroeste y
suroeste de la cuenca. El Paledceno es una sucesion que contiene una gran cantidad
de volcaniclasticas, lo cual se presume que sean el resultado de la actividad volcéanica

registrada al sur del actual Magdalena Inferior (MI) (Cediel et al., 2003 en ANH,
2011).
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2.5.2 FASE Il

2.5.2.1 Oligoceno basal a Mioceno Inferior

Esta es una sucesion que se extiende por toda la cuenca y se apoya por encima
de la inconformidad basal del Oligoceno de la cuenca (ANH, 2011).

Los lodos neriticos del subsuelo y las arenas costeras de la Formacion Ciénaga
de Oro estan incluidos en esta sucesion. ANH (2011) proponen que la Formacion
Ciénaga de Oro deberia ser definida como la sucesién transgresiva del Oligoceno que

marca la primera sedimentacion por encima de la discordancia Oligoceno.

Para Reyes H. et al., (2009) en ANH (2011) posteriormente debido a eventos de
inundacion del Oligoceno Tardio—Mioceno Temprano, fueron formados bancos
aislados de carbonatos por encima de algunos de los paleo-altos. Dugue Caro (1978)
y Hocol (1993) en ANH (2011) dicen que los carbonatos poseen una edad de
Mioceno Temprano en la mayor parte de la cuenca, aungue, en la cuenca de Sinu-San
Jacinto se registraron carbonatos de edad Oligoceno Tardio en el paleo-alto San
Benito (ANH, 2011).

Las arenas de Ciénaga de Oro son inmensas cuando se encuentran presentes,
como se observa en el alto de Guepajé (ANH 2009 en ANH, 2011), o con
intercalaciones de lutitas y calizas descritos en Jobo-Tablon, Castor y Sucre (ANH,
2011).

A nivel local, a Porquero Bajo se le son asignadas arenas transgresivas que son
de edad Oligoceno a Mioceno Temprano, estas arenas transgresivas en la zona alta de
Guepajé tienden a cufia en la parte superior de las arenas de Ciénaga de Oro segln
ANH (2011).
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2.5.3 FASE 11

2.5.3.1 Mioceno Temprano a Medio

Un evento de méxima inundacion de edad Mioceno Temprano que ha sido
interpretado en el alto de Guepajé y mas al este en la depresion de Plato fue el final
de la transgresion del Oligoceno (Hocol 1993, ANH 2009 y Suarez 2009 en ANH,
2011) de acuerdo a geocortes transversales y secciones transversales de mas edad que
se encuentran extendidas a través de toda la cuenca. Se encuentran masivas lutitas
rico-organicas que son asociadas a esta maxima inundacion, sobre la misma se
encuentra una espesa sucesion de lutitas y arenas masivas subordinadas. Esta
sucesion es conocida informalmente como “Porquero Inferior”, aunque en trabajos
anteriores el mismo intervalo se define como “Formacion Bajo Carmen”. Este mismo
intervalo en diferentes estudios regionales dicen que esta representado por ambientes
batiales, evidenciando la profundizacion regional de la mayor parte de la cuenca en el
momento. Asi como también diferentes autores consideran una discordancia Mioceno
Temprano cerca del evento de méxima inundacion (por ej. Reyes et al., 2000 en
ANH, 2011).

Una sucesion gruesa de arenas apiladas y lutitas pertenecientes al Mioceno
Temprano fueron descritas en la region de Chimichagua en los registros de
terminacion de pozos e informes geoldgicos (ESSO Colombia 1992 y Perdomo. L.
1996 en ANH, 2011). Esta sucesion de describié como Ciénaga de Oro, pero a partir
de geo-cortes transversales (Suarez 2009 en ANH, 2011) pareciera encajar mejor en
el contexto regional como equivalente proximal de Porquero Inferior, probablemente
procedente del sur y/o este (ANH, 2011).
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Datos sismicos sugieren que el Mioceno Temprano de la cuenca es una
sucesion sintectonica con patrones de crecimientos espectaculares hacia depocentros
preexistentes del Oligoceno, donde fue exhumado parcialmente durante el Paleoceno-
Reciente hacia el este, en la zona de Chimichagua, y al oeste en San Jorge. (ANH,
2011).

2.5.3.2 Mioceno Medio

Una discordancia bien definida que se puede seguir a través de la cuenca
recubre al Mioceno Temprano, la edad de dicha discordancia reportada como
Mioceno Medio (Reyes. H. et al., 2000 en ANH, 2011), en la depresion de Plato
existen datos de pozos recientes que indican edad Mioceno Medio para sedimentos
inmediatamente sobre ella. Para Reyes H. et al.,, (2000) en ANH (2011) esta
discordancia Mioceno Medio marca un cambio en los ambientes marinos someros.
Estos lechos de Mioceno Medio, conocido como Porquero Medio y también
Floresanto (Flinch, 2003 en ANH, 2011) y “Formacion Carmen Medio” (Shell, 1995
en ANH, 2011), muestra un fuerte caracter propenso de lutitas en la mayor parte de la
cuenca, por ejemplo, San Jorge y Plato, Reyes. S. et al., 2000b en ANH (2011)
sugieren que esta gruesa capa de lutitas masivas y delgadas arenas de grano fino
representan una plataforma marina con flujos turbiditicos ocasionales.
Interpretaciones sedimentarias mas recientes en Ligia sobre nlcleos convencionales
sugieren un ambiente mas superficial, mas parecido a un delta distal tipo Gilbert
(ANH, 2011).

En el MI la sucesion marina “Porquero Medio” hace un relleno sedimentario
con varios cafiones submarinos profundos “tallados” por la discordancia del Mioceno
Medio sobre el Mioceno Inferior en la depresion de Plato, al oeste y al suroeste de la
plataforma Chimichagua y este—noreste del Alto de Cicuco. Varios de estos cafiones

se solapan entre si, con varias discordancias intra-cafiones (Reyes S. et al., 2000 en
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ANH, 2011), revelando el rejuvenecimiento sedimentario. El relleno de los cafiones
era originario mas o menos de sur a norte segun los datos sismicos y los intervalos de
tiempo sismicos 3D en la region de Ligia, lo cual es consistente con una fuente del

Paleo-Magdalena.

2.5.3.3 Mioceno Tardio

Para este tiempo se encuentra la sucesién que se conoce como Tubara por la
mayoria de los autores, la cual estd representada por arenas progradantes y lodos de
abanicos submarinos, depositos superficiales de terraplén y secuencias deltaicas con
carbones y las arcilla abigarradas en la parte superior segun Reyes H. et al., (2000) en
ANH (2011). Otros autores se refieren a esta misma sucesion como Formacion
Porquero o “Porquero Superior”, dejando a la Formacion Tubara por encima de la

erosion del Plioceno Inferior (ANH, 2011).

La Formacion Tubara marca el inicio de un régimen de sobrepresién en la zona
de La Creciente, esto caracteristicas de los esquistos masivos del Mioceno en la
cuenca (Figura 2.11). Este efecto es consistente con las répidas tasas de

levantamiento y entierro durante el Nedgeno (ANH, 2011).

El ciclo de somerizacion ascendente Tubard, comienza en el Arco Magangué
por encima de una discordancia (UM) que se evidencia claramente en los datos de la
zona, donde la bioestratigrafia indica una edad Mioceno Tardio e incluso de tan solo
Plioceno Temprano, inmediatamente por debajo de la discordancia del Plioceno
(Bolivar et al., 2011 en ANH, 2011). Al sur y al oeste hacia San Jorge, la
discordancia se encuentra truncada por el Plioceno. Hacia Plato en el este, y Pifiuela
en el norte, esta discordancia parece extenderse, como la seccion del Mioceno se

expande por encima y por debajo de él y esta implicado en la inversion reciente de la
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depresion de Plato, como se puede observar en geocortes de Los Alpes-Consuelo y
las zonas de Ligia (ANH, 2011).

2.54 FASE IV

2.5.4.1 Plioceno Temprano a Reciente

Para la zona del MI la Formacion Corpa es la estratigrafia méas joven, dicha
formacion es conocida con otros nombres por diferentes autores, por ejemplo como:
Sincelejo, Buenavista, Carmen Superior, Caucasia y Corpa Superior. La Formacion
Corpa es una sucesion muy espesa de clastos gruesos, arcillas, limos y carbones de
afinidad marina costera 0 muy poca profundidad en la base, mayor parte de esta
seccion es producto de la inundacion reciente del Plioceno-Magdalena, compuesta de
depositos de Ilanuras de inundacion y sobre todo deltas fluviales (Figura 2.11). Para
Flinch, (2003) en ANH (2011) la tendencia de somerizacion marca la migracion de
depocentros hacia la costa actual y dominio poco profundo. Durante la reanudacion
de la sedimentacion activa en el M1 es que se produce este cambio, después que en el
Plioceno Inferior ocurriera un levantamiento importante de Los Andes el cual caus6
la erosion parcial del Mioceno a traveés de la cuenca, efecto que se sinti6 mas
fuertemente en San Jorge (ANH, 2011).

Como resultado, la sucesion Corpa se basa en un hundimiento muy bien
definido, discordancia angular por encima del cual la tectonosecuencia mas gruesa de
la cuenca se conserva, como por ejemplo en San Jorge donde el espesor hoy en dia
excede los 9000 pies (ANH, 2011).

En el Cinturdén Plegado de San Jacinto discordancias internas muestran al
menos dos pulsos de crecimiento, el ultimo de estos marca una efectiva barrera para

corpa hacia el este y el norte (Reyes H. et al., 2000 en ANH, 2011).
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2.6 Estratigrafia de Sind-San Jacinto

2.6.1 Basamento

El basamento al oeste del sistema de fallas de Romeral estd constituido de
corteza oceanica, compuesta basicamente por basaltos, serpentinitas, gabros, diabasas
y peridotitas, entre otros. Dataciones 40Ar-39Ar indican una edad de 88-91 Ma (Pre-

coniaciano) para la placa del caribe (Sinton et al., 1998 en Nifio, C. 2005).

La parte basal de la secuencia, que se diferencian en el trabajo de Chevron
(1986) como el Miembro Finca Vieja, consiste de base a tope esencialmente de lutitas
negras, lutitas negras con concreciones, margas laminadas y en menor proporcion

chert, limolitas y areniscas (Nifio, C. 2005).

La parte superior de la secuencia esta compuesta principalmente por cherts
negros, a veces parcialmente calcareos o con barro, lutitas fosiliferas y algunas capas
de roca sedimentaria, tobas y areniscas hacia el tope. Los cherts presentan una
laminacion plana-paralela fina caracteristica de la ritmicidad en la deposicion (Nifio,
C. 2005).

Las litologias de la secuencia 1 se depositaron sobre la placa del caribe en un
ambiente hemipelagico de aguas profundas, en la parte inferior, mas superficial en la
parte superior. Las condiciones de la columna de agua eran andxicas a subdxicas
(Nifio, C. 2005).

2.6.2 Secuencia 2: Paleoceno Superior

Esta secuencia solo fue reportada en el CPSJ y esta compuesta por los depositos

del Neopaleoceno, que se encuentran sobrepuestos de manera discordante a la
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secuencia 1. Y constituida por lutitas cenizas, areniscas finas, arcosas liticas a
conglomeraticas, conglomerados de matriz soportada y, ocasionalmente, cherts y
algunas capas de margas en el tope. En trabajos anteriores esas litologias han sido

agrupadas en la Formacion San Cayetano o en la Formacion Venado (Nifio, C. 2005).

En el sector de Luruaco, Alemén (1983) en Nifio, C. (2005) describe la parte
inferior de la Formacion San Cayetano como una serie de intercalaciones ritmicas de
arenisca/lutita, en una proporcion que van desde 1:2 a 1:5. En la parte superior, hay

un aumento en el espesor y nimero de capas de arenisca.

