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RESUMEN

La formacion Muerto se define usualmente como una roca generadora de petroleo en
el noroeste peruano. Similarmente a otras rocas generadoras en el mundo, esta podria también
actuar como un reservorio no convencional en roca generadora. A diferencia de trabajos
previos, en esta investigacion se evalud la distribucion estratigrafica de diferentes
caracteristicas de la formacion Muerto y se estimoé el potencial de recursos prospectivos (en
volumen y composicion).

Se definié como area de estudio a la seccion de 278 metros de espesor de la formacion
Muerto en el afloramiento Corcobado. Se adquirié informacion geoldgica de campo y
muestras, sobre las cuales se realizaron multiples andlisis de laboratorio (fluorescencia de rayos
X (FRX), petrografia, difraccion de rayos X (DRX), carbono orgénico total (COT), pirolisis
Rock-Eval, y porosidad). Los datos de COT, pirdlisis y contenido de carbonatos se encontraron
en buena concordancia con los analisis reportados por Petroperd en 1985-86, lo cual evidencia
la representatividad de los nuevos datos. La FRX demostro ser confiable para estimar el COT
y principales componentes minerales.

La formacion Muerto en la cuenca Lancones esta en la ventana de petrdleo en los
afloramientos (en promedio, Tmax de 455°C y 1%Ro), y en la ventana de gas en subsuelo, en
la mayor parte de la cuenca Lancones (>1.50 %Ro).

En el afloramiento Corcobado, la formacién Muerto muestra un potencial de generacion
principalmente de petrdleo (45-73% de petroleo). Esta seccion se dividio en 3 intervalos,
basado en su riqueza y calidad orgénica, mineralogia y porosidad.

Los recursos prospectivos de los intervalos inferior, medio y superior se estimaron,
respectivamente, en 177-180, 332-540 y 270 mpc/ac-pie, para condiciones tipicas de reservorio
(3800 psi / 70°C), y en 177-290, 332-760 y 430 mpc/ac-pie, para condiciones de mayor

profundidad (8000 psi / 150°C).



ABSTRACT

The Muerto Formation is generally defined as an oil prone source rock in the Peruvian
Northwest. As other worldwide source rocks, it could also act as a self-contained source-
reservoir system. Unlike previous works, in this research, it was evaluated the stratigraphic
distribution of geochemical and petrophysical characteristics of the Muerto formation and it
was estimated the prospective resources (in volume/ac-ft and composition).

A 278-meter stratigraphic section of Muerto formation at the Corcobado outcrop was
selected as the study area. Geological field information and samples were acquired, on which
multiple labs analyzes were performed (X-ray fluorescence (XRF), petrography, X-ray
diffraction (XRD), total organic carbon (TOC), Rock-Eval pyrolysis, and porosity). The TOC,
pyrolysis and carbonate content data were found to be in good agreement with the analyzes
reported by Petroperud in 1985-86, which suggest the representativeness of the new data. The
XRF proved to be reliable to estimate the TOC and main mineral components.

The Muerto formation in the Lancones basin outcrops is in the oil window (on average,
Tmax of 455°C and 1%Ro), and the gas window, in most of the Lancones basin (> 1.50%Ro).

In the Corcobado outcrop, the Muerto formation shows a potential to generate mainly
oil (45-73% oil). This section was divided into 3 intervals, based on its organic richness and
quality, mineralogy, and porosity.

The prospective resources of the lower, middle, and upper intervals were estimated,
respectively, at 177-180, 332-540 and 270 mcf/ac-ft, for typical reservoir conditions (3800 psi

/ 70°C), and at 177- 290, 332-760 and 430 mcf/ac-ft, for deeper conditions (8000 psi / 150°C).
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PROLOGO

El reciente éxito de la produccién de hidrocarburos de reservorios no convencionales
shale en Estados Unidos ha atraido especial atencion en otras regiones petroliferas en el mundo.
En este contexto, se presenta la caracterizacion y estimacion del potencial geoquimico de una
de las principales rocas generadoras del noroeste peruano, la formacién Muerto, basado en la
litologia, composicion mineraldgica, carbono orgéanico total, pardmetros de pirdlisis y
porosidad. Este estudio se realizd sobre una seccion de 277 metros, medida en el afloramiento
en la quebrada Corcobado, en la cuenca Lancones.

En el CAPITULO I, que es la introduccion, se compone del estado del arte, se plantea
la realidad problematica, los objetivos, la hipotesis y las variables, y finalmente, lo anterior se
condensa en la matriz de consistencia.

En el CAPITULO 11, se compone por el marco tedrico y maro conceptual, el cual
muestra los principios utilizados respecto a roca generadora, la materia organica sedimentaria,
la estimacidn del potencial y caracteristicas de los reservorios no convencionales.

El CAPITULO I, esta conformado por el contexto geoldgico en que se deposito la
formacion Muerto en la cuenca Lancones. Este capitulo incluye una descripcién de la
ubicacidn, limites y estratigrafia de la cuenca Lancones; asi también, una descripcion de la
litologia, relacion estratigrafica, edad y afloramientos de la formacién Muerto.

El CAPITULO 1V, describe la metodologia utilizada para el desarrollo de la
investigacion, explicando las 4 etapas desarrolladas en el presente estudio: la adquisicion de
informacion de campo y muestras, analisis de laboratorio, la caracterizacion del afloramiento
y la estimacion del potencial de recursos.

En el CAPITULO V, se desarrollaron los resultados, lo cuales incluyen, la

caracterizacion de la formacion Muerto en el area de estudio, la evaluacion de su madurez



vii
termal en la cuenca, la estimacién del potencial de generacion original y la evaluacion del
potencial de recursos hidrocarburiferos.

En el CAPITULO VI, se expusieron las conclusiones, principalmente, mostrando la

comparacion entre el potencial de generacién y la capacidad de almacenamiento, asi como

datos de caracterizacion. Finalmente, también se incluyeron algunas recomendaciones.
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CAPITULO I: INTRODUCCION
1.1  Antecedentes

A través de la historia petrolera en el noroeste peruano, los estudios de geoquimica
orgénica realizados coinciden en que la formacion Muerto, de edad Albiano - Cretécico
Inferior, es la que presenta el mejor potencial como roca generadora efectiva en las cuenca
Lancones.

Petropert (Alvarez & Garrido, 1987) realiz6 el primer y mas extenso estudio de
geoquimica organica con el objetivo de identificar y evaluar el potencial de las rocas
generadoras en la cuenca Lancones. Este estudio

Entre los estudios geoquimicos de roca generadora y correlacion con hidrocarburos de
la formacion Muerto, se encuentran los elaborados por: Petroperd, Perupetro & LCV, Mobil,
Corelab, Pluspetrol & LCV. A continuacion, se describen los principales resultados de algunos
de estos trabajos.

El potencial de generacion de hidrocarburos de una roca generadora depende de la
cantidad, calidad y madurez termal de la materia organica presente (Tissot y Welte, 1978;
Sykes y Snowdon, 2002).

