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RESUMEN

Caracterizacion de fluidos y estimacion de la posible direccion de llenado
de yacimiento. Caso de estudio: Campo Perla,
Cuenca del Golfo de Venezuela

Los estudios de exploracion costa afuera son actualmente uno de los
principales objetivos de la industria petrolera nacional. Dichos estudios han
estado distribuidos en distintas areas incluyendo la Cuenca del Golfo de
Venezuela. En dicha cuenca los principales hallazgos de hidrocarburos han
sido realizados en la provincia nororiental especificamente en el Campo
Cardén 1V, conocido informalmente como Campo Perla. Las acumulaciones de
hidrocarburos (crudos condensados y gas) encontradas son evidencias del
potencial petrolero y funcionamiento de, a lo sumo, un sistema petrolifero en el
area. En busqueda de contribuir con la elucidacién de los elementos del
sistema petrolifero y resolver interrogantes relacionadas con la génesis de los
hidrocarburos (crudo y gas), en este trabajo fueron caracterizados catorce (14)
crudos y trece (13) gases provenientes de pozos ubicados en Campo Perla y
areas vecinas (Campo La Vela, Campo Cumarebo, Peninsula de Paraguana y
Cuenca del Lago de Maracaibo) para el establecimiento de posibles
correlaciones (crudo-crudo, crudo-gas y crudo-roca fuente) y adicionalmente
proponer la posible direccion de llenado del yacimiento del Campo Perla. Se
determind que los hidrocarburos (crudo y gas) presentes en dicho campo
presentan un origen y madurez similar entre ellos que a su vez no correlaciona
con los propuestos para el resto de hidrocarburos caracterizados en este
trabajo. Las correlaciones crudo-roca madre y gas-roca madre encontradas
sugieren la existencia de una roca madre adicional, distinta a la Formacion La
Luna, con aporte predominante de materia organica terrestre durante su
sedimentacion y madurez superior a 1,3 %Ro. La ubicacién del lugar con las
condiciones Optimas para la generacién de los hidrocarburos (cocina)
acumulados en el Campo Perla, propuesta a partir de las variaciones de
8" Cretanc €N lOS gases y de las variaciones de los parametros V1 y V2
obtenidos del analisis de componentes principales (estadistica multivariada),
para esta “nueva” secuencia de roca madre estaria en la zona mas profunda
del Surco de Urumaco, cercano al sistema de falla de Lagarto. Por ultimo,
considerando lo anterior respecto a la ubicacién de la cocina junto con la
ubicacion del Campo Perla, hace suponer una direccion preferencial noroeste
de migracién de los hidrocarburos durante el llenado del yacimiento

Palabras claves: Condensados, Cuenca del Golfo de Venezuela, Geoquimica,
Campo Perla, Campo Cardon V.



ABSTRACT

Fluids Characterization and estimation of possible directions of reservoir
filling. Case study: Perla Field, Gulf of Venezuela Basin

Offshore exploration studies are one of the main objectives in Venezuelan
petroleum industry. These studies have been distributed on different areas that
included Gulf of Venezuela Basin. Main hydrocarbons accumulations have been
found in northeastern province specifically in Cardén IV Field, better known as
Perla Field. Light hydrocarbons (condensate and gas) are evidences of oil
potential and working of, at least, one petroleum system in this area. Searching
to contribute in knowledge of petroleum system elements and to solve certain
question related to origin of hydrocarbons (oil and gas), 14 oil and 13 gases
samples from Perla Field and surrounding areas (La Vela Field, Cumarebo
Field, Paraguana and Lago de Maracaibo basin) were characterized in this
investigation to establish possible correlation (oil-oil, oil-gas and oil-source rock)
and besides proposing possible directions of reservoir filling in Perla Field. It
was determined that hydrocarbons (oil and gas) show similar origin and
maturity, and their oil-source and gas-source rock correlations suggest
existence of additional source rock different to La Luna Formation, with major
contribution of terrestrial organic matter and maturity above 1,3 %Ro. Kitchen
location proposed from 8™Cpetane and V1 and V2 variations obtained of
Principal Component Analysis, for this “new source rock” would be in the
Urumaco Through deepest zone near to Lagarto Fault. Considering previous
one, suggests a northwestern migration direction for hydrocarbons during
reservoir filling.

Keywords: Condensates, Gulf of Venezuela Basin, Geochemistry, Perla Field,
Cardodn IV Field.
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INTRODUCCION

En los ultimos afos se han realizado diferentes trabajos enfocados en la
evaluacion del potencial petrolifero del Golfo de Venezuela para inferir la
distribucién de los hidrocarburos en el Campo Cardén IV, mejor conocido como
Campo Perla (Acosta, 2016; Baquero, 2015; Acosta y Martinez, 2015;
Marquez, 2014; Palacios, 2013; Pérez et al., 2013; Pirela y Berrios, 2013; PGO,
2013; Romero, 2013; Pirela et al., 2012). Dichos estudios han proporcionado
informacion complementaria a trabajos previos (Cassani et al., 1998; Mompart,
1995; Guevara et al., 1977) a través de la interpretacion de los resultados
provenientes de la perforacion de al menos ocho (8) pozos en costa afuera
occidental venezolana. La informacion aportada ha permitido mejorar el
entendimiento de los sistemas petroleros existentes en la Cuenca del Golfo de
Venezuela.

El Golfo de Venezuela, cuya extension alcanza 25000 km?, se extiende al norte
del Lago de Maracaibo hasta el mar Caribe, entre la peninsula de la Guajira al
oeste y la peninsula de Paraguana en el este (Bonini et al., 1977; Zambrano et
al.,, 1971). Tardaguila (2008) estima que su desarrollo ocurrié durante el
Oligoceno, siendo una regidon subsidente (como las cuencas de Maracaibo y
Falcon) para el Terciario tardio. Dicha cuenca esta caracterizada por una
amplia plataforma continental que se extiende en sentido sur-norte con
profundidades de 118 pies en la parte interna y hasta 480 pies en el sector
norte de la plataforma.

Desde el punto de vista geoquimico y evaluacién de sistemas petroleros, la
caracterizacion geoquimica de los hidrocarburos (especialmente del gas y
condensado descubiertos en el campo Cardon IV; Pérez et al., 2011%; Pirela et
al., 2011; Pérez et al., 2011°; Pirela et al., 2010), modelado 2D (Acosta y
Martinez, 2015) de algunos transectos ubicados en la Cuenca del Golfo de
Venezuela y modelado 1D de secuencias Oligo-Miocenas en la Cuenca de
Falcon (Marquez, 2014) han generado respuestas e interrogantes respecto al
origen y distribucion de los hidrocarburos en el area. Interrogantes referidas a
caracteristicas ambientales de la(s) roca(s) madre que pudieron dar origen al
fluido,nivel de madurez del fluido y ubicacion de la cocina de generacion.

En busqueda de dar respuestas a dichas interrogantes y contribuir a la
elucidacién de los elementos del sistema petrolero faltantes, resulta necesario
el establecimiento de la correlacion del hidrocarburo probado en los pozos
exitosos perforados en la Cuenca del Golfo de Venezuela y aquellos pozos
ubicados en la misma provincia geoldgica (al norte de la Falla de Oca),
principalmente de las cuencas de Maracaibo y Falcon. De igual manera, resalta
la importancia de la propuesta de posibles vias de migracion del petréleo desde
el area de cocina (Surco de Urumaco) hasta el yacimiento carbonatico para los
hidrocarburos en el campo Perla, haciendo uso de otras herramientas ademas
del modelado 2D.

Atendiendo lo expresado anteriormente, la presente investigacién fue planteada

basandose en el objetivo principal de estudiar las caracteristicas relacionadas a
origen, madurez y posible alteracidon de los hidrocarburos (crudo condensado y
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gas) descubierto en el yacimiento carbonatico del campo Perla, sub-bloque
Cardon 1V-Oeste, para luego establecer correlaciones con otros hidrocarburos
encontrados en el area y estimar la posible direccidén de llenado del yacimiento
del campo Perla. Para ello, fueron analizados los crudos y gases provenientes
de 21 pozos (Figura 1) mediante diferentes técnicas analiticas, que incluyen
biomarcadores, separacion SARA, isdtopos de ®C en crudo total y sus
fracciones, relaciones isotdpicas de '*C en n-alcanos en fase gaseosa,
relaciones isotopicas de gases.

Mar Caribe

. Provincia suroccidental

|:| Provincia nororiental

— Falla de Lagarto
100 km

Figura 1. Ubicacion relativa de los pozos con analisis geoquimicos de fluidos
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OBJETIVOS

Objetivo General

Determinar el origen, madurez y posible alteracién de los hidrocarburos
(crudo, gas) en el yacimiento carbonatico del campo Perla, sub-bloque
Cardén IV-Oeste, y estimar la posible direccion de llenado del
yacimiento.

Objetivos Especificos

Caracterizar geoquimicamente los hidrocarburos (crudo y gas) de los
pozos perforados en el campo Perla.

Determinar las relaciones entre parametros concernientes a
biomarcadores y marcadores aromaticos en busqueda del
establecimiento del grado de alteracién del crudo.

Estimar grado de alteracién del crudo a través del uso de parametros
relacionados a compuestos C1s.

Estimar nivel de madurez de los crudos y gases presentes en los pozos
del campo Perla.

Establecer correlaciones crudo-crudo y crudo-gas relacionadas a origen,
entre los fluidos del campo Perla y algunos crudos encontrados en
pozos de las cuencas de Maracaibo y Falcon.

Estimar la posible direccion de llenado del yacimiento carbonatico Perla
mediante el uso de §'C en varios hidrocarburos de bajo peso molecular.
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MARCO TEORICO

Geologia regional

La historia geoldgica y evolucion geodinamica del noroccidente de Venezuela y
de sus areas adyacentes ha sido controlada desde el Paleoceno por el empuje
hacia el sureste del Gran Arco del Caribe o de las Antillas de Sotavento contra
el borde noroccidental del continente suramericano (Figura 2, Figura 3). Dicha
evolucion probablemente envuelve una tecténica tipo acordeén en la cual
diferentes terrenos tecténicos pueden incluirse (Baquero et al., 2015. Baquero
et al., 2013, Baquero, M., 2013): a) Terrenos Putumayo (Meso-Neoproterozoico
temprano) separados del noroccidente del craton Amazoénico durante la
disgregacion de Rodinia hace aproximadamente 750-500 Ma y generandose
los océanos Reico y lapetus (Cawood et al., 2001; Murphy et al., 2004;
Pisarevsky et al., 2008; Cawood y Hawkesworth, 2014) formando cuencas
extensionales entre estos terrenos y el norte del craton Amazonico (Figura 4),
b) estos terrenos reamalgamados en el Paleozoico dieron lugar a la formacién
de Gondwana y fueron nuevamente ensamblados durante la formacion de
Pangea en el Pérmico-Triasico; c) en el Jurasico medio a tardio, Gondwana y
Norte América son separados de Pangea, originandose el actual océano
Atlantico (Meschede y Frish, 1998, 2002; Moulin et al., 2010).

-90* -60°*
o — e — — oe—
Norteamérica I

30°

Nazca Galipagos \1
o846/1226 Fntatiana
T
-1 oo. _go' .Bog .70. .eo. -so.

O DSDP (Deep Sea Drilling Project)
Edades corteza oceanica
83 (9.5-10Ma 846(16.7 Ma) 1226 (15.2Ma)

495 (22 5-23 Ma) 845 (16.7 Ma) 1256 (17 5 Ma)
Figura 2. Provincias geoldgicas reconocidas de la placa Caribe en la posicion
presente, mostrando la Provincia ignea del Caribe (CLIP, por sus siglas en
inglés) formada durante los ultimos 39 Ma
(Baquero, 2013)
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Esta ruptura produce una corteza oceanica entre las Ameéricas e inicia
primeramente con la apertura del Golfo de México durante el Jurasico medio
(Pindell, 1994; Meschede y Frish, 2002; Bird et al., 2007) y luego propagandose
posiblemente hacia el este a través del desarrollo de multiples centros de
esparcimiento en la region Caribe durante el Jurasico tardio-Cretacico
temprano, produciéndose una corteza oceanica tipo MORB (Mid Ocean Ridge
Basalt) y generandose asi la region “proto-Caribe” o “Region Caribe” entre las
Américas (Giunta et al., 2002; Dilek, 2003; James, 2009; Orihuela, 2012), d)
durante el Cretacico temprano y una vez generada la regién Caribe y por
consiguiente el espacio para la generacion de corteza oceanica y formacion del
primer arco de isla intraoceanico y rocas metamorficas de alta P/baja T, tanto
en el borde occidental (Pacifico) de Suramérica como en el borde septentrional
del Caribe, ocurre la separacién de Suramérica y Africa producto de la apertura
del oceano Atlantico (Baquero et al., 2015).

Peninsula de Islas de Sotavento
la Guajira

Cuenca de Bonaire c Los R
i uenca Los Roques
Cuenca de Maracaibo SR s Eah q

Cinturon deformado del sur del Caribe
-

Cuenca Los Llanos Barinas LR = j . Islas Artillas menores

Prisma de aaecion de Barbados

L | Cuenca de Grenada
Cuenca Columbus e T -
Cuenca de Tobago

Norte .

Isla de Barbados

Cuenca de Canipano

Cuenca Oriental

Figura 3. Vista 3D topografica/batimétrica del norte de Suramérica y sur del
Caribe (Escalona y Mann, 2011)

Finalmente en la etapa e) la subduccién oblicua de la placa del Caribe contra el
margen noroeste de Suramérica durante el Paleoceno temprano-Eoceno
temprano, Segun Baquero et al. (2013), las edades reportadas por diferentes
autores (Paleoceno temprano-Eoceno temprano y Mioceno medio) para el
magmatismo (Lara et al., 2013; Cardona-Molina et al., 2011) que refleja esta
subduccion, son concordantes con las dataciones U-Pb en zircones de 50-49
Ma en el basamento perforado por el pozo 3, ubicado en el Golfo de Venezuela
que corresponde al pluton granitico con esa edad.
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Figura 4. Ensamblaje final del supercontinente Rodinia (1,0 — 0,98 Ga) con la
colisiéon continente-continente entre craton Amazonia y Baltica
(Grande, 2013)

La relacion geoldgica y estructural existente entre la evolucién tecténica y
estratigrafica del margen sur de la placa suramericana asi como la disposicion
actual de las diferentes cuencas identificadas (incluyendo Golfo de Venezuela,
Figura 3) en el norte de América del Sur con el movimiento oeste-este de la
placa Caribe ha sido reconocida de igual manera por Escalona y Mann (2011),
Meschede y Frish (2002), Meschede (1998) y Pindell et al. (1988). La mayoria
de estos trabajos describen el movimiento de la Placa Caribe desde un punto
del océano Pacifico hasta su ubicacion actual. Todos concuerdan en el
movimiento transpresivo que ejerce la Placa Caribe sobre la costa
noroccidental de Suramérica; pero los origenes de ésta suelen ser diferentes,
desde una protuberancia de la Placa Pacifico que se inserta entre las Américas
segun Malfait y Dinkelman (1972), o como una placa anémala originada por un
punto caliente (hot spot) en un sector conocido como Galapagos. Otros
trabajos (Meschede, 1998; Meschede y Frisch, 1998; Orihuela, 2012) sugieren
que la placa Caribe se formé entre las dos Américas durante el Cretacico
medio y superior, originado por una pluma basaltica.

La Figura 5 muestra la historia del choque de la placa del Caribe con relacion a
Suramérica (Ma; recuadros verdes), representado en su posicion actual (en
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gris) y también en su relacion de configuraciéon Maastrichtiense a Norteamérica
(Pindell et al., 1998) con el objetivo de resaltar su antigua orientaciéon NE-SO
durante la mayor parte de esta colisién. Los foredeep que se desarrollaron
claramente migran al este a través del tiempo y son controlados por el avance
del Caribe hasta los 10 Ma, cuando el azimut del Caribe cambia a este-oeste
(Algar y Pindell, 1993). Notese también que en la direccién oestenororeste-
estesureste es diacronico dentro de una formacion dada (ejemplo: Formacion
Roblecito). La linea negra marca el alcance del Caribe al sur por la obduccién
(antes de la compensacién Nedgena de los Andes) y las lineas verdes gruesas
marcan la posicién asociada con la obduccién del Caribe antearco en los
tiempos iniciales (Ma). Hoy en dia las fallas de desgarre (lineas grises) del
margen (por ejemplo El Pilar, Oca, Bocond, Falla de Morén) se formaron a
finales de la colision del Caribe con Suramérica, después de la obduccion de
los aldctonos y el inicio de enterramiento (backthrusting) en el Caribe Sur de
cinturones plegados.

km \ 5
0 20 400 60 00 1000 o™
Placa del Caribe
> : - , WP o
' cinturén plegado del sur del Caribe S d;p’c’
» < o
P e ~ ob(ecg‘aq
A Fallg W \ - Sl

{Falla de Moton Placa

g

Figura 5. Progresion de la colision de la Placa del Caribe con la Sudamericana
(Pindell y Kennan, 2007)

Para el Oligoceno, en la region del Caribe se producen tres etapas de
deformacion de oeste a este. La costa de la peninsula de la Guaijira y las islas
de Sotavento de las Antillas (Figura 2; Terrenos de Arco) comienzan a
deformarse por el movimiento dextral de la falla transformante, la obduccién de
la placa del Caribe y el rifting. Estos procesos tectonicos profundos y alargados
forman las cuencas de orientacion noroeste-sureste durante la tercera fase de
deformacion. Hacia el este, las cuencas de Falcén y Bonaire se han formado
como una cuenca de rift que recubre la cuenca de antearco del Caribe
(Audemard, 1995; Porras, 2000; Gorney et al., 2007; Figura 6). Hacia el este,
se forman cuencas antearcos (Aitken et al, 2010).

Junto con ello, el oriente de Venezuela se convirtié en uno de los depocentros
principales de todo el margen en el Mioceno medio. El sistema proto-Orinoco
agrupa los drenajes del este dirigidos a la Cordillera Oriental, las cuencas con
orientaciéon al sur de los Andes de Mérida y la Cordillera de la Costa, y los
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drenajes dirigidos al norte del escudo de Guayana que juntos logran convertirse
en el mayor sistema de paleodrenaje en el norte de Suramérica (Figura 7). Sin
embargo, hacia el norte de Paria la tasa de sedimentacion se reduce a 70
m/Ma, marcado por la fase de inversion de la cuenca (Pirela y Berrios, 2015).

La paleogeografia del Plioceno temprano de Suramérica y el Caribe es similar
al margen de la geografia en la actualidad. Los principales cambios
paleogeograficos en el Plioceno temprano incluyen: 1) levantamiento final de
los Andes de Mérida y el bloqueo del proto-rio Maracaibo; la Cuenca de
Maracaibo se convirtié en una cuenca cerrada con sedimentacion marina sobre
todo lagunar y de poca profundidad (Guzman y Fisher, 2006); 2) inversion de la
Cuenca de Falcon; que produce buenas estructuras de trampas estructurales
para los hidrocarburos (Audemard, 1995; Gorney et al., 2007); 3) la colision
final inducida del arco de Panama y el desplazamiento tectonico de desgarre a
lo largo de la falla de Bocond, que la conecta con el sistema de fallas San
Sebastian-El Pilar (Schubert, 1984); 4) la formacion de las cuencas pull-apart
del Golfo de Paria a lo largo del sistema de falla de El Pilar (Schubert, 1984;
Escalona et al., 2010).

Placa del Caribe Familia de fallas 6 Cuenca Fakon-Bonaire
Familia de fallas 5
Familia de fallas 1 /

Cuenca Cnlnmhlana

N _‘.\.-

/ \(u\hl\. rade b (‘osu

Familia de fallas 3

deltas dirigidos al norte del 2 N
7 Escudo Guayana b |
[ —

£

‘E E / Ril to M ity
io proto Maracaibo
' =) 2 ‘%’Q =

£ f d %
- O 5V A0

E 2 " h | Proto rio Orinoco 5

g ' / Placa Sur América _ 20() E ﬂ g
-
%0 arcode Panamalﬁ::"ﬂloquedeclmko <70 A0

Figura 6. Configuracién de la parte norte de Venezuela para el Oligoceno
medio (Escalona y Mann, 2011)
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Geologia local

Atendiendo al origen y relacion del marco geoldgico y estructural regional que
involucra la formacion de las diferentes cuencas ubicadas al norte de
Suramérica (Figura 3) y considerando que esta regién contiene
aproximadamente treinta y ocho campos gigantes de hidrocarburos con una
produccion superior a 4 MM barriles por dia, se describen a continuacion las
caracteristicas mas resaltantes y los procesos geoldgicos mas importantes que
contribuyeron a la formacion y arquitectura actual de la Cuenca del Golfo de
Venezuela.