La secuencia es interpretada como turbiditas distales en el interior asociadas
con el relleno de la cuenca generado durante la interaccion de la placa caribe y la
placa de América del Sur. El aporte de sedimentos desde el este estaba incrementando
en esta época por el surgimiento de la paleo-Cordillera Central, cuyo flanco oeste era
mas abrupto que el este (Villamil, 1999 en Nifio, C. 2005).

2.6.3 Secuencia 3: Eoceno Medio y Superior

Esta unidad cronoestratigrafica esta constituida por las litologias depositadas
durante el Meso y Neo-eoceno, después del evento de acrecion del CPSJ. Esta
formada por las formaciones Arroyo de Piedra, Maco, Chengue y toluviejo (Nifio, C.
2005).

Sobre la discordancia del Eo a Mesoeoceno, se depositaron en el sector este del
CPSJ una serie de conglomerados heterogéneos, areniscas conglomeraticas que
cambian a litoareniscas feldespaticas y arcosas para el tope, Son conocidos como la
Formacién Maco y fueron depositados como abanicos turbiditicos relacionados al
gran surgimiento de la paleo-Cordillera Central durante el Mesoeoceno (apice de la

orogenia pre-andina) (Nifio, C. 2005).
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En ese mismo periodo, se depositaron en el sector de Luruaco conglomerados y
litoareniscas feldespaticas de baja porosidad (19-21 %), que pertenecen a la
Formacion Arroyo de Piedra (Mora et al., 2003 en Nifio, C. 2005).

Sobre el tope de la Secuencia 3, en el Mesoeoceno, se depositaron en los
alrededores de la ciudad de TolU espesas capas de carbonatos de arrecife que se
intercalan con areniscas calcareas, areniscas cuarzosas bioturbadas, areniscas
conglomeraticas y conglomerados. Estas litologias son conocidas en la literatura
como Formacion Toluviejo, y son interpretadas como depositadas en un ambiente
marino somero donde se presentaban arrecifes, lagunas, barras y canales de marea
(Nifio, C. 2005) (Figura 2.12).

La secuencia de ambientes que se presentan en esta secuencia evidencia la
disminucion en el espacio de acomodo de la cuenca, pasando dos abanicos
turbiditicos de la Formaciéon Maco a la plataforma carbonatica de la Formacion
Chengue, y finalmente a los carbonatos de arrecife de la Formacién Toluviejo (Nifio,
C. 2005) (Figura 2.12).

2.6.4 Secuencia 4: Oligoceno Superior

Los depositos de la transgresion del Neo-oligoceno que constituyen la
secuencia 4 suprayacen de forma discordante a la secuencia 3. La secuencia 4 esta
constituida por la Formacién Ciénaga de Oro en el CPSJ, y por la formacién Pavo en

la cufia acrecional de Sinu en el sur (Nifio, C. 2005).

En la region de los pozos Manati-1 y Porquera-1 la secuencia 4 estd compuesta
principalmente por areniscas con porosidades entre 12 y 21 %, interpretados por
Reyes et al. (2000) como de frente de playa (shoreface). No obstante, en el pozo

Molinero-2 se representa una serie de esquistos carbonosos que podrian estar
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relacionados con ambientes deltaicos o estuarinos, como los define Mora et al.
(2003). En ese mismo trabajo, en el sector de Luruaco, se determind un ambiente de
deposicion de frente deltaico (Nifio, C. 2005).

2.6.5 Secuencia 5: Mioceno Inferior

Esta compuesta por las formaciones Carmen en el CPSJ y Floresanto en la
Cufa acrecional de Sind, las cuales fueron depositadas durante el Eomioceno (Nifio,
C. 2005).

La secuencia 5 fue depositada de forma discordante sobre la secuencia 4. Esta
secuencia en el CPSJ estd constituida en la parte basal por argilitas ceniza con
abundantes foraminiferos e intercalaciones de limolitas y areniscas de grano fino. En
la region de Luruaco hay capas ricas en gipsita. En la cufia acrecional de Sinl la
sedimentacion es esencialmente argilosa (Formaciéon Floresanto) (Nifio, C. 2005)
(Figura 2.12).

En las cuencas de SinG-San Jacinto, el Neomioceno Yy el periodo del Terciario
es en el cual se presenta la mayor relacion entre espacio de acomodo y el aporte de
sedimentos (Nifio, C. 2005).

2.6.6 Secuencia 6: Mioceno Medio-Superior y Plioceno Inferior

Esta secuencia comprende las litologias del Meso y Neomioceno y del
Eoplioceno Inferior, que se depositaron después del evento de acrecion de la cufia de
Sinu en el Mesomioceno. En la secuencia 6 se incluyen las formaciones Porquero
Superior (segin Reyes et al., 2000 en Nifio, C. 2005) y Tubara del CPSJ, y la

Formacién Pajuil de la cufia acrecional de Sind.
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La Formacion Porquero Superior constituye la base de la secuencia 6 y es
claramente progradante. Esta constituida por intercalaciones de areniscas y limolitas
que son interpretadas como depdsitos deltaicos (Reyes et al., 2000 en Nifio, C. 2005).
Sobre ellos se depositaron lutitas, limolitas, areniscas y algunos carbones de la
Formacion Tubara. Las rocas son bastante fosiliferas, siendo comunes los bivalvos y
los gastropodos. El ambiente de sedimentacion de esta unidad fue litoral a deltaico,

con el desenvolvimiento de planicies deltaicas de gran extension (Figura 2.12).

En la cufia acrecional de Sin0 la Formacion Pajuil esta conformada por
areniscas de grano medio con matriz limosa o calcérea e intercalaciones de argilitas
cenizas. Esta Formacion es interpretada por Laverde (2000) en Nifio, C. (2005) como

depdsitos turbiditicos (Figura 2.12).

2.6.7 Secuencia 7: Plioceno Superior y Pleistoceno

La secuencia 7 comprende los depositos del Neoplioceno Superior y del
Pleistoceno, usualmente agrupados en las formaciones Sincelejo en el CPSJ, Corpa y
Popa en la cufia acrecional de Sina (Nifio, C. 2005).

La Formacion Corpa esta constituida por areniscas de grano fino, limolitas y
lutitas depositadas como resultado de la progradacion de la plataforma silicicléstica
en el delta del Magdalena. En la cufia acrecional de SinG, al norte del Golfo de
Morrosquillo, se encuentran carbonatos de arrecife con lutitas calcareas y areniscas
de grano fino a grueso que tradicionalmente son denominados Formacion Popa
(Nifio, C. 2005).
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2.7 Sistema petrolero en el Valle Inferior del Magdalena y SinU-San
Jacinto

Han sido muchas las evidencias de hidrocarburos en las cuencas de Sini-San
Jacinto y el Valle Inferior del Magdalena, sobre todo en las zonas de los cinturones
plegados de Sind y San Jacinto, zona en la cual se han registrado méas de cien

rezumaderos de gas y aceite (ANH, 2010).

2.7.1 Roca generadora

Para la zona de los cinturones plegados de SinG y San Jacinto la ANH (2010)
propone que existen secuencias gruesas de lutitas marinas cenozoicas de las
formaciones Marall, Chengue y Carmen, que podrian actuar como rocas generadoras
segun los datos geoquimicos, y servirian de sello para los reservorios y sus
acumulaciones. La Formacién Cansona de edad Cretécica tardia, infrayase toda la
secuencia y se encuentra compuesta por lutitas marinas principalmente, la cual
también es una roca generadora potencial. Para el Valle Inferior del Magdalena las
lutitas de origen fluvial a transicional marino de la Formacion Ciénaga de Oro acttan

como roca fuente, esto de acuerdo a con los datos geoquimicos disponibles.

2.7.2 Roca reservorio

Para el Valle Inferior del Magdalena la roca reservorio son una secuencia
espesa de areniscas de origen fluvial a deltaico de la Formacion Ciénaga de Oro. En
el Cinturon Plegado de San Jacinto las areniscas cenozoicas de origen marino-
deltaico de las Formaciones San Jacinto, Maco y San Cayetano son las principales
rocas reservorios. Localmente, las calizas fracturadas de las formaciones La Risa y
Toluviejo pueden ser potenciales reservorios adicionales. Las areniscas cenozoicas de

origen marino-deltaico de las formaciones Pajuil, Floresanto, Pavo y Maco son las
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principales rocas reservorio en el Cinturon Plegado del Sind. Como potenciales
reservorios adicionales de manera local se encuentran las calizas fracturadas de la
Formacion La Risa (ANH, 2010).

2.7.3 Roca sello

Segun la ANH (2010) en el Valle Inferior del Magdalena, la Formacién
Ciénaga de Oro presenta intercalaciones de lutitas de origen fluvial a transicional
marino que actiian como sellos locales para las acumulaciones locales. Para los casos
de los Cinturones Plegados de Sinl y San Jacinto, las lutitas marinas cenozoicas de
las formaciones Marall, Chengue y Carmen, pueden actuar como sellos para los

reservorios y sus acumulaciones.

2.7.4 Migracion

En la cuenca de Sind-San Jacinto la migracién de hidrocarburos ha sido
documentada por los abundantes rezumaderos de petroleo y gas a lo lago de fracturas.
Para el Valle Inferior del Magdalena, se encuentran puntos de roca fuente activos en
fase de generacidn/expulsion presentes en un area extensiva en la llamada sub-cuenca
Plato. La gravedad API para crudo generado en la cuenca varia entre 30° a 52°.
Varios pardmetros geoquimicos indican que la mayoria del petroleo se ha generado
en un ambiente siliciclastico proximal relativamente didxico. Cuatro diferentes
patrones de migracion han sido propuestos: 1) Area Cicuco-Boquete. 2) Area
Momposina. 3) Area Guepajé y 4) Region Apure. Mucha de la migracion ha ocurrido

a lo largo de la red de fracturas y los planos de falla (ANH, 2010).
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2.7.5 Trampas

Segun la ANH (2010), en el Valle Inferior del Magdalena los pliegues
compresivos relacionados con el Sistema de Fallas de Romeral corresponden a las
trampas, al igual que los truncamientos del reservorio por fallas asociadas a eventos
compresivos y extensivos en la cuenca, sobrelape del reservorio contra el basamento
y altos de basamento en los que se desarrollan facies calcareas o siliciclasticas
gruesas. Para el Cinturon Plegado de San Jacinto, los pliegues compresivos
relacionados con el sistema de fallas de Romeral corresponden a las trampas, fallas a
las cuales las longitudes varian entre 2 y 30 km de acuerdo con la cartografia de
superficie, truncamientos de los reservorios por fallas asociadas a episodios
compresivos en el cinturén plegado y localmente rellenos de canales en valles de
incision. En el Cinturén Plegado del Sind, las trampas corresponden con pliegues
asociados a etapas tempranas de formacion de diapiros que no rompen
completamente la secuencia. Un aspecto favorable de este tipo de pliegues, es que de
acuerdo a la geologia de superficie son apretados pero lateralmente extensos, con
longitudes entre 5 y 20 km aproximadamente, truncamientos de los reservorios contra
los diapiros, y truncamientos por discordancias sindeposicionales causadas por la

deformacion asociada al desplazamiento vertical de los diapiros de lodo.



CAPITULO 111
MARCO TEORICO

3.1 Antecedentes de la Investigacion

Entre los trabajos que sirven como antecedentes utilizados en esta investigacion

se pueden mencionar los siguientes:

3.1.1 Castillo, Lino (2012)

Realiz6 un trabajo de grado titulado "Evaluacién de gas de lutita en la
subcuenca San Jorge, cuenca del Valle Inferior del Magdalena, Colombia”, teniendo
como objetivo evaluar el potencial generador de gas en lutitas de edad oligoceno
Tardio y Mioceno Temprano-Medio en la subcuenca San Jorge en la cuenca del Valle
Inferior del Magdalena aplicando métodos petrofisicos No Convencionales.