Dado la extendida disponibilidad de datos de Rock-Eval, estos datos han sido utilizados
por diferentes autores para generar métodos. Schmoker realiz6 un método de 4 pasos, donde el
potencial es calculado a partir de la diferencia entre el IHo y el IH actual. Dahl, propuso un
método para estimar el potencial original de generacion (S20) y cuantificar la composicion
petréleo y gas generados. EI S20 fue reconstruido a partir del TR, mientras la composicion de
los hidrocarburos generados fue estimada al comparar los conceptos que introdujo de IHvivo
y el espectro de IH desde 100% petroleo hasta 100% gas. Luego el método propuesto por Javie
para estimar el S20 se basa en reestituir el S20 a partir del querdgeno inerte, a partir de la

transformacion usando el IHo



En Perl, (Marquez-Macedo, 2017) realizd una estimacion del volumen de
hidrocarburos generados del Grupo Ambo en la Cuenca Ucayali Sur, con un enfoque
probabilistico. Para la estimacion del volumen de hidrocarburos generados, se utilizé el método
propuesto por Schmoker (1994), para lo cual, el TOCo y el Hlo se estimaron mediante un
método basado en la TR (Bordenave, 1993).

En India, Varma et al. (2015) evalu6 el potencial de generacion de diferentes
formaciones de la cuenca Raniganj. En este trabajo se calculd el Hlo fue calculado a partir de
la composicion de distintos macerales (Jarvie et al., 2007), luego el TR y finalmente el TOCo
a partir de las ecuaciones propuestas por Peters et al. (2004).

Sheikh & Giao (2017) evaluaron el potencial de la formacion Sembar en el sur de la
cuenca Indus, Pakistan. En este estudio, se propuso y aplicé un enfoque integrado, que combina
la evaluacion de rocas generadoras, el modelado del sistema petrolero y calculos volumétricos
para evaluar el potencial de shale gas. En este caso, para evaluar el potencial de generacion se
utilizaron de manera complementaria las metodologias de Jarvie et al. (2007) y Schmoker
(1994).

Wang et al. (2020) propuso una actualizacion del método de Pang et al., 2005 para la
estimacion de potencial de generacion y expulsion de hidrocarburos de las rocas generadoras.
Wang et al. (2020) identifico puntos débiles como la dependencia del método en el parametro
S1, que mide el contenido de hidrocarburos libres, el cual, puede reducirse significativamente
durante el manejo de las muestras (Chen et al. 2018a). EI nuevo método toma en cuenta el
indice de hidrogeno original (IHo) y la relacion de transformacion del querégeno (TR), y

calibra la pérdida de hidrocarburos por evaporacion.



1.2 Problemética

El éxito en la produccion de reservorios tipo shale oil & gas en EE. UU. ha incentivado
el interés por evaluar el potencial de estos recursos fuera de EE. UU (EIA, 2015). A pesar que
el noroeste peruano es un area de larga tradicion petrolera (Bolafios Z., 2017), no se ha evaluado
el potencial en Per0 (Figura 1).

Figura 1
Evaluacion mundial de recursos shale (46 paises)
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Fuente: U.S. Energy Information Administration (EIA, 2015)

El actual contexto petrolero peruano, muestra una creciente demanda de energia (IEA,
2020) y una caida sostenida de la produccion de petréleo desde la década de 1980, ello ha
ocasionado que el pais se convierta en un importador de petréleo (AIGLP, 2021; EIA, 2018;
PERUPETRO, 2020), por este motivo, los recursos no convencionales en roca generadora han
atraido un creciente interes de estudio (Morales-Paetan et al., 2018, 2020; Pairazaman et al.,

2021; F. Palacios et al., 2015; Porlles et al., 2021).



1.3 Formulacién del Problema
Como se describié en la seccion XX, en el Peru existe la formacion Muerto con
potencial de recursos hidrocarburiferos, pero estos no han sido estimados, por lo cual se
formula el siguiente problema
e Problema General
¢Cuanto es el potencial de recursos de la formacion Muerto en el afloramiento
Corcobado?
e Problemas Especificos
¢Cuénto es el espesor de cada intervalo de la formacion Muerto en el afloramiento
Corcobado, cuenca Lancones, Per(?
¢Cuénto es el potencial geoquimico de generaciéon de la formacion Muerto en el
afloramiento Corcobado, cuenca Lancones, Per(?
¢ Cuénto es la capacidad de almacenamiento de la formacion Muerto en el afloramiento
Corcobado, cuenca Lancones, Per(?
1.4 Objetivos de la Investigacion
e Objetivo General
Estimar el potencial de recursos de la formacion Muerto en el afloramiento Corcobado,
cuenca Lancones, Peru
e Objetivos Especificos
Determinar el espesor de cada intervalo de la formacion Muerto en el afloramiento
Corcobado, cuenca Lancones, Peru
Estimar el potencial geoquimico de generacion de la formacion Muerto en el
afloramiento Corcobado, cuenca Lancones, Peru
Estimar la capacidad de almacenamiento de la formacion Muerto en el afloramiento

Corcobado, cuenca Lancones, Perd



1.5  Justificacion de la Investigacion
La estimacion del potencial de recursos shale oil & gas permitird mostrar el potencial
de una roca generadora en Per como reservorio no convencional. Este trabajo beneficiaria
tanto a Perupetro, que se encarga de licitar las areas con potencial, también a empresas
interesadas en realizar mayores estudios en esa area, y finalmente también a la academia, ya
que se muestran datos que sirvan para futuros trabajos de investigacion.
1.6  Hipdtesis de la Investigacion
e Hipdtesis General
El potencial de recursos de la formacion Muerto, en el afloramiento Corcobado, Perd,
es comparable al de reservorios actualmente en produccién en el mundo.
e Hipodtesis Especificas
La formacién Muerto en el afloramiento Corcobado, cuenca Lancones, Perd, presenta
al menos 2 intervalos.
El potencial geoquimico de generacion de la formacion Muerto en el afloramiento
Corcobado, cuenca Lancones, Perd, es mayor a 200 mpc de gas/ac-pie
La capacidad de almacenamiento de la formacion Muerto en el afloramiento
Corcobado, cuenca Lancones, Perd, es mayor a 180 mpc/ac-pie
1.7  Operacionalizacion de Variables

Matriz de operacionalizacion de las variables

Variables Definicion Dimensiones Indicadores
conceptual

Potencial de recursos
hidrocarburiferos

Intervalos Cada intervalo esta ~ Calidad organica COoT
definido por la indice de hidrégeno
similitud de indice de produccion
caracteristicas Calidad de la roca Litologia
organicas y de roca Mineralogia

Porosidad




Potencial geoquimico
de generacion

Volumen de
hidrocarburos
generados
Composicion de
gas/petréleo

S20

Organofacies

indice de hidrégeno
Vivo

Factor de conversion
del querdgeno

Ventana de Reflectancia de
generacion vitrinita
Tmax
Capacidad de Capacidad que tiene  Condiciones de roca Porosidad
almacenamiento la roca de almacenar
hidrocarburos bajo Condiciones de Presion
condiciones de reservorio Temperatura

reservorio dadas




1.8 Matriz de Consistencia

La matriz de consistencia se muestra en la Tabla 1.