De acuerdo al origen de las diferentes cuencas producto de la colision oblicua
entre el arco Caribefio y margen pasivo de Suramérica, Escalona y Mann
(2011) clasifican las diferentes cuencas formadas (inclusive en terrenos
continentales) segun son mostradas en la Figura 8. Dichos autores dividen a la
Cuenca del Golfo de Venezuela en cuenca antepais (foreland; Provincia Sur
Occidental) y detras de arco (forearc terrane; Provincia nororiental). Consideran
a la Provincia sur occidental de la Cuenca del Golfo de Venezuela una cuenca
antepais basados en las siguientes premisas: cuenca con roca madre marina
del Cretacico tardio, espesa, rica en contenido organico y rocas yacimientos de
edad Eoceno-Plioceno con buena calidad, asociadas con ambientes fluvio
deltaicos. Mientras que la Provincia nororiental es considerada un terreno
detras de arco (forearc terranes) basado en caracteristicas como: cuenca con
roca madre (principalmente lutitas organicas) con un aporte predominante de
materia organica del tipo terrestre derivada de Suramérica o de los terrenos
levantados (por ejemplo Cordillera de La Costa). Las rocas yacimientos
equivalentes de edad Eoceno consideradas de aguas profundas del Proto-rio
Maracaibo y sistemas de aguas profundas Oligoceno-Eoceno eran surtidos por
materiales provenientes de la Cuenca de Falcon, terrenos levantados e islas
localizadas a lo largo del margen de colisién.

Cuencas Foreland
Terrenos cuencas Forearc
Cuencas de arco de isla

Cinturdn deformado
de Sur América

T T
W sawW sew

Figura 8. Mapa regional topografico/batimétrico que resume las cuencas
petroliferas en margen Caribe-Suramérica (Escalona y Mann, 2011)
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Por su parte Almarza (1998) indica que la Cuenca del Golfo de Venezuela esta
caracterizada por una amplia plataforma continental con profundidades que
oscilan entre treinta seis (36) metros (parte interna) hasta ciento cuarenta y seis
(146) metros en su parte mas profunda (norte de la plataforma) y con una
extension en direccion sur-norte de aproximadamente doscientos (200)
kilbmetros. A nivel fisiografico esta dividida en dos sub-cuencas por un alto
estructural con profundidades menores a los veinte (20) metros conocida como
el Risco de Calabozo. En relacion al Risco de Calabozo, en sentido oeste se
encuentra una depresion cerrada que corresponde a la Ensenada de Calabozo
mientras que hacia el este esta el Golfo abierto, caracterizado por un amplio
valle submarino con declive suave hacia el norte y noroeste. El archipiélago de
Los Monjes esta ubicado en el sector externo de la plataforma y sobresale
entre noventa y cien (90-100) metros desde el fondo.

En relacién a lo anterior, estudios de gravimetria realizados en zonas cercanas
a la Cuenca del Golfo de Venezuela (Rodriguez y Sousa, 2003; Diaz y
Fernandez, 2002; Rodriguez, 1974) sugieren al archipiélago de Los Monjes
junto con la Peninsula de la Guaijira, la de Paraguana, las islas de Aruba y
Curazao con valores positivos de anomalia de Bouguer. Igualmente identifican
dos provincias tecténicas adicionales: la provincia ocupada por la Cuenca de
Maracaibo (patron de anomalia fuertemente negativa) y la provincia (anomalias
positivas y negativas) al este del sistema de fallas del Lago de Maracaibo que
incluye el estado Falcoén, sur de Paraguana y estado Lara (Figura 9).

La observacion del mapa de anomalia de Bouguer (Figura 9) senala la
influencia de los efectos regionales muy marcados como cuencas de
Maracaibo y Golfo de Venezuela con anomalias negativas y la existencia de
intrusiones en la Peninsula de Paraguana (Baquero et al., 2015). Igualmente
queda de manifiesto la evidencia de la Falla de Oca en la region sur del estado
Falcén (Feo Codecido, 1972).

Los limites propuestos para la Cuenca del Golfo de Venezuela, especialmente
el limite norte, estan fuertemente influenciados por la tecténica de la placa
Caribe, tal como fue referido anteriormente. Almarza (1998) y Escalona y Mann
(2011) identifican la traza de la Falla de Oca como el limite sur del Golfo de
Venezuela, dicha falla es del tipo transcurrente dextral con rumbo general este-
oeste, caracterizando la interaccion de la Placa Caribe y la Placa Suramericana
(Figura 10).
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Estratigrafia regional

En la Cuenca del Golfo de Venezuela no se ha definido una litoestratigrafia
formal propia. Sin embargo, diferentes autores (Ortega et al., 2013; Pinto et al.,
2011; PGO Golfo de Venezuela, 2013; Saavedra, 2010; Johnson et al., 2009)
correlacionan las unidades litoestratigraficas con el Surco de Urumaco vy la
Cuenca de Falcén. Al respecto Johnson et al (2009) muestra un cuadro en el
cual correlaciona unidades al noroeste de la Cuenca de Falcon y a lo largo del
limite entre el Surco de Urumaco y Alto de Coro (Figura 11).

Resulta importante destacar que a pesar de la exploracion petrolera que se ha
llevado a cabo en la Cuenca del Golfo de Venezuela y extrapolaciones de
areas circundantes, pocos han sido los trabajos que contribuyeron al
conocimiento preciso de la estratigrafia en el area. Sin embargo, el trabajo
realizado por Sztrakos et al. (2011) aport6 informaciéon concluyente a partir de
la presentaciéon de un modelo estratigrafico basado en la revisiébn de la
estratigrafia de la parte septentrional del estado Zulia, parte occidental de
Falcon, Peninsula de La Guaijira, area del Golfo de Venezuela y Cuenca de
Aruba.

La Provincia nororiental (Figura 1) posiblemente no mas antigua que el
Nedgeno, se extiende hacia el Surco de Urumaco y esta limitada en su parte
sur por la Falla de Lagarto. Se reconocen dos ciclos sedimentarios del
Terciario, con una discordancia intermedia, descansando sobre un basamento
igneo-metamorfico de naturaleza aloctona, donde el Mioceno yace en
discordancia sobre rocas aléctonas del sistema montafioso del Caribe. La
Provincia Sur Occidental (Figura 1) presenta una situacion diferente, capas
sub-horizontales del ciclo de sedimentacibn mas somero descansan en
discordancia sobre un monoclinal de fuerte buzamiento al este, en el cual se
han identificado reflectores sismicos que posiblemente representan rocas
cretacicas semejantes a las encontradas en la Plataforma del Lago de
Maracaibo y en los pozos de la parte occidental del Alto de Dabajuro. En esta
subcuenca esta presente una secuencia cretacica (Plataforma de Dabajuro)
que llegé al Jurasico (Formacién La Quinta), encontrando una secuencia
completa desde el Cretacico hasta el Mioceno, equivalente a la de la Cuenca
de Maracaibo (Léxico Estratigrafico de Venezuela, 2011).

Reconociendo el problema existente a nivel de la identificacion de formaciones
en algunas correlaciones estratigraficas realizadas entre la Cuenca de Falcén,
Cuenca del Lago de Maracaibo y Cuenca del Golfo de Venezuela la
descripcion y agrupacion de las formaciones ha sido realizada basandose en
megasecuencias (2do o 3er orden) considerando la linea de tiempo respecto a
la sedimentacion de la secuencia.

En la Provincia suroccidental, segun lo reportado por PGO Golfo de Venezuela
(2013), Sztrakos et al. (2011) y Acosta (2016) el basamento de esta Provincia
es de origen igneo-metamorfico y sobre este ultimo descansa una secuencia
continua depositada desde el Cretacico hasta el Plioceno (Reciente). Las
megasecuencias identificadas en orden cronoldgico (mas antiguo a mas
reciente) estan identificadas en la Figura 12.
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Interpretaciones previas Johnson et al. (2009)
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Figura 11. Cuadro de correlacion resumen para las unidades Oligoceno-
Mioceno tardio muestreadas en el noroeste de la Cuenca de Falcén y entre el
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(Tomado de Johnson et al., 2009)
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(Tomado de PGO Golfo de Venezuela, 2013)

Debido a los hallazgos de hidrocarburos realizados por la empresa mixta
Cardén IV (PDVSA-ENI-REPSOL) en el afo 2008, fueron realizadas las
perforaciones en la Provincia nororiental de la Cuenca del Golfo de Venezuela
de diferentes pozos (1,2,3,4 Coral-1X, Tuna-1X y Mero-1X), lo cual permitio
obtener mejor conocimiento referente a la sedimentologia y estratigrafia
presente en el area debido a los hallazgos de gas condensados por la empresa
mixta Cardoén IV (Pinto et al., 2011; Sztrakos et al., 2011; Ortega et al., 2013;
Palacios, 2013; Blanco y Mann, 2015; Acosta, 2016). Segun dataciones
realizadas en zircon (Baquero et al., 2011), el basamento sobre el cual fueron
acumulados las secuencias de la Provincia nororiental corresponde a una edad
Pérmico (Figura 13). Dichas secuencias de edad nedgena, descansan
discordantemente sobre el basamento.

Respecto a la unidad informal conocida como “la Caliza de Perla” (Pinto et al.,
2009; Ortega et al., 2013; Palacios 2013), incluida en la Megasecuencia SM
yacimiento principal de los hidrocarburos en esta Provincia fue descubierta por
el pozo 1, en el area del Bloque Cardon IV-Oeste (Valencia y d’Alterio, 2014).
Esta unidad consiste en calizas predominantemente granosoportadas
(Dunham, 1962) cuyos constituyentes varian de tamafio arena a grava,
principalmente algas rojas, macroforaminiferos y rodolitos, con menor
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contribucion de fragmentos de equinodermos, balanidos, foraminiferos
benténicos pequefios, moluscos, algas verdes y escasa fauna planctonica
principalmente hacia el tope de la caliza. Estas calizas se han atribuidos a un
probable banco carbonatico con espesores promedios de 200 metros, sobre un
alto estructural normalmente fallado (Figura 14), constituido por conglomerados
terrigenos pre-miocenos y rocas igneo-metamaorficas (Pinto et al., 2011).
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Figura 13. Columna generalizada para la Provincia nororiental
(Tomado de PGO Golfo de Venezuela, 2013)

Figura 14. Imagen sismica del banco carbonatico de “Perla”(azul) donde es
mostrada su relacion estratigrafica y estructural
(Tomado de Pinto et al., 2011)
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Antecedentes

El creciente interés en la ultima década en la busqueda de hidrocarburos en la
Cuenca del Golfo de Venezuela esta histéricamente ligado a los
descubrimientos realizados, en el afo 2008, por el consorcio PDVSA-ENI-
REPSOL en el campo Perla, sub bloque Cardén IV-Oeste, Provincia
nororiental. Dicho yacimiento, descrito como yacimiento carbonatico
predominantemente de calizas granosoportadas (segun clasificacion de
Dunham (1962)), con constituyentes que varian de tamafo arena a grava,
principalmente algas rojas, macroforaminiferos y rodolitos, es atribuido a un
probable banco carbonatico con espesores promedios de doscientos (200)
metros (Pinto et al.,, 2011) y acumula reservas gigantes de gas-crudo
condensado reportadas en 9,5 BPC (269.010.042.624 m° y 82 MMB,
respectivamente (Valencia y d’Alterio, 2014; Pirela y Berrios, 2013).

Previo al descubrimiento del campo Perla en la Provincia nororiental de la
Cuenca del Golfo de Venezuela, diferentes aportes fueron realizados a través
de la ejecucidon de trabajos relacionados con la caracterizacion geoldgica,
geoquimica y estructural de los elementos del sistema petrolero en el area
(Cassani et al., 1998; Mompart, 1995; Guevara et al., 1977).

Con el objetivo de la evaluacién geoldgica y formulacion de recomendaciones
para la explotacién del Golfo de Venezuela, Guevara et al. (1977) presentan los
resultados geofisicos y geoldgicos asi como definicion y evaluacion de veinte
areas prospectivas, como parte del estudio dirigido a la determinacion del
potencial de hidrocarburos de toda la plataforma continental venezolana. Dicho
estudio considera que existen condiciones geoldgicas para la presencia de
acumulaciones comerciales de hidrocarburos en el area con expectativas
(segun evaluacion de 16 areas prospectivas) de 4.849 MMB de petréleo liviano
a mediano (Figura 15).

De igual manera los autores sefialan como intervalos prospectivos primarios a
los carbonatos del Cretacico (Formacion La Luna), asi como la erosion en gran
parte del Golfo de la seccion del Eoceno inferior a medio, de gran importancia
en la Cuenca de Maracaibo. Como posibles yacimientos (por analogia con la
Cuenca de Maracaibo y afloramientos de la Peninsula de la Guajira) proponen
a los carbonatos de los grupos Yuruma y Cogollo, asi como rocas del cretacico
las cuales pudieron haber sido llenadas con hidrocarburos generados en las
depresiones Oriental y de Castilletes. Igualmente, rocas yacimientos (facies
arenosas) del Oligo-Mioceno equivalentes a las formaciones Castillo, Guarabal
y La Puerta y desarrollos de facies carbonaticas equivalentes a las formaciones
Sillamana, San Luis, y Jimol.

Respecto a las posibles rocas generadoras, Guevara et al. (1977) postulan en
orden de importancia a las formaciones Agua Clara (Mioceno inferior-medio),
Pecaya (Oligoceno) y Jarillal (Eoceno medio-superior) como las principales
responsables de los crudos en Falcdn, interpretando equivalentes en la
Depresion Oriental del Golfo.
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Figura 15. Hidrocarburos adyacentes al area del Golfo de Venezuela
(Tomado de Guevara et al., 1977)

En afios recientes, Acosta (2016) y Pirela et al. (2012) realizaron analisis
geoquimicos e interpretacion a muestras de rocas (nucleos y canal)
pertenecientes a pozos ubicados en tierra (incluido Pozo 5) y costa afuera
(Pozos 1, 2, 3, 4 y 6) del area de la Cuenca del Golfo de Venezuela. Estos
autores mencionan que los intervalos evaluados en la Provincia nororiental,
secuencias del Nedgeno y Paledégeno, no presentan caracteristicas de roca
madre efectiva, debido a que son secuencias inmaduras. Sin embargo,
presentan valores entre medio a bueno (0,55 — 1,73 %COT) en cuanto a su
riqueza organica. A pesar de ello indican que los intervalos de las secuencias
Mioceno medio y Mioceno tardio especificamente en la parte profunda del
Surco de Urumaco, podrian tener las condiciones necesarias de madurez para
producir la generacion de hidrocarburos livianos.

Respecto a la Provincia suroccidental, los intervalos pertenecientes
principalmente al Cretacico presentan caracteristicas (cantidad, calidad y
madurez) que permiten considerarlas como potenciales rocas madre para los
crudos encontrados en esta area.

En relacién a la caracterizacion de hidrocarburos existen pocos pozos que,
durante su perforacién, han mostrado indicios de hidrocarburos al norte de la
falla de Oca y en el area del Golfo de Venezuela, principalmente en la Provincia
Sur Occidental del la Cuenca del Golfo de Venezuela.

Al respecto Mompart (1995) en el Pozo 5 (primer pozo profundo en el estado

Zulia al norte de la falla de Oca) realizd interpretaciones de resultados
geoquimicos obtenidos de veintitrés (23) muestras de roca y una (1) muestra
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de crudo. El objetivo era definir la columna estratigrafica de la Provincia
suroccidental del Golfo de Venezuela, verificar la presencia de crudo vy
determinar las caracteristicas como yacimiento de las calizas del Grupo
Cogollo del Cretacico, calizas arenosas de la Formacion Guasare y las
areniscas calcareas de la Formacién Marcelina ambas de edad Paleocena. El
pozo alcanzd una profundidad final de 3396 m. Respecto a la muestra de crudo
analizada Mompart (1995) reporta gravedad API igual a 23,43°, composicion
SARA (hidrocarburos saturados, hidrocarburos aromaticos, resinas vy
asfaltenos) con resinas y asfaltenos menor al 10%, baja relacion pristano
(Pr)/fitano (Ph) (0,63) y con huella cromatografica que permite atribuir su origen
marino y generacion a la Formacion La Luna. Respecto a los biomarcadores
sefiala el autor que los esteranos estan destruidos por el alto grado de
metamorfismo organico experimentado por la roca madre.

Posteriormente, Cassani et al. (1998) realizaron la caracterizacion geoquimica
de rocas y crudos para el Pozo 5, ademas del modelado de generacion de
hidrocarburos al norte de la Cuenca de Maracaibo. Analizaron un total de 44
muestras de nucleo en intervalos lutiticos y carbonaticos de las formaciones La
Luna y Apdn y una muestra de crudo. Respecto a esta ultima, los autores
indican que se trata de un crudo marino originado de materia organica tipo |l
(tipo Formacion La Luna), maduro segun la distribucion hacia los componentes
de baja masa molecular y originado a partir de una roca madre cuyo nivel de
madurez se encontraba alrededor de 1,1 %Ro (Figura 16). El alto contenido de
hidrocarburos saturados (53%) y bajo contenido de asfaltenos (0,7%) son
caracteristicos de crudos maduros aunado al bajo valor encontrado para la
relacion Pr/Ph. Es probable que el crudo haya sido generado en las partes mas
profundas de area de Sinamaica, localizada al este del pozo. Por ultimo, al
interpretar los resultados generados en el modelado, Acosta (2016) sefiala que
la expulsion de petroleo parece haber ocurrido en dos periodos (38-32 Ma y 18-
0 Ma) y que la Formacién La Luna pudo haber expulsado alrededor del 60-70
% de su capacidad.

Para el afio 2009, las licenciatarias ENI-REPSOL comienzan la perforacion del
pozo 1 con el objetivo de descubrir gas no asociado en prospectos de
carbonatos del Oligoceno y Mioceno temprano a una profundidad estimada de
3660 m. El pozo descubri6 un yacimiento de gas metano y crudos
condensados de 238 m de espesor en calizas del Oligoceno. Las pruebas de
produccion oficiales reportadas por Cardén IV (2009) en el intervalo de 2711 a
2874 m en la seccién de calizas del Oligoceno dieron como resultado crudo de
47,8 °API. Respecto a la composicion del gas, segun analisis de muestras de
hidrocarburos realizados con el Probador Modular de la Dinamica de
Formacion (MDT por sus siglas en inglés) indican la existencia de metano entre
87,1y 87,5 % con compuestos C;" entre 1,9y 2,2 % (Cardon 1V, 2009).
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Figura 16. Cromatogramas de muestra de crudo pozo GUA-04 junto con
cromatogramas de masas ion m/z 191, 217 (saturados) y 192 (aromaticos)

Impulsado por el descubrimiento realizado en el pozo 1, para el periodo
comprendido entre los afios 2010-2011 ENI-REPSOL continuan con la
perforacion de los pozos 2,3 y 4 a fin de establecer los limites y volumenes de
hidrocarburos en el yacimiento ademas de obtener la caracterizacién del fluido
para la definicion del plan de explotacion.

La caracterizacion de los hidrocarburos (gas y crudo) llevada a cabo en los
pozos 2 (Pirela et al., 2010; Pirela y Berrios., 2013), 3 (Pérez et al., 20117
Pirela y Berrios, 2013), 4 (Pirela et al., 2011) y el pozo gemelo al pozo 1 (Pérez
etal., 2011° y Pefia, 2011) permite establecer correlaciones positivas en cuanto
al origen comun de los hidrocarburos encontrados en los pozos. En general
para el campo Perla los resultados en la fase gaseosa reflejan valores de 95%
para CHg4, mayor a 4% para compuestos C," indicando origen termogénico con
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caracteristicas humedas. El nivel de madurez determinado a partir de las
relaciones isotépicas de diferentes alcanos (metano, etano, propano, butano,
isobutano y pentano) ubica a estos gases cercanos al limite superior del
craqueo primario en un rango entre 0,9 a 1,3 %Ro. En todos los trabajos los
autores correlacionan su origen con una roca fuente de caracter mixto (mezcla
de materia organica marina y terrestre) con predominio del material terrestre.

Respecto al crudo, en todos los pozos ubicados en el campo Cardon IV (1, 2, 3,
4) los autores reportan gravedades API entre 45 y 50° asociandolos a crudos
livianos tipo condensados (Hunt, 1996) y una composicion SARA dominada por
la fraccion de hidrocarburos saturados (70%) y aromaticos (30%) con ausencia
de los compuestos NSO, bajo contenido de azufre, vanadio y niquel. Segun la
distribucion de las n-parafinas (C+s") asocian el origen del crudo a materia
organica marina, a pesar de la alta relacion Pr/Ph (>3) y la correlacién de
isoprenoiodes que indican condiciones subdxicas. La roca madre sugerida es
caracter mixto, litologia siliciclastica (baja proporcion de S) sedimentada en
ambientes marginales a marinos y segun los datos isotopicos del §'3C en crudo
total correlacionada con la relacion Pr/Ph la edad propuesta para la misma es
Mioceno, contrastando con la roca madre por excelencia en el area de edad
cretacica (Formacién La Luna). Respecto a la madurez de los crudos, haciendo
uso de diamondoides, proponen un amplio rango, entre 0,9 a 1,6 %Ro,
afectado probablemente por mezcla de hidrocarburos con diferentes grados de
evolucion térmica.

En busqueda del establecimiento de correlaciones genéticas de los
hidrocarburos del campo Perla con pozos encontrados en areas cercanas,
Pérez et al. (2013) comparan estos hidrocarburos con los probados en la
Cuenca de Maracaibo y Falcén, mostrando correlaciéon negativa al comparar
los condensados con los generados en la primera cuenca y correlacion positiva
(respecto a las caracteristicas y condiciones de sedimentacion de la roca
madre) solo con el campo Cumarebo para el caso de la Cuenca de Falcoén.