En este estudio el objetivo principal consistié en evaluar el potencial de gas de
lutitas "Shale Gas™ a nivel de las unidades Oligoceno y Mioceno, para esto se
realizaron registros de Carbono Organico Total aplicando diferentes metodologias,
como por ejemplo, Passey et al., (1990) e Issler et al., (2002) los cuales fueron
calibrados con datos obtenidos a través de técnicas analiticas para generar perfiles
continuos de riqueza organica.

3.1.2 Ceron, (2008)
Realiza un estudio sobre la estructura cortical de las cuencas del Caribe

colombiano y sus margenes donde se aporta informacion sobre la evolucién tectonica
del VIM.

35
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3.1.3 Hocol, (1993)

Realiza un estudio bioestratigrafico con el objetivo de obtener datos que
permitieran un mejor entendimiento de los sistemas petroleros a través de
correlaciones cronoestratigraficas que para dicho tiempo se realizaban en base a
criterios litoestratigraficos. Para este trabajo es de mucho valor ya que contiene un
gran numero de pozos que pertenecen a la subcuenca San Jorge y permite establecer
los topes de las unidades de interés (Oligoceno y Mioceno), asi como también, los

ambientes de sedimentacion de las mismas.

3.1.4 Marshall et al., (1996)

Postulan al menos tres sistemas petroleros en el VIM: Cansona-La Risa (?), San
Cayetano-Tubarad (?) y Ciénaga de Oro (!), asi como también, las posibles
profundidades de las ventanas de petréleo y gas. Esta informacion es de amplia
utilidad en este trabajo debido a que aporta datos sobre las caracteristicas
geoquimicas de las rocas generadoras de hidrocarburos y zonas que funcionen como
pods de los mismos.

3.1.5 Martinez et al., (1994)

Elabora una revision y analisis bioestratigrafico en las subcuencas de Plato y
San Jorge cuyo objetivo fue determinar un esquema cronoestratigrafico y la
interpretacion paleoambiental del Valle Inferior del Magdalena (VIM). Este estudio
es de vital importancia para esta investigacion debido a que complementa el estudio
de Hocol, (op. cit.) aumentando el numero de pozos con informacion

bioestratigréafica.
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3.1.6 Reyes et al., (2000)

Genera un estudio sobre la evolucion tectonoestratigrafica del VIM donde
describe la interaccion entre las placas Caribe y Suramericana las cuales dominan el
desarrollo de la cuenca y su relleno sedimentario. Este modelo permite entender la
paleogeografia de las diferentes unidades de rocas durante el Oligoceno y Mioceno.

3.1.7 Stratus Oil&Gas, (2004)

Realiza una sintesis del VIM donde se muestra informacion diversa con
respecto a reservas, pozos perforados, evolucion tectonica de la cuenca, estratigrafia y
sistemas petroleros presentes. Por otro lado, muestra informacién geoquimica de
interés para esta investigacion, ademas, coadyuva a un mejor entendimiento de las

unidades de rocas presentes en las subcuencas Plato y San Jorge.

3.1.8 La Agencia Nacional de Hidrocarburos, (2007)

Realiza una compilacion de las cuencas petroliferas de Colombia en la cual se
promueve la participacion de las compafiias en invertir en el pais. Su relacion con este
trabajo se debe a que en el mismo se documenta informacion sobre: estratigrafia,
tectdnica, sistemas petroliferos, localidades y extensién de las diferentes cuencas
incluyendo la del Valle Inferior del Magdalena.

3.1.9 La Agencia Nacional de Hidrocarburos, (2010)

Genera el Atlas de Geoquimica donde se condensa la informacion de los
sistemas petroleros de todas las cuencas colombianas obteniéndose de alli valores de
carbono organico promedio y datos de madurez para las formaciones Porquero y

Ciénaga de Oro que son de interés en el VIM.
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3.2 Bases Tedricas

3.2.1 Geoquimica de los hidrocarburos

3.2.1.1 Riqueza Organica

Cuando hablamos de riqueza organica, nos referimos al contenido de materia
organica que se encuentra presente en la roca. Para que esta materia organica pueda
llegar a estar junto a los sedimentos deben ocurrir diferentes procesos. Dentro de los
procesos que controlan al carbono se encuentran: la produccion, acumulacion y

preservacion de la materia organica (Castillo, L. 2012).

La luz es uno de los factores que juega un papel fundamental en la generacion
de materia organica, siendo esta la que impulsa a que ocurra la fotosintesis, ayuda con
la calidez del aguas en zonas poco profundas (arrecifes). En estas zonas se encuentran
una gran cantidad de nutrientes, los cuales son otro factor de suma importancia a la
generacion de materia organica. Luego todos estos organismos deberan ser
acumulados junto a los sedimentos del fondo marino para que después con
condiciones favorables se puedan preservar, condiciones en la zona como una alta

tasa de sedimentacion o una zona anoxica (Castillo, L. 2012).
3.2.1.2 Madurez
La madurez de una roca rica en materia organica esta referida a su exposicién al

calor con el tiempo. A medida que la roca es sepultada a mayor profundidad el calor

se incrementa.



39

La madurez de la materia orgdnica puede ser evaluada con diferentes
paleotermémetros como por ejemplo: Reflectancia de la Vitrinita (%Ro), indice de
alteracion térmica (conodontos, polen y esporas por ejemplo), inclusiones fluidas,
carbén y minerales autigenicos. Dentro de ellos el mas utilizado es la Reflectancia de
Vitrinita. Esto se hace para determinar en qué fase de generacion se encuentra la

materia organica (Castillo, L. 2012) (Figura 3.1y 3.2).

REFLECTANCIA DE LA VITRINITA (%Ro)

SEGUN MELLO, (1996):

%R0 < 0.60 - ROCA INMADURA
0.60 <%Ro < 1.35 - ROCA MADURA
%Ro > 1.35 -

DATOS CONFIABLES = 30 MEDICIONES

ROCA SOBREMADURA

Microscopio de Luz Polarizada

Figura 3.1 Andlisis de reflectancia de Vitrinita (%Ro0) (Mello, 2002 en Castillo, L.
2012).
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iNDICE DE ALTERACION TERMICA (1.A.T)

EFECTO DE LA MADUREZ EN CONODONTOS

Figura 3.2 Determinacion del indice de Alteracion Térmica (IAT) mediante
conodontos (Castillo, L. 2012).

3.2.1.3 Métodos geoquimicos analiticos

Los andlisis convencionales se basan principalmente en técnicas aplicadas a las
muestras de rocas en el laboratorio a fin de conocer la riqueza organica, el grado de
madurez y el ambiente de sedimentacion de la misma. Dentro de ellas se encuentran:
a) Carbono Organico Total (COT); b) Pirdlisis; c) Petrografia Orgéanica; d)
Cromatografia liquida y gaseosa (Castillo, L. 2012) (Figura 3.3).
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= |
| Técnicas analiticas en la Geoquimica Convencional "l

Vuestrade roca

Preparacion

Petrografia Organica

Pirolisis Rock-Eval Cromatograffa Liquida

Cromatografia Gaseosa

CG-EM

Luz Transmitida Luz Reflejada

CG-EM-EM

Isotopos-EM

Muestras de Crudos

Cromatografia Liquida Cromatografia Gaseosa CG-EM-EM Isétopos-EM

Figura 3.3 Esquema de las técnicas analiticas aplicadas en la Geoquimica
Convencional (Castillo, 2001 en Castillo L. 2012).

3.2.1.4 Carbono Orgénico Total (COT)

El analisis de COT mide la riqueza organica de una roca del porcentaje en peso
de carbono orgénico y es una excelente técnica para determinar cuales muestras
requieren un analisis mas detallado. Segun el porcentaje de COT original, las rocas
madre se pueden clasificar en: a) Muy pobres (<0,5%); b) Pobres (0,5-1%); ¢) Media
(1-2%); d) Buena (2-4%); e) Excelente (4-12%) y Lutitas petroliferas/Carbon
(>12%). Segun Mello, (2002) para que estas posean acumulaciones comerciales de
hidrocarburos deben poseer valores mayor o igual a 3% (Castillo, L. 2012) (Figura
3.4).
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Carbono Organico Total

Analizadorde
carbono LECO

CLASIFICACION DE ROCAS MADRE BASANDOSE EN EL
CONTENIDO ORIGINAL DE COT.

(%coT) CLASIFICACION
<0.5 Muy Pobre
0.5-1.0 Pobre
1.0-2.0 Medio
20-4.0 Bueno
4.0 -12.0 Excelente
>12.0 “Oil Shale” [Carbén

Tomado del manual de BasinMod (Platte River Associates, 1995).

Figura 3.4 Equipo de laboratorio para determinar el Carbono Orgénico Total (Platte
River, 1995 en Castillo, 2001)

3.2.1.5 Pirolisis

La técnica de Pirolisis Rock-Eval consiste en la simulacién, en el laboratorio,
del proceso natural de madurez de la materia organica. Durante este proceso se
obtienen tres picos denominados: S1, S2 y S3 que representan los hidrocarburos
destilados, hidrocarburos generados y el dioxido de carbono respectivamente (Mello,
2002 en Castillo, L. 2012) (Figura 3.5).
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Pirdlisis

MADURACION

"5.:-'1,:‘:.'"
i U

millones de afios

PIROLISIS

A if MAX

HIDROCARBUROS

monocAneuaos k 02

550 800

TEMP OC

c o = [NDICE DE HIDROGENO

s3
C.0.T

= [NDICE DE OXIGENO

Pirolizador Rock Eval

Figura 3.5 Proceso de la técnica de Pirolisis (Mello, 2002 en Castillo, L. 2012).

El S1 representa los hidrocarburos que pueden ser extraidos con solventes
organicos (Bitumen) o los crudos producidos por la madurez de la roca. La relacion
entre el S3 y el COT es conocida como indice de Oxigeno (I0) y es de suma
importancia debido a que muestra condiciones de oxidacion y reduccion en el medio

donde se estaba depositando la roca (Castillo, L. 2012).

El S2 (potencial petrolifero) es de suma importancia en la caracterizacion de
rocas madres ya que representa la cantidad de materia organica insoluble en solventes

organicos (querdgeno) presente en la roca. Ademas del S2, su relacién con respecto al
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COT permite obtener el indice de Hidrégeno (IH) el cual tiene relacion directa con la
riqueza orgéanica (Castillo, L. 2012).

Otro factor importante en la pirolisis es la temperatura maxima (Tméax) la cual
permite evaluar el grado de madurez de la roca en condiciones de laboratorio. Un
Tméax menor a 440°C esta asociado a rocas inmaduras (fase de generacion de gas
biogénico), valores entre 440° a 470°C corresponden a rocas maduras (etapa de
generacion y expulsion de petréleo) mientras que Tmax mayores a 470°C constituyen
rocas sobremaduras (fase de generacion de gas termogénico) (Figura 3.6) (Castillo, L.
2012).

PARAMETROS DEL ANALISIS DE PIROLISIS

RDICADOR NOTACION UNIDADES BCUACION RANGO
INDICE. DE. » Adimensional S1/81+82 <0.1= Inmaduro
PRODUCCION 0.1-0.4= Petrileo

>04= Gas
NDICE. D | wg de HC/g (S2*100)mg/g <150: Gas
WDROGENO cor %COT 150-300: Mezcla
>300:  Petroleo
(Ro=0.6%)
| | <40mg/g
mE e o wg & CO2/g COT | (S3*100)mglg bajo IH= MO terrestre y/o madura
OXIGENO %corT alto IH= bueno a excelente potencial de roca
madre
>40 mg/g
bajo IH= generalmente inmadura
alto IH= buena roca madre de petrileo
| | | | generalmente inmadura
POTENCIAL » wgg S8 mg'y mg/g
PETROLIFERO 2-5 Pobre
5-10 Medio
>10 Bueno
MADUREZ TERMAL T Miix °C <440: Inmaduro

440-470: Generacién de Petrileo
>470: Generacién de gaso
destruccién

Figura 3.6 Parametros basicos en el anélisis de pirolisis (Platte River, 1995 en
Castillo, 2001)
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3.2.1.6 Petrografia orgénica

Esta técnica suministra informacion sobre los diferentes constituyentes de la
materia organica (macerales) y su grado de evolucion térmica. La petrografia
orgénica permite clasificar la materia orgénica bajo luz transmitida o bajo luz
reflejada (Castillo, L. 2012) (Figura 3.7).