Tabla 1
Matriz de consistencia

PROBLEMA
Problema General
¢Cuanto es el potencial de recursos
hidrocarburiferos de la formacion
Muerto como reservorio no
convencional en la quebrada
Corcobado?

Problemas Especificos

¢Cuanto es la madurez termal de la
formacion Muerto en la cuenca
Lancones?

¢Cuéanto es la capacidad original de
generacién de la formacion Muerto en la
guebrada Corcobado?

OBJETIVOS
Objetivo General
Estimar el potencial de recursos
hidrocarburiferos de la formacion
Muerto como reservorio no
convencional en la quebrada
Corcobado.

Obijetivos Especificos

la madurez termal de la
Muerto en la cuenca

Estimar
formacion
Lancones.

Estimar la capacidad original de
generacién de la formacion Muerto en
la quebrada Corcobado.

HIPOTESIS
Hipotesis General
El potencial de recursos hidrocarburiferos de la
formacion Muerto como reservorio no
convencional en la quebrada Corcobado es
comparable al de reservorios actualmente en
produccién en el mundo.

Hipotesis Especificas

La madurez termal de la formacion Muerto en la
Cuenca Lancones corresponde a la ventana de
generacion de gas.

La capacidad original de generacion formacion
Muerto en la quebrada Corcobado excede a la
capacidad de almacenamiento.

VARIABLES
Variable de interés
Potencial de recursos
hidrocarburiferos

Variables de
caracterizacion

Madurez termal

Potencial original de
generacién




CAPITULO II: MARCO TEORICO Y CONCEPTUAL

Muiltiples investigaciones han servido como guia para estructurar el presente marco
tedrico (Carvajal-Ortiz & Gentzis, 2015; Dahl et al., 2004; Dembicki, 2009, 2017; Espitalié et
al., 1977; Galvis-Portilla, 2017; Jarvie, 2012a; Jarvie et al., 2007; Jones, 1984, 1987; McCarthy
et al., 2011; Passey et al., 1990; Peters et al., 2004; Peters & Cassa, 1994; Tissot & Welte,
1984; Turner, 2016; Vandenbroucke, 2003; Yang & Horsfield, 2020)

2.1  Métodos analiticos
2.1.1 Pirdlisis para evaluacion geoquimica

La pirdlisis surgido como una técnica para evaluar la materia organica, siendo esta el
proceso mediante el cual los materiales organicos se degradan térmicamente en ausencia de
oxigeno en fragmentos moleculares mas pequefios.

Desde la introduccion al mercado de la pirdlisis Rock-Eval (Espitalié et al., 1977), a
mediados de la década de 1970 por el Institut Francais du Pétrole (IFP), se han utilizado varios
tipos de Rock-Eval y dispositivos similares. Esta técnica fue adoptada rapidamente por los
laboratorios de geoquimica de todo el mundo para la evaluacion de la riqueza, calidad y
madurez termal de las rocas generadoras porque era rapida, altamente reproducible, requeria
una pequefia cantidad de material de muestra (decenas de miligramos) y utilizaba poca mano
de obra. Recientemente, se ha aplicado ampliamente en la exploracion de reservorios no
convencionales (Peters et al., 2015) para documentar heterogeneidades verticales de la materia
organica (Hill et al., 2007) y medir la saturacion de petréleo (Jarvie, 2012b).

La pirolisis Rock-Eval se compone de un pirolizador anhidro de sistema abierto, y
detectores en linea para la cuantificacion de los hidrocarburos generados y CO/CO.. Tal como
lo definen técnicamente Espitalié et al. (1977), Lafargue et al. (1998), los pardmetros basicos
que puede proporcionar la pirdlisis Rock-Eval incluyen S1 (la cantidad de hidrocarburos ya

presentes en la muestra), S2 (los hidrocarburos formados durante la pirdlisis), S3 (el CO>



formado durante la pir6lisis), S4 (el contenido de carbono residual o “inerte”) y Tmax (la

temperatura correspondiente al maximo del pico S2) como se esquematiza en la Figura 2, y se

resume en la Tabla 2.

Figura 2

Distribucion de la materia organica en una muestra de baja madurez termal.

Gas

Petréleo

Carbono Organico Total (COT)

Carbono inerte

| |

S2 (y Tmax) S4

Querdgeno

Tabla 2
Principales parametros de la pirdlisis Rock-Eval y el COT.
Parametro Definicion Unidades
CoT Carbono Orgénico Total (querégeno + bitumen) % en peso

S1 Hidrocarburos volatiles libres que fueron liberados mg HC/g
térmicamente a menos de 300°C roca
(petréleo/gas libre)

S2 Hidrocarburos generados durante el craqueo térmico 300°C a mg HC/g
550°C roca
(potencial remanente)

S3 Dioxido de carbono organico generado durante la pirdlisis S2 mg CO2/g
(indicador de oxidacion del querégeno) roca

Tmax  Temperatura de maxima generacion de S2, °C
(indicador de madurez térmica)

IH indice de Hidrégeno = S2*100/COT mg HC/g
Utilizado como indicador del tipo de querdgeno en el diagrama CcoT
pseudo Van Krevelen.

[@] indice de Oxigeno = S3*100/COT mg CO2/g
Utilizado como indicador del tipo de querdgeno en el diagrama COoT
pseudo Van Krevelen.

ISP indice de saturacion de petréleo = S1*100/COT

Indica la saturacion de petroleo (potencialmente producible)

Nota: Recopilado de Jarvie et al. (2007), Peters & Cassa (1994) y Tissot & Welte (1984).

El Rock-Eval I, presentado por Espitalié et al. (1977), pronto fue reemplazado por

Rock-Eval I, fabricado por Delsi Inc. y Geocom Inc. (Peters, 1986). Luego, el Rock-Eval Il1
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(Oil Show Analyzer) abandono el analisis de CO2 con el objetivo de cuantificar el petréleo y
el gas generados por separado (Espitalie et al., 1985). El Rock-Eval 6, ha sido fabricado por
Vinci Technologies desde 1996 (Behar et al., 2001; Lafargue et al., 1998). En los ultimos afios,
el programa Shale Play™ permiti6 reconfigurar las temperaturas inicial y final de la pir6lisis
Rock-Eval 6 (la temperatura inicial para S2 se elevo a 350°C y la convencional para S1 se
subdividio en Sh0 y Sh1), caracterizando asi mejor los hidrocarburos libres para los campos de
petroleo y gas no convencionales (Pillot et al., 2014; Romero-Sarmiento et al., 2016). La Gltima
version de Rock-Eval, denominada Rock-Eval 7S (Lamoureux-Var et al., 2019), permite
cuantificar azufre organico ademas de las funciones tradicionales. Otros dispositivos de
pirdlisis, como el Source Rock Analyzer™ de Humble Instrument/Weatherford (Jarvie et al.,
2012) y HAWK™ producido por Wildcat Technologies (King et al., 2015), también han
alcanzado una alta presencia en el mercado de reservorios no convencionales de EE. UU. El
Rock-Eval 6 es el modelo mas utilizado en la actualidad, sin embargo, el Rock-Eval Il todavia
se utiliza en algunos laboratorios (Al-Matary et al., 2018; Shalaby et al., 2019; Yurchenko et
al., 2018).