De igual manera menciona que el nivel de madurez entre las diferentes
cuencas varia regionalmente, siendo mayor para los hidrocarburos detectados
en el Golfo de Venezuela en relacion a los encontrados en el area de Falcon y
Maracaibo, siendo éste ultimo variable pero menores a los del campo Perla.

En ese mismo afio, Romero (2013) realizo la caracterizacion geoquimica de los
crudos provenientes de los campo La Vela y Cumarebo y de las rocas de edad
terciaria en la cuenca norte de Falcon Oriental (intervalo Oligoceno y Mioceno
tardio) para obtener informacién acerca de la riqueza, tipo y cantidad de
materia organica presente. Dicho autor concluye que el anadlisis de los crudos
reveld una clara distincion entre los crudos de los campos evaluados (La Vela 'y
Cumarebo): (1) Respecto a la madurez, crudos del campo La Vela (0,9 %Ro)
mas maduros que los del campo Cumarebo (0,8 %Ro); (2) Respecto a la facies
organicas de la roca madre, los crudos del campo La Vela indican aporte
predominante de materia organica terrestre y estan asociados con intervalos
continentales probablemente de la Formacién Cerro Pelado, mientras que los
crudos del campo Cumarebo sugieren un aporte mixto (querégenos tipo Il-111)
sedimentados en ambientes marinos Oxicos-subdxicos, y estarian asociados
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probablemente a rocas madre de origen marino como la Formacién Castillo o
inclusive la Formacion Pecaya.

Por otra parte, en relacion al origen de los gases no hidrocarburos, Valencia y
d’Alterio (2014) aplican la geoquimica isotdpica para su determinacién en el
campo Perla, estableciendo dos fuentes principales de generacién:
desgasificacion magmatica/mantelar y disolucion del carbonato que constituye
el yacimiento. Concluyen que, segun los valores isotépicos de §'*Cco, y gases
nobles (*He/*He, ?°Ne/?Ne; “°Ar/*°Ar, 3*Kr/®Kr, '%°Xe/'**Xe), el origen del CO,
no asociado al sistema petrolero es principalmente inorganico.

Por ultimo, con el objetivo de estimar vias de migracion Acosta (2016) y Acosta
y Martinez (2105) realizan modelados 2D en diferentes transectos ubicados en
la Cuenca del Golfo de Venezuela (Figura 17). Para ello, fueron ajustados los
parametros de presiones capilares y permeabilidad, particularmente en
aquellas areas donde existen pozos que han comprobado la existencia de
hidrocarburos y han sido declarados oficialmente yacimientos, tal y como es el
caso del campo Perla. De los transectos estudiados, los autores indican que el
N°6 fue definido como aquel que presenta las mejores condiciones para
evaluar de manera general las vias de migracion, debido a su orientacién, que
abarca desde el Surco de Urumaco hasta el yacimiento del Campo Perla y
donde ha sido comprobada la presencia de hidrocarburos.

De la misma manera, los autores sefialan en su trabajo que, los resultados
obtenidos por el modelado de este transecto, desde los intervalos de roca de
las secuencias SO y SMa encontradas en el Surco de Urumaco surgen los
vectores de las posibles vias de migracién (Figura 18), lo cual sugiere que la
posible area principal de cocina para los hidrocarburos contenidos en el campo
Cardodn IV se encuentra en las partes profundas del Surco. Las flechas rosadas
en la Figura 18 indican como los fluidos migran buzamiento arriba hasta llegar
a zonas de mayor porosidad y permeabilidad (caliza del campo Perla).

Para la interrogante planteada para el pozo A referida a que aun cuando se
encuentra dentro de la trayectoria de la migracion de los fluidos, no esta
cargado de hidrocarburos, los autores soportan la respuesta en dos aspectos, a
saber:

. La historia de perforacién del pozo A indica que aun cuando fueron
perforadas secuencias del Mioceno temprano, no fue posible probar el intervalo
prospectivo descubierto, debido a problemas mecanicos y estabilidad del hoyo
por lo que fue abandonado el pozo. Sin embargo, fue reportada la
manifestacion de un indicio de gas en el intervalo 3934 - 3703 m de
profundidad.

o La estructura perforada y que permitié descubrir el Campo Cardén 1V,
presenta condiciones excepcionalmente favorables desde el punto de vista
geomeétrico para la acumulacion de hidrocarburos, por encontrarse en el tope
de un alto estructural, aunado a las excelentes caracteristicas de roca
inherentes del intervalo en el cual fue definido el yacimiento.
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PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

El reciente descubrimiento, a través de la perforacién del pozo 1, de las
reservas contenidas en el yacimiento del campo Perla, las cuales alcanzan
reservas gigantes de gas-crudo condensado reportadas en 538.020.085.248
m? y 151,8 MMBL de crudo, ha incrementando el interés por parte de la
industria petrolera en materia de exploracion y conocimiento de los diferentes
elementos y procesos que componen el sistema petrolero en la Cuenca del
Golfo de Venezuela.

Previo a las operaciones realizadas en el Bloque Cardén IV, habian sido
perforados ocho (8) pozos en la Cuenca del Golfo de Venezuela, los cuales no
mostraron indicios de hidrocarburos explotables comercialmente. Con el
hallazgo de hidrocarburos de alta calidad y valor econémico (gas-crudo
condensado, 50°API) en el yacimiento carbonatico (aproximadamente 275 m)
en el campo Cardon 1V en la ultima década la investigacion ha estado centrada
en el entendimiento de la naturaleza y origen de dichos hidrocarburos y su
correlacion con los demas campos petroliferos aledafios (tierra y costa afuera)
que han sido explotados desde hace mas de cincuenta (50) anos.

Bajo esta premisa, diferentes trabajos han sido realizados respecto a la
caracterizacion e identificacion de alguno de los elementos del sistema
petrolero (roca madre, vias de migracion, sello, etc) asi como propuestas de
posibles vias de migracién del hidrocarburo. A pesar de ello, aun persisten
ciertas incognitas relacionadas al origen, distribucion, madurez y alteraciéon
entre los hidrocarburos del campo Perla y los crudos encontrados en pozos al
norte de la falla de Oca, asi como la relacién genética de los hidrocarburos
encontrados en cada Provincia de la Cuenca del Golfo de Venezuela.

A partir de lo anteriormente expuesto, son generadas interrogantes como las
siguientes: ¢ presentan el mismo origen los hidrocarburos encontrados en el
campo Perla y los caracterizados en los pozos al norte de la falla de Oca?,
iexiste correlacidon respecto al origen, entre el gas y el condensado
acumulados en el yacimiento?, una vez caracterizados los hidrocarburos y
estableciendo la relacion de su origen con el marco geologico ¢sera posible
definir la ubicaciéon del area de cocina y proponer posibles vias de migracion
desde la zona de cocina hasta el yacimiento haciendo uso de las relaciones de
§'3C en la fase gaseosa?
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METODOLOGIA

En esta seccion se presenta la metodologia empleada en esta investigacion.
Fue dividida en dos etapas, la primera referida a la busqueda y revision de la
informacion relacionada a la caracterizacion de crudos y gases en pozos
ubicados al norte de la falla de Oca Ancén y la segunda dirigida a la
determinacién de la correlacion del origen, madurez de los hidrocarburos
encontrados en el campo Carddn IV. De igual manera en esta segunda etapa
fue descrita la metodologia utilizada para determinar las posibles vias de
migracién haciendo uso de las relaciones isotépicas de *C en la fase gaseosa.

Recopilacion de datos de hidrocarburos y base de datos

Esta primera etapa consistié en la busqueda de informacién disponible referida
a la caracterizacion de fluidos encontrados en pozos ubicados al norte de la
falla de Oca Ancén en la Cuenca del Golfo de Venezuela. Para ello, fue
revisada la informacion disponible en informes técnicos, publicaciones
periddicas, bases de datos de proyectos realizados en el area de estudio y
carpetas de pozos, ademas de la informacién contenida en el Proyecto Visidn
Pais (VIPA, 2000). La revision bibliografica otorgd herramientas vy
conocimientos referidos al conocimiento de los modelos geoldgicos, marco
estructural y modelado de cuencas realizados local y regionalmente en el area.

La informacion recopilada fue organizada en una base de datos que permitio
determinar la calidad y cantidad de los mismos. La misma incluyé datos de
hidrocarburos (incluyendo crudos y gases) evaluados y depurados de acuerdo
a los criterios geoquimicos referenciados en la literatura en busqueda del
aumento de la confiabilidad en las posteriores interpretaciones a realizar.

Los datos incluidos en la base de datos provienen de los resultados obtenidos
de los andlisis geoquimicos mostrados en la Tabla 2, y determinados en las
muestras de fluidos recolectadas en los pozos sefialados en la Figura 1.

Trabajo de laboratorio

El trabajo de laboratorio consistio en la determinacién de la composicion
quimica, molecular y relaciones isotdpicas de diferentes elementos (C, N, He,
Ne, Ar, Kr, Xe) en la fase gaseosa en muestras tomadas en 13 pozos (Tabla 1).
De igual manera fue recolectadas muestras de crudos en un total de 14 pozos
(Tabla 1) las cuales fueron analizadas mediante cromatografia, gravedad °API,
composicion SARA, tamiz molecular, biomarcadores, diamondoides,
concentraciones de V, Ni y S, composicion isotopica de n-alcanos. La Tabla 1
indica el tipo de muestra que fue recolectada en cada pozo mientras que la
Figura 19 resume el esquema metodoldgico aplicado para cada tipo de
muestra.
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Tabla 1. Tipo de muestras y numero de pozos a analizar

; Tipo de muestra
Area Pozo Crudo Gas
1 X X
, 2 X X
Cardoén IV 3 X X
4 X X
Lago de
Maracaibo 5 X
Golfo de 6 X
Venezuela
8 X
9 X X
10 X
11 X X
La Vela 12 X
13 X
14 X
15 X
16 X
17 X
18 X
Cumarebo 19 X
20 X
22 X
Paraguana 21 X
Total 14 13

Hidrocarburos gaseosos

Determinacion de composicion molecular por cromatografia de gas
extendido

Para la determinacion de la composicion quimica y molecular de las muestras
fue seguido el procedimiento descrito en extenso en la norma COVENIN 2569-
89. Esta norma establece el método para la determinaciéon de la quimica del
gas natural y de mezclas gaseosas suministrando ademas, datos necesarios
para calcular las propiedades fisicas de las muestras tales como su poder
calorifico y su densidad relativa o para medir la concentracién de uno o mas
componentes en una mezcla.

El método de gas extendido se basa en la separacion fisica por cromatografia
de gases de los componentes de una muestra y su posterior comparacién con
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los componentes correspondientes a una mezcla de referencia. La composiciéon
de la muestra se calcula comparando las alturas, las areas de las sefiales o
ambos, con los valores obtenidos con el patrén de referencia. El equipo
dispone de dos columnas, una de adsorcion y otra de separacion. En la primera
son separados completamente el oxigeno, nitrdgeno y el metano. La segunda
debe separar los compuestos del etano en adelante y el CO,.

El gas de arrastre usado para el analisis sucesivo de las muestras en la
columna de separacién a fin de garantizar la no contaminacién de la muestra
fue Helio. La muestra es inyectada y en el momento apropiado, es realizada la
inversion de flujo para separar en forma agrupada los componentes mas
pesados. A partir de ello, es determinado el factor de respuesta de cada
componente en la mezcla de calibracion. Con esta primera corrida se logran
separar los componentes mas pesados que el metano y el CO,.

Posteriormente, una segunda corrida es realizada para la determinacién de
metano, oxigeno y nitrogeno. Para metano el volumen de la muestra no debe
ser superior a 0,5 mL. Para la determinacion, usando helio o hidrégeno como
gas de arrastre, se inyecta la mezcla de referencia y son calculados los
factores de respuesta para los componentes de la misma y posteriormente se
inyecta la muestra. En caso tal que sea requerido, es determinado un factor de
respuesta para nitrégeno y oxigeno en aire. El aire se introduce a una presion
reducida, medida con precision, o a partir de la mezcla diluida con helio.

38



Tabla 2. Analisis realizados en muestras de hidrocarburos

Tipo de
Liquidos
o Cromatografia de gases
(CG) crudo total
o CG C15_
o Cromatografia liquida de

alta resoluciéon (HPLC, por sus
siglas en inglés)

o Tamiz  molecular  para
compuestos saturados
o CG-Espectrometria de

masa (EM) para biomarcadores y
marcadores aromaticos

o CG C15+

. 8°C  crudo total vy
fracciones SARA

o Determinacion  cualitativa
de diamondoides

. Determinaciéon de V, Niy S

o Determinacion de °API

uestra
Gases
° CG extendida

. Relaciones isotépicas de
§C en metano, etano,
propano, butano, isobutano,
pentano y CO;

. Relaciones isotdpicas en
ases nobles SHe/*He,
°Ne/Ne: “°AreAr, Kr/®Kr,
129Xe/132xe

. Relaciones isotopicas de
8N
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Determinacion de °API CG fraccion C, - Composicion SARA
y metales (V, Ni y S) (HP-6890) (HPLC Waters)

813C
CG fraccion C;* CoSEN fracciones Diamondoides

(biomarcadores) saturados y aromaticos

Composicidn isotdpica Relaciones isotépicas en
GC-C-IRMS IHe/'He, ®Ne/Ne; PAr/5Ar,
Modo online MK Kr, 129X e/12Xe

Composicién quimica y molecular
(COVENIN 2563-89)

Relacion isotopica de
8N

Figura 19. Esquema metodoldgico aplicado para cada tipo de muestra
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Determinacién de 5°C en muestras de gas

La composicion isotdpica de las muestras de gas fue determinada utilizando
cromatografia de gases (CG) de relaciones isotépicas (GC-C-IRMS por sus
siglas en inglés). El sistema utilizado es de flujo continuo u “Online” y esta
conformado por un cromatégrafo de gases (Trace GC Ultra, Thermo Scientific)
conectado a una interfase (GC Combustion lll, Finigan) y acoplado a un
espectrometro de masa de relaciones isotopicas (Delta V Plus, Thermo
Scientific). Los hidrocarburos presentes en la muestra son separados en el
cromatégrafo y posteriormente oxidados a CO, en un reactor de combustion a
900°C. Posteriormente el CO, es transferido por flujo continuo de He al
espectrometro de masas mediante lineas capilares para la determinacién de la
relacion isotdpica.

Las condiciones cromatograficas del analisis fueron: columna cromatografica
CP-PoraBond Q (25mx; 0,32 mm), temperatura del inyector 100°C, temperatura
de la columna 24°C (isotérmico), gas de arrastre utilizado He con flujo
constante de 1,5 mL/min.

Para el analisis de cada muestra fue transferido, utilizando lineas de vacio, una
alicuota de 20 mL a un frasco de vidrio con sello hermético de goma.
Posteriormente, fueron recolectados volumenes de muestra entre 10 y 100 yL
para ser inyectados en el cromatégrafo. La inyeccion de la muestra fue
realizada por triplicado.

Para evaluar las condiciones del sistema y garantizar la reproducibilidad de los
resultados fue analizado, junto con las muestras, un material de referencia
internacional (RM 8561, gas metano de origen biogénico) siguiendo el mismo
procedimiento utilizado para el analisis de las muestras.

Por otro lado, para la determinacion de la composicion quimica y porcentual de

las muestras de gas mediante el analisis de gas extendido de gas natural
fueron seguidos los procedimientos descritos en la Norma AE-0248,05.
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Hidrocarburos liquidos

Cromatografia de C5

El analisis de la fraccion liviana de los crudos fue realizado en un cromatografo
de gases HP-6890 provisto de una columna tipo PNA de 1,05 m, con
programacion de temperatura, helio como gas de arrastre y un detector FID
(detector de lonizacion a la Llama); el equipo posee un programa disefiado
para el reconocimiento de las senales correspondientes a los hidrocarburos
saturados y aromaticos presentes en cada muestra (sistema DHA: Detailed
Hydrocarbons Analysis)

Composicion SARA (HPLC)

Para realizar la determinacion de la composicion SARA (hidrocarburos
saturados, hidrocarburos aromaticos, resinas y asfaltenos) se utilizé6 un equipo
HPLC WATERS provisto de un controlador 600, un detector rotable de
absorbancia 486 nm y un refractometro diferencial 410.

Primero se separaron los asfaltenos mediante la adiciéon de n-heptano. Luego
para la separacion de la fraccion de maltenos en sus componentes principales:
hidrocarburos saturados, hidrocarburos aromaticos y resinas, 100 mg de
maltenos fueron disueltos en n-hexano e inyectados en un equipo de
Cromatografia Liquida de Alta Eficiencia (HPLC, por siglas en inglés). En el
equipo la muestra pasa a través de una pre-columna donde quedan adsorbidas
las resinas y el remanente atraviesa una columna de silica gel 60-200 mesh de
90 cm de largo. El equipo esta programado para que transcurridos ocho (8)
minutos comience la separacion de los hidrocarburos saturados y a los diez y
ocho (18) minutos separe la fraccion de aromaticos con un flujo de n-hexano.

Para extraer las resinas de la pre-columna se hace pasar una mezcla 80%
CHCly, 10% metanol (CH3OH), 10% acetona (C3HgO). Por ultimo, son
evaporados los solventes de las tres fracciones para cuantificar cada una de
éstas.

Inclusion en tamiz molecular a la fraccion saturada para el estudio de
biomarcadores saturados. Evaluacion de compuestos aromaticos

La inclusidon con tamiz molecular es un procedimiento analitico aplicado en la
separacion de las parafinas normales de las iso y cicloparafinas usando
tamices moleculares (Zhou et al., 2003). Su fundamento cientifico reside en la
capacidad de adsorcién de las cadenas rectas —CH,-CH,- por parte de los
poros de los tamices moleculares de 5 A, mejorando la calidad de los
resultados analiticos obtenidos de CG y CG-EM. El procedimiento experimental
desarrollado y aplicado en los laboratorios de Geoquimica Organica de
PDVSA-Intevep es el siguiente:
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Fue disuelto una porcion de la fraccion saturada en iso-octano en un vial con
tapa. Posteriormente, se agreg6 el tamiz molecular (previamente activado) y se
tapa. Se coloco en un horno a 80-90 °C por 2 dias con agitacion ocasional. La
solucion es transferida a otro vial. El tamiz fue lavado con una solucion caliente
de iso-octano y combinado con la solucion original del segundo vial. El solvente
se evapora en corriente de Ny, para el posterior andlisis de los iso- y
cicloalcanos por CG-EM (Armanios et al., 1994).

Analisis de biomarcadores convencionales en las fracciones de
hidrocarburos saturados y aromaticos por CG-EM

Los biomarcadores saturados por CG-EM fueron obtenidos mediante una
columna de DB-1 de 60 m x 0,32 mm con un espesor de pelicula de 0,25 pm.
La temperatura inicial del horno es de 160°C con una velocidad de
calentamiento de 3 °C/min. La presion de inyeccion del flujo del gas de arrastre
(helio 99,95% pureza) es de 16 psi. En el caso del analisis de los
biomarcadores aromaticos, los analisis fueron realizados en una columna
capilar DB-5 de silica fundida de 30 m x 0,25 mm con una pelicula de espesor
de 0,25 pm utilizando helio como gas de arrastre. Para el analisis, la
temperatura fue programada manteniendo un valor de 65°C por 2 min, e
incrementandose luego hasta 300°C a una tasa de 6°C/min y manteniendo una
isoterma a 300°C por 20 min.

El equipo disponible, modelo HP-6890 cuenta con un detector selectivo de
masas HP-5973 cuadruplo MSD en el cual las fracciones de hidrocarburos
saturados y aromaticos son analizadas por CG-EM. Las muestras se analizaron
por el método de seleccion de iones monitoreados (m/z 177, 191, 217, 218 y
412 para hidrocarburos saturados y m/z 178, 184, 192, 198, y 231 para
hidrocarburos aromaticos), en el que solo son analizados iones especificos y su
adquisiciéon y procesamiento es realizado con el programa Chemstation.

Cromatografia de gases, fraccién Cqs"

Para preparar soluciones de una concentracion de 1x107° g/L en disulfuro de
carbono (CS,), fue disuelta la fraccion de hidrocarburos saturados e inyectados
0,2 uL en cromatografo modelo HP-6890, para su analisis.

Las muestras inyectadas fueron vaporizadas rapidamente y llevadas hacia la
columna por un gas de arrastre. Como resultado de diferencias de presiones de
vapor con respecto a la fase liquida y a diferencias de solubilidad o afinidad con
esta ultima, son separados los compuestos.