Bajo luz transmitida se clasifica en: Exinita, Inertinita y Vitrinita mientras que
bajo luz reflejada se clasifica en: Algal, Amorfa (fitoplancton y zooplancton), Celular
(Polen, esporas, cuticulas y resinas) y Lefiosa (lignina y celulosa) (Castillo, L. 2012).

TIPOS DE QUEROGENO

Tipo de
Querogeno

Maceral Materia organica original

Figura 3.7 Tipos de quérogeno y su equivalente organico original (Waples, 1985 en
Corelab, 2005)
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3.2.1.7 Cromatografia liquida

Es una técnica analitica que permite separar crudos y extractos organicos de
rocas en sus fracciones constituyentes basicas: saturados o alifaticos (parafinas
lineales, ramificadas y/o ciclicas), aromaticos y compuestos heteroatomicos (resinas y
asfaltenos) (Mello 2002 en Castillo, L. 2012).

3.2.1.8 Cromatografia de gases (CG)

La cromatografia gaseosa permite una separacion mas refinada de los
compuestos organicos que la cromatografia liquida. En el caso de petrdleo y extractos
organicos, generalmente son analizadas las fracciones saturadas y aromaticas. Con
esta técnica se pueden analizar los alcanos o parafinas y analizar cualitativamente la
madurez con la que fue expulsado el crudo de la roca fuente. Ademas, se puede
identificar la alteracion de los crudos producto de la actividad de bacterias (Castillo,
L. 2012).

3.3 Métodos para estimar Carbono Organico mediante perfiles

3.3.1 Métodos de registros sencillos

Muchos investigadores (McKinley et al., 1974; Schmoker, 1979, 1981; Fertl &
Rieke 111, 1980; Mendelson & Toks6z, 1985; Chilingar et al., 1984, entre otros), han
investigado durante afios el comportamiento de los diferentes registros tomados en
pozo en busca de datos continuos que permitan identificar zonas con enriquecimiento
de materia organica que son las responsables de la generacion de los hidrocarburos.

Dentro de esos registros se pueden mencionar:
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3.3.1.1 Gamma Ray (GR)

Con solo el registro de GR no se pueden dar conclusiones confiables en cuanto
a evaluacion de rocas madre debido a que la identificacion de estas depende de la
cantidad de U en la roca, lo cual solo se puede determinar con el registro de GR
Espectral (Fertl & Chilingar, 1988; Passey et al., 1990, 2010 en Castillo, L. 2012).

3.3.1.2 Gamma Ray Espectral (GRE)

Este registro permite medir indirectamente los niveles de K, Th y U presentes
en los sedimentos. Dentro de sus utilidades se pueden mencionar: a) Es indicador de
lutitas organicas debido a que los valores de uranio en esta unidades son
extremadamente altos y b) Aporta informacion complementaria a estudios
bioestratigraficos ya que existe una relacién importante entre una roca muy rica en
materia organica con el ambiente sedimentario en el cual se formé (Fertl & Chilingar,
1988 en Castillo, L. 2012).

3.3.1.3 Resistividad

Cualquier registro de resistividad puede ser utilizado para evaluar el contenido
de COT de una roca madre potencial en formaciones lutiticas. El parametro
resistividad por si solo no es un buen indicador de COT debido a que factores como
efecto del hoyo y anisotropia de la formacion pueden variar la resistividad en un
mismo tipo de roca. Para evaluar rocas con caracteristicas potenciales de

hidrocarburos se utiliza el radio de resistividad de la lutita (r) (Castillo, L. 2012).
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3.3.1.4 Neutrén compensado (Perfil C/O)

Fue el primer registro corrido a través del casing que pudo distinguir y evaluar
cuantitativamente petroleo y gas en la presencia de agua de formacién salina. La
respuesta de este perfil no es afectada por el cambio de salinidad entre formaciones.
Basicamente la herramienta mide los niveles de energia e intensidades de rayos
gamma resultantes de la irradiacion de neutrones de la formacion. Esta informacion
puede ser relacionada con la abundancia relativa de elementos particulares en estrato
en el subsuelo (tales como carbono, oxigeno, silice, calcio e hidrégeno). McKinley et
al., (1974) en Fertl & Chilingar, (1988) report6 que el radio de C/O para cenizas, CO,
mineral, y agua caen en el rango de 0 a 0,5 mientras que para el querdgeno fue
calculado entre 15 y 25 (Castillo, L. 2012).

3.3.1.5 Densidad

Basicamente mide la densidad de los electrones (nimero de electrones por
centimetro cubico). Estos perfiles pueden ser utilizados para determinar el contenido
de carbon organico debido a que estos poseen bajas densidades. Si se asume una
densidad de lutita 2,7 gr/cm® y la densidad de la materia orgénica en 1,05 g/cm® de
correlaciones hiperbdlicas pueden ser derivadas. Passey et al., (2010), reporta que una
de las ventajas de los perfiles de densidad es su resolucion vertical (~ 1 ft) lo cual
permite tomar medidas de COT en intervalos muy cercanos y es de mucha utilidad

cuando se combina con registros de resistividad de alta resolucion (Castillo, L. 2012).
3.3.1.6 Acusticos
El tiempo de transito intervalico, At, es el reciproco de la velocidad de una onda

compresiva y una funcion de la litologia de la formacién, la porosidad, y los tipos y

modo de distribucidon de los fluidos (agua, gas, petroleo, querdgeno, etc.) presentes en



49

el espacio poroso. El contenido de COT en estos perfiles tiende a incrementar
aparentemente el valor de At. El querdgeno muestra tiempos de transito entre 150-185
Mseg/ft. El efecto del COT en medidas del registro acustico depende no solo del tipo y
cantidad de materia organica presente, también depende del modo de distribucion
dentro de una formacion dada, por ejemplo, materia organica dispersa versus
laminada (Castillo, L. 2012).

3.3.1.7 Resonancia Magnética Nuclear (RMN)

Los registros de RMN poseen muy pocas publicaciones en su aplicacion para
reservorios no convencionales (por ejemplo, Jacobi et al., 2009; Merkel & Gegg,
2008 en Castillo, L. 2012). En intervalos de gas de lutita con bajo COT y saturados
de agua, hay una buena correlacion entre la porosidad total del RMN con las medidas
de porosidad total de ndcleos (utilizando métodos de rocas trituradas (Passey, Q. et
al., 2010 en Castillo, L. 2012).

3.3.1.8 Método “Bulk Density”

Después de examinar la relacion entre el COT y la formacion de roca de
densidad de la lutita carbonosa en la Cuenca de Assam India, Malick et al., (1995) y
Schmoker et al., (1981), encontraron que habia una relacién proporcional inversa
entre estos dos parametros. Decker et al., (1993) demostr6 que habia una relacion
lineal entre el COT vy la densidad aparente, luego establecié la relacion entre el COT
y la densidad aparente de la lutita de Antrim, y llegé a la conclusion de que la
densidad de las rocas de lutita disminuye con la disminucién del COT, y su

coeficiente de correlacion fue 91% (Figura 3.8) (Huang et al., 2015).
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Ecuacion: y=2.6-0.03x
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Concentracion de COT

Figura 3.8 Relacion entre el COT y la densidad de la lutita de
Atrim (modificado de Huang et al., 2015)

La base teorica es que la densidad de la materia orgénica (1.03-1.10 g/cm3) de
la lutita es significativamente menor que la densidad de la matriz de la roca que la
rodea (la densidad del esqueleto de arcilla es 2.30-3.10 g/cm3), lo que resulta una
menor densidad en el perfilaje de pozos de la lutita de alta calidad. Para lutitas ricas
en materia organica, baja porosidad y baja permeabilidad, la densidad de la roca de
formacion varia con la variacion de la abundancia de la materia organica (Huang et
al., 2015).

El analisis mineralégico de las lutitas de Antrim por Decker et al., (1993)
muestra que la pirita y el querégeno son dos factores que afectan la densidad total de
la roca (Figura 3.9). Indica que la lutita de baja densidad parece estar controlada por
la creciente cantidad de contenido de materia organica de baja densidad. Los puntos
de datos de desviacion pueden ser resultado de la influencia de la pirita anormalmente
de alta densidad, que es mucho maés alta que la densidad mineral de la roca (Huang et
al., 2015).
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Figura 3.9 Relacion entre el COT medido en laboratorio y la densidad
aparente de la lutita de Jiaoshiba (Pozo Y1) (modificado de
Huang et al., 2015)

Basado en la investigacion de la lutita de Antrim del Devonico Superior en la
cuenca de Michigan, al este de los Estados Unidos, una hipotesis propone que, similar
a los depdsitos de gas de la lutita de Antrim, existe una cierta relacion entre el COT y
la densidad total de la formacién de la lutita de Jiaoshiba en la mayor parte de los
yacimientos de gas. Por lo tanto, es posible trabajar fuera de depdsitos de gas de lutita
a través de esta relacion de COT, debido a que la densidad de la formacién a granel
puede ser medida con precision por perfilaje de pozo convencional (Huang et al.,
2015).

Dos puntos de datos se desvian significativamente de la curva de mejor ajuste
en la Figura 3.10. De acuerdo con la densidad de estos dos puntos de datos, la
desviacion puede ser consecuencia anormal de la pirita de alta densidad o la
anormalidad del quer6geno de baja densidad. Con el fin de confirmar esta hipotesis,
fueron analizados por difraccion de rayos X los datos de roca total y COT del pozo

Y1 del campo de gas de Jiaoshiba. La Figura 3.11 indica que la pirita de alta densidad
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y el querdgeno de baja densidad son dos componentes importantes de minerales en la

lutita Wufeng-Longmaxi.
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Figura 3.10 Lutitas de Amtrin (modificado de Huang et al., 2015)
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Figura 3.11 Lutitas de Jiaoshiba (modificado de Huang et al., 2015)
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En la exploracion y desarrollo de campo, la densidad de la roca de formacion se
mide generalmente por el registro de pozo de densidad. Por lo tanto, la formula para

el calculo de COT por registros de pozos de densidad se escribe como:

TOC=ap+Db (3.2

Donde, p es la densidad del registro de pozo, g/cm3; a y b son factores

empiricos regionales.

3.3.2 Métodos de dos registros

Este método incluye solapamiento de registros, esto nos permite calcular
valores de COT maés precisos en sedimentos con distribuciones heterogéneas de

porosidad.

3.3.2.1 Solapamiento de registros (Método de Passey et al., 1990)

La metodologia de Passey, se aplica principalmente a lutitas, con tiempos de
transito entre 80 y 140 mseg/pie. EI método consiste en graficar la superposicion de
las curvas de resistividad (LLD) y sonico, en una escala horizontal logaritmica de
cuatro ciclos para la resistividad (Rt) y de un ciclo para el registro sénico, a una
escala vertical de 1:500, puesto que la escala horizontal grafica propuesta por Passey
et al., (op. cit.) tiene poca resolucién en estos intervalos (4 ciclos de Rt logaritmico
por 200 mseg/pie de la curva sonica en escala lineal -1 :50-) (Figura 3.12) (Castillo,
L. 2012).

La sensibilidad de la herramienta ante la presencia de la materia organica se
identifica mediante la superposicion de las curvas de resistividad y porosidad,

estableciendo una linea base al coincidir ambas curvas, por lo que es necesario
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conocer la litoestratigrafia de la formacion analizada. Esta identificacion de litologias
se realizd mediante el estudio de la curva de rayos gamma (GR) (Castillo, L. 2012).