2.1.2 Reflectancia de vitrinita (%R0)

La reflectancia de vitrinita es una medida del porcentaje de luz reflejada en el maceral
de vitrinita con un aumento de 400-700x. La reflectancia cambia sistematicamente con el
aumento de la madurez termal debido al aumento de la aromatizacion, la condensacion y la
disposicion preferida de la estructura molecular de la vitrinita en el campo de tension que se
encuentra con el aumento de la presion de carga.

2.1.3 Fluorescencia de rayos X (FRX)

Esta técnica no destructiva utiliza la energia emitida por los fotones que resultan de la

interaccion de los rayos X incidentes y los &tomos caracteristicos de elementos especificos en

cada muestra. El espectro de longitudes de onda de la liberacion de energia, asi como sus
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intensidades, se registran mediante un espectrometro FRX que detecta y cuenta las
proporciones de algunos elementos principales y trazas presentes en la muestra.

Las recientes contribuciones (Algeo et al., 2007; Rowe et al., 2009; Sageman & Lyons,
2003) han demostraron la utilidad de elementos, que se consideran muy sensibles a los cambios
en las fuentes de sedimentos, la quimica del agua y la composicién de las rocas. La Tabla 3
resume los elementos principales junto con su significado y/o usos principales para las
interpretaciones quimio-estratigréaficas.

Tabla 3
Resumen de los principales elementos y su significado en las interpretaciones quimio-
estratigraficas.

Elemento Significado
Titanio (Ti) Fuente continental
Zirconio (Zr) Fuente continental
Silicio / Aluminio (Si/ Al)  Origen del cuarzo (biogénico o detritico)
Aluminio (Al) Contenido de arcillas y feldespatos
Potasio (K) Contenido de arcillas y feldespatos
Torio (Th) Contenido de arcillas y feldespatos
Calcio (Ca) Fuente de carbonatos y fosfatos
Estroncio (Sr) Fuente de carbonatos y fosfatos
Magnesio (Mg) Carbonatos, dolomitizacion
Manganeso (Mn) Carbonatos, dolomitizacion
Uranio (U) Riqueza de materia organica
Vanadio (V) Anoxia del agua de fondo, sensible a redox
Molibdeno (Mo) Euxinia del agua de fondo, sensible a redox
Azufre (S) Pirita, condiciones reductoras, euxinia
Faésforo (P) Acumulacion de fosfatos

Fuente: Diversos autores (Algeo & Lyons, 2006; Algeo & Rowe, 2012; Bhatia & Crook, 1986;
Brumsack, 2006; Calvert & Pedersen, 1993; Pearce et al., 1999; Pearce & Jarvis, 1992;
Sageman & Lyons, 2003; Tribovillard et al., 2006).
2.1.4 Difraccion de rayos X (DRX)

El principio de esta técnica analitica utiliza la energia dispersa que resulta de la
interaccion de ondas electromagnéticas (rayos X) con planos de atomos en cristales. La luz

dispersada resultante causa naturalmente muchas interferencias de ondas que pueden estar en
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fase (interferencia constructiva) o fuera de fase (interferencia destructiva) (Amonette, 2002;
Moore & Reynolds, 1997). Al relacionar el espaciado de los planos atémicos y las longitudes
de onda de los rayos X dispersos, un difractémetro es capaz de registrar las intensidades de los
picos de dicha interferencia constructiva, conocidos como picos de difraccién, y se consideran
diagnosticos de fases minerales especificas.
2.2  Roca generadora

Se define como roca generadora a cualquier roca que ha tenido o tiene la capacidad de
generar hidrocarburos, bajo las condiciones suficientes de temperatura y presion (Tissot &
Welte, 1984). Estas son rocas sedimentarias de grano fino, debido al ambiente de baja energia
y pobre en oxigeno en que se formaron, que a su vez permitieron la preservacion de la materia
organica. Su potencial de generacion de hidrocarburos esta directamente relacionado con su
riqueza y calidad organica, y madurez termal (McCarthy et al., 2011).
2.2.1 Modelo conceptual

Para los efectos de este trabajo, se asumi6é que las rocas enriquecidas en materia
organica estan compuestas por tres componentes: (1) la matriz de la roca, (2) la materia
organica solida y (3) los fluidos que llenan el espacio poroso. Las rocas que no son generadora
estan compuestas principalmente de solo dos componentes: la matriz y el fluido que llena el
espacio poroso (Figura 3a 'y Figura 4). En las rocas generadoras inmaduras, la materia organica
solida y la matriz de la roca comprenden la fraccién solida, y el agua de formacion llena el
espacio poroso (Figura 3b). A medida que la roca generadora madura, una parte de la materia
organica solida se transforma en hidrocarburos liquidos (o gaseosos) que se mueven hacia el
espacio poroso, desplazando el agua de formacion (Figura 3c). Este es esencialmente el modelo
descrito por Meissner (1978), Nixon (1973) y Philippi (1965), y es el mismo modelo general

usado por Mendelson & Toksoz (1985) y Meyer & Nederlof (1984).



Figura 3
Esquema de la distribucion de los componentes solido y fluidos en roca generadora y no-
generadora.
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Fuente: Passey et al. (1990)

Figura 4
Esquema conceptual de la composicion de una roca generadora inmadura
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~
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BITUMEN (10%) —~

QUEROGENO (90%)

Fuente: Barker (1979)

2.2.2 Categorias

13

Las rocas generadoras se pueden dividir en al menos cuatro categorias principales: (1)

Potencial, (2) Efectiva, (3) Antiguamente efectiva y (4) Agotada. Estas categorias y sus

definiciones se muestran en la Tabla 4.

Tabla 4
Categorias de roca generadora y sus definiciones.
Categoria Definicion
Potencial Roca que contiene materia organica en cantidad suficiente para generar y
expulsar hidrocarburos si se somete a una mayor madurez térmica.
Efectiva Roca que contiene materia organica y actualmente genera y/o expulsa

hidrocarburos para formar acumulaciones comerciales.
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Antiguamente Una roca generadora efectiva que ha dejado de generar y expulsar

efectiva hidrocarburos debido a un evento de enfriamiento térmico, como un
levantamiento o erosion, antes de agotar su suministro de materia organica.
Agotada Una roca generadora activa que ha agotado su capacidad para generar y

expulsar hidrocarburos ya sea por falta de suficiente materia orgéanica o por
haber alcanzado un estado sobremaduro.
Fuente: Law (1999)

2.2.3 Origen de los hidrocarburos

La teoria més aceptada para sustentar la presencia de acumulaciones de petrdleo es la
del origen bioldgico, donde la materia organica pre-existente se transformé en hidrocarburos
(Erdman, 1965; Forsman & Hunt, 1958; Krejci-Graf, 1963).
2.2.3.1 Sedimentacion de la materia organica

En el marco de un ambiente deposicional marino, de acuerdo a su origen, la materia
organica puede ser (1) autdctona, es decir, producto de la actividad bioldgica en la columna de
agua, (2) aloctona, es decir, que ha sido transportada lateralmente desde donde ha sido formada,
usualmente de plantas de ambiente terrestre, y (3) reciclada o retrabajada, que es producto de
la erosién de rocas mas antiguas que presentaban contenido organico (Gagosian & Lee, 1981;
Gagosian & Peltzer, 1986).