La velocidad de desplazamiento de una molécula particular a lo largo de la
columna depende de cuanto tiempo permanezca en la fase vapor (en la cual
puede ser arrastrada hacia el detector) y cuanto tiempo permanezca inmovil en
la fase estacionaria. En general, las moléculas mas pesadas son mas lentas
que las livianas y las polares mas que las neutras. Durante el analisis, el horno
es calentado gradualmente para incrementar la volatilidad y movilidad de las
moléculas mas pesadas.
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A medida que los compuestos emergen de la columna son detectados en un
detector FID y producen una sefial directamente proporcional a su
concentracion en la muestra. La identificacion de las sefiales fue llevada a cabo
por comparacién de los tiempos de retencién con los de un patrén conocido. El
integrador acoplado al FID proporciona los valores de las areas bajo las
sefales, las cuales son utilizadas en su cuantificacion.

Este andlisis se utiliza para determinar la distribucién de n-alcanos y para
identificar los isoprenoides fitano (Ph) y pristano (Pr). Ademas de aportar
informacion valiosa acerca de ambiente de depositacién, grado de madurez
térmica, efecto de la biodegradacion y migracion entre otros.

Determinacion del 5°C en el crudo total y las fracciones saturadas y
aromaticas

Los analisis isétopicos de 5'°C relativo al estandar Vienna Pee Dee Belemnite
(VPDB por sus siglas en inglés), fueron realizados por dos diferentes
modalidades de introduccion de muestras al equipo. Las fracciones de
saturados y aromaticos se analizaron por flujo continuo y la muestra de crudo
total, por “dual inlet”, utilizando como patrén interno la Acetanilida (5'°C VPDB:
-30,66 = 0,05 %0). Cada muestra fue analizada un minimo de cinco (5) veces
para la determinacién de su valor isotépico de 5'°C VPDB.

Estudios de compuestos especificos: Identificacion de diamondoides

Para la identificacion y analisis de los compuestos especificos, fueron aplicados
patrones certificados de cada uno de los compuestos a estudiar: adamantano
(m/z 136), 1-metiladamantano (m/z 135), 1,3-dimetiladamantano (m/z 149),
1,3,5-trimetiladamantano (m/z 163), 2-metiladamantano (m/z 135), cis-1,4-
dimetiladamantano (m/z 149), trans-1,4-dimetiladamantano (m/z 149), 1,2-
dimetiladamantano (m/z  149), 1-etladamantano (m/z 135), 1-etil-3-
metiladamantano (m/z 149), 2-etiladamantano (m/z 135), diamantano (m/z 188)
y 1-metildiamantano (m/z 187). Dichos patrones permitieron la identificacion
especifica de los compuestos. Estos fueron analizados en un Cromatégrafo de
Gas marca Agilent modelo 6890N acoplado a un Espectrémetro de Masas
modelo Agilent 5973N.

Determinacion de la °API

La gravedad APl para cada muestra de crudo fue determinada por el
procedimiento descrito en la norma ASTM D-1298-12b a través de un
hidrémetro SBS-3500 que usa tecnologia de oscilacién de tubo-U. En el
procedimiento la muestra es colocada en un recipiente para medir la frecuencia
de oscilacion a partir de la cual es calculado el valor de densidad.
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Determinacion del contenido de Vanadio (V), Niquel (Ni) y Azufre (S)

Para la determinacién del contenido de V y Ni fue aplicada espectrometria de
emision atémica por plasma inductivamente acoplado (ICP, por sus siglas en
inglés) cumpliendo con el procedimiento descrito en la norma COVENIN 2044-
2007. En este método de analisis la muestra es calcinada y posteriormente sus
cenizas son disueltas en disolucion acida para la cuantificacion de Niy V. Los
valores obtenidos representan la cantidad total del elemento en la muestra.

En la determinacién de S fue aplicado el procedimiento descrito en la norma
ASTM D2622-10 usando espectroscopia de rayos X por longitud de onda
dispersiva (WDRFX, por sus siglas en inglés).

Metodologia para identificacion de posibles vias de migracién

En primer lugar, los datos de la fase gaseosa para cada pozo fueron descritos
haciendo uso del diagrama aplicado a gases o GASTAR (Figura 20; Marquez et
al., 2013; Prinzhofer et al., 2000) para estudiar los principales procesos
(madurez, eficiencia de acumulacion y migracion segregativa) que afectan la
huella quimica e isotopica de las muestras. Para ello fueron normalizados, once
parametros geoquimicos (C1/C,, Co/Cs, iCa/nCa, 5'°C4, 3'°Cy, 8'°Cs, 8'°iC4,
8"3NnCy, 5'°C3-8"3Cy, 5"°nC4-8"%C4, y 8'°C,-5"3Cy).

Posterior a la representacion de la fase gaseosa en GASTAR, fue aplicada
estadistica multivariada, especificamente analisis de componentes principales
para obtener los parametros V1 y V2 los cuales representan vectores de auto
valores asociados con madurez y migracion de los gases, respectivamente.

Los valores de los parametros obtenidos para V2 (vector de auto valor
asociado a migracion) fueron cartografiados segun al pozo correspondiente,
permitiendo obtener indicios de direccion de migracion.

Por ultimo, haciendo uso de los resultados obtenidos en el modelado 2D
realizado por Acosta (2016) y Acosta y Martinez (2015) respecto a la ubicacién
de la cocina en la Provincia nororiental de la Cuenca del Golfo de Venezuela,
fueron graficados los valores de los parametros V2 y V1 con relacién a la
distancia desde la parte mas profunda del Surco de Urumaco para discernir la
existencia de una segregacion debido al transporte del gas desde la cocina
hasta el yacimiento carbonatico, y se presentaria como soporte a la informacion
propuesta por los estudios anteriores.
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Figura 20. Principio de GASTAR incluyendo los tres procesos principales que

afectan los once (11) parametros geoquimicos normalizados
(Prinzhofer et al., 2000)
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ALCANCE

La presente investigacion pretende establecer las caracteristicas geoquimicas
del fluido (gas y crudo condensado) encontrado en el campo Cardén IV de la
Cuenca del Golfo de Venezuela. De igual manera, aportar valiosa informacién
al entendimiento de las condiciones especiales y necesarias para la generacion
y acumulacién del tipo de hidrocarburos (crudo y gas) en el yacimiento
carbonatico con mayor espesor en el mundo. Ambos aspectos contribuiran a la
formulacién e identificacion de los elementos del sistema petrolero, asi como
en las diferentes propuestas de localizaciones futuras en el area de estudio.
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PRESENTACION Y DISCUSION DE RESULTADOS

En esta seccion se presentan la caracterizacion geoquimica de los diferentes
fluidos (crudo y gas) asi como la determinacién de procesos post acumulacion
que pudieran haber afectado la composicion original de los hidrocarburos.

Caracterizacion geoquimica de hidrocarburos liquidos

La caracterizacion geoquimica de los crudos estuvo centrada en los resultados
obtenidos en las fracciones livianas del crudo (aromaticos y saturados) de los
siguientes analisis: °API, concentracion de metales (V y Ni) y S, cromatografia
de la fraccion Cq5 y C4s5', concentracion de las fracciones SARA, 83C en
hidrocarburos saturados y aromaticos, relaciones en biomarcadores vy
marcadores aromaticos y diamondoides.

Concentracién SARA y °API

Los altos valores obtenidos en la determinacién de la °API (~49) en los crudos
pertenecientes al campo Cardon IV (pozos 1, 2, 3 y 4) corresponden a crudos
livianos tipo condensado segun la clasificacion propuesta en la norma ASTM
D1250-80. Generalmente las caracteristicas fisicas y quimicas de este tipo de
crudo sugiere una composicién quimica dominada por hidrocarburos de bajo
peso molecular (Cs-Cg; Shipeng et al. 2014) contenidos en las fracciones mas
livianas (hidrocarburos saturados y aromaticos) y en menor proporcion
hidrocarburos contenidos en las fracciones de resinas y asfaltenos, tal y como
es mostrado en la Tabla 3.

La Figura 21 muestra los resultados obtenidos para la concentracion SARA de
los crudos condensados en el campo Cardon IV en el que se aprecia el
predominio de las fracciones de hidrocarburos saturados y aromaticos (> 95%;
promedio 99%) sobre resinas y asfaltenos (< 3,1%; promedio 1,25%) lo cual
guarda relacion con los resultados reportados previamente para °APl y los
clasifica como crudos parafinicos (concentracion de hidrocarburos saturados >
50%). De igual manera presenta una composicion similar con los crudos
encontrados en los campos La Vela (9-11) (hidrocarburos saturados > 70%) y
Cumarebo (16-20) (hidrocarburos saturados > 60%) ubicados en el area de
Falcon.

Las relaciones entre los indices de n-heptano (%H) e iso-heptano (I) (Figura
22), usada en principio por Thompson (1983) para distinguir entre crudos
generados por distintos tipos de rocas madre, refleja el caracter parafinico de
los crudos condensados en el campo Cardén IV (pozos 1-4) y la muestra
correspondiente al campo Cumarebo (22), siguiendo ademas la linea de
tendencia de aumento en madurez asociada a alifaticos. Para el caso del
conjunto de muestras restantes, reconocidos como crudos condensados segun
su composicion SARA, no fue posible obtener correlacién a través de las
relaciones propuestas por Thompson (1983) motivado a la falta de informacién
relacionada con analisis en la fraccion C¢5” de estos crudos.
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Tabla 3. Composicion SARA, °API, concentracion de S, Vy Ni de los crudos

v Ni .

" %S %A %R %Asf °API %Azufre Relacién
Area | Poz0S | gq | 415 | 17 | +01 | +04 | +0.2(%) éor;?nl) (J—F;Sr’r}) VINi
Cardén IV 1 695 | 30,5 | nd n.d 50,0 2,0 0,03 3,0 0,01
Cambo 2 661 | 32,8 | 1,0 n.d 48,7 1,0 0,03 1,0 0,03
PerIr:i 3 70,9 | 261 | 3.1 n.d 50,9 3,0 0,03 2,0 0,02
4 72,3 26,8 0,9 n.d n.d n.d n.d n.d n.d
Lago de 5 529 | 361 | 103 | 07 21,5 n.d 22,30 4,0 5,60

Maracaibo

9 735 | 203 | 59 0,3 44.8 0,2 0,90 1.9 0,50
La Vela 10 64,9 | 30,0 | 49 0,2 n.d 0,2 1,00 1.9 0,50
11 718 | 211 | nd 0,5 37,1 0,2 2.00 4,9 0,40
16 722 | 214 | 6.1 0,3 48,6 0,2 1,00 5.0 0,20
17 62,7 | 296 | 76 0,2 45,3 0,2 2.00 5,0 0,40
Cumarebo 18 72,6 22,2 n.d 0,2 n.d n.d n.d n.d n.d
19 646 | 283 | 7.1 0,1 n.d 0,2 0,90 2,9 0,30
20 718 | 219 | 62 0,1 n.d 0,2 0,60 2,9 2,10
22 n.d n.d n.d n.d 42,5 0,2 0,90 2.9 0,50

%S = concentracion de hidrocarburos saturados
%A = concentracion de hidrocarburos aromaticos
%R = concentracion de resinas

%Asf= concentracion de asfaltenos

n.d = No determinado
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Concentracién de vanadio (V), niquel (Ni) y azufre (S)

Por otro lado, reconociendo la importancia del estudio de los elementos traza
en crudos y su uso en la clasificacion en familias como un aspecto relevante
en la exploracion del petréleo, fueron determinadas las concentraciones de S,
V y Ni en los crudos condensados del campo Cardén IV (pozos 1, 2, 3y 4). En
general las concentraciones obtenidas fueron considerablemente bajas (Tabla
3), en algunos casos por debajo del limite de deteccién del equipo usado para
la determinacién.

La proporcion de S en los crudos ha sido relacionada con las condiciones de
sedimentacién de la roca madre. Las bajas concentraciones reportadas en los
crudos condensados hacen suponer que éstos fueron generados a partir de
una roca madre de litologia siliclastica (lutita), esto ultimo basados en que el S
disponible el medio bajo estas condiciones se combina con el hierro (Fe) y
disminuye la incorporacion del S dentro la materia organica durante la
diagénesis. Igualmente deben estar relacionadas las bajas concentraciones de
S con los altos valores para °API reportados en los crudos condensados,
considerando que la mayoria de los compuestos de azufre estan en las
fracciones de resinas y asfaltenos en el crudo (en muy bajas concentraciones
en este tipo de crudo) cuyas °API se ubican en el rango entre 5-20 °API (Hunt,
1996).

Esto ultimo presenta correlacién positiva con las bajas concentraciones
encontradas para V y Ni en los crudos condensados (Tabla 3) debido a que
estos metales son acumulados preferencialmente en los complejos de
porfirinas asociados a las resinas y asfaltenos. Bajo condiciones disoxicas a
Oxicas durante la sedimentacién de la roca madre la especie de vanadio
predominante es de vanadato, que por sus caracteristicas no se puede
incorporar en la estructura de las porfirinas, mientras que el niquel (Ni**) si lo
hace (Lewan, 1984). Esto se indica por la baja relacion V/Ni (< 1,0) para las
muestras de los pozos 1,2y 3.

De acuerdo con las relaciones V/Ni los crudos en este estudio pueden ser
diferenciados en tres familias de crudos, coincidentes con su area de ubicacion
(Figura 23). Dichas familias de crudo son: (a) crudos con relaciones V/Ni <0,1
(promedio 0,02) pertenecientes al Campo Cardén IV; (b) crudos con relaciones
V/Ni entre 0,2 y 0,4 (promedio 0,29) del drea de Cumarebo y (c) crudos con
relaciones V/Ni superiores a 0,4 pertenecientes al Campo La Vela. Dichas
diferencias encontradas entre las familias de crudo podrian estar relacionadas
a variaciones en las condiciones de Eh y pH durante la sedimentacién del roca
madre (Lewan, 1984) y/o por cambios de facies litolégicas dentro de una
misma roca fuente (Lopez y Lo Moénaco, 2010).

A pesar de las diferencias encontradas en las relaciones V/Ni para los crudos,
la Figura 24 sugiere que los crudos condensados del campo Cardoén IV (pozos
1, 2 y 3) fueron generados por una roca madre depositada en ambientes
marginales a marinos, al igual que los crudos ubicados al este de Falcon
(Campos La Vela y Cumarebo). Ello coincide con el ambiente de sedimentacién
reportado por Proyecto de Generacion de Oportunidades (PGO) Golfo de
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Venezuela (2013), a través de estudios bioestratigraficos y sedimentoldgicos en
el pozo 3, para la posible roca generadora de los crudos encontrados en la
Provincia Nororiental identificada como secuencia SMa por Acosta (2016) y
considerada un equivalente en tiempo de la Formacion Agua Clara.
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Procesos post generativos

Conociendo las caracteristicas generales (°APIl, concentracion SARA,
concentracion de V, Ni y S) del crudo condensado almacenado en el
yacimiento carbonatico del campo Carddon IV a continuacién; y previo al
establecimiento de parametros relacionados con el origen, correlacion y grado
de madurez; se discuten los posibles procesos (lavado por agua,
fraccionamiento evaporativo, biodegradacién y madurez) que pudieron haber
afectado las caracteristicas iniciales del crudo una vez acumulado en el
yacimiento.

Partiendo de la premisa propuesta por Obermajer et al. (2000) que los
compuestos hidrocarburos de menor peso molecular, a pesar de ser mas
susceptibles a experimentar biodegradacidon que los de pesos moleculares mas
altos, son una fraccion persistente en los crudos en altos estadios de madurez,
en este estudio fueron considerados los resultados obtenidos de los analisis de
la fraccion Cq5™ en el crudo.

Respecto a la fraccion Cqs, estudios de referencia (Thompson, 1983; Mango,
1990; Halpern, 1995; ten Haven, 1996) han sugerido que los hidrocarburos en
el rango considerado como gasolina suministran informacion respecto a las
asociaciones genéticas y alteracion de los crudos. Los estudios anteriores
reportan que las relaciones de los hidrocarburos livianos tienen aplicaciones
para estudios de correlaciones crudo-crudo, son indicadores de temperatura de
expulsiéon del crudo desde su fuente y reflejan la etapa de descomposicion
térmica del crudo. Para los crudos condensados del campo Cardén IV los
cromatogramas de gases de los hidrocarburos en el rango de la gasolina
(Figura 25) muestran mayores abundancias relativas para los compuestos iso-
pentano (i-Cs), n-pentano (n-Cs) y metil-ciclohexano, sugiriendo el ultimo
predominio de aporte de materia organica terrestre en el ambiente de
sedimentacion de la roca madre (Shipeng et al., 2014). También existe poca
variabilidad en las abundancias de los hidrocarburos aromaticos de bajo peso
molecular tales como benceno y tolueno, y sus abundancias respecto a 3-
metilpentano para el benceno y metilciclohexano para tolueno, sugieren que los
condensados no han experimentado lavado por aguas.

La Figura 26 sugiere que los crudos condensados en el campo Cardoén IV han
sido afectados por procesos de fraccionamiento evaporativo (Thompson, 1987),
segun las relaciones de aromaticidad (Tolueno/n-heptano) y parafinicidad (n-
heptano/metilciclohexano), presentando varios grados de pérdida de tolueno en
los crudos siendo menor en el pozo 3 (mayor fraccionamiento) y aumentando
en direccion noroeste hacia el pozo 4 resultando en menor fraccionamiento.
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Figura 25. Cromatograma de gases del rango de gasolina (i-CsH12 a n-Cg-H1g) de los crudos condensados analizados
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Thompson (1987) menciona que el fendmeno de fraccionamiento evaporativo
afecta significativamente las concentraciones relativas de los nafténicos vy
aromaticos en el crudo, lo que en algunos casos genera dudas acerca de la
naturaleza cogenética de los crudos (Thompson, 1987). Los hidrocarburos
aromaticos presentan un comportamiento anédmalo comparado con parafinas y
nafténicos. La mayoria de los compuestos aromaticos poseen un momento
dipolar que induce polaridad en otras moléculas resultando en complejos
transitorios de mayor masa molecular en la fase liquida. Segun Thompson
(1983), esto limita la capacidad de los aromaticos para escapar del liquido y por
lo tanto son acumulados en el crudo residual.

El grado de fraccionamiento mostrado por los crudos condensados en el campo
Cardon IV guarda relacion con las diferencias encontradas en los valores de
8"3C en crudo total (pozo 4 =-24,00 %o; pozo 3=-23,42 %o) mostrando ligero
enriquecimiento en '2C el condensado qgue contiene parte de la fraccion liviana
migrada ubicado mas hacia el noroeste (Zhang y Kroos, 2000).

La coincidencia entre la direccién preferencial del fraccionamiento evaporativo
y la direccion de migracion del crudo propuesta por Acosta y Martinez (2015)
(Figura 18) desde el Surco de Urumaco hasta el campo Cardén IV como se
muestra en la Figura 27, hacen suponer que este proceso podria haber sido
responsable de alteracion de los condensados una vez acumulados en el
yacimiento.

(A) Fraccionamiento evaporativo
(B) Madurez
(C) Lavado por agua
D) Biodegradacion
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Figura 26. Diagrama de Parafinicidad (n-heptano/metilciclohexano) vs.
Aromaticidad (tolueno/n-heptano) para crudos del campo Cardon IV
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Figura 27.Mapa que muestra la semejanza entre la direccion preferencial del
fraccionamiento evaporativo y la direccion preferencial de migracién propuesta
por Acosta y Martinez (2015)

Igualmente para describir posible alteracion del crudo por procesos térmicos en
el yacimiento, Shipeng et al. (2015) hacen uso de las concentraciones de los
diamondoides, basados en que, generalmente, el contenido de
metildiamantanos es bajo en crudos condensados que no sean derivados del
craqueo del crudo. Las concentraciones de 3-metil-diamantano + 4-metil-
diamantano, usadas para determinar el grado de craqueo térmico del crudo
(Dahl et al., 1999; Zhang et al., 2012), son superiores a 15 ppm en todos los
condensados (Tabla 4) y su relacion con la linea de tendencia mostrada segun
los resultados obtenidos por Dahl et al. (1999) para el grado de craqueo del
crudo en la Figura 28, indica que el grado real de craqueo de los condensados
de los pozos 1, 2 'y 3 (Campo Carddn V) es aproximadamente del 60%. Para el
pozo 4 resulté imposible realizar la determinacion de las concentraciones de los
compuestos diamondoides.

Tabla 4. Concentraciéon de metil adamantanos, relaciones de gas y
petréleo y extension del craqueo estimado paralos condensados

) 3-+4- RGP* Extensién
Area Pozo | metiladamantano (PCN/BN) del cragueo
(Ppm) (%C)**
Campo 1 18,2 U R
Cardén IV 2 26,8 32959 59,5
3 29,2 37655 62,7

*RGP= Relacion Gas/Petroleo (Pies Cubicos Normales/Barriles Normales)
Datos tomados de PGO Golfo de Venezuela (2013)

**%C (% de conversion) = RGP x 100 / (22428,28 + RGP) (Claypool y Mancini,
1989)
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Por su parte, la extension del craqueo del crudo debido a craqueo puede ser
estimado de las relaciones gas-petréleo (RGP) a través de la formula de
correlacion propuesto por Claypool y Mancini (1989) segun lo mostrado en la
Tabla 4. A pesar de que el RGP es mayormente afectado por migracion,
disipacién del gas y oxidacion bacterial (Claypool y Mancini, 1989; Welte et al.,
1997) el grado de craqueo calculado (%C ~60%) a partir de él es compatible
con la madurez térmica de los condensados (%Ro 1,3 — 1,6; Pirela et al., 2012)
del Campo Cardoén IV e indica que éstos fluidos no fueron generados por
craqueo secundario del crudo acumulado en el yacimiento sino siguiendo el
proceso de catagénesis de la materia organica.