®

GR | Sénico (...)/ Resistividad (-) | Interpretacién =
Gaso , — —
Pétréleo Roca estéril 1
Yacimiento de baja ==
porosidad ‘—a:"-
Rocainmadura !: &
- i
Yacimiento $ A Iog R
Roca estéril —
‘] =
Alog R Roca madre madura -
Yacimiento de alta =8
porosidad
Roca Carbonacea :
Carbén/ Formacion sF
150 100 50 apretada estéril
AT e

Figura 3.12 Método de solapamiento de registros. A: Registro
esquematico mostrando el principio de la técnica de Passey
et al., 1990. B: Ejemplo de aplicacién del método en la
lutita Barnett, USA (Castillo, L. 2012)

El reconocimiento de la presencia de materia organica consiste en la separacion
y no paralelismo entre ambas curvas. Esta separacion se designa como Alog R,
considerando que es linealmente relativa al COT y es una funcion de la madurez
(Castillo, L. 2012).

La madurez promedio de las rocas se determina mediante analisis de laboratorio
(% Ro), siendo convertida a LOM (Level Organic Methamorphism) (Figura 3.13)
(Castillo, L. 2012).
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Se identifican los intervalos ricos en materia organica, intervalos con presencia

de hidrocarburos, con agua y apretados (Tight), y se establecen los correspondientes
valores de corte (Cut Off) (Castillo, L. 2012).
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Figura 3.13 Grado de madurez (LOM) utilizado en el método ALogR. Debajo
se muestra la relacion existente entre el %Ro y el LOM (Passey et
al., 1990; 2010 en Castillo, L 2012)

La expresion algebraica del calculo de Alog R es:
Alog R =logio(R/Rbase) + 0,02 * (AT-ATbase), (3.2)

Donde:

Alog R: es la separacion medida de las curvas en ciclos logaritmicos de
resistividad
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R: es la resistividad leida en ohm-m en el perfil o registro.
At: es el tiempo de transito en mseg/pie.
Rbase: es la resistividad correspondiente a ATbase cuando las curvas de

resistividad y sonico se solapan.
La ecuacion empirica para el célculo de COT es:
COT = (Alog R) * 102297+1,688*LOM) (3.3)
Donde:

COT: es el contenido de carbono orgéanico total

LOM: (en el tiempo presente) corresponde a la madurez.

Esta técnica ha sido adecuada a cada cuenca sedimentaria en estudio pero su
principio siempre se mantiene. Ha sido desarrollada mediante el estudio de rocas
maduras (para el estudio de reservorios convencionales), sin embargo; Passey et al.,
(2010) hace que esta técnica sea aplicable para el anélisis de reservorios no
convencionales donde se supone que el grado de madurez deberia ser mayor (rocas

sobremaduras, aunque cada reservorio es diferente) (Castillo, L. 2012).

El método ALogR es empirico y se basa en forma subjetiva del establecimiento
de una linea base sin datos de calibracion realizados en laboratorio y ademas, en un
grado de madurez no muy bien definido (LOM entre 6-12) (Castillo, L. 2012).



CAPITULO IV
METODOLOGIA DE TRABAJO

4.1 Nivel de la investigacion

La investigacion es comparativa porque consiste en evaluar el porcentaje de
COT medido en laboratorio y el calculado mediante registros de pozos con las
técnicas aplicadas.

4.2 Disefio de la investigacion

La investigacion es documental, ya que se recopil6 informacion relacionada en
paginas web, trabajos de grados relacionados con el objeto de estudio, libros, revistas,
entre otros medios impresos y digitales; de los cuales se tomara informacion

bibliografica.

4.3 Flujograma de trabajo

Para cumplir con los objetivos propuestos en la investigacion se llevo a cabo la
metodologia que se describe a continuacion de forma esquematica mediante el
siguiente flujograma (Figura 4.1).

4.3.1 Recopilacion bibliografica

Se recolect6 la informacion tanto fisica como digital de trabajos realizados

previamente en la zona de estudio, basandose en la geoquimica y petrofisica del area.

57



58

METODOLOGIA I

Revision de tesis de grado, informes técnicos, papers,
etc.

RECOPILACION
BIBLIOGRAFICA

JERARQUIZACION
DE DATOS

Distribucion de pozos con informacion de registros y
datos de geologia disponibles en el drea de estudio.

ANALISIS GEOQUiMICO Elaboracion de graficos cruzados para evaluar las
CONVENCIONAL caracteristicas geoquimicas de las rocas.

ANALISIS GEOQUiMICO Aplicacion de los métodos de Passey, et al., (1990)
NO CONVENCIONAL y de Bulk Density.
ANALISIS I‘; Elaborar mapas de Carbono Organico Total (COT)
INTERPRETACION DE con datos del método con mejor calibracion.
RESULTADOS Anilisis de los mapas generados.

CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

Figura 4.1 Esquema de metodologia del proyecto

4.3.2 Jerarquizacion de datos

Para cumplir con esta etapa se revisé toda la informacion suministrada por la
empresa Pacific Energy con sede en Bogota, dentro de las cuales se encuentran:
carpetas con informacion de los pozos, informes técnicos y trabajos de grado, asi
como también con documentos recopilados de la web. Ademas se utilizé una base de
datos que fue cedida por Pacific Energy, la cual sirvidé para acelerar el proceso de

manejo y clasificacién de datos.



59

Fue creada una hoja de célculo de Microsoft Excel donde se encuentran todos
los datos del cabezal de cada uno de los pozos, dentro de estos datos se encuentran:
nombre del pozo, coordenadas UTM vy geograficas, elevacion de la mesa rotaria
(E.M.R), profundidad final, entre otros. La informacion de este archivo fue importada

al programa Interactive Petrophysics v4.2.

En la recopilacion de la informacion referente a los perfiles disponibles de cada
uno de los pozos se cred una hoja de calculo. Dentro de los registros que fueron
cuantificados se encuentran: Rayos Gamma, Potencial espontaneo, Resistivos,

Acusticos, Neutronicos y de Densidad.

4.3.3 Analisis geoquimico convencional

Para esta etapa se organizaron los datos de geoquimica disponibles para cada
pozo y con informacion bioestratigrafica se pudo separar dicha informacion por
edades. A continuacion se generaron graficos cruzados de 10 versus IH siendo estos

representaciones de diagramas pseudo Van Krevelen (Figura 4.2).

En el area de estudio se crearon mapas para observar la distribucion de carbono
organico, estos mapas fueron realizados con porcentajes promedios de COT de cada
unidad estudiada (Oligoceno, Mioceno Temprano, Mioceno Medio a Tardio) (Figura

4.3).
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4.3.4 Geoquimica no convencional

Dentro de esta fase se procedio a importar los archivos “.Las” de cada uno de
los pozos en estudio dentro de un proyecto creado en el software Interactive
Petrophysics v4.2, seguidamente fueron importados los datos de geoquimica en
formato ASCII al mismo proyecto.

Después de importar los archivos de cada uno de los pozos se establecieron
lineas base solapando las curvas ILD y DT, NPHI 6 RHOB (Figura 4.4). Los valores
obtenidos de las lineas base fueron utilizados en las ecuaciones de la metodologia de
Passey et al., (1990).

Luego de que el software procesa las ecuaciones crea curvas estimadas de COT,
si los pozos contienen datos geoquimicos medidos en laboratorio las curvas

generadas deben coincidir en la mayoria de los puntos posibles (Figura 4.5).

[ Interactive Petrephysics - g *
(0 File  Well Input/Qutput Yiew LogPlot Edit Calculation |nterpretation Advanced Interpretation |mage Analysic Multi-Well Tools Apps Window Help - @ x
well2  |«f+]| B | B |WorkingSet M1 SE % WME|WEZ/ H|[mE CHHCSHMS MM v B LB 8 | SE @ W %X @R |ouvessngmod: of

——
fie] m NN By Scole 1 2514 Fle ~  EdtFormat  Annotations [AFt [Jlock  PlotRange [Whole Wel] L ]
A ~ L 2 3 6 {
A GR (a4P1) DEPTH 1LD (ohm. 2
& 0. - 150. N 0.01 - 100. | 0 COT PASSEY (%] 0, £000
A EDADES - DT (us/ft) w e COT BULK DENSITY (%) w i
A - - o 1
A DLOGR] 0 e s e w| | %00
A 4
A X
A 3000
'y 6800 :‘
i {
A Fooo
4 1
A . i
A 5000
: 7000 {
A §000
¥
4 LINEA BASE ‘ ;
A 2000
A <
4 7200
i 7200 Booo
A i
4
A Hooo
s 4
A I
4 7400 0000
& 5
4 3
4 Ro0o
4 v ;.
< > Depth: 74975, ILD: 2.24, DT: 57 < >

Database: CA\RAMOMN\REGISTROS EN IP
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Figura 4.5 Calibracion de curva de COT versus datos medidos en laboratorio

Para obtener una correlacion entre los datos de COT medido versus los
calculados por el software fueron generados graficos cruzados, asi se puede visualizar

si los resultados son confiables (Figura 4.6).
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Figura 4.6 Correlacion entre COT medido versus calculado
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Ademas se realizd un analisis de los datos siguiendo las variedades de
situaciones para las respuestas de la superposicién de las curvas ILD y DT, NPHI ¢
RHOB establecidas por Passey et al., (1990), siendo identificadas las siguientes:
lutitas estériles, lutitas con alto contenido de materia organica, arenas acuiferas,
arenas gasiferas, contactos agua — gas y zonas con malas condiciones del hoyo
(cavernas) (Figuras 4.7 — 4.11).
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Figura 4.11 Cavernas producidas por las malas condiones del hoyo

Para la aplicacion de la técnica de “Bulk Density ” propuesta por Huang et al.,
(2015), se utilizé una hoja de célculos donde fueron importados los datos de densidad
de los archivos “.LAS” de cada uno de los pozos que contaba con los requisitos para
esta técnica y a continuacion se generd para cada pozo graficos donde se insertaron
los valores de densidad y mediante una linea de tendencia se obtuvieron los valores
para poder calcular el COT a lo largo del pozo (Figura 4.12). En el capitulo 11 se

encuentra con mas detalles este método.

Luego de haber calculado los valores de COT, estos se importaron al software
Interactive Petrophysics v4.2 en formato ASCII. Los resultados de ambos métodos
fueron comparados (“Bulk Density” y Passey) (Figura 4.13). Con la técnica que
mostré mejor calibracion se crearon mapas de COT usando promedios. Por ultimo se
compararon los mapas realizados por geoquimica convencional y no convencional

(mediante registros) (Figura 4.14 y 4.15).
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Figura 4.13 Ejemplo de curvas estimadas de COT por ambos métodos
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Figura 4.15 Comparacion entre mapas de COT medido y estimado

4.3.5 Conclusiones y elaboracién del informe final

Una vez generado el paso anterior se procedié a generar las conclusiones de la

investigacion y la redaccion y transcripcion del informe final.



CAPITULO V
ANALISIS E INTERPRETACION DE RESULTADOS

5.1 Revisar las diferentes metodologias para el andlisis de Carbono
Orgéanico mediante perfiles de pozos.

Dentro de las metodologias utilizadas en este estudio para el calculo de COT de
forma continua mediante registros de pozos se utilizaron la propuesta por Passey et
al., (1990) y la metodologia de “Bulk Density” (Huang et al., 2015). Para un buen
manejo de estos métodos fue necesario que cada pozo contara con un minimo de
perfiles requeridos, para la técnica propuesta por Passey et al., (1990) los perfiles
requeridos fueron: de resistividad, sonico, densidad y neutrénico, asi como también,
registros de rayos gamma, potencial espontaneo y caliper para tener un control de la
informacién. Para la propuesta por Huang et al., (2015) los registros necesarios
fueron: registro de densidad al igual que rayos gamma, potencial espontaneo y caliper

para control de la informacién.