Para que se genere el enriquecimiento organico de los sedimentos se requiere una fuente
de alta productividad bioldgica (Calvert, 1987). Otro factor es la preservacion de la materia
organica, que esta relacionada con la oxigenacion de la interfaz sedimento-agua, la presencia
de organismos consumidores, y con que la taza de sedimentacién (Demaison & Moore, 1980;
Didyk et al., 1978).
2.2.3.2 Formacion del quer6geno

Una vez que la materia organica se incorpora con el sedimento mineral, esta
experimenta alteraciones quimicas como la hidro6lisis, reduccion y oxidacion, asi como la
desintegracion por los organismos microbianos. Producto de la diagénesis se forman dos

productos: la materia organica soluble y la insoluble, donde, la mayor parte de la materia
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organica sufre un proceso de condensaciéon y polimerizacion para formar el querdgeno
(Tegelaar et al., 1989; Tissot & Welte, 1984; Welte, 1974).
2.2.3.3 Evolucion de la materia organica

La materia orgénica evoluciona en los sedimentos durante el enterramiento (Figura 5).
El origen del metano biogénico esta relacionado con la actividad microbiana que influye sobre
la materia organica a profundidad somera y a temperatura por debajo de 80°C. A mayor
profundidad, la descomposicion térmica del querdgeno da como producto petroleo
termogénico, que puede estar asociado a metano, gases "humedos" (etano, propano, butanos y
pentanos), condensado y petréleo crudo. En profundidad, el gas seco se puede originar
directamente del querdgeno o de la descomposicion térmica secundaria del petroleo. La
generacion de las diferentes fracciones de hidrocarburos como el petréleo, condensado y gas,
mediante la descomposicion del querdgeno termina cuando el hidrégeno del querégeno se
agota severamente. Algunos biomarcadores (fésiles moleculares) sobreviven a la diagénesis y
gran parte de la catagénesis antes de la destruccion completa durante la catagénesis tardia y la
metagénesis (Peters et al., 2004). La escala de profundidad de la Figura 5 difiere segln varios
factores, como el gradiente geotérmico y la cinética de generacién de petrdleo para el
querdgeno especifico.

Las rocas generadoras efectivas son el resultado de la deposicion y preservacion parcial
de materia orgéanica en sedimentos de grano fino, seguida de la alteracion térmica,
generalmente debido al enterramiento (McKenzie, 1978). Tres etapas en la evolucion de la
materia organica sedimentaria (Figura 5) incluyen: (1) diagénesis o transformaciones que
ocurren antes de una alteracion térmica significativa; (2) catagénesis o transformacion térmica
de querdgeno a petroleo a 50 a 200°C; y (3) metagénesis o destruccion térmica del petroleo a

>200°C, pero antes del metamorfismo.
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Figura 5
Esquema de la evolucion de la materia organica y los productos generados.
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Fuente: Peters et al. (2004)

2.2.4 Rocas generadoras en lutitas vs carbonatadas

La literatura (Hunt, 1967, 1979; Tissot & Welte, 1978) habia usado diferencias en los
criterios para evaluar el potencial de una roca generadora dependiendo si es carbonatada o
lutita. Por ejemplo, se argumentd que las rocas carbonatadas no requieren tanto carbono
organico como las lutitas para considerarse una roca generadora, sin embargo Jones (1984)
evidencié que este argumento se baso en una interpretacion errénea del trabajo de Gehman
(1962). Jones (1984) concluyd que no hay evidencia convincente para realizar diferencias entre
los criterios de evaluacion de rocas generadoras carbonatadas o de lutitas. Independientemente
de la composicion de la matriz, el potencial de generacion depende principalmente de la
cantidad y calidad de la materia organica (Jones & Demaison, 1982).
2.3  Materia organica sedimentaria
2.3.1 Maceral

Los macerales son sustancias organicas, o agregados de sustancias organicas,

Opticamente homogéneos, que poseen propiedades fisicas y quimicas distintivas y que se
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encuentran naturalmente en los materiales sedimentarios, metamorficos e igneos de la tierra

(Spackman, 1958) (Tabla 5).

Tabla 5
Clasificacion de grupos macerales
Grupo Origen Reflectancia
Maceral
Vitrinita Material de la pared celular o tejido lefioso de las plantas Intermedio

Liptinita Partes cerosas y resinosas de las plantas (esporas, cuticulas, restos Bajo
(exinita) de resina)
Inertinita Material vegetal fuertemente alterado y degradado en la etapa de Alto
turba de formacion de carbon
Fuente: Crelling & Dutcher (1980)

2.3.2 Querogeno

La palabra querdgeno fue acufiada por primera vez por Carruthers et al. (1912). Esta
fue mejor definida por los trabajos subsiguientes, en base a: la generacion artificial de petréleo
mediante pir6lisis (Down & Himus, 1941; Trager, 1924; White, 1915), la composicién quimica
de los precursores organicos del querégeno (Breger, 1960), la coocurrencia de petroleo y
compuestos insolubles en sedimentos antiguos (Forsman & Hunt, 1958), y materia organica
insoluble en sedimentos recientes (Durand, 1980).

El querdgeno es una mezcla compleja de materia organica macromolecular, de origen
sedimentario que es insoluble en solventes organicos comunes. Estas sustancias representan
varias etapas en el mismo proceso de transformacion de la materia organica sedimentaria
durante el enterramiento. Vandenbroucke & Largeau (2007) evidenciaron las ambigledades
resultantes de la definicion basada en la solubilidad, mostrando la dependencia de la definicion
del procedimiento experimental de aislamiento de querdgeno (van Krevelen, 1993), la
aparicion de otros tipos de materia organica sedimentaria insoluble, que no son de querégeno

(Kononova, 1966; Stevenson & Butler, 1969).
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Tissot et al. (1974) clasificd el querdgeno en tipos, de acuerdo con su contenido de
hidrégeno y oxigeno, y cada tipo lo asocid con un grupo maceral. Cada tipo tiene una influencia
distinta sobre qué tipo de hidrocarburo que se producira.

2.3.3 Tipos de querdgeno

Se han reconocido 3 tipos basicos de querdgeno con la capacidad de generar
hidrocarburos (I, 11y I11), estos tipos de querdgeno se describieron inicialmente, basados en las
relaciones atémicas H/C y O/C, obtenidas mediante andlisis elemental (Tissot et al., 1974).