90 Condensados
Campo Cardén IV
(Pozos 2y 3)
rd

80 / R2=0,982
z ’
© i
% linea punteada
z 50 representa 288h, %Ro = 2,1; 33,4 ppm
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E B 72h, %Ro=1,7; 21,3 ppm
o 40
D
=
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20+

6h, %Ro (Easy)=1,0 ® Pozo 3
7.4 ppm 4-+ 3-metildiamantano mDaii etal-(1999)

Crudo original I ‘ ‘ I ‘
.71 ppm) 20 40 60 80 100
Craqueo determinado por diamondoides (%)
Figura 28. Grado de craqueo calculado a partir de la concentracion de
diamondoides
(Tomado de Dahl et al., 1999)

Otros parametros que han sido descritos para evaluar los procesos de
alteracion de crudos, en este caso por efecto de biodegradacion, es la relacion
entre los isdmeros de los heptanos tipo ramificados y no ramificados, evaluada
con los parametros P1 (compuesto no ramificado), P2 (mono ramificados) y P3
(poli-ramificados), conocidos como parametros de Mango (Mango, 1987). Esta
correlacion se fundamenta en que los compuestos lineales (no ramificados, P1)
son mas susceptibles a biodegradacion que los compuestos ramificados (P2 y
P3) y que la isomerizacion de n-heptano a isoalcanos mono y poli ramificados
ocurre antes de la expulsién del crudo de la roca madre, por o que cambios en
las relaciones C; después de la expulsion son atribuibles a biodegradacion o
cambio de fases. Los valores calculados en los crudos del campo Cardon [V
son mayores para los parametros P1 (55-44, promedio 48%) y P2 (41-38,
promedio 40%) respecto al parametro P3 (16-7, promedio 12%) y su
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distribucion en el diagrama triangular de la Figura 29 sugiere un bajo efecto de
alteracion por biodegradacion, especialmente en el pozo 4 (altos valores para
P1=55%) asociado a fraccionamiento evaporativo (Hunt, 1996).

De igual manera los valores obtenidos para indice de n-heptano (%H) entre 14-
17% (promedio de 15 %) e indice de iso-heptano (1) entre 0,54-0,71 (promedio
de 0,66) en los crudos condensados del campo Cardén IV, sugieren que éstos
fueron afectados por biodegradacién (Shipeng et al., 2014) causando la
disminucién de ambas relaciones respecto a sus valores originales (Tabla 5).

Tabla 5. Valores para indices de n-heptano (%H) e iso-heptano (l) para
crudos condensados del campo Cardon IV

Area P70 indice de n-heptano | indice de iso-heptano
(%H)" (1)°
1 14,379 0,70
Campo 2 14,025 0,71
Cardén IV |3 13,913 0,54
4 16,442 0,66

% H= (n-C; x 100) / (ciclohexano + 2-metil-ciclohexano + 2,3-dimetil-pentano +
1,1-dimetilciclopentano + 3-metil-hexano + 1cis,3-dimetil-ciclopentano+
1trans,2-dimetilciclopentano + 3-etilpentano + 2,2 4-trimetilpentano + n-C; +
metilciclohexano)

%|= (2-metilhexano + 3-metilhexano) / (1trans,2-dimetilciclopentano + 1cis,3-
dimetilciclopentano + 1trans,3-dimetilciclopentano)

Con la finalidad de evaluar la existencia de biodegradacion en los crudos
condensados fueron recolectadas las temperaturas de fondo de pozo (BHT, por
sus siglas en inglés) provenientes de las pruebas de pozo realizadas con la
sarta de perforacion aun dentro (DST, por sus siglas en inglés) y corregidas por
los efectos de la circulacién del lodo de perforacion (Horner, 1951). Para
reducir la incertidumbre asociada con la prediccion de estas temperaturas, ellas
han sido validadas contra el régimen térmico regional y los gradientes
geotérmicos propuestos por Acosta y Martinez (2015).

La ocurrencia de la biodegradacién esta ligada directamente a la historia de las
variaciones de temperatura del yacimiento y la existencia de bacterias en el
medio. Las bacterias responsables de la degradacion del crudo se desarrollan
a temperaturas por debajo de 70°C y por lo tanto esta temperatura es
considerada como un limite para la biodegradacion (Connan, 1984). El
concepto de esterilizaciéon de un yacimiento por encima de 70°C fue refinado
por Wilhelms et al. (2001) sugiriendo pasteurizacion de un yacimiento por
enterramiento profundo en cuencas invertidas. En el area de estudio la cual es
considerada una cuenca subsidente (Escalona y Mann, 2011) los yacimientos
estan probablemente en la actualidad a su maxima temperatura.
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Figura 29. Parametros P1, P2 y P3 en muestras de campo Cardon IV

A partir de lo anterior, la temperatura de yacimiento tomada a partir de los BHT
constituye un indicador confiable de la existencia de biodegradaciéon en la
actualidad. La Figura 30 senala que la menor temperatura en la actualidad a la
cual se encuentra el yacimiento en el campo Cardéon IV es mayor a 90°C
superando el limite establecido de pasteurizacion e indicando que no existen
las condiciones directas para biodegradacién en los crudos condensados. Para
discernir si en algun instante, posterior al llenado con hidrocarburos y previo a
la actualidad, el yacimiento se encontré a una temperatura menor a 70°C es
necesaria la realizacion de modelado 1D de generacién y expulsion.

Segun los andlisis e interpretaciones realizadas considerando los compuestos
presentes en la fraccion Cys y sus relaciones, §'°C en crudo total y BHT el
principal proceso post generacion que afectd los crudos condensados
presentes en el campo Cardon IV fue el proceso de fraccionamiento
evaporativo que sugiere la exsolucion selectiva entre las fases liquida (crudo) y
gaseosa acumulados, influenciando a su vez las propiedades y distribucion en
base a la composicion del crudo en el yacimiento.
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Figura 30. Temperatura del yacimiento en el campo Cardén IV a partir de los datos de BHT
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Origen del crudo

En busqueda del establecimiento de las condiciones ambientales referidas a
los elementos y procesos necesarios para la generacién del crudo, ademas de
la concentracién de elementos como Vanadio (V), Niquel (Ni) y Azufre (S)
(Figura 24), fueron realizados las interpretaciones de los cromatogramas
correspondientes a la fraccion Cq5" de los hidrocarburos saturados.

Los cromatogramas evaluados de los condensados del campo Cardén |V
(Figura 31) presentan distribucion unimodal con sesgo hacia n-parafinas de
baja masas moleculares, caracteristicas de crudos de origen marino o lacustre
respecto a la materia organica que les dio origen. La evaluacién de la relacién
Pr/Ph y la correlacion de estos isoprenoides con las n-parafinas n-C47 y n-Cqg
respectivamente (Tabla 6), sugieren aporte predominante de materia organica
terrestre (Pr/Ph > 3) bajo condiciones subdxicas a diséxicas en el ambiente de
sedimentacion (Lopez, 2013). La diferencia existente, respecto al tipo de
materia organica, con el patrén de distribucion de las n-parafinas en la fraccién
C+5" es debido probablemente a que dicho patron de distribucién fue alterado
por efecto del elevado nivel de madurez en los condensados, los cuales
pueden ser generados por degradacion térmica del crudo hasta valores de
%Ro entre 1,3 a 2,0 (culminando la ventana de generacion de hidrocarburos e
ingresando a la etapa de metagénesis, Hunt, 1996; Tissot y Welte, 1984).
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Figura 31. Cromatogramas de la fraccién C+s" de hidrocarburos saturados para
condensados del campo Cardon IV
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Tabla 6. Relaciones Pr/Ph, Pr/n-C,7 y Ph/n-C,g para crudos condensados
en el area de estudio

Area Pozo Pr/Ph Pr/n-Cq7 Ph/n-Cig
1 3,1 0,8 0,3
. 2 3,1 1,0 0,4
Cardon IV 3 3.4 10 0.3
4 4,3 1,2 0,5
Lago de
Maracaibo 5 0.6 0.5 0.9
9 6,1 2,2 0,4
La Vela 10 5,6 1,9 0,3
11 4.8 1,8 0,4
16 2,9 0,4 0,2
17 2,6 0,5 0,2
Cumarebo 18 2,6 0,5 0,2
19 2,6 0,4 0,2
20 2,4 0,4 0,2
Paraguana 22 55 1,9 0,3
Pr= Pristano
Ph= Fitano

Pr/n-C47= Pristano/n-C47
Ph/n-C18= Fitano/n-C18

Junto con las relaciones Pr/Ph (> 3), la Figura 32 sugiere correlacion positiva
entre los crudos estudiados respecto al aporte predominante de materia
organica de origen terrestre (caracteristica de querdgeno tipo |lll) vy
sedimentacion en condiciones de alta fugacidad de oxigeno (subdxicas a
disoxicas) para la roca madre. A pesar de ello, debe ser considerado que la
relacion Pr/Ph aumenta con la madurez debido a la desorcién preferencial del
pristano respecto al fitano durante la maduracion térmica del querégeno
(Lopez, 2013).

Al comparar las relaciones Pr/Ph obtenidas para los crudos del campo Cardon
IV con otros campos cercanos (Tabla 6, Figura 32, Figura 33), los crudos del
campo La Vela (9-11) presentan tendencia a un ambiente mas oxidante
asociado a materia organica principalmente terrestre (Formaciéon Cerro Pelado;
Romero, 2013) mientras que los crudos del campo Cumarebo (16-20 y 21)
presentan igual correlacion positiva con los crudos del campo Cardon 1V, sin
embargo, estos no fueron asociados a una misma familia de crudos, pues los
crudos del campo Cumarebo segun lo reportado por Romero (2013) sugieren
un aporte mixto (querdégenos tipo ll-lll) sedimentados en ambientes marinos
oOxicos-suboxicos asociados probablemente a rocas madre de origen marino
(Formacion Castillo o Formacion Pecaya), lo cual estaria en consonancia con
los valores mas bajos entre los isoprenoides y sus n-alcanos.

Respecto al crudo 5 ubicado hacia el suroeste del area (Figura 33) las
relaciones obtenidas indican condiciones mas reductoras. Al respecto Cassani
et al. (1998) indican que el crudo del pozo 5 se trata de un crudo marino
originado de materia organica tipo Il tipo Formacion La Luna (Figura 16) esto
supone que la roca madre de los crudos condensados del campo Cardén IV
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podria ser diferente a la Formacién La Luna, como ha sido propuesto por
distintos autores (Pérez et al., 2013; Pirela y Berrios., 2013). Adicionalmente el
pozo 5 y los pozos del Campo Carddn estan ubicados en diferentes provincias
tectonicas dentro de la Cuenca del Golfo de Venezuela (Figura 1) lo que
implica secuencias litolégicas distintas con ausencia del cretacico en la
Provincia nororiental.

La Figura 33 muestra los diferentes cromatogramas tipo obtenidos en los
campos cercanos a la Cuenca del Golfo de Venezuela, en los mismos se
aprecia que los crudos producidos en la Cuenca de Maracaibo muestran bajas
relaciones Pr/Ph (Tabla 6) la cual es totalmente inversa, y es asociado a
ambiente reductores con poca disponibilidad de oxigeno en el medio, tipico de
crudos generados por la Formacion la Luna. Por su parte, los crudos de la
Cuenca de Falcén (La Vela) muestran un patrén de distribucion muy diferente
en las parafinas, con un aumento en la abundancia de la n-parafinas entre C47-
Cs0, lo cual muestra correlacion negativa con lo observado en los condensados
del campo Cardon IV con un maximo en la abundancia de la n-parafinas Cqs-
C+6 (Figura 31). Por ultimo, los crudos del campo Cumarebo muestran una
distribucion en las parafinas similar a los condensados del campo Cardon IV
con relaciones Pr/Ph mas bajas sugiriendo mayor fugacidad de oxigeno en el
ambiente de sedimentacion de la roca madre.
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Figura 32. Pr/n-C47 vs. Ph/n-C4g para pozos ubicados al norte
de la Falla Oca-Ancoén
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Figura 33. Cromatografia de gas correspondiente a la fraccion Cq5' de
hidrocarburos para crudos en el area de estudio
(Modificado de Pérez et al., 2013 y Pirela et al., 2014)

De igual manera las abundancias relativas de los compuestos mas livianos que
C7 (n-Cy, metilciclohexano y ciclopentano) pueden ser usados para identificar
diferentes tipos de origen de los crudos, especialmente los crudos
condensados (Dai, 1992). La Figura 34 muestra el diagrama ternario de los
crudos condensados del campo Cardén IV indicando, a través de una mayor
proporcion de metilciclohexano (MCCg), la generacion de este tipo de crudos
por una roca madre cuya fuente principal de materia organica fue del tipo
huamico (terrestre), similar con lo expresado por Acosta (2016) y Pérez et al.
(2013) en sus estudios respecto al aporte predominante de materia organica
del tipo terrestre en el ambiente de sedimentacion de la roca madre.

En los estudios realizados por Shipeng et al. (2014) en la Cuenca de Sichuan
(suroeste de China) los crudos condensados de origen marino siguen la linea
de tendencia de alifaticos mientras que los crudos condensados de origen
terrestre siguen la linea de tendencia de aromaticos, demostrando segun estos
autores que los primeros estan relacionados con materia organica sapropélica
mientras que los segundos lo estan con materia organica humica. Esto ultimo
difiere con los resultados encontrados en este estudio debido a que los crudos
condensados del campo Cardon IV estan asociados a materia organica humica
(Figura 22) y siguen la linea de tendencia de alifaticos. Sin embargo, debe
sefalarse que los crudos condensados estudiados por Shipeng et al. (2014)
segun las relaciones de %H e (l) estan ubicados en el campo de crudos con
alto grado de madurez.
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Figura 34. Diagrama triangular de los crudos del campo Cardon IV

Consientes de las limitaciones impuestas por las caracteristicas fisicas (alta
volatilidad, alta °API) y quimicas (alta presion de vapor, alta concentracion de
compuestos livianos) del tipo de hidrocarburo analizado (crudo condensado)
fue realizada la identificacion y estudio de los biomarcadores en la fraccion de
hidrocarburos saturados y marcadores en la fraccion de hidrocarburos
aromaticos para establecer caracteristicas relacionadas con los crudos y su
roca fuente.

Las interpretaciones obtenidas de los biomarcadores en la fraccion de
hidrocarburos saturados (especificamente en los cromatogramas de masas m/z
191 y 412, Figura 35) sugieren la presencia del compuesto Csp 18a-(H)-
Oleanano (O, segun nomenclatura) en el crudo condensado del Pozo 1, que
conllevaria a la generacién de los crudos condensados por una roca madre con
aporte de materia organica terrestre soportados por la relacion Pr/Ph. El
compuesto O es ampliamente usado como indicador de fuente de materia
organica con origen principal de plantas terrestres del tipo angiospermas (Philp
y Gilbert, 1985; Peters y Moldowan, 1993; Alberdi y Lopez, 2000).

Las relaciones en los terpanos triciclicos Cy2.3/C21.3 vS. C24.3/Co33 (Tabla 7,
Figura 36) para los crudos condensados del Campo Cardén IV muestran
correlacion positiva entre ellos y con los crudos del Campo Cumarebo
asociando su generacion a una roca madre cuya litologia es siliciclastica
(lutitas), coincidiendo con lo mostrado por el patron de abundancia mostrada
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por los isdmeros del metildibenzotiofeno (MDBT, Figura 37) que corresponde a
4MDBT > 2+3 MDBT > 1MDBT (patron en forma de escalera) sugiriendo
litologias siliciclasticas. De igual manera debe ser considerado que para crudos
generados por rocas que sobrepasaron la etapa de catagénesis, como los
crudos condensados del Campo Cardon 1V, el patron refleja la mayor
estabilidad térmica del 4MDBT respecto al 1MDBT correspondiendo a un
patrén en forma de escalera (Tissot y Welte, 1984). La litologia siliclastica
propuesta coincide con los obtenido por Acosta (2016) la cual sugiere, a partir
de la correlacion positiva entre los extractos de la roca y los condensados
(usando terpanos ftriciclicos, Figura 40), como posible roca madre para los
condensados del Campo Cardon |V la secuencia identificada como SM descrita
como arcillas calcareas (equivalente en edad a Formacion Agua Clara).
Considerando lo anterior, en este trabajo sera considerada la litologia
siliciclastica (lutitas) para la roca fuente de estos crudos condensados.

En correlacion con lo anterior, la relacion Dibenzotiofeno (DBT)/Fenantreno
(Fe) en funcién de la relacién Pristano/Fitano (Figura 38; Tabla 8) sugieren un
ambiente fluvio deltaico como posible ambiente de sedimentacion de la roca
madre, soportado ademas por valores homogéneos y relativamente bajos para
el indice de gammacerano indicativo de bajo nivel de salinidad y estratificacion
en la columna de agua. De igual manera la relacion de esteranos (m/z 218),
segun lo mostrado en la Figura 39, indica para los crudos condensados del
Campo Cardon IV correlacion positiva con crudos generados a partir de lutitas
sedimentadas en ambientes no marinos, y baja correlacidén con los crudos del
Campo La Vela.
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Figura 35. Presencia del compuesto 18a-(H)-Oleanano en los cromatogramas
de masas m/z 191 y m/z 412 en el Pozo 1 del Campo Cardén IV

Tabla 7. Relaciones de los terpanos triciclicos y litologia de roca madre

A Litologia d
rea Pozo C223/C2a13 C24.3/Ca33 r:)(? aon% Zid ree
1 0,36 0,71
, 2 0,33 0,62 ° 8~
) ’ ©
Cardoén IV 3 0.19 0,76 ::55 .% E
4 0,12 0,63 a4
9 0,58 0,81
La Vela 10 0,45 0,81 Carbonatos
11 0,93 0,78
17 0,87 0,73
Cumarebo 19 0,66 0,77 LM
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Tabla 8. Zonas definidas por las relaciones de dibenzotiofeno/fenantreno
y pristano/fitano para ambientes de sedimentacién y litologia de laroca

madre
Zona | DBT/F | pyFi | Ambientede 0 iia
sedimentacién
1A >3 <1 marino carbonatos
marino y carbonatos y
1B 1-3 <1 lacustrino (rico
mezclados
en sulfatos)
lacustrino
2 <1 <1 (pobre en variable
sulfatos)
3 <1 1-3 marino y lutitas
lacustrino
lutitas
4 <1 >3 fluvial-deltaico |carbonaceas
y carbones

Adicionalmente fueron determinadas las relaciones isotopicas de °C de los
crudos condesados y sus fracciones, a fin de establecer posible correlaciéon
genética entre los crudos condesados y crudos cercanos a la Cuenca del Golfo
de Venezuela. Haciendo uso de los resultados obtenidos por Pirela y Berrios
(2013) a partir de la composicion isotopica de los condensados (~-23,9 %o) y de
la relacion existente entre el §'°C de las fracciones saturada y aromatica fue
constatada, segun la ubicacion de las muestras entre las lineas de tendencia
para origen asociado con materia organica terrestre o marina (Figura 41), la
existencia de mezcla de materia organica marina y terrestre en la generacion
de los crudos en el Campo Cardén IV sin mostrar tendencias absolutas para el
aporte mayoritario de un tipo respecto al otro. Aspecto que si queda reflejado
para el crudo proveniente del Campo La Vela (aporte principal de materia
organica terrestre), el crudo tipico de la Formacion La Luna (aporte principal de
materia organica marina) y el crudo del Campo Cumarebo (aporte mixto
marino-terrestre) (Figura 41). Lo propuesto para el crudo del Campo Cumarebo
guarda correlacion con lo expresado por Romero (2013) quien sugiere un
aporte mixto asociado probablemente a rocas madre de origen marino
(Formacién Castillo o Formaciéon Pecaya) mientras que el crudo tipo Formacién
La Luna muestra correlacion positiva con lo propuesto por Cassani et al. (1998)
en relacion al aporte principal de materia organica marina en el ambiente de
sedimentacion de la roca madre. Esto ultimo segun Pirela y Berrios (2013)
podria sugerir correlacion negativa en cuanto a la roca generadora para los
grupos de hidrocarburos, llevando a proponer otra roca madre para los
condensados del Campo Cardon 1V, distinta a las formaciones Castillo, Pecaya
y La Luna.
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Continuando con el analisis de las variaciones en la composicion isotdpica,
para los n-alcanos en los crudos condensados del Campo Cardén IV (Figura
42) muestran las mayores variaciones en el intervalo C4-C7; con pequefas
variaciones (asociados a madurez en la fuente segun Bjoroy et al., 1994), en
Cs-Cy con practicamente los mismos valores y patrones similares, lo que
indica correlacién positiva respecto al origen para estos crudos.

El promedio en las relaciones isotdpicas para los n-alcanos de Cg a Cy4 en el
Campo Cardédn IV, en orden creciente de su empobrecimiento relativo en 3¢,
es Pozo 3 (-25,95%0), Pozo 4 (-25,86%0) y Pozo 1 (-25,21%o), este orden segun
los resultados mostrados previamente sugiere distintos grados de madurez o
cambios en la fuente (% de aporte de tipo de materia organica en la roca
madre) para estos fluidos.