5.2 Realizar un inventario de los pozos con perfiles disponibles para
estimar COT.

En este estudio se realizd un inventario para conocer la disponibilidad de la
informacion de cada uno de los pozos, dicho inventario se llevé a cabo en hojas de
calculos de Microsoft Excel para un mejor manejo de la informacién. A continuacion
se apreciaran los perfiles disponibles por cada pozo en graficos (Figura 5.1 y 5.2)
donde se muestra la cantidad y el porcentaje de perfiles que contiene cada uno de los
pozos. De acuerdo a la base de datos de los pozos fueron suministrados una poblacién

de 77 pozos pertenecientes a las cuencas de Sinu-San Jacinto (SSJ) y el Valle Inferior

68
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del Magdalena (VIM), donde aproximadamente el 50% de los pozos cuentan con el

minimo de los registros necesarios para la estimacion de valores continuos de COT.

# POTENCIAL ESPONTANEO (SP)
= RAYOS GAMMA (GR)
= RESISTIVIDAD (ILD)
mACUSTICOS

NEUTRON
= DENSIDAD

GEOQUIMICA

Figura 5.1 Pozos con disponibilidad de perfiles en las cuencas de SSJy VIM.
Parte superior: numeros de pozos; parte inferior: porcentajes

Como ya fue mencionado, para las cuencas de Sin(-San Jacinto (SSJ) y el Valle
Inferior del Magdalena (VIM) fueron suministrados 77 pozos para este estudio, de los
cuales 31 pertenecen a la cuenca de Sinud-San Jacinto y 46 al Valle Inferior del
Magdalena.



70

En las Figura 5.2 se aprecia la disponibilidad de perfiles de cada pozo tanto en
cantidad como en porcentajes en la cuenca SSJ, donde aproximadamente un 25% de

los pozos son aptos para realizar la estimacion de valores continuos de COT.

# POTENCIAL ESPONTANEO (SP)
#RAYOS GAMMA (GR)
= RESISTIVIDAD (ILD)
® ACUSTICOS
NEUTRON
= DENSIDAD
GEOQUIMICA

Figura 5.2 Pozos con disponibilidad de perfiles en la cuenca de SSJ. Parte
superior: numeros de pozos; parte inferior: porcentajes

Para la cuenca del VIM con un total de 46 pozos, mas del 67% cuenta con los
registros necesarios para la estimacion de los valores continuos de COT. En la Figura

5.3 se aprecia la disponibilidad de perfiles.
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» POTENCIAL ESPONTANEO (SP)
= RAYOS GAMMA (GR)
= RESISTIVIDAD (ILD)
mACUSTICOS

NEUTRON
= DENSIDAD

GEOQUIMICA

Figura 5.3 Pozos con disponibilidad de perfiles en la cuenca del VIM. Parte
superior: numeros de pozos; parte inferior: porcentajes

En la Figura 5.4 (Anexo 1) se aprecia la distribucién de cada uno de los pozos
con informacion geoldgica y de registros y su jerarquizacion dentro de las cuencas de
estudio. En la cuenca de SSJ la cantidad de pozos con datos geoldgicos son muy
pocos a diferencia de la cuenca del VIM, donde la cantidad de pozos con datos
geoldgicos es abundante. La distribucién de estos pozos se extiende por toda la
cuenca, siendo su mayor concentracion en la parte oeste y sur de la cuenca y en

menor cantidad en la parte central.
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Figura 5.4 Mapa de disponibilidad de datos geoldgicos en las cuencas de SSJ vy el

VIM

5.3 Aplicar al menos dos de las metodologias para estimar Carbono

Orgénico Total tomando en cuenta la informacion de perfiles disponibles.

Dentro de este estudio una de las prioridades es aplicar al menos dos

metodologias para estimar Carbono Organico Total y asi poder comparar la

calibracién de cada uno de los métodos e identificar cual de las dos técnicas es la mas

efectiva. Para este estudio se utilizaron los metodos de Passey et al., (1990) y Huang
et al., (2015) (Figura 5.5).



73

[ Interactive Petrophysics - o x
(J File Well Input/Qutput Wiew LogPlot Edit Colculation Interpretation Advanced Interpretation Image Analysis Multi-Well Tools Apps Window Help - & x
welss [«[o]| B | B |workngser M SE & HRWE A mE cH MM B LB e B | SEPHER @R cuvesesngode: |OF

=
R
2] A% & sclen[=m -] pe - [Edtomot |amotstons | [rt [liock  PotRange Pefathange] Y@y e
T
~ (I} REGISTROSEN P ” 1 2 3 4 >
4 GR:GR (gAPT) DEFTH RILD:1LD (ohm.m) 3
& o z JEN I [T ° 100. 0. COT Passey sl =
A EDADES ZDEN:DEN (giem3) COT Bulk Density -
18 32]o0. 15. £
' TOC (%) oo
4 0 P s| |2
A — 3
A N A4
A b
: 2&nn
4 ENO HIER-TA 3
A i
A 3
A
A 2000 oo
A k]
4 i
A %
3 3
" 3000 q@gn
4 £
A -, =
A 3
A cend9Rfpra £
A S0
4 &
. ¥
& 3
by 5000 |3
& OLIGOCEND hd Lootn—]
by {
L £
& 6000 vl 2
Depth: 3376.8, RILD:LD: 2.52, ZDEN:DEN: 2.26 >
Database: C:\RAMON\REGISTROS EN IP 53)

Figura 5.5 Pozo calibrado con ambas técnicas

Después de aplicar ambos métodos se observé que la técnica que tuvo mejor
calibracion con los datos obtenidos en laboratorio fue el de Passey et al., (1990). En
su mayoria los pozos calibrados con dicho método presentaron mas del 80% de
correlacion en la relacion del COT medido versus el COT calculado. Aunque para el
pozo ALJ-1 la mejor calibracion estuvo a favor del método de “Bulk Density”
(Figura 5.6).

Para cada uno de los métodos hubo diferentes cantidades de pozos que
contenian los perfiles adecuados para poder aplicar dicho método. Para la técnica de
Passey la abundancia de perfiles disponibles era mucho mayor que para la técnica de
“Bulk Density”, esto conlleva a que la técnica de Passey abarque mayor parte en las
cuencas y permite crear mapas de tendencia mas confiables con respecto al otro

método.
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Figura 5.6 Gréficos de COT medido versus calculado, donde se muestra la
calibracién de los métodos de “Bulk Density” y Passey respectivamente
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5.4 Identificar las areas con mejor calidad de roca para la generacién de
hidrocarburos mediante un mapa de tendencia regional de Carbono Orgénico
Total.

Para la creacion de estos mapas se emplearon las curvas de carbono organico
con los 39 pozos que contienen informacion geoquimica. De estos 39 pozos se
encuentran ubicados 31 en la cuenca del VIM y solo 8 en la cuenca de SSJ, esto
conlleva a que la cuenca de SSJ no sea apta para la creacion de un mapa regional de

COT por la insuficiencia de informacion.

De acuerdo a los datos obtenidos después de calcular la continuidad vertical de
COT, se pudieron crear diferentes mapas de tendencia en la cuenca del VIM para las

unidades Oligoceno, Mioceno Temprano y Mioceno Medio-Tardio.

5.4.1 Geoquimica convencional

5.4.1.1 Unidad Oligoceno

Al analizar la geoquimica convencional para esta unidad se observo mediante
un perfil geogquimico (Figura 5.7) la calidad del COT presente en varios pozos. El
perfil geoquimico nos indica que pozos como AC-1y BTL-1 contienen zonas donde
la calidad del COT supera el 4%, siendo esto muestra de un COT excelente. Estos
intervalos son candidatos a rocas madres debido a que su COT se encuentra por
encima de 4%. Para los pozos como LEM-1, ECT-1 y MSL-1 contienen una calidad

de COT medio en la mayoria de sus muestras.
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En la Figura 5.8 se muestra un pseudo diagrama Van Krevelen, donde se
observa una gran tendencia al querdgeno tipo Il y solo algunas muestras presentan
una ligera tendencia a mezclas de tipo I1/111 siendo relacionado a materia organica

lefiosa y mesclada con materia organica amorfa.
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Figura 5.7 Perfil geoquimico para la unidad Oligoceno

En la Figura 5.9 (Anexo 2) se muestra la distribucion del COT en el VIM
durante el Oligoceno donde se observa zonas con valores mayores a 4% hacia la parte
sur de la cuenca, hacia la parte noreste se encuentran zonas con valores no mayores

de 2% al igual que en la parte norte, siendo zonas pobres a medias en COT.
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5.4.1.2 Unidad Mioceno Temprano

78

En esta unidad se encuentran intervalos ricos en materia organica en el pozo

ECB-1 que supera los 4% de COT en varias de sus muestras, para los pozos que
contienen un porcentaje de COT bueno (2-4%) estan LEM-1, AC-1, ALJ-1 y gran
parte de las muestras de ECT-1 (Figura 5.10).
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Figura 5.10 Perfil geoquimico para la unidad Mioceno
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El diagrama pseudo Van Krevelen para esta unidad indica que las muestras de

los pozos que atravesaron esta unidad contienen querdgeno tipo 111 asociado a materia

organica lefiosa.
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Figura 5.11 Pseudo diagrama Van Krevelen para la unidad Mioceno Temprano

En la Figura 5.12 (Anexo 3) se presenta el mapa de distribucion de COT para

esta unidad, donde hay una zona de excelente calidad (COT > 4%) en la parte centro-

sur de la cuenca, especificamente en el pozo ECB-1. Hacia la parte noreste de la

cuenca los valores son de una zona pobre a media obteniendo los mejores valores

para el pozo Alejamdria-1 con un COT cercano al 2%.
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Figura 5.12 Mapa de COT promedio para la unidad Mioceno Temprano

5.4.1.3 Unidad Mioceno Medio-Tardio

De los pozos que atraviesan este intervalo solo BTL-1, AC-1 y LEM-1
contienen muestras ricas en materia organica. El pozo BTL-1 ubicado en la parte
centro de la cuenca y los pozos AC-1 y LEM-1 hacia la parte sureste. Con un
potencial medio de riqueza organica se encuentran los pozos ALJ-1, AP-1y ECT-1

estos ubicados en la parte noreste de la cuenca (Figura 5.13).
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Figura 5.13 Perfil geoquimico para la unidad Mioceno
Medio-Tardio

En la Figura 5.14 se presenta el pseudo Diagrama Van Krevelen para la unidad
Mioceno Medio-Tardio el cual evidencia que las muestras de los pozos contienen
querdgeno tipo 111y solo algunas mutras de los pozos BTL-1 y LEM-1 mantienen una

ligera tendencia a una mezcla de querogeno de tipo 1I/111.

Para esta unidad la mejor distribucion de COT se encuentra en los pozos AC-1
y BTL-1 en la parte central de la cuenca superando los 7% y 3% respectivamente
(Figura 5.15) (Anexo 4).
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5.4.2 Estimacién de COT mediante perfiles de pozos

Una vez analizada la geoguimica convencional pasamos a la geoquimica no
convencional, donde se realizaron calibraciones de pozos para obtener valores
continuos de carbono orgénico. Se analizaron varios de los pozos que presentan
informacion geoquimica disponible, asi poder observar la variabilidad lateral y

vertical de la riqueza organica.

5.4.2.1 Pozo ALJ-1

El pozo ALJ-1 consta de una profundidad final de 6670’ y atraviesa las
unidades estudiadas en este trabajo (Oligoceno, Mioceno Temprano y Mioceno
Medio-Tardio), ademas, contiene muestras de geoquimica en las 3 unidades (Figura
5.16).

El intervalo de la unidad Oligoceno solo cuenta con 6 puntos de calibracion de
los cuales solo 2 se encuentran muy cerca del 100% de correlacion con respecto a la
curva generada mediante el método de Passey (Figura 5.17).