Tabla 6
Tipo de querdgeno clasificado de acuerdo la fuente del material organico y el ambiente con
los que han sido asociados

Tipo de . - Ambiente general de
, Fuente del material organico .
quer6geno deposicion
I Principalmente algal Ambiente lacustre
I Principalmente plancton, y algal en menor
medida Ambiente marino
Mainly plankton, some contribution of algae
i Principalmente plantas superiores Ambiente terrestre
v Retrabajado, material oxidado Diferentes

Tipo I, con H/C alto y bajo O/C, produce principalmente petréleo (Figura 6). Su origen
fue asociado con materia organica algal o plancton, depositada principalmente en ambientes
lacustres y, en algunos casos, en ambientes marinos. Dependiendo de su etapa de evolucion
térmica, también puede producir gas. Este es responsable de menos del 3% de las reservas
mundiales de petroleo y gas (Klemme & Ulmishek, 1991).

Tipo Il, con H/C moderadamente alto y O/C moderado, produce principalmente
petréleo nafténico (Figura 6). Su origen fue asociado con materia organica de restos de plancton
gue han sido retrabajados por bacterias, depositada en condiciones reductoras en un ambiente
marino.

La variacion conocida como Tipo II-S, resulta de la deposicion en ambientes que
promueven una mayor incorporacion de compuestos de azufre. Esta variacion se presenta, p.

ej. en la Formacion Monterey de California, o la Formacién La Luna de Colombiay Venezuela.
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La importancia de este tipo es que la generacion de petroleo comienza mucho antes (Tabla 8),

lo cual es causado por reacciones cinéticas que involucran compuestos que contienen azufre.
Tipo 111, con H/C bajo y O/C alto, produce principalmente gas (Figura 6). Su origen fue

asociado a materia organica derivada de restos de plantas terrigenas, que se han depositado en

ambientes marinos o no marinos poco profundos o profundos, o de materia organica depositada

en un ambiente oxidante.

Figura 6

Diferencias en los tipos de querdgeno por distribucion de productos.

Tipo I: Lacustre Tipo I1: Marino Tipo 11
(petréleo) (petroleo y gas) (gas)

10% 10% 4%
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Bitumen = Lébil = Refractario = Inerte Generadordelgas)

Tipo 1V, tiene un alto contenido de carbono y es muy pobre en hidrégeno, es

considerado como una forma de carbono muerto, y casi no tiene potencial para generar petréleo
ni gas (Tissot et al., 1974). Se deriva de la materia organica residual que se encuentra en
sedimentos mas antiguos que han sido retrabajados después de la erosion. Antes de su
deposicion final, este querdgeno puede haber sido alterado por la meteorizacion subaérea, la
combustion o la oxidacion bioldgica en pantanos o suelos.
2.3.3.1 indice de hidrégeno del querdgeno tipo 11

Dado que la mayoria de los yacimientos de recursos de shale gas han sido rocas

generadoras marinas, los valores de indice de hidrégeno original (IHo) de una coleccion
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mundial de rocas generadoras marinas proporciona un medio para evaluar el rango de valores
esperados. Usando una base de datos de rocas generadoras marinas inmaduras, la distribucion
predominante de los valores de IHo esta entre 300 y 700 mg HC/g COT, aunque la poblacién
de muestras arroja un rango de alrededor de 250 a 800 mg HC/g COT (Figura 7). Este rango
es similar, pero mas amplio que el rango sugerido por Peters & Cassa (1994) para querdgenos
tipo 11, de 300 a 600 mg HC/g COT y ligeramente méas amplio que el rango sugerido por Jones
(1984) de 300 a 700 mg HC/g COT. El punto importante es que se trata principalmente de
lutitas marinas con querdgeno propenso al petréleo con contenidos variables de hidrégeno.

Figura7
Distribucién de los valores indice de hidrogeno original (Hlo) de una base de datos de
muestras inmaduras de rocas generadoras marinas (Jarvie, 2012a).
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2.3.3.2 Discusion sobre los “tipos de querégeno”

Las curvas “tipo de querdgeno” solo dan una idea sobre el contenido de hidrogeno (H)
vs oxigeno (O) de la materia organica (MO) Sin embargo, las curvas tipo no indican el origen
de la materia organica ni el ambiente de deposicion.

La MO con alto H & bajo O puede provenir de:

e Ambiente terrestre 0 marino, con materia organica acuatica depositada en condiciones
anoxicas

e Es menos comun, ambiente terrestre, con materia organica terrigénea (polen, esporas,
cuticulas), que no se ha diluido en materia terrigena rica en O (lignito).

La MO con bajo H & alto O puede provenir de:
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e Ambiente terrestre 0 marino, con materia organica acuatica, que ha sido expuesta a
oxidacion
e Ambientes terrestres, con materia organica rica en oxigeno (lignito)
2.4  Evaluacién de la roca generadora
La evaluacion de la roca generadora (también denominada evaluacién geoquimica) es
probablemente la etapa critica durante la evaluacion inicial de recursos de hidrocarburos, en
especial, para los sistemas no convencionales tipo shale-oil o shale-gas (Jarvie, 2012a). La
evaluacion geoquimica tiene el proposito de evaluar la cantidad, calidad y madurez termal de
la materia organica

Tabla 7
Resumen de los lineamientos clasicos para la interpretacion de los parametros geogquimicos
de una roca generadora. Estos valores deben utilizarse con el entendimiento de sus
limitaciones.

Cantidad de materia organica COT (% en peso) S1 (mg HC/groca) S2 (mg HC/g roca)

Pobre <05 <05 <1.0
Regular 05-1.0 05-1.0 1.0-5.0
Bueno 1.0-2.0 1.0-2.0 5.0-10.0
Muy bueno 20-4.0 20-4.0 10.0-20.0
Excelente >4.0 >4.0 >20.0

Tipo de querégeno  Relacion  indice de hidrogeno  S2/S3  Principales productos

(calidad de atbmica  (mg HC/g COT) * durante la madurez pico
materia organica) H/C *

i <0.8 50 - 200 <3 Gas

H/11 08-1.0 200 - 300 3-5 Gasy petroleo

] 1.0-1.2 300 - 600 5-10 Petroleoy gas

I >1.2 > 600 >10 Petrdleo

Madurez de la materia organica VRo (%)  Tmax (°C) Indice de produccion
Inmaduro <0.6 <435 <0.10
Temprano 0.6-0.75 435 - 445 0.10-0.15
Pico 0.75-0.90 445-450 0.25-0.40
Tardio 0.90-135 450-470 >0.40
Posmaduro >1.35 > 470

Nota: * Valores validos solo para analisis en muestras de roca inmaduras. Fuente: Diversos
autores (Baskin, 1997; Peters, 1986; Peters & Cassa, 1994).
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Aunque puede ser alentador la cantidad de datos de geoquimica organica, estos deben
tratarse con cuidado, en especial cuando se realiza interpretaciones siguiendo los lineamientos
clasicos (Espitalie, 1986; Jarvie, 1991; Katz, 1983; Peters, 1986; Peters & Cassa, 1994) (Tabla
7).

2.4.1 Madurez termal

La madurez termal proporciona una indicador de la paleo-temperatura méaxima
alcanzada por una roca generadora. Existen dos enfoques basicos para su determinacion: visual
y quimico. La reflectancia de vitrinita es el método visual mas comun para la determinacion de
la madurez termal, sin embargo, existen varios obstaculos para determinar la poblacion
autdctona de vitrinita (Tabla 9). La evaluacion quimica incluye Tmax de Rock-Eval, la relacion
de transformacién de materia organica, biomarcadores, composicién de gas e is6topos de
carbono, cuando estén disponibles (Jarvie et al., 2007).