Segun Bjoroy et al. (1994) los efectos mas pronunciados en los n-alcanos
respecto a la madurez de la fuente ocurre en los compuestos mas livianos
entre C; a Cy (particularmente Ci a C4). La contribucion total de estos
compuestos al valor isotépico del crudo total esta mas que compensado por los
alcanos ramificados, cicloalcanos, hidrocarburos aromaticos y compuestos
polares, los cuales son isotopicamente mas pesados que los n-alcanos
(Galimov, 1974; Sofer, 1984). Igualmente mencionan Bjoroy et al. (1994) que
las variaciones en madurez afectan los valores isotdpicos de los n-alcanos pero
tienen menores efectos en otras fracciones como compuestos polares e
hidrocarburos aromaticos.
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Figura 42. Variacion en la composicién isotdpica de los n-alcanos de los crudos
condensados en el Campo Cardon IV

Respecto al establecimiento de las correlaciones crudo-crudo, la distribucion de
los terpanos triciclicos C19-Cy5 (TA a TF, segun nomenclatura en Anexo A) han
sido usadas debido a su alta estabilidad térmica (Peters, 2000) y resistencia a
la biodegradacion (Seifert y Moldowan, 1979). En la Figura 43 los crudos
pertenecientes a los diferentes campos que muestran correlacion positiva entre
campos con caracteristicas particulares las cuales son:

a) los condensados del Campo Cardon IV presentan una distribucion
dominada por los terpanos TB y TF con excepcion del condensando del
pozo 4 en el cual los terpanos de menores carbonos (TA y TB) son
predominantes;

b) la distribucion de los terpanos en los crudos del Campo La Vela
muestra correlacion positiva entre ellos y esta dominada con mas del
50% por el terpano de mayor numero de carbonos (TF) motivado
probablemente al grado de biodegradacion (6 a 8 de la escala de Peters
y Moldowan) experimentado por el crudo y por el mayor aporte de
materia organica terrestre en la roca madre responsable de su
generacion (Romero, 2013); por ultimo

c) la distribucion de los crudos del Campo Cumarebo muestra
predominancia para el terpano TF y menores valores para los terpanos
TA, TB y TC respecto al resto.

La similitud en el patrén de distribucion de los terpanos triciclicos entre los
crudos de los diferentes campos (ubicados en la misma provincia geoldgica),
junto con el conocido predominio en el aporte de materia organica terrestre en
las rocas madre de los crudos de los campos Cumarebo y La Vela (Romero,
2013) y la presencia del 18a-(H)-Oleanano en los condensados del Campo
Carddén IV (Figura 35), suponen para estos ultimos evidencias del caracter
terrigeno presentes en el ambiente de sedimentacién de la roca madre lo cual
eliminaria la hipotesis de una roca madre tipo Formaciéon La Luna como
responsable para su generacion.
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Figura 43. Distribucién de los terpanos triciclicos en los diferentes campos

Por ultimo y en consonancia con lo anterior, Pérez et al. (2013) y Pirela y
Berrios (2013) correlacionan la relacién Pr/Ph con las relaciones isotdpicas de
5'3C obtenidas en el crudo total segtin lo propuesto por Peter et al. (2005) para
establecer la edad probable de la roca madre de los crudos condensados del
Campo Cardon V. Los resultados mostrados en la Figura 44, con excepcion
del crudo proveniente del pozo 4, sugieren edad Mioceno para la secuencia
responsable de la generacion de estos hidrocarburos, aspecto que correlaciona
con lo sugerido por Acosta (2016), y se diferencia de los crudos generados por
rocas madre del Mesozoico (Formacion La Luna, edad cretacica) ubicados en
este caso en la Cuenca de Maracaibo (Provincia suroccidental).
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Figura 44. Posible edad de roca madre de condensados del Campo Cardon IV
y de algunos crudos generados por la Formacién La Luna
(Tomado de Pérez et al., 2013 y Pirela y Berrios, 2013)
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Madurez del crudo

Considerando la predominancia de los hidrocarburos saturados y de los
componentes pertenecientes a la fraccion Cqs en los crudos condensados del
Campo Carddn 1V, han sido usadas las variaciones experimentadas por los
valores de %H (indice de n-heptano) e | (indice de iso-heptano) para establecer
el grado de madurez de los crudos (Thompson, 1983).

Los valores para %H e | menores a 20 y 0,8 respectivamente (Figura 22)
indican que todos los crudos condensados en el Campo Cardén IV estan
biodegradados sin mostrar nivel de madurez especifico. A pesar de ello los
resultados mostrados previamente descartan la experimentacién actual del
proceso de biodegradacién en estos crudos. Para la muestra del Campo
Cumarebo (22) los valores mayores a entre 18 y 22 para %H y entre 0,8 y 1,2
para | lo ubican como un crudo parafinico (normal) y representa un valor
equivalente en términos de reflectancia de vitrinita (%Ro) entre 0,86-1,05%
segun Thompson (1987).

Shipeng et al. (2014) menciona que muchos investigadores han demostrado
que las relaciones parafina/cicloalcanos aumentan con el incremento de
madurez térmica en los crudos (Thompson, 1983, 1987). Los valores de las
relaciones n-C;/Metil-ciclohexano (MCCg) muestran correlacion positiva con los
valores de %H que podria estar indicando aumento en la madurez térmica de
los crudos especialmente mayor madurez para el crudo del Pozo 4 (Figura 45).
A pesar de ello, la cercania entre estos valores para los crudos condensados
del Campo Carddn IV supone que fueron generados dentro de una estrecha
etapa de madurez de la posible roca madre (Secuencia SMa), la cual segun
valores para %Ro mencionados anteriormente serian superiores a 0,86.

De igual manera para la estimacién de la madurez en los crudos condensados
fueron usados los diamondoides basado en la estabilidad relativa de los
diferentes isobmeros bajo diferentes condiciones termales (Chen et al., 1996;
Wei et al.,, 2007). Chen et al. (1996) introducen los indices de metil-
adamantanos (IMA) y metil-diamantanos (IMD) y a su vez proponen
equivalentes entre estos indices y valores de %Ro para distinguir diferentes
niveles de madurez en crudos.
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Figura 45. Relacion de MCCg vs. indice de n-heptano
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Entre los crudos condensados, la muestra en el Pozo 2 con valores de IMA
73% e IMD 46% es la menos madura mientras que la muestra en el Pozo 3
(IMA 75% e IMD 51%) es la mas madura (Tabla 9). La Figura 46 indica que las
muestras ubicadas hacia el sureste del Campo Cardon IV presentan valores de
%Ro equivalentes superiores a 1,6 y la muestra ubicada mas hacia el suroeste
(Pozo 2) valores de %Ro equivalentes ligeramente menores a 1,6.
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Figura 46. Posible madurez para condensados en Campo Cardon IV
a través de la relacion IMA vs IMD

A partir de los valores de IMD obtenidos y haciendo uso de las formulas
propuestas por Chen et al. (1996) y Chen et al. (2008) fueron calculados
valores de %Ro a fin de cotejar con los resultados discutidos previamente
(Tabla 9). Los valores de %Ro calculados presentan como valor minimo 1,51%
en el Pozo 2 y valor maximo 1,68% en el Pozo 3 (Chen et al.,, 2008), y de
1,60% a 1,63% para los crudos condensados en el Campo Carddén IV. Los
valores estimados (Figura 46) y calculados (Tabla 9) para %Ro muestran
correlacion positiva y sugieren que los condensados fueron generados en un
intervalo entre 1,51 y 1,68% ubicandola en ventana de generacién de gas,
disminuyendo el intervalo propuesto por Pérez et al. (2013) con valores
estimados para %Ro entre 1,3y 1,9.

Tabla 9. Datos de madurez para condensados del Campo Cardoén IV

Pozo | IMD(%) | IMA (%) | %Ro (1) | %Ro (2) |
1 50 74 1,65 1,63
2 46 73 1,56 1,51
3 51 75 1,68 1,66

IMD = 4metil-diamantano / (1metil-diamantano + 3metil-diamantano + 4metil-
diamantano) (Cheng et al., 1996; Chen et al., 2008)

IMA = 1metil-diamantano / (1metil-diamantano + 2metil-diamantano) (Cheng et
al., 1996; Chen et al., 2008)

%Ro (1) =100 x 0,0243 x IMD + 0,4389 (Chen et al., 1996)

%Ro (2) = 100 x 0,0307 x IMD + 0,0949 (Chen et al., 2008)
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Caracterizacion geoquimica de hidrocarburos gaseosos
Origen

Segun Whiticar (1994) para caracterizar los gases naturales es necesario
disponer de tres parametros esenciales:

1. Concentracion.
2. Composicion molecular y sus relaciones.
3. Composicion isotopica estable.

A partir de ello, los resultados obtenidos de cromatografia de gas extendida en
la muestra de gas (Tabla 10) para los pozos del Campo Cardén IV reflejan
valores inferiores al 95% en CH4 mostrando caracteristicas de gas humedo
(Schoell, 1983) para este gas aunado a un valor superior al 4% para C;Hs
(etano) y menos de 1% de los compuestos Ca+.

Para evaluar en detalle el origen del mismo se hizo uso del diagrama de Von
der Dick et al. (1994) para establecer el posible origen del gas encontrado en el
yacimiento carbonatico. Para ello, fueron graficadas las relaciones de
C1/(C2+C3) y C2/(C3+C4) (Figura 47), sugiriendo que los gases estudiados
apuntan a generacion por fuentes termogénicas pero variando su origen. Por
ejemplo, los gases del Campo Cardén IV presentan un origen asociado a
hidrocarburos livianos (tipo condensado) lo que correlaciona positivamente con
los hidrocarburos liquidos encontrados en el mismo yacimiento (segun las
pruebas de produccién realizadas en los pozos) y con el origen encontrado
para los gases del Campo La Vela, a excepcion del Pozo 15 que presenta
menores valores para C2 y se relaciona con gas seco. Los pozos del Campo
La Vela presentan un origen mixto referido como mezcla de gases al igual que
el Pozo 21 ubicado mas al norte del area del estudio.

En busqueda de esclarecer el origen del gas presente en este yacimiento, una
de las herramlentas geoquimicas mas precisas y poderosas son las relaciones
isotopicas de '*C medidas en n-alcanos. Estas junto con los resultados
obtenidos por cromatografia de gas extendida permiten generar distintos
diagramas, entre ellos el Diagrama de Bernard (Figura 48, Tabla 10).

Del analisis de la Figura 48 se corrobora que el gas humedo encontrado en el
Campo Cardon IV presenta un origen relacionado con fuente termogénica,
evidenciado en su baja relacion C1/(C2+C3) y su alta relacion isotopica. Este
tipo de gas es isotopicamente mas pesado 6 enriquecido en "*C debido a que
el proceso termogénico no es un proceso selectivo entre >C y *C, como si lo
hace el proceso biogénico. La correlacion positiva mostrada entre los gases del
Campo Cardon IV y la muestra ubicada en la Provincia suroccidental del Golfo
de Venezuela (Pozo 6) hace suponer que en ambos casos la roca madre
alcanzo altos niveles de madurez para su generacion.
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Tabla 10. Composicién quimica (%) y relaciones de **C en n-alcanos para pozos ubicados al norte de la Falla de Oca

Area Pozos | CO, | N, Cl1 | c2 | c3|ica|ncalics |ncs5| c6 | c7 | c8 | co9 | cl1|c1e
1 2,17 | 0,52 (90,75 | 4,02 | 1,45 | 0,25 | 0,45 | 0,14 | 0,41 | 0,07 | 0,05 | 0,02 | 0,00 | 0,00 | 0,00
Cardén IV 2 2,20 | 0,43 [ 90,08 | 4,18 | 1,69 | 0,30 | 0,55 | 0,18 | 0,14 | 0,11 | 0,09 | 0,03 | 0,00 | 0,00 | 0,00
3 3,90 | 0,59 |89,79| 3,22 |1,25|0,25| 0,42 | 0,15 | 0,12 | 0,11 | 0,12 | 0,05 | 0,01 | 0,00 | 0,00
4 0,54 | 1,09 |88,85| 4,28 | 1,96 | 0,37 | 0,82 | 0,32 | 0,31 | 0,37 | 0,57 | 0,40 | 0,11 | 0,02 | 0,00
Goliode | 4 93.00| 430 | 140 | 0,30 | 0,10 | 0,00 | 0,00 | 0,80
Venezuela
8 8998|419 | 202|045 0,76 | 0,27 | 0,27 | 0,30 | 0,45 | 0,20 | 0,05 | 0,01 | 0,01
9 87,15| 4,40 | 2,77 | 0,80 | 1,49 | 0,68 | 0,61 | 0,61 | 0,61 | 0,23 | 0,06 | 0,01 | 0,01
11 82,73 | 5,24 | 3,02 | 0,55 | 1,09 | 0,32 | 0,29 | 0,22 | 0,29 | 0,11 | 0,02 | 0,00 | 0,61
La Vela 12 89,49 | 3,52 | 2,92 | 0,48 | 0,76 | 0,38 | 0,43 | 0,22 | 0,31 | 0,10 | 0,02 | 0,00
13 9505 | 1,71 | 1,03 | 0,26 | 0,36 | 0,18 | 0,11
14 51,84 235 | 1,65 | 045 | 0,94 | 0,39 | 0,44 | 41,53
15 89,19 | 2,88 | 0,60 | 0,15 | 0,26 | 0,16 | 0,13 | 0,02 | 0,03 | 0,01
Paraguana| 21 94,181 0,76 | 1,27 | 051 | 0,76 | 1,77 | 0,76
813C 813C 813C 613C 813C 813C 813C 615N
Area Pozos CHg4 CoHg CsHs i- C4H10 n-C4sH1o i-CsH12 CO, % 2
+0,5 %o +0,5 %o 40,5 %o +0,5 %o 40,5 %o +0,5 %o %o >
1 -40,9 27,1 -25,1 24,5 -23,7 242 4.2 -20,03?
cardén IV 2 -39 -26,7 247 -24 -23,2 n.r 6,3
3 37,5 -26,5 246 -23,8 -23,1 n.r 5,8 -1,56°
4 457 27,7 -25,5 -24.8 -23,7 n.r 2,72 1,752
Golfo de Venezuela 6 -36,1 n.r n.r n.r n.r n.r n.r

C1= metano; C2=etano: C3=propano; i-C4=isobutano; n-C4=butano; i-C5=isopentano; C6=hexano; C7=heptano; C8=octano; C9=nonano;
Cl1=undecano; C12=dodecano
n.r = no reportado ® Valencia y d’Alterio (2013)
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Los perfiles de 8'°C para los gases del Campo Cardén IV (Figura 49) confirman
la correlacidn positiva existente entre estos gases. Ademas las cercanas
relaciones isotopicas entre propano y n-butano descartan la ocurrencia de
biodegradacion (James y Burns, 1984) en consonancia con las relaciones de
las concentraciones para C2/C3 y C2/iC4 (Prinzhofer, 2000) las cuales
sugieren como proceso principal para la formacién del gas condensado la
madurez segun la Figura 50. En general y considerando que los gases no
fueron generados por la misma secuencia de roca madre (Acosta, 2016 y
Romero, 2013), la madurez de los gases aumenta en sentido noroeste, siendo
los menos maduros los ubicados en el Campo La Vela y los mas maduros en el
Campo Cardén V.
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Figura 49. Perfiles de 8'°C para los gases del Campo Cardén IV
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Por otro lado, respecto al enriquecimiento relativo en 'C para el gas
termogénico, el metano formado por descomposicion térmica tiene valores de
§'3C en el intervalo comprendido entre -5%o a -30%o relativo al material parental
lo que conlleva a un gas enriquecido isotdépicamente en 3C. Ello significa que
un querdégeno con §'3C entre -15 y -25%0 podria generar metano por craqueo
térmico en el intervalo de -20 a -55%o, los valores mas negativos son atribuidos
a temperaturas de craqueo mas bajas equivalentes a menores profundidades
(Hunt, 1996).

Considerando lo anterior y el valor isotépico de §'°C obtenido para los gases en
el Campo Cardon IV (Tabla 10) se puede inferir que el querdégeno que dio
origen a este fluido presenta un valor de 8"°C en el intervalo de -15 a -22%o.
Asumiendo el modelo propuesto por Chung et al. (1998) llamado “grafico del
gas natural” en el cual el inverso del numero de carbono para los componentes
entre C1 y C4 (eje X) contra los valores de las relaciones isotépicas de cada
componente (eje Y) resulta en un linea recta asumiendo que la muestra de gas
no ha sufrido afectacion, mientras que los gases con una composicion mixta
(termogénico y biogénico) no siguen una linea recta. La Figura 51 confirma que
no existe fraccion de gas biogénico en el yacimiento mezclado con el gas
termogénico seguin lo demuestra el alto valor obtenido para r? (0,98) y sugiere
de igual manera, un valor de §'3C para el querdgeno precursor de -17%eo.

10 - / 5C guerogena™ 17% |
15 -
~20 - e c3 Campo Cardon IV
.25 - \ c2
£ .30 -
g 35 - 2= 0,98
A &1
45 -
50 -
55 -
-60 : s T . .
0 0,2 04 0,6 0,8 1
14C
Figura 51. Aplicacion del modelo de Chung et al. (1988) a los gases del Campo
Cardodn IV

Asumiendo que el valor obtenido para §"3C en el querdgeno responsable de la
generacion de los gases en el Campo Cardon IV es mayor a -16%o Yy
comparandolo con el valor 3"°C del querogeno de la Formacion La Luna
(aproximadamente -26%.; Zumberge, 1984) podria estar indicando que dicha
formacion (o por lo menos en las secciones equivalentes a la evaluada por
Zumberge, 1984 en el Valle Medio del Magdalena) no es la roca madre de
estos fluidos.
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En busqueda de aumentar la certidumbre respecto al valor isotdpico obtenido
para 8'3C en el querdgeno, se utilizé la grafica propuesta por Clayton (1991) en
la cual se relacionan la diferencia entre el butano y un posible querégeno
fuente. Considerando que los valores elegidos para el querdégeno fuente se
estiman mediante la busqueda de una diferencia entre -1%o. y -2%0 con el
butano, para los gases pertenecientes al Campo Cardén IV el valor isotdpico
ideal es de -22%0 mientras que para los gases generados por la Formacién La
Luna (Marquez et al., 2013) el valor isotépico ideal seria menor a -26%o. (Figura
52). Considerando lo anterior, los resultados obtenidos sugieren que el valor
para §'°C del querégeno fuente en los gases del Campo Carddn IV estaria
ubicado entre -17%o (estimado segun modelo de Chung et al., 1998) y -22%o
(estimado segun Clayton, 1991). De igual manera la Figura 52 permite la
diferenciacion de la secuencia generadora para ambos grupos de gases,
separando a los gases caracterizados por Marquez et al. (2013) (asociados a la
Formacion La Luna) de los gases del Campo Carddn IV (probable secuencia
SMa segun Acosta, 2016).
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(]
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4 |
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o W-1 ,]} Marquez et al. (2013)
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B13cbutano -613c'qu:r&gtno ['26 Yoo, PDB:‘

R

*/ Gases tipo
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[Marquez et al , 2013)

-3

?  B5Come 59C-qpagge (2%, PDB) ’
Figura 52. Diferencia entre §"*Cputano Y querdgeno fuente (-26%o) versus
Diferencia entre 8" Cputano Y querégeno fuente (-22%o)
(Clayton, 1991)

La correlacion de los gases con sus fuentes es un importante resultado para el
entendimiento del sistema de gas natural. Bajo el enfoque seguido por Girgey
et al. (2005) los perfiles de §'*C de los n-alcanos desempefian un papel
importante como herramienta en el establecimiento de correlaciones crudo —
gas y en caso de ser posible hidrocarburo (crudo y gas)-roca fuente.

La Figura 53 muestra los perfiles para n-alcanos del gas y crudos condensados
del Campo Cardon IV junto con los de dos gases producidos en la cuenca del
Lago de Maracaibo (Marquez et al., 2013) y ademas el perfil del crudo
caracterizado por Casanni et al. (1998) en el Pozo 5. Dichos perfiles muestran
claramente dos tendencias, la primera muestra la correlacion genética entre los
crudos condensados y los gases caracterizados en el Campo Cardén IV y por
lo tanto su generacion por la misma secuencia de roca madre (SMa segun
Acosta, 2016) mientras que la segunda, con crudos y gases de composicion
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isotopica mas livianos, presenta continuidad y relacién genética entre fluidos
generados por la misma secuencia (Formacién La Luna).

De igual manera y a pesar de la predominancia del metano en el gas natural, la
confiabilidad y la informacién inequivoca de la roca madre a partir de los datos
de este hidrocarburo o compuesto por si solo resulta un tanto complicada. Por
ello, resulta necesario el uso de la informacién suministrada por otros gases
hidrocarburos y de especies gaseosas que coexistan tales como etano,
propano, butano y diéxido de carbono. A diferencia del metano, las relaciones
isotdpicas de carbono de los componentes gaseosos C," podrian mostrar
diferencias entre muestras de gases, debido a la cercana asociacion isotopica
del etano con sus homdélogos.