El intervalo Mioceno Temprano comprende un espesor de 1350 pies, dentro de
este espacio la calibracion de los perfiles con los datos medidos mantienen un
porcentaje de correlacion por encima del 80% en un poco mas del 70% de las
muestras siendo la unidad con mejor correlacion (Figura 5.17). Ademas varios
intervalos (flechas rojas) en esta unidad presentan una separacion entre las curvas
resistividad y tiempo de transito sugiriendo un enriquecimiento de materia organica
(Figura 5.16).
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Para la unidad Mioceno Medio-Tardio hay intervalos con COT >2% pero la

calibracién de los perfiles con respecto a los datos medidos mantienen un porcentaje

de correlacion en mas del 50% de las muestras (Figura 5.17).
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Figura 5.16 Perfil compuesto del pozo ALJ-1
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5.4.2.2 Pozo AP-1

Este pozo registrd una profundidad total de 11481’ y perfor6 las tres unidades
estudiadas, siendo la unidad Mioceno Medio-Tardio las que consta con mayor

espesor de aproximadamente 4600’ (Figura 5.18).

1000

2000

A
MIOCENO
? MEDIO-

TARDIO

8000

9000

10000 MIOCENO

el Y
A

Figura 5.18 Perfil compuesto del pozo AP-1
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Para las unidades Oligoceno y Mioceno Temprano no se observaron zonas
enriquecidas con materia organica y los perfiles de resistividad y sonico sugieren
lutitas estériles, ademas obteniendo porcentajes de COT pobres, los cuales se

encuentran por debajo del 2% (Figura 5.18).

En cuanto al Mioceno Medio a Tardio se puede destacar que el intervalo
mantiene porcentajes de COT menor a 2% en casi la totalidad de la unidad, aunque
los registros de sonico y resistividad muestran una zona con posible enriquecimiento
organico a una profundidad entre 6905° y 7000’los valores de COT apenas
sobrepasan el 2% siendo el mayor valor 2.2%. A la profundidad de 7700’ la curva del
perfil sénico tiene un aumento que supera los 190 pseg/pies, esto sugiere que se debe
a las malas condiciones del hoyo no pudiéndolo corroborar ya que no se cuenta con el

registro de calibracion (Figura 5.18).

En la figura 5.19 se observa el grafico cruzado de COT medido versus
calculado que corresponde a la unidad Mioceno Medio a Tardio que nos muestra que
el método de Passey mantiene una correlacion mayor al 80% en mas del 90% de las

muestras.

Para este pozo la cantidad de muestras de COT obtenidas en laboratorio es
buena ya que abarca todo el pozo siendo esto importante a la hora de calibrar la curva
generada mediante el método de Passey. La correlacion del COT medido versus el
estimado supera el 80% en mas del 85% de los puntos de calibracion indicandonos

que el método es confiable (Figura 5.20).
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5.4.2.3 Pozo AP-2

Este pozo perford 12412’ en este trayecto se identificaron rocas que datan del
Oligoceno, Mioceno Temprano y Mioceno Medio a Tardio. Para conocer la
continuidad vertical del COT en la seccion completa del pozo se utilizé el registro
compuesto del perfil sénico ya que es el Unico que cubre todo el pozo, ademas de ser
el que mantuvo una mejor correlacion con respecto a las muestras de geoquimica
(Figura 5.21).

Los puntos de muestreos en este pozo solo se tomaron en la parte inferior del
Mioceno Temprano y en el intervalo del Oligoceno con solo 11 puntos de calibracion
en este Ultimo y 2 que se encuentran fuera del rango de profundidad de los registros

con un total de 35 muestras.

En la Figura 5.22 se muestran zonas ricas en contenido organico a nivel del
Oligoceno (flecha negra) y la unidad Mioceno Temprano (flechas rojas). Estos
intervalos a pesar de mostrar buenas caracteristicas en los registros de resistividad y
sonico solo los intervalos entre 12180°- 12120° y 11240°-11220” presentan un COT
por encima del 2% en la curva de registro compuesto ya que en las muestras de
geoquimica no superan el 1% en el primero de estos dos intervalos dado que en el

otro no cuenta con punto de calibracién para estimar una correlacion.

Para la unidad Oligoceno, la cual cuenta con 11 muestras de geoquimica posee
una correlacién aceptable entre los valores de COT medido versus los calculados, en
esta unidad 9 muestras se encuentran superando el 80% de correlacion mostrando la
fiabilidad del método utilizado (Figura 5.23).



# (g##1)

ccccc

3000

000

o A
7000 MIOCENO
MEDIO-
TARDIO
A 4
10000 A
MIOCENO
e TEMPRANO
A 4
=

9 [oucocmo | |

Figura 5.21 Perfil compuesto del pozo AP-2

90



91

i 2 3 7
GR (gAPI) DEPTH ILD (ohm.m) COT (3)

OT (us/ft) TOL (%)
. L]

11800

11200 “
v, | MIOCENO
TEMPRANO
5

! .
- _

.
12400 v

Figura 5.22 Perfil compuesto del pozo AP-2 mostrando intervalos de
rigueza organica a nivel de las unidades Oligoceno y Mioceno
Temprano

La unidad Mioceno Temprano cont6 con un total de 22 muestras de geoquimica
de las cuales 20 de ellas se encuentran por encima del 80% de correlacién. Curva
generada por el registro compuesto mediante el perfil sénico mantiene la relacion de
los bajos valores de COT que indican los puntos de calibracion (Figura 5.24).
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Figura 5. 24 Gréfico cruzado de COT medido versus calculado para la unidad
Mioceno Temprano

La unidad Mioceno Medio a Tardio no contiene muestras de geoquimica lo cual

no permite realizar una correlacion con el perfil compuesto.
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5.4.2.4 Pozo MSL-1

Con una profundidad total de 10167’ este pozo penetrd las unidades Oligoceno,
Mioceno Temprano y Mioceno Medio a Tardio. Para la unidad Oligoceno se muestra
un intervalo lutitico con un espesor de 460’ el cual no estd enriquecido con materia
orgénica y presentando valores de COT por debajo de 2%. En el Mioceno Temprano
con un espesor de 5300’ el intervalo lutitico es de aproximadamente 1900’ el cual
presenta algunos espacios con riqueza organica con valores de COT <2% (Figura
5.25).
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La cantidad de los puntos de muestreos para este pozo es bajo, a pesar de eso la
correlacion de estos con respecto a la curva generada es considerablemente buena, en
el Oligoceno solo un punto de calibracién (de un total de 5) esta por debajo del 80%
de correlacion (Figura 5.26), ya para el Mioceno Temprano la mayoria de las
muestras estan por encima del 80% de correlacion, otras dos muy cercanas a ese

porcentaje y dos mas muy por debajo del 80% (Figura 5.27).
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Figura 5.27 Grafico cruzado de COT medido versus calculado para la
unidad Mioceno Temprano
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5.4.2.5 Pozo PNL-1

Este pozo registr6 como profundidad final 14685’ donde se atravesaron rocas
de edades Oligoceno, Mioceno Temprano y Mioceno Medio a Tardio (Figura 5.28).
La Unidad Oligoceno en este pozo supera los 2000’ de espesor pero la informacion
obtenida de los registros fue incompleta, esto conlleva a no poder calcular valores de
COT después de los 13500’ y no poder correlacionarlo con todos los puntos de

calibracién, asi como también no conocer la continuidad vertical del COT en toda la

unidad Oligoceno.
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Para la unidad Mioceno Temprano la Figura 5.29 muestra que los valores de
COT medidos en laboratorio no superan el 1% siendo esto sefial de un COT pobre,
después de aplicar el método de Passey se obtuvo que la correlacion de los puntos de

calibracion con respecto a la curva generada supera el 80% en todas las muestras.
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Figura 5.29 Grafico cruzado de COT medido versus calculado para
la unidad Mioceno Temprano

En la unidad Mioceno Medio a Tardio la correlacion de los puntos de
calibracién y la curva de COT generada es muy buena ya que 5 muestras de 6 superan

el 80% de correlacion (Figura 5.30).
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Figura 5.30 Grafico cruzado de COT medido versus calculado para
la unidad Mioceno Medio-Tardio
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5.4.2.6 Pozo ECT-1

Este pozo perforo 11970’atravesando rocas que comprenden las edades
Oligoceno, Mioceno Temprano y Mioceno Medio-Tardio. Para las tres unidades
estudiadas se cuenta con una gran cantidad de datos geoquimicos, esto conlleva a una
mejor calibracion en toda la seccion del pozo. Para este pozo se utilizo el perfil
sonico ya que se obtuvo la mejor correlacion con respecto a las muestras de COT

calculado en laboratorio (Figura 5.31).

Para la unidad Oligoceno solo se cont6 con un total de 11 puntos de calibracion,
de los cuales 10 de ellos sobrepasan el 80% de correlacion, esto nos demuestra que el

método utilizado cuenta con una gran precision (Figura 5.32).

La Figura 5.33 muestra un grafico cruzado del Mioceno Temprano donde
podemos observar la gran cantidad de puntos de calibracidn que esta unidad contiene,
siendo un total de 74 puntos de los cuales solo 9 (poco mas del 10%) se encuentran
por debajo del 80% de correlacién. También se observa que a pesar de contar con una
gran cantidad de puntos de calibracion solo 1 de ellos esta por encima del 2% siendo

la gran mayoria prueba de un COT pobre.

Al igual que para la unidad anterior esta unidad cuenta con una gran cantidad de
puntos de calibracion, de los cuales la gran mayoria supera el 80% de correlacién,
siendo 4 muestras que se encuentran cercanas a este porcentaje pero por debajo y 3
que tienen muy bajo porcentaje de correlacion. Las muestras indican un COT pobre

en esta unidad ya que todos los puntos apenas superan el 1% (Figura 5.34).
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Figura 5.34 Gréafico cruzado de COT medido versus calculado para la unidad
Mioceno Medio-Tardio

Al observar este pozo se puede constatar que el método utilizado cuenta con
una gran precision, obteniendo correlaciones mayores a 80% en la mayoria de las

muestras.

5.4.2.7 Pozo ECB-1

Este pozo cuenta con una profundidad final de 11405° y atraves rocas que
pertenecen al Oligoceno, Mioceno Temprano y mioceno Medio a Tardio (Figura
5.35). La unidad Oligoceno solo cuenta con 905’ de espesor y no cuenta con puntos
de calibracion en dicho intervalo, esto no nos permite obtener correlacion entre datos
medidos y estimados. Otra caracteristica presente en esta unidad es que las lecturas de
los registros de resistividad y tiempo de transito no son confiables ya que a esta
profundidad el hoyo presenta malas condiciones (flecha azul), esto de acuerdo a lo

observado en la curva de calibracién (Figura 5.35).
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Para la unidad Mioceno Temprano se cuentan con todas las muestras de COT
medidas en laboratorio, estas muestras tienen una baja correlacion con la curva
generada mediante los perfiles ya que en el pozo fueron identificadas cavernas en
varias secciones (flechas rojas) mostradas en la Figura 5.35. Al observar el grafico
cruzado de COT medido versus calculado notamos la baja correlacion antes
mencionada, se puede contemplar que la mayoria de las muestras se encuentran por
debajo del 80% de correlacién (Figura 5.36).

A nivel del mioceno Medio a Tardio no contamos con valores de COT medidos
en laboratorio lo que conlleva a no poder obtener un grado de confiabilidad de los

valores que arroja la curva creada mediante los registros.
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Figura 5.36 Gréafico cruzado de COT medido versus calculado para la
unidad Mioceno Temprano
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5.4.2.8 Pozo LEM-1

Durante la perforacion del pozo se atravesaron rocas que datan desde el
Paleoceno hasta el Mioceno Medio a Tardio obteniendo una profundidad final de
12764’. En este pozo se aplicaron los dos métodos (Passey y “Bulk Density”),
obteniendo una correlacion con respecto a las muestras de geoquimica relativamente

iguales pero el método con mejor calibracion fue el de Passey (Figura 5.37).

Para la unidad Oligoceno el registro de calibracion muestra que el hoyo se
encuentra en malas condiciones, esto hace que la correlacion del COT medido versus
el estimado no sea confiable (Figura 5.37). La unidad solo cuenta con 6 muestras de
geoquimica de las cuales solo 2 se encuentran con porcentaje de correlacién por
encima del 80% (Figura 5.38).

En la unidad Mioceno Temprano todavia el hoyo mantiene mala condiciones en
el intervalo 11150°-10310°, a pesar de las malas condiciones en ese intervalo se
encuentran 5 muestras de geoquimica las cuales tienen una buena correlacién, en el
resto de la unidad los puntos de calibracién también mantienen buena correlacion la

cual se encuentra en la mayoria de los puntos por encima del 80% (Figura 5.39).

Hacia la unidad Mioceno Medio a Tardio con un espesor de 9700’ las muestras
de geoquimica se encuentran en el intervalo entre 9700°-8000’teniendo 18 puntos de
calibracion, de los cuales 14 de ellos cuentan con un porcentaje de correlacion mayor
a 80%. Entre las profundidades 8500°-7800° el hoyo también presenta malas
condiciones y a pesar de eso la correlacion es buena para la mayoria de los puntos de

calibracion (Figura 5.40).
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Mioceno Medio-Tardio

5.4.2.9 Pozo BTL-1

Este pozo registro una profundidad total de 10084’ y atravesé las unidades que
van desde el Paleoceno hasta el Plioceno, ademéas de mantener el Mioceno Temprano
ausente debido a su erosion (Figura 5.41).

La unidad Paleoceno es quien mantiene la mayor cantidad de muestras de
geoquimica con un total de 48. Aproximadamente el 75% de las muestras mantienen
un buen porcentaje de correlacion (>80%) (Figura 5.42). El pozo presenta valores
altos (>2%) de COT en varios intervalos después de los 9800’ aunque no se
encuentran puntos de calibracion en dichos intervalos para poder mantener un nivel

de correlacién confiable.

La unidad Oligoceno presenta 10 muestras de geoquimica de las cuales 9 de

ellas mantienen una buena correlacion que supera el 80% (Figura 5.43). Esta unidad



107

muestra intervalos que sugieren enriquecimiento organico y valores de COT que

oscilan entre 3-4% mediante la curva del registro compuesto en dichos intervalos.

Para la seccion Mioceno Medio a Tardio no se contd con muestras de
geoquimica que ayuden a mostrar una correlacion confiable, siendo esta una unidad
presenta intervalos arenosos y poca compactacion de sedimentos a medida que se

acerca a la superficie.
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Figura 5.41 Perfil compuesto del pozo BTL-1
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5.4.3 Comparacion entre métodos de estimacion de COT

Después de haber aplicado dos métodos de estimacion de COT en diferentes
pozos podemos decir que la metodologia de Passey proporciond mejores resultados
en cuanto a mejor correlacion de datos medidos versus calculados en méas del 80% de
los casos.

Para observar mejor las diferencias que presentaron los métodos a la hora de la
calibracién se presentan ejemplos de algunos pozos que contaban con los requisitos
para poder aplicarle ambos métodos.

Al hacer la comparacion entre ambos métodos usamos como primer ejemplo el
pozo ALJ-1 donde se puede observar que en la unidad Mioceno Temprano la
metodologia de Passey obtuvo una mejor correlacion entre valores de COT medidos
versus los calculados. De un total de 21 muestras de geoquimica presente en este
intervalo 15 de ellas (71% de las muestras) se encuentran con un porcentaje de
correlacion que supera el 80%, esto para la técnica de Passey. Cuando hablamos de la
metodologia “Bulk Density” solo 11 muestras (52%) cuentan con una correlacion

>80% para la misma cantidad de muestras (Figura 5.44).

Otro ejemplo es el pozo LEM-1, donde se puede observar una buena
correlacion en la unidad Mioceno Temprano por parte de la metodologia “Bulk
Density” pero al comprarla con la de Passey esta Ultima muestra mejores resultados
en cuanto a correlacion nos referimos. En esta unidad el pozo cuenta con 17 muestras
de geoquimica las cuales por medio de la técnica de Passey 15 de ellas (88%)
mostraron una correlacion >80%, por el contrario la técnica “Bulk Density” en estas

17 muestras solo 12 (71%) apenas superan el 80% de correlacién (Figura 5.45).
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Figura 5. 44 Gréficos cruzados de COT medido versus calculado para la unidad
Mioceno Temprano del pozo ALJ-1 mediante la técnica de Passey y
“Bulk Density” respectivamente

Estos graficos demuestran la efectividad a la hora de correlacionar con el
método de Passey, generando buenos resultados en la mayoria de los pozos, aunque
el estado del pozo (siendo este uno de varios factores influyentes) juega un papel
importante a la hora de crear los registros compuestos, mientras el pozo mantenga

mejores condiciones la correlacion sera mucho mas efectiva.
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5.4.4 Mapas de distribucion de COT mediante perfiles de pozos

Para crear los siguientes mapas fueron utilizadas las curvas de COT de los 39
pozos con dicha informacion. Los mapas creados comprenden las edades Oligoceno,
Mioceno Temprano y Mioceno Medio a Tardio.

El mapa de distribucion de la unidad Oligoceno se presenta en la Figura 5.46
(Anexo 5) donde se observa que la riqueza organica se concentra en la parte sur de la
cuenca del VIM, los valores mas altos se encuentran en los pozos ECB-1 y CR-9 los
cuales presentan valores de 6.1% y 4.3% respectivamente, valores que comprenden
una zona excelente. Hacia la subcuenca de Plato los pozos con mejores valores son
PNL-1 que se encuentra en la parte norte y ECT-1 hacia la parte este, estos pozos
muestran porcentajes entre 1-2% encontrdndose en una zona media de COT.
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Figura 5.46 Mapa de COT mediante perfiles para la unidad
Oligoceno
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Al comparar el mapa de distribucion de COT creado mediante perfiles de la
unidad Oligoceno con el mapa elaborado mediante valores promedios medidos en
muestras de rocas notamos que presenta algunas diferencias este Ultimo donde los
valores de COT en el pozo ECB-1 se encuentran en un promedio de 2-4% y en el
mapa creado mediante perfiles este mismo pozo esta por encima del 4% su valor de
COT, asi como también el pozo AC-1 que en mapa de datos convencionales tiene
porcentajes por encima de 4% Yy en el mapa creado mediante perfiles su porcentaje es

de apenas 1.7%, todo esto en la parte sur de la cuenca (Figura 5.47).

Hacia la parte norte de la cuenca los valores pertenecen a una zona media a
pobre siendo los pozos ALJ-1, EDF-19 y ECT-1 con promedios que apenas
sobrepasan el 1% con un valor mayor de 1.6% de COT en el mapa creado con valores
medidos en el laboratorio, para el mapa creado mediante perfiles los valores mas altos
pertenecen a los pozos PNL-1 y ECT-1 con 1.3% y 1.6% respectivamente (Figura
5.47).
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Figura 5.47 Comparacién entre mapas de COT para datos convencionales
(izquierda) y estimados mediante perfiles (derecha)
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Para la unidad Mioceno Temprano se muestra el mapa de distribucién de COT

en la Figura 5.48 (Anexo 6). El mapa creado mediante perfiles de esta unidad muestra

una distribucién de COT similar al de la unidad anterior con valores altos en los

pozos ECB-1 y CR-9, en esta unidad MSL-1 al igual que los pozos mencionados con

anterioridad presenta porcentajes por encima de 3% comprendiendo una zona buena.

La mejor zona de COT se encuentra en la parte sur de la cuenca ya que en la parte

centro y norte los pozos con datos geoquimicos se encuentran en una zona pobre con

valores <1%.
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La Figura 5.49 muestra la comparacién de los mapas creados mediante datos
convencionales y datos obtenidos de perfiles. Se observa que en los dos mapas la
tendencia de un COT de buenos valores se aduefia de la parte sur de la cuenca en
especial del pozo ECB-1. En el mapa de geoquimica convencional el pozo MSL-1
contiene valores bajos pero ya para el mapa de geoguimica no convencional este pozo
obtuvo valores que superan el 3%. Las zonas centro y norte presentan datos de una
zona pobre en los dos mapas, haciendo excepcion solo en los pozos ALJ-1, EDF-19 y
ECT-1 que tienen valores de una zona media (COT entre 1-2%) en el mapa de

geoquimica convencional.
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Figura 5.49 Comparacién entre mapas de COT para datos convencionales
(izquierda) y estimados mediante perfiles (derecha)

En la unidad Mioceno Medio-Tardio los valores de COT >2% (zona buena a
excelente) se encuentran en los pozos ECB-1 y BTL-1 ocupando estos las parte sur y
centro de la cuenca respectivamente. Para la parte norte de la cuenca los pozos ALJ-1
y EDF-19 contienen valores de COT medio (1-2%), los demés pozos con informacion

geoquimica muestran valores por debajo del 1% (Figura 5.50) (Anexo 7).
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Al comparar el mapa creado mediante valores promedios medidos en muestras
de rocas y el mapa realizado a traveés de perfiles observamos que mantienen
diferencias en pozos como ECB-1 y AC-1. Las diferencias que muestran estos pozos
se deben a que ECB-1 para esta unidad no contiene datos de geoquimica
convencional, sin embargo, se pudo estimar el carbono organico mediante los
perfiles. En el pozo AC-1 se debe a que los valores promedios de geoquimica
convencional superan el 4% siendo todo lo contrario en los valores obtenidos

mediante los perfiles, estos no superan el 0.5% (Figura 5.51).
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Conclusiones

1. El método “Bulk Density” carece de precision debido a la poca informacién

que presentan los pozos en cuanto a la curva de densidad.

2. De las dos metodologias utilizadas la técnica de Passey arrojé mejores
resultados al momento de correlacionarla con las muestras de rocas analizadas en

laboratorio, con un porcentaje por encima del 80% en la mayoria de las muestras.

3. De acuerdo a la informacion suministrada por la empresa la cuenca Sind-San
Jacinto no contd con mapas de distribucion de COT debido a que posee insuficiente

informacion de registros en casi todos los pozos utilizados para este estudio.

4. Los graficos pseudo Van Krevelen indican que los pozos presentan
principalmente querdgeno tipo Il y algunas muestras una ligera tendencia hacia una

mezcla tipo I1/111, este tipo de querdgeno se asocia a materia organica de tipo lefioso.

5. Los mapas de tendencia de COT muestran que los pozos con mayor
porcentaje de Carbono Organico se encuentran hacia la subcuenca San Jorge, esto se
debe a que en la subcuenca San Jorge existe un gradiente de temperatura mas bajo
que en la subcuenca de Plato, asi como también la tasa de transformacion del
querdgeno ha sido mas baja en la cuenca de San Jorge que hacia la subcuenca de
Plato. En la subcuenca de Plato los valores de COT son méas bajo debido a que esta
subcuenca es mucho més caliente y la transformacion de querogeno ha sido mucho

mayor.

118



119

Recomendaciones

1. Ampliar la informacién de perfiles de resistividad, tiempo de transito y
porosidad en las cuencas para poder aplicar las metodologias a la mayor cantidad de

pozos posibles.

2. Realizar andlisis de carbono organico total a los pozos que contienen
intervalos sin informacion de muestras de laboratorio para poder conocer la fiabilidad

de las metodologias en dichos intervalos.

3. Aplicar técnicas de Pirolisis para conocer a fondo las caracteristicas que

presenta la materia organica en las cuencas estudiadas.
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fines con el consentimiento del consejo de nucleo respectivo,

quien lo participara al Consejo Universitario”

Condiciones bajo las cuales los autores aceptan que el trabajo sea distribuido. La idea es dar la
maxima distribucién posible a las ideas contenidas en el trabajo, salvaguardando al mismo tiempo
los derechos de propiedad intelectual de los realizadores del trabajo, y los beneficios para los

autores y/o la Universidad de Oriente que pudieran derivarse de patentes comerciales o
industriales.

AUTOR 1 AUTOR 2

TUTOR