El producto mas importante de evaluacion de la madurez termal es la determinacion de
la ventana de generacion de hidrocarburos (Jarvie, 2018). Las ventanas de petroleo y gas varian
segun la calidad de materia organica (Tabla 8) y las tasas de descomposicion inherentes
(Espitalié et al., 1984; Jarvie & Lundell, 2001).

Por ejemplo, usando datos cinéticos de varios tipos de querdgeno, a 0,80 %Ro, un
querdgeno de tipo Il, con bajo contenido de azufre, como Barnett Shale, se convertiria
aproximadamente en un 27%, mientras que un el carbén tipico, tipo I1l, solo se convertiria en
un 9%, y una muestra de la Formacion Monterey, con alto contenido de azufre y oxigeno, se
convertiria en un 56% (Jarvie et al., 2007).

La madurez termal debe confirmarse usando todos los datos de madurez disponibles
que van desde Tmax, reflectancia vitrinita, reflectancia de bitumen (Jacob, 1989; Landis &
Castafio, 1995), indice de alteracion termal, composicion del gas con is6topos de carbono y

deuterio, y cualquier otra técnica de medicion de la madurez.
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Tabla 8
Inicio de la ventana de generacion de petroleo segun el tipo de querdgeno.
Tipo de querdégeno  Ro (%)

Tipo | 0.7
Tipo Il 0.6
Tipo 1IS 0.45-0.5
Tipo 11 0.8

Fuente: Dembicki (2017)

Tabla 9
Resumen de ventajas y problemas del uso de la reflectancia de vitrinita como indicador de
madurez termal.

Ventajas Problemas
e Considerado como parametro de madurez e Dificil de identificar debido a la similitud
termal "estandar de oro". con otros macerales y tipos de materia
e Lavitrinita es ubicua en rocas del orgénica (vitrinita no autdctona,
Paleozoico Superior hasta el presente. semifusinita, betun, bituminita).
e Se necesita una pequefia cantidad de e Alto grado de variabilidad.
muestra. e Limitado a edad post-Sildrico.
e Econdmico ($100-250). e Potencial de supresion y/o retardo de
e Buena concordancia entre laboratorios- vitrinita.
reproducibilidad (para muestras de e Impactado por la calidad del pulido.
carbon). e No sirve para interpretar si una roca
e Amplio rango térmico. generd petroleo o gas.
e Técnica practicada en muchos e Depende de la calidad, el tamafio y la
laboratorios en todo el mundo. contaminacion de la muestra.

e Tmax de pirdlisis

A pesar de las contribuciones de la petrologia orgénica a la evaluacion de rocas
generadoras, el Tmax ofrece algunas ventajas sobre la reflectancia de vitrinita (%Ro0), que es
el otro indicador de madurez ampliamente utilizado, incluyendo que (1) es mucho maés rapido
de medir, (2) es no subjetivo, y (3) se puede medir en muestras que contienen pocas 0 ninguna
particula de vitrinita. La relacion entre las ventanas de generacion de hidrocarburos y el Tmax
es variable (Tabla 10), aunque se pueden discernir algunos puntos en comun. Un consenso
general es que la roca generadora comienza a generar petroleo cuando Tmax esté entre 430 y

435°C y la generacion primaria de hidrocarburos cesa cuando el Tmax supera los 460-470°C.
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Sin embargo, el cumplimiento estricto de esta zonificacion puede ser engafioso, como lo
revelan estudios regionales previos (Cornford et al., 1998; Dembicki, 2009; Espitalié et al.,
1977; Jarvie, 1991; Peters & Cassa, 1994; Tissot et al., 1987) en los que se discutieron los
sesgos de Tmax. La supresion del Tmax, inducida por bitumen pesado, alto contenido de azufre
organico o alto contenido de liptinita estan bien documentadas y, ademas, se han mencionado
incertidumbres relacionadas con el disefio experimental y los efectos de la matriz mineral

(Espitalie, 1986; Peters, 1986).

Tabla 10
Relacion entre las ventanas de generacion de hidrocarburos y los rangos de Tmax asignados.
Inmaduro  Temprano Pico Tardio  Posmaduro Referencia

<430 430 — 460 > 460 Espitalie (1986)
<435 435—-445 445 -450 450-470 > 470 Peters & Cassa (1994)
<430 430-435 435-450 450-460 > 460 Baskin (1997)
<430  430-445 445-465 > 465 Killops & Killops (2004)
<434 434 — 465 > 465 Dellisanti et al. (2010)

Fuente: Yang & Horsfield (2020)

El Tmax es un parametro ideal para evaluar la etapa de transformacion del querégeno,
especialmente para muestras que tienen grandes picos monomodales S2. Generalmente, el
Tmax se correlaciona con la madurez termal, aunque, en sentido estricto, representan diferentes
significados geoldgicos. Numerosos factores podrian cambiar artificialmente los valores de
Tmax e influir en los juicios de madurez como los describen Yang & Horsfield (2020) y se
resumen en la Figura 8.

Figura 8
Factores que usualmente pueden causar anomalias en el Tmax.



25

Rock-Eval 2

Muy alta madurez
Efecto carryover
Riqueza en hidrdgeno
Riqueza en azufre
Riqueza en uranio

Muy poca cantidad de muestra
Alto contenido de arcillas
Oxidacidn de la materia organica

Fuente: Yang & Horsfield (2020)
e Relacion de transformacion (TR)

La relacion de transformacion (TR, por sus siglas en inglés), se refiere a la fraccion de
la materia orgénica original convertida en hidrocarburos (Banerjee et al., 1998; Bordenave,
1993). Si se considera la migracion de hidrocarburos, el TR puede calcularse mediante la
ecuacion (1) (Peters et al., 2004). Esta ecuacion incorpor6 la ecuacion a la ecuacion de Pelet
(1985), donde 1177 se refiere a la méxima cantidad de hidrocarburos.

IH[1177 — IHo(1 — IP0)] 1)

TR=1-
[Ho[1177 — IH(1 — IP)]

2.5  Potencial de generacion de hidrocarburos
e Método de Dahl et al. (2004)
Dahl et al. (2004) propuso un método para evaluar el potencial original de generacion
y sus componentes de petroleo y gas, de una roca generadora en base a potencial Rock-Eval
(S2), carbono organico total (COT), y el factor de transformacion del querégeno (TR).
Este método introdujo el concepto del indice de hidrégeno del querdgeno vivo (IHyyyo),
como una mejor manera de calcular el IH, ya que el IH como es calculado convencionalmente

(Espitalie et al., 1977), no considera el efecto del querdgeno inerte y las propiedades de
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adsorcion de la matriz, que provocan una reduccion del IH y una menor calidad aparente
(Espitalié et al., 1980; Katz, 1983; Peters, 1986). El IHyyo €s estimado a partir del grafico S2
vs COT, utilizando la linea de regresion de la tendencia principal, para lo cual previamente se
descartan los valores que se desvian de la linealidad, que usualmente son los de més bajo S2.
La interseccion de la linea de regresion con el eje COT es una medida promedio del carbono
organico inerte (Cornford et al., 1998).