En este sentido, fueron obtenidos los valores de las relaciones isotépicas de
3C de gases hidrocarburos con mayor niimero de carbonos que el metano,
especificamente la serie de C2 a C5 de los alcanos incluyendo el iso-butano
(Tabla 10). La Figura 54 grafica las relaciones isotdpicas de §'>C en metano y
etano para predecir el tipo de materia organica precursora al cual esta asociada
el gas (Huang et al.,, 2003). Para este caso, los resultados encontrados
sugieren que el gas fue originado a partir del craqueo térmico (gas
termogénico) de un querdogeno Tipo IlI-1l compuesto por una mezcla de materia
organica terrestre (humica) y marina con predominio de la primera, en
concordancia con lo obtenido en la caracterizacion de los hidrocarburos
liquidos y con la propuesta de PGO Golfo de Venezuela (2013) de ambiente
sedimentacion de abanicos costeros (Fan Delta) para la posible secuencia
generadora SMa (Acosta, 2016).
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Madurez inferida del gas

En busqueda de la determinacién de un equivalente de madurez de la roca
madre haciendo uso de los isétopos estables determinados en el gas, han sido
propuestas algunas diferencias isotopicas entre cada uno de los hidrocarburos
encontrados en esta matriz. A pesar de presentar un comportamiento
cualitativo coherente, dichas relaciones no presentan alta precisiéon en la
cuantificacion de la madurez de los gases por lo que los indices obtenidos de
ellas son considerados aproximaciones mas no valores absolutos.

Por ejemplo, la Figura 55 establece la relacién entre las relaciones isotopicas
de 5"C en metano y la humedad en el gas. A partir de esta relacién Huang et
al. (2003) estima niveles de madurez para la roca madre responsable de la
generacion del gas. Para el caso del Campo Cardén |V, los gases presentan
altas relaciones de humedad (0,92 - 0,99) caracteristicas de gases
termogénicos generados de rocas madre con madurez equivalente en la
ventana de generacion de petréleo (0,5 y 1,3 %Ro).

Por otra parte, varios investigadores (Chung et al., 1988; Berner y Faber, 1996)
combinando resultados del efecto isotépico cinético y el modelo de
fraccionamiento Rayleigh, han desarrollados modelos para aproximar los
valores puros de 8"°C en querégeno con valores de madurez en los gases
naturales. Por ejemplo el modelo empirico desarrollado por Berner y Faber
(1996) permite estimar el nivel de madurez de los gases mediante la curva
obtenida en el diagrama §'>C etano versus §'°C propano. Haciendo uso de la
curva preestimada por estos autores para diferentes valores de §"*C en
querogeno, los resultados obtenidos muestran que los datos de los gases del
Campo Carddén IV se ajustan bastante bien a la curva generada para un
querégeno fuente con valor de §8'°C igual a -21%o tal y como habia sido
predicho en la Figura 52.
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Considerando lo anterior y los resultados mostrados en la Figura 56, los gases
del Campo Cardon IV presentan niveles de madurez comunes (Requivatente = 0,8
%) que corresponden a ventana de generacion de petrdleo. Dicha madurez es
menor a la obtenida a través de calculos con los indices de diamondoides lo
que pareciera estar indicando que los gases fueron generados en etapas de
madurez mas tempranas respecto al liquido acumulado en el mismo
yacimiento. Gurgey et al. (2005) en su trabajo realizado con gases asociados a
condensados en la Cuenca Thrace (noroeste de Turquia) encuentran
resultados similares respecto a la generacién del gas en etapas tempranas de
madurez y explican este hecho basandose en las siguientes evidencias:

e Los gases y los condensados encontrados en el yacimiento son
cogenéticos. Tanto los gases como los liquidos acumulados en el
Campo Cardén IV queda demostrado que presentan origenes similares.

e Los gases termogénicos son ricos en compuestos C,* (gases humedos).
Los gases del Campo Cardon IV muestran valores para compuestos Co*
> 4% con valores de humedad (C2-C5/C1-C5) superiores a 5%. Estos
gases humedos son hallados usualmente junto con el crudo asociado,
generados ambos en la ventana de petréleo.

e Todos los perfiles de 8'°C en los gases evolucionan de valores
isotdpicos livianos a mas pesados cuando incrementa el numero de
carbono. La Figura 49 muestra la relacion directa entre el aumento en el
numero de carbonos y el enriquecimiento relativo en 3¢ para los n-
alcanos en la fraccion gaseosa del Campo Cardén V.

e Por tltimo Lorant et al. (1998) establece la relacién entre §'°C,-8"3Cs y
C2/C3 para discernir cambios en el nivel de madurez de los gases. La
Figura 57 refleja que los gases del Campo Cardon IV estan ubicados
principalmente en la ventana de generacion de petrdleo y siguen una
tendencia correspondiente a craqueo primario en sistema abierto, lo que
sugiere valores equivalentes de madurez para la roca madre menores a
0,9 %Req. Igualmente los valores obtenidos descartan la existencia de

85



craqueo secundario (y/o biodegradacion) en el yacimiento en
concordancia con lo propuesto por Prinzhofer et al. (2000) y los

resultados mostrados en la Figura 50.
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Figura 56. Correlacion entre §"°C3 y '°C, con estimados de madurez %Ro
(Gurgey et al, 2005)
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Gases no hidrocarburos

Los yacimientos de gas natural poseen concentraciones variables de gases no
hidrocarburos cuya procedencia puede no estar asociada al sistema petrolero y
Su presencia en grandes proporciones en yacimientos cambia el valor
economico del recurso acumulado.

A continuacion seran discutidos brevemente los posibles origenes de los
principales gases no hidrocarburos (N2, CO, y gases nobles) haciendo uso de
sus concentraciones y relaciones isotdpicas.

Nitrégeno

El nitrégeno es uno de los gases mas comunes de los componentes no
hidrocarburos, a pesar de ello su geoquimica isotopica en las cuencas
petroliferas aun es poco entendida (Yuenian et al., 2000). Se asume que el
nitrogeno acumulado en las cuencas sedimentarias presenta diferentes
aportes: atmésfera, mantelar, diagénesis y metamorfismo o degradacion de la
materia organica (Boyd, 2001).

Para los gases del Campo Cardén |V las bajas concentraciones de N (<1,1 %
con promedio de 0,5) junto con la composicion isotépica de 8'°N, (Tabla 11)
superior a -2,1 %o y menor que -1,5 %o, sugieren una fuente mantelar como
principal responsable de su generacion segun los intervalos reportados por
Yuenian et al. (2000) (Tabla 12). Asumiendo que las relaciones de No/**Kr son
buenos indicadores para gases asociados con origenes atmosféricos o aguas
de formacion debido a que los gases nobles derivados de la atmdsfera (“°Ne,
%Ary #Kr) y el nitrégeno molecular son inertes en la mayoria de los ambientes
geologicos evitando por lo tanto cualquier fraccionamiento (Gonzalez-Penagos
et al., 2016). La Figura 58 muestra la baja correlacion existente entre los gases
y la linea de tendencia marcada para gases con origen atmosférico (aire) o
agua equilibrada con aire (AEW por siglas en inglés, a 21°C), reforzando por lo
tanto el origen mantelar para el Na.
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Figura 58. ®Kr versus N, para gases del Campo Cardén IV

87



Tabla 11. Composiciones isotopicas de los gases en Campo Cardon IV

Pozo 5'°CCOZ | 8'°N2® | *He® | RIRa® | ®Ne® | *Kr® | ¥*Xe
(%) (%0) | (PPM) (ppm) | (ppm) | (PPM)
1 34 203 | 429 | 479 | 841 | 0,91 | 0,05
2 -3,8 n.d n.d n.d n.d n.d n.d
3 2,6 156 | 6,45 | 1,58 | 4,57 | 0,33 | 0,015
4 2.7 1,75 | 7,96 | 0,68 | 812 | 0,32 | 0,019
Aire
(Porcelli et al., 2002) 5241 1 | 1651065 10,039
Pozo “He/°Ne? | °Ne/”®Ne? | PAr/Ar? | “He/*PAr? | 34Kr/2oKr? | 128Xe/32Xe?
1 0,5101 9.3 290 0,00007 | 3,29 1.00
3 1.4113 0,7 290 0,00012 | 3,15 0,98
4 0,9802 11,0 299 0,00019 | 3,17 0,99
Aire
(Porcelli et al,, 2002) | 32 9.8 295,5

@ Valencia y d’Alterio (2013)
R/Ra = 3He muestra / 3He aire (1 ,4 X 106)
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Tabla 12. Posibles origenes del N, (Tomado de Yuenian et al., 2000)

8"°N2 (%o) Origen
Materia organica
-19a-10 inmadura (%Ro < 0,6)
Materia organica
-10a -2 madura a muy madura
(Ro 0,6 —2.0 %)
-2a1 Mantelar
Metamorfismo de
1a4 minerales de arcilla que
contienen amonio
4 Salitre en evaporitas
4218 Materia organica sobre
madura (%Ro > 2)

Dioéxido de carbono

Las concentraciones de CO; son bajas en el campo, se encuentran entre 0,5y
3,9 % con promedio de 2,20%. La grafica de las relaciones isotopicas versus
las concentraciones de CO; indican un origen inorganico para este gas (Figura
59). Dicho origen inorganico puede provenir de tres fuentes principales:
desgasificacion  magmatica/mantelar,  disolucion de  carbonatos vy
descomposicion térmica de carbonatos. La mayor probabilidad recae en las dos
primeras fuentes debido a que para que ocurra la tercera de ellas son
requeridas temperaturas superiores a 500°C las cuales distan
considerablemente de los BHT (< 150°C) reportados en el campo.

En su trabajo Valencia y d’Alterio (2014), apoyandose en relaciones isotopicas
de los gases nobles, concluyen que el CO, acumulado en el yacimiento del
Campo Cardoén IV presenta un origen asociado a desgasificacion mantelar
como se refleja en la Figura 60.
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Figura 59. Posible origen para CO; en el Campo Cardén IV
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Figura 60. CO, versus R/Ra
(Tomada de Valencia y d’Alterio, 2013)

Gases nobles

Uno de los usos mas comunes de la geoquimica de gases nobles en la
exploracion de crudo y gas consiste en cuantificar el/los origen(es) de los gases
no hidrocarburos presentes en las acumulaciones (Burnard, 2013). Entre los
gases no hidrocarburos asociados con hidrocarburos, el helio puede tener un
importante aporte que provenga del manto.

Proponen Prinzhofer et al. (2010) que los is6topos de gases nobles pueden ser
clasificados en dos familias, los derivados del aire y los derivados del agua de
formacion. Estos pueden entrar en contacto con la fase hidrocarburo,
intercambiandose con los acuiferos equilibrados con la atmésfera e indicando
por lo tanto procesos fisicos que ocurre entre diferentes fases o
fraccionamiento.

Los patrones normalizados respecto al aire de los is6topos de ?°Ne, *Ar, ®Kr,
%Xe proveen informacién de la cantidad de agua que interacciona con el
hidrocarburo (relacion gas/agua) y ademas la contribucion de gases nobles
provenientes del manto (Burnard, 2013). La Figura 61 muestra las abundancias
de los gases nobles para los pozos 1,3 y 4 del Campo Cardén normalizadas a
la concentracién en el aire. Los patrones para los pozos muestran ligero
enriquecimiento del *He, con excepcién del pozo 1, respecto a los otros gases
nobles derivados de la atmdsfera como *Ne y %Kr. A su vez, el patrén
mostrado por estos dos ultimos gases son consistentes con un efecto de
solubilidad lo cual implica un grado de empobrecimiento correlacionado con la
masa elemental del gas noble (Ne > Ar > Kr) segun lo propuesto por Gonzalez-
Penagos et al. (2016).
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Figura 61. Patrones de gases nobles para gases del Campo Cardén IV
normalizados a valores atmosféricos

Para explicar el ligero enriquecimiento de *He encontrado en los gases,
Valencia y d’Alterio (2014) proponen la existencia de desgasificacién profunda
(magmatica/mantelar) asociado a mayor aporte del isétopo liviano *He que a su
vez genera menores valores para R/Ra (R representa la composicién isotopica
de He en la muestra cotejada con la composicidn isotopica estandar del aire Ra
=14 x 10'6). Si consideramos la Figura 62, el aumento de la componente
magmatica en los gases presenta el siguiente comportamiento Pozo 1 > Pozo 3
> Pozo 4 dicho comportamiento correlaciona positivamente con el aumento de
la profundidad del basamento en el campo que se traduce a su vez en un
enriquecimiento para *He (isétopo de origen profundo) respecto a *He.
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Figura 62. R/Ra versus *He (ppm) para gases del campo Cardén IV
(Tomado de Valencia y d’Alterio, 2013)
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Representando los tres principales aportes (atmodsfera, corteza y manto) que
contribuyen a las concentraciones de He en cualquier sistema terrestre puede
ser graficadas las relaciones de “He/*°Ne versus R/Ra para establecer la
predominancia de una fuente de aporte respecto a otra y considerando que el
“)Ne es un excelente trazador de la componente atmosférica. La Figura 63
muestra dos tendencias, en la primera los pozos 1 y 3 siguen una tendencia
relacionada con la mezcla entre la fuente mantelar (manto litosférico sub
continental SCLM por sus siglas en inglés; Gautheron y Moreira, 2002) y los
gases nobles atmosféricos (AEW) mientras que en la segunda tendencia el
pozo 4 muestra la mezcla entre las fuentes radiogénica (corteza) y de gases
nobles atmosféricos. Al respecto Valencia y d’Alterio (2014) indican que la
componente atmosférica deriva en mayor proporcién del equilibrio establecido
entre el agua de formacion y los gases, la cual queda en evidencia al graficar
las relaciones 2*Kr/*°Ne versus '*?Xe/*°Ne (Figura 64) donde los pozos siguen
una linea de tendencia que refleja la mezcla de los valores tipicos del aire y del
agua equilibrada con el agua (ASW por siglas en inglés) y segun los autores
parece indicar agua metedrica a temperaturas mayores (> 25°C) que la media
de recarga (agua termal).
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Figura 63. Principales fuentes de aporte de He para gases del Campo Cardén
\Y
0,03 -
0,025
0,02 ¥
g 3
& 4
° 0,015 *
ASWDC
* ASW 25°C
0,01 4 :
* Aire
0,005 1 ¢
L
0 T T T \
0 0,1 02 03 04

MK Ne

Figura 64. 8Kr/*°Ne versus '*2Xe/*°Ne
(Tomado de Valencia y d’Alterio, 2013)
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Identificacion de posibles vias de migracion

Prinzhofer et al. (2000); Marquez et al. (2013); Zhang y Kroos (2001) y
Prinzhofer y Pernaton (1997) utilizan las relaciones isotopicas de 8°C en la
fraccion gaseosa del condensado (metano, etano, propano, butano, isobutano y
pentano) e informacibn composicional (humedad, componentes no
hidrocarburos, gases nobles), como parametros fundamentales para la
evaluacion de las fuentes y origenes del gas natural. Igualmente consideran
que, aparte de los efectos de las fuentes de gas y los mecanismos de
generacion, los aspectos relacionados a la migracion del gas natural y los
fraccionamientos isotdpicos y composicionales asociados, pueden ser usados
para explicar e interpretar los sistemas del gas natural.

En el caso del Campo Cardoén |V los gases segun el diagrama Gastar (Figura
65) presentan similares grados de madurez de acuerdo a los valores menores
0 cercanos a la unidad en la mayoria de los parametros normalizados ademas
muestran una tendencia de mas a menos maduro (Pozo 3 > Pozo 2 > Pozo 1 >
Pozo 4) que coincide con la tendencia propuesta en la Figura 56 y Figura 66.
Respecto a la Figura 66, Prinzhofer y Pernanton (1997) proponen que la
tendencia mostrada por los gases sugiere ademas de un proceso de madurez,
afectacién por fraccionamiento difusivo desde el lugar donde se ubica la
secuencia de roca madre con las caracteristicas para la generacion de
condensados (cocina) hasta el yacimiento lo que se traduce en aumento de las
concentraciones del is6topo liviano ¢, especialmente en el pozo 4.
Consideran Pernanton et al. (1996) que el proceso de difusion de la fase
gaseosa a través de una roca introduce significativo fraccionamiento, sin
embargo en escala de tiempo parece ser corto comparado al tiempo geoldgico.

En la Figura 65 este ultimo pozo (4) refleja un comportamiento relacionado con
la eficiencia de acumulacion del fluido lo cual, siendo un sistema abierto,
obedece a efectos relacionados con el aislamiento de las moléculas producidas
desde la fuente (Prinzhofer et al., 2000) indicando mejores propiedades del
yacimiento carbonatico en el pozo 4 (altos valores de porosidad > 15% vy
permeabilidades entre 484 — 1,5 md; Palacios, 2013).

En conjunto con la representacion de la fase gaseosa en el diagrama Gastar,
fue aplicada estadistica multivariada, especificamente analisis de componentes
principales (ACP) para obtener los parametros V1 y V2 los cuales representan
vectores de auto valores asociados con madurez y migracion de los gases,
respectivamente (Prinzhofer et al., 2000).

Asumiendo que la cartografia de las relaciones isotdpicas de §'°C en metano
(Tabla 10, Figura 67a) junto con los valores obtenidos para V2 (Figura 67b)
podrian caracterizar la historia y direccion de llenado a escala de yacimiento,
los menores valores para V2 y mayores para §'°C; indicarian mayor cercania
de la fuente de generacion de los gases respecto a lugar de acumulacion.
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El aumento en la concentracién del isétopo liviano ('?C) desde el pozo 3 en
direccién al pozo 4 y asumiendo que son iguales la composicidn isotopica para
los pozos 1 y 2 (segun el error analitico 0,5 %o), sugiere una direccion de
llenado del yacimiento en direccion noroeste (Figura 67a), esto considerando
que los gases presentes en el Campo Cardon IV no han sido afectados por
contaminacion proveniente de gases producidos por bacterias y que ademas la
zona de generacién se encuentra en la parte mas profunda del Surco de
Urumaco (Figura 50).

De igual manera los valores obtenidos para V2 (Figura 67b) por la aplicacion de
ACP, reflejan un aumento (en el valor absoluto) desde el pozo 3 hacia el pozo
4. Respecto al valor obtenido para V2 en el pozo 1, que se traduce en un
aumento desde el pozo 4 al pozo 1 y por lo tanto una direccién de llenado Sur
Este, la mayor confiabilidad del dato obtenido mediante las relaciones
isotdpicas de 'C (Figura 67a) respecto a la aplicacion de estadistica
multivariada, sumado a la baja madurez (hacia el noroeste) y ausencia de la
secuencia SMa (hacia el Norte) del Campo Cardon IV (Figura 68), se presentan
como elementos validos para descartar dicho valor de V2 en el pozo 1.
Considerando lo anterior, se asume un aumento sostenido desde el pozo 3 en
direccién al pozo 4, resultando en direccion noroeste para el llenado
preferencial del yacimiento.

Considerando los resultados previos respecto a la correlacion positiva de la
fuente de generacion encontrada para los condensados y gases, los valores de
madurez obtenidos para crudo (diamondoides, Figura 46) y gas (querégeno,
Figura 56), la secuencia SMa como probable roca madre y ademas el mapa de
madurez actual para dicha secuencia (Acosta, 2016), en conjunto estas
sugieren que la ubicacion de la cocina en la Provincia nororiental podria estar
en la zona mas profunda del Surco de Urumaco, especificamente en la zona
sobremadura (gris) en la actualidad (Figura 68). Dicha zona sobremadura
presenta coincidencia con la zona de generacion propuesta por Acosta y
Martinez (2015) a partir de modelado 2D de los pozos del Cuenca del Golfo de
Venezuela.