Para estimar la composicion de los hidrocarburos generados, se asumio que la parte
pirolizable del querdgeno, cuyo indice de hidrégeno es el IHyyq, Se compone de una fraccion
generadora de petréleo y otra de gas (denominadas miembros finales) (Cooles et al., 1986; Dahl
& Meisingset, 1996), con indices de hidrégeno original asociados (IHpgtror Y IHgas). Dado
que el IH cambia con el incremento de la transformacion del querdgeno (TR), el IH actual de
los miembros finales (IHrr—peTrROL Y IHTR-GAS) S€ Calcula de acuerdo con las ecuaciones (2)
y (3). Finalmente, Dahl et al. (2004) definid el potencial de la relacion gas-petréleo (GORP,
por sus siglas en inglés) con el objetivo de cuantificar la composicion de los hidrocarburos

generados, el cual puede visualizarse graficamente y calcularse de la ecuacion (4).

[Hrr_pETROL = IHPETROL(1 - TR) (2)

IHr-Gas = IHgas(1 — TR) 3)
IHpp_ —IH

GORP = TR—PETROL vVIVO (4)

IHTR—PETROL - HITR—GAS
Finalmente, el potencial de generacidn de hidrocarburos original (S20) se puede estimar

mediante la ecuacion (5); previamente, conociendo la relacién de transformacién del

querogeno.

S2
20 = (5)
S20=1"7g
2.6  Shale gas
Los sistemas de shale gas son de dos tipos: biogénicos y termogénicos (Claypool,

1998), aunque tambiéen puede haber mezclas de los dos tipos de gas. Los yacimientos de shale
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gas biogénico, como el de Antrim en la cuenca de Michigan (Martini et al., 2003), contienen
gas seco adsorbido en materia orgéanica. Estos pozos tienen tasas de flujo de gas iniciales
modestas, en el rango de 50 a 400 mpc/dia (1,416 a 11,327 m®/dia), pero con historiales de
produccion de mas de 30 afios.

Existen varios tipos de sistemas continuos de shale gas termogénico, incluidos (1) los
de alta madurez termal (p. ej., Barnett Shale de la cuenca de Fort Worth); (2) los de baja
madurez termal (p. ej.,, New Albany en areas de la cuenca de lllinois); (3) sistemas
intraformacionales de litologia mixta que contienen lutitas, arenas y limos (p. ej., Bossier Shale
del este de Texas); (4) sistemas interformacionales donde el gas se genera en una roca
generadora madura y se almacena en una roca generadora menos madura (p. ej., miembro
terciario de la lutita Waltman de la cuenca de Wind River, Wyoming); y (5) campos
combinados que tienen produccion tanto convencional como no convencional (p. ej., algunos
pozos verticales de la cuenca de Anadarko que producen en los yacimientos de Wapanucka y
Hunton, asi como Woodford Shale). También puede haber sistemas mixtos que contengan gas
termogénico y biogénico (p. ej., posiblemente algunos sistemas de gas de New Albany Shale)

(Jarvie, 2012a).
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CAPITULO I1I: CONTEXTO GEOLOGICO

3.1  Geologia Regional - cuenca Lancones

Diversos trabajos exploratorios por hidrocarburos se han realizado en la cuenca
Lancones, entre los que destacan los realizados por International Petroleum Company, entre
1940°s y 1950°s (Tafur H., 1952), Empresa Petrolera Fiscal en 1950’s (Chalco, 1954),
Petropert en 1980’s (Alvarez & Garrido, 1987), INGEMMET en 1980’s (Reyes & Caldas V,
1987), PERUPETRO en 1990’s (PERUPETRO, 1999), PLUSPETROL en 2000’s (Valencia et
al., 2002) y por BPZ-IRD en 2000’s (Andamayo, 2008). Estos trabajos comprendieron estudios
de cartografiado geoldgico, perforacién de 6 pozos exploratorios, la mayoria entre 1940’s-
1950’s, geoquimica organica, y lineas sismicas.
3.1.1 Ubicaciony limites

Figura 9
Ubicacion y limites de la cuenca Lancones

Google Earth

| 100 km ]



29

La cuenca de Lancones se ubica en el noroeste del Per(, al este de las cuencas Talara y
Tumbes, separada de estas cuencas por la cadena montafiosa de Amotape-La Brea, y su
prolongacion en subsuelo denominada Alto de Tamarindo (Figura 11), al norte se prolonga
maés alla de la frontera Pert/Ecuador, hacia el este, limita con el arco volcénico Cretacico
Casma-Célica, y al sur, la cuenca Sechura (Figura 9).

Figura 10
Mapa de la cuenca Lancones: Bloques Norte y Sur.

P s 0] e

Lancones es una cuenca interna de antearco, cuyo rumbo es NNE-SSW. Esta cuenca
esta dividida en 2 areas: El Bloque Norte y Blogue Sur. Estos blogues estan divididos por la
gran falla Huaypira (Figura 10), que es una falla normal con un desplazamiento méaximo de
aproximadamente 4 km. Este rasgo estructural ha permitido que, en el Bloque Norte, la
secuencia de edad Mesozoico (Cretécica) se encuentre expuesta en superficie desde su base
(formaciones Pananga y Muerto); mientras, al sur de la falla Huaypira (Bloque Sur), la base de
la secuencia Cretécica se encuentra a una profundidad méxima de 4-5 Km, cubierta por una
secuencia de formaciones més jovenes, de edad Cenozoico. De hecho, la presencia de las

formaciones Cretacicas en el Blogue Sur ha sido confirmado por los pozos exploratorios
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Tamarindo, La Huaca y Abejas 1X, y su continuidad se ha evidenciado en la sismica (Figura

11).

Figura 11
Linea sismica PLUXI199-05 con direccion SO-NE, mostrando los bloques Norte y Sur de la
cuenca Lancones.
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Fuente: Modificado de Morales-Paetan et al. (2018)
3.1.2 Estratigrafia

La estratigrafia de la cuenca Lancones comprende una secuencia sedimentaria
compuesta por rocas edad Cenozoico y Mesozoico y un basamento metamorfico de edad
Paleozoico (Figura 12).
3.1.2.1 Mesozoico

El Mesozoico esta representado por la transgresion del mar Cretacico hacia el norte y
el oeste sobre la region de Amotape (Humboldt & Sabine, 1849; Iddings & Olsson, 1928),
cambiando de facies lateralmente de Oeste a este (Morris & Aleman, 1975; Tafur H., 1954)
(Figura 13).

Humboldt & Sabine (1849) notaron por primera vez que las rocas del Cretacico tienen
el desarrollo méas importante en la Cordillera central y occidental de los Andes peruanos. En el
noroeste peruano, fueron identificadas con el descubrimiento de ammonites en las calizas cerca
de la quebrada Muerto (Bosworth