Asumiendo la ubicacién de la cocina en la zona mas profunda de la cuenca
(Surco de Urumaco, cercano al sistema de Falla de Lagarto) y un nivel de
madurez superior a 1,3% Ro en la actualidad para la secuencia SMa, pueden
ser graficados los valores V1 (madurez) y V2 (migracion) respecto a la
distancia desde la cocina hasta el Campo Cardén IV. La Figura 69 sustenta las
aseveraciones anteriormente mencionadas en las cuales se destaca que el
principal proceso que gobierna el comportamiento de los gases en el Campo
Cardédn IV es la madurez (Figura 69a) mientras que los valores relacionados a
migracion (Figura 69b), excluyendo al pozo 1, no muestran variaciones
sistematicas independientemente de la distancia desde la cocina a pesar de
indicar claramente por las variaciones sostenida de §'°C (Figura 67a) entre los
pozos una direccion preferencial de migracion noroeste.
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CONCLUSIONES

e La caracterizacion de los hidrocarburos (liquido y gas) del Campo
Carddén IV sugieren que han sido generados por roca madre con aporte de
materia organica mixta (predominantemente terrestre), litologia siliciclastica y
edad Mioceno, dichas caracteristicas muestran correlacion positiva con la
secuencia SMa (equivalente en edad a Formacion Agua Clara) ubicada en la
parte mas profunda del Surco de Urumaco.

e Los resultados asociados con los procesos de alteracion de los
hidrocarburos (biodegradacion, fraccionamiento evaporativo) reflejan el estable
equilibrio termodinamico bajo el cual se encuentra el crudo en el yacimiento y a
su vez indican que el principal proceso responsable de su formacion fue la
maduracién de la materia organica hasta valores de %Ro (1,51 — 1,68;
diamondoides) asociados con finales de la etapa de catagénesis (ventana de
gas humedo).

e La menor madurez de los gases (%Ro 0,8-1,3) respecto a los
condensados (%Ro 1,51-1,68) parece indicar que fueron generados en
distintos estadios de la etapa de catagénesis, sin embargo los resultados
apuntan a la formacién de ambos hidrocarburos por el proceso de craqueo
primario de la materia organica.

e La correlacion positiva entre los hidrocarburos caracterizados en el
Campo Cardén IV asi como su correlacion negativa con otros hidrocarburos
presentes en la Cuenca del Golfo de Venezuela hacen suponer la existencia de
una nueva secuencia de roca madre (SMa equivalente en edad a la Formacion
Agua Clara) distinta a las conocidas tanto para la Provincia suroccidental
(Formacién La Luna) como para los campos La Vela (Formacién Cerro
Pelado?) y Cumarebo (Formacion Castillo o Pecaya?).

e La direccion de llenado de yacimiento obtenida con los parametros V2 y
8'*C en metano en la fraccién gaseosa (noroeste), sumado a la madurez actual
de la secuencia SMa (sobremadura), ubican al lugar con las condiciones
Optimas para la generacion de los hidrocarburos acumulados en el Campo
Cardén IV en la zona mas profunda del Surco de Urumaco, cercano al sistema
de falla de Lagarto.

e La caracterizacion precisa de las fracciones componentes del
hidrocarburo acumulado en el Campo Carddn IV (crudo y gas) junto con la
informacion reportada en trabajos previos mostraron fuertes evidencias que
contribuyeron al esclarecimiento en la determinacion de dos importantes
elementos del “nuevo” sistema petrolero en la Provincia nororiental de la
Cuenca del Golfo de Venezuela, como lo son la secuencia de roca generadora
y las vias de migracion seguidas por el hidrocarburo desde la cocina hasta su
acumulacion.
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RECOMENDACIONES

e Determinar el valor de §"°C en el querdégeno de la secuencia SMa en
busqueda de establecer la correlacion con los valores reportados en este
trabajo.

e Evaluar en el modelado de cuencas 1D en los pozos del Campo Cardén
IV el gradiente de temperatura del yacimiento desde el momento de su llenado
hasta la actualidad y establecer si en algun estadio de su historia existieron las
condiciones para la biodegradacion (T < 80°C) del fluido acumulado.

e Incorporar las nuevas evidencias de direccion de migracion de los fluidos
al modelado de cuencas 2D y 3D a fin de ajustar parametros relacionados con
volumenes expulsados por la roca generadora y los acumulados en el
yacimiento.
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Anexo A. Nomenclatura para identificacién de sefiales correspondientes a
los terpanos en el cromatograma de masas m/z 191 (Lopez, 2013)

Compuesto Nomenclatura Simbolo
Cio3 TA
C203 B
IRT C21-3 TC
Terpanos Triciclicos Cosa ™
C2s.3 TE
Cos.3 TF
Terpanos Tetraciclicos | Cy4.4 TGO
Co6.3(22R) TG1
Co6.3(22S) TG2
Terpanos Triciclicos 82: gggg E_'
C2s3(22R) TJ
C2s.3(22S) TK
C7 1801-22,29,30-Trisnorneohopano | Ts
Co7 180-22,29,30-Trisnorhopano Tm
Cas 170, 21B-28,30-Bisnorhopano T2A
Ca9 170, 21B3-30-Bisnorhopano T3A
Cs30 18a-(H)-Oleanano O
Cs0 170, 21B-Hopano T4A

C31 170, 21B-Homohopano (22S) T5A
Cs1 170, 21p-Homohopano (22R) T5B
Terpanos Pentaciclicos | C3p Gammacerano G

Cs2 17a, 21B-Bishomohopano (22S) | T6A
Cs2 17a, 21B-Bishomohopano (22R) | T6B
Cs3 17a, 21B-Bishomohopano (22S) | T7A
Cs3 17a, 21B-Bishomohopano (22R) | T7B
Cs4 170, 21B-Bishomohopano (22S) | T8A
Cs4 170, 21B-Bishomohopano (22R) | T8B
Css 17a, 21B-Bishomohopano (22S) | T9A
Css 170, 21B-Bishomohopano (22R) | T9B

Anexo B. Nomenclatura para identificacion de sefiales correspondientes a
los esteranos en el cromatograma de masas m/z 218 (L6pez, 2013)

Compuesto Nomenclatura Simbolo

C2150,140,17a ER1A

C2150,14B,17pB ER1B

Esteranos Regulares CorBa 1401700 ER2A
C2250,14B,17p ER2B

C2750,14B,17pB (20R) E27-1

C2750,14B,17B (20S) E27-2

C Cas5a,148,17pB (20R) E28-1

Terpanos Triciclicos Cas50.14B.17B (209) E28-2
C29501,140,17B (20R) E29-1

C2950,14B,17B (20S) E29-2

112



Anexo C. Resultados de biomarcadores identificados en fragmentograma

de masas m/z 191 de los hidrocarburos saturados

Pozo 1 Pozo 2 Pozo 3
Biomarcador Area Altura Area Altura Area Altura
TA 2.060.000 342.000 708.000 | 90.000 | 7.317.000 805.000
B 9.431.000 | 2.039.000 | 1.494.000 | 287.000 | 37.356.000 | 8.453.000
TC 4.750.000 | 1.034.000 | 714.000 | 168.000 | 16.703.000 | 2.168.000
TD 4.948.000 | 1.082.000 | 880.000 | 191.000 | 12.534.000 | 2.389.000
TE 3.533.000 734.000 550.000 | 101.000 | 9.574.000 | 1.462.000
TF 4.262.000 | 2377000 | 605.000 | 339.000 | 15.378.000 | 7.983.000
TGO 397.000 | 35.000 | 4.445.000 515.000
TG1 1.595.000 | 358.000 169.000 | 30.000 | 4.091.000 | 476.000
TG2 1.056.000 | 231.000 322.000 | 52.000 | 3.136.000 514.000
TH
TI
TJ 1.038.000 | 222.000 | 1.036.000 | 110.000 | 5.880.000 | 1.000.000
TK 678.000 163.000 | 1.454.000 | 81.000 | 9.939.000 | 1.577.000
Ts 5.445.000 | 676.000 376.000 | 33.000 | 10.777.000 | 1.244.000
Tm 3.941.000 | 431.000 | 1.434.000 | 161.000 | 30.852.000 | 4.836.000
T2A
T3A 6.249.000 938.000 | 2.271.000 | 247.000 | 58.244.000 | 5.357.000
0] 17.733.000 | 1.586.000 6.636.000 845.000
T4A 13.268.000 | 1.517.000 1.424.000 | 288.000
T5A 2.711.000 308.000
T5B 1.846.000 | 206.000
G
T6A 1.601.000 159.000
T6B 1.332.000 123.000
T7A 1.380.000 110.000
T7B 327.000 71.000
T8A
T8B
T9A
T9B
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Pozo 4 Pozo 9 Pozo 10
Biomarcador Area Altura Area Altura Area Altura
TA 7.399.000 171.000 | 19.471.000 | 3.994.000 11.298.000 | 2.237.000
B 8.262.000 | 1.975.000 | 44.841.000 | 10.216.000 9.532.000 1.432.000
TC 4.573.000 | 1.030.000 | 4.974.000 1.147.000 3.124.000 634.000
TD 5.573.000 | 1.351.000 | 6.785.000 1.318.000 5.440.000 1.073.000
TE 3.546.000 | 1.000.000 | 5.245.000 1.024.000 4.245.000 863.000
TF 1.636.000 | 1.255.000 | 28.776.000 | 8.861.000 15.482.000 | 10.905.000
TGO 1.601.000 726.000 | 6.666.000 1.260.000 10.315.000 | 2.050.000
TG 1.748.000 799.000 1.003.000 170.000 1.479.000 243.000
TG2 2.319.000 220.000 1.070.000 220.000 1.046.000 211.000
TH
TI
TJ 3.717.000 | 1.461.000 1.283.000 243.000 2.388.000 399.000
TK 3.447.000 474.000 | 2.495.000 421.000 3.664.000 595.000
Ts 14.470.000 1.376.000 | 20.710.000 | 3.030.000
Tm 30.383.000 | 4.454.000 | 39.597.000 | 6.329.000
T2A 219.352.000 | 25.971.000
T3A 85.572.000 | 8.044.000 | 78.755.000 | 11.246.000
O 53.393.000 | 4.564.000 | 249.320.000 | 20.433.000
T4A 71.723.000 | 7.652.000 | 222.415.000 | 21.889.000
T5A 26.386.000 | 2.590.000 | 60.089.000 | 5.979.000
T5B 23.015.000 | 2.135.000 | 42.878.000 | 3.827.000
G 2.504.000 342.000 6.583.000 612.000
T6A 14.026.000 1.144.000 | 36.230.000 | 3.113.000
T6B 14.245.000 952.000 | 34.634.000 | 2.366.000
T7A 5.251.000 374.000 18.265.000 1.429.000
T7B 2.432.000 327.000 14.914.000 1.026.000
T8A 1.205.000 172.000 5.913.000 633.000
T8B 845.000 220.000 9.165.000 535.000
TOA 6.575.000 455.000
T9B 838.000 278.000
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Pozo 11 Pozo 16 Pozo 17
Biomarcador | Area Altura | Area [ Altura [ Area | Altura
TA 12.006.000 2.425.000 4.615.000 661.000
B 9.048.000 1.293.000 5.141.000 689.000
TC 3.284.000 744.000 3.911.000 779.000
TD 5.861.000 1.115.000 3.868.000 775.000
TE 4.311.000 888.000 3.153.000 599.000
TF 13.687.000 10.391.000 3.196.000 2.416.000
TGO 10.449.000 1.957.000 3.306.000 654.000
TG1 1.486.000 256.000 1.517.000 281.000
TG2 286.000 49.000 1.308.000 234.000
TH
TI
TJ 2.484.000 422.000
TK 3.232.000 544.000 2.507.000 311.000
Ts 21.274.000 2.906.000 27.606.000 3.884.000 51.212.000 4.266.000
Tm 72.985.000 10.888.000 17.567.000 2.092.000 31.995.000 3.974.000
T2A 247.834.000 29.430.000 63.035.000 6.289.000 56.432.000 5.069.000
T3A 76.833.000 11.400.000 64.406.000 8.252.000 47.283.000 6.236.000
O 256.544.000 22.267.000 47.145.000 5.289.000 65.294.000 4.815.000
T4A 234.355.000 22.857.000 137.015.000 13.735.000 108.021.000 10.236.000
T5A 57.574.000 5.713.000 21.092.000 2.223.000 16.114.000 1.816.000
T5B 40.266.000 3.661.000 15.526.000 1.575.000 11.672.000 1.247.000
G 5.356.000 479.000 6.699.000 556.000 2.473.000 273.000
T6A 37.243.000 3.305.000 42.178.000 2.168.000 24.574.000 1.381.000
T6B 33.476.000 2.410.000 3.966.000 910.000 22.692.000 982.000
T7A 19.653.000 1.617.000 17.014.000 1.409.000 6.628.000 438.000
T7B 15.144.000 1.059.000 9.037.000 646.000 5.894.000 351.000
T8A 10.947.000 760.000 4.540.000 356.000 1.432.000 257.000
T8B 8.192.000 594.000 2.318.000 211.000
T9A 8.261.000 468.000 250.000 61.000
T9B 1.573.000 306.000 521.000 95.000
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Pozo 19

Biomarcador | Area | Altura
TA 11.898.000 1.832.000
B 14.034.000 1.710.000
TC 10.640.000  2.143.000
TD 10.590.000  2.072.000
TE 8.668.000 1.673.000
TF 6.257.000  4.485.000

TGO 8.382.000 1.617.000
TG1 3.183.000 711.000
TG2 4.216.000 632.000
TH
TI
TJ 2.321.000 323.000
TK 3.821.000 554.000
Ts 58.833.000  8.587.000
Tm 57.903.000  6.243.000
T2A 36.080.000  2.834.000
T3A 100.358.000 13.859.000
@) 82.952.000 7.006.000
T4A 205.305.000 22.434.000
T5A 41.489.000  4.007.000
T5B 33.638.000  2.937.000
G 11.150.000 1.086.000
T6A 26.842.000  2.067.000
T6B 22.475.000 1.544.000
T7A 14.297.000 1.033.000
T7B 12.678.000 733.000
T8A 5.699.000 391.000
T8B 5.189.000 302.000
TOA 377.000 67.000
T9B 1.354.000 199.000
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Anexo D. Resultados de biomarcadores identificados en fragmentograma
de masas m/z 218 de los hidrocarburos saturados

Pozo 1 Pozo 2 Pozo 3
Biomarcador Area Altura Area Altura Area Altura
ER1A 3.525.000 568.000 486.000 | 68.000 | 9.403.000 | 1.130.000
ER1B 4.938.000 | 1.072.000 | 1.016.000 | 181.000 | 16.319.000 | 2.733.000
ER2A 826.000 149.000 125.000 18.000 | 2.261.000 338.000
ER2B 2.279.000 453.000 176.000 | 78.000 | 5.284.000 | 1.102.000
E27-1 4.244.000 840.000 467.000 | 92.000 | 10.216.000 | 1.772.000
E27-2 3.342.000 670.000 319.000 | 66.000 | 7.519.000 | 1.460.000
E28-1 2.776.000 452.000 281.000 | 44.000 | 7.624.000 | 1.055.000
E28-2 2.762.000 515.000 238.000 | 35.000 | 6.573.000 | 1.236.000
E29-1 2.690.000 440.000 265.000 | 41.000 | 6.758.000 | 1.293.000
E29-2 2.669.000 397.000 229.000 | 94.000 | 8.012.000 | 1.166.000
Pozo 4 Pozo 9 Pozo 10
Biomarcador Area Altura Area Altura Area Altura
ER1A 2.389.000 | 313.000 | 1.784.000 265.000 | 1.200.000 177.000
ER1B 4.120.000 | 563.000 | 4.318.000 583.000 | 1.955.000 381.000
ER2A 620.000 83.000 389.000 49.000
ER2B 1.598.000 | 224.000 | 1.293.000 174.000 | 1.083.000 158.000
E27-1 2.927.000 | 472.000 | 6.580.000 695.000 | 8.332.000 | 1.211.000
E27-2 2.769.000 | 435.000 | 1.764.000 271.000 | 2.671.000 377.000
E28-1 2.342.000 | 341.000 | 4.424.000 557.000 | 5.553.000 765.000
E28-2 2.519.000 | 384.000 | 6.784.000 824.000 | 8.901.000 | 1.321.000
E29-1 2.094.000 | 357.000 | 13.971.000 | 1.596.000 | 24.570.000 | 3.459.000
E29-2 3.567.000 | 396.000 | 9.313.000 977.000 | 19.981.000 | 2.750.000
Pozo 11 Pozo 16 Pozo 17
Biomarcador Area Altura Area Altura Area Altura
ER1A 1.374.000 194.000 | 1.693.000 259.000 | 2.431.000 | 351.000
ER1B 3.408.000 472.000 | 4.261.000 550.000 | 3.731.000 | 762.000
ER2A 415.000 56.000 462.000 58.000 657.000 | 100.000
ER2B 1.159.000 177.000 | 1.431.000 206.000 | 1.979.000 | 317.000
E27-1 10.007.000 | 1.478.000 | 5.286.000 793.000 | 5.631.000 | 954.000
E27-2 3.903.000 497.000 | 4.253.000 615.000 | 4.859.000 | 793.000
E28-1 7.886.000 993.000 | 5.642.000 796.000 | 5.446.000 | 772.000
E28-2 10.980.000 | 1.505.000 | 7.009.000 999.000 | 5.838.000 | 962.000
E29-1 32.010.000 | 4.310.000 | 10.585.000 | 1.100.000 | 6.016.000 | 899.000
E29-2 25.598.000 | 3.647.000 | 8.767.000 786.000 | 6.514.000 | 798.000

117



Pozo 19

Biomarcador

Area

Altura

ER1A
ER1B
ER2A
ER2B
E27-1
E27-2
E28-1
E28-2
E29-1
E29-2

7.346.000
11.307.000

1.954.000

5.882.000
13.531.000
11.909.000
14.321.000
13.984.000
10.703.000
12.001.000

1.086.000
2.397.000

296.000

900.000
2.518.000
2.138.000
2.123.000
2.264.000
1.727.000
1.654.000
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Anexo D.

Fragmentograma de masas de los hidrocarburos saturados
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Anexo D. Nomenclatura para identificacién de sefiales correspondientes a
los marcadores aromaticos

Compuesto Simbolo
Fenantreno Fenantreno
Dibenzotiofeno DBT
1-metilfenantreno 1MP
2-metilfenantreno 2MP
3-metilfenantreno 3MP
9-metilfenantreno 9MP
1-metildibenzotiofeno 1MDBT
2,3-metildibenzotiofeno 23MDBT
4-metildibenzotiofeno 4AMDBT

Anexo E. Resultados para marcadores aromaticos m/z 178

Pozo 1 Pozo 4
Marcador Area Altura Area Altura
Fenantreno | 3.885.805.000 | 732.289.000 | 392.799.000 | 63.866.000
Pozo 9 Pozo 10
Marcador Area Altura Area Altura
Fenantreno | 441.400.000 37.958.000 | 1.419.636.000 131.423.000
Pozo 11 Pozo 16
| Marcador Area Altura Area Altura
Fenantreno | 4.888.156.000 533.448.000 574.506.000 51.528.000
Pozo 17 Pozo 19
Marcador Area Altura Area Altura
Fenantreno 1.292.973.000 130.209.000 2.442.562.000 252.828.000
Anexo F. Resultados para marcadores aromaticos m/z 184
Pozo 1 Pozo 9
Marcador Area Altura Area Altura
DBT 471.829.000 85.712.000 | 733.500.000 | 92.472.000
Pozo 10 Pozo 16
Marcador Area Altura Area Altura
DBT 720.636.633 | 106.567.099 | 600.380.000 | 98.372.000
Pozo 17 Pozo 19
Marcador Area Altura Area Altura
DBT 587.564.000 | 100.400.000 | 882.369.827 | 140.863.547
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Anexo G. Resultados para marcadores aromaticos m/z 192

Pozo 1 Pozo 3
Marcador Area Altura Area Altura
3MP 1.744.524.000 | 335.988.000 4.540.000 1.129.000
2MP 1.998.290.000 | 378.542.000 5.522.000 1.281.000
IMP 1.568.099.000 | 286.810.000 4.359.000 1.071.000
1MP 1.188.561.000 | 218.901.000 3.367.000 879.000
Pozo 4 Pozo 9
Marcador Area Altura Area Altura
3MP 154.817.000 26.978.000 60.089.709 9.398.279
2MP 166.536.000 27.595.000 | 126.139.995 11.197.345
IMP 150.240.000 24.150.000 79.017.940 12.317.272
1MP 107.689.000 17.030.000 | 152.916.487 13.168.932
Pozo 10 Pozo 16
Marcador Area Altura Area Altura
3MP 369.385.441 58.578.598 | 144.882.000 25.135.000
2MP 802.026.561 73.394.720 | 303.116.000 27.734.000
IMP 433.319.878 70.905.508 | 186.622.000 31.015.000
1MP 820.644.977 68.776.939 | 338.608.000 29.960.000
Pozo 17 Pozo 19
Marcador Area Altura Area Altura
3MP 446.818.118 67.236.287 902.393.691 | 127.919.133
2MP 921.089.250 90.613.765 | 1.771.940.804 | 180.008.435
9MP 525.320.143 79.883.657 | 1.025.436.721 | 153.901.634
1MP 964.042.161 84.325.124 | 1.856.401.507 | 167.102.936
Anexo H. Resultados para marcadores aromaticos m/z 198
Pozo 1 Pozo 9
Marcador Area Altura Area Altura
4MDBT 486.905.000 | 92.727.000 | _ 73.397.000 | _ 6.495.000
23MDBT 261.668.000 | 36.122.000 | 85.399.000 | _ 8.454.000
IMDBT 75.425.000 | 13.292.000 | 163.679.000 | 17.357.000
Pozo 10 Pozo 16
Marcador Area Altura Area Altura
4AMDBT 353.924.000 33.049.000 97.060.000 9.111.000
23MDBT 261.024.000 27.584.000 119.795.000 11.220.000
1MDBT 306.561.000 26.912.000 195.586.000 18.352.000
Pozo 17 Pozo 19
Marcador Area Altura Area Altura
4AMDBT 141.510.000 13.541.000 392.318.000 40.106.000
23MDBT 145.746.000 14.333.000 410.616.000 37.282.000
1MDBT 183.425.000 18.248.000 303.730.000 23.648.000
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Anexo |. Fragmentograma de masas de los hidrocarburos aromaticos
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Pozo 16
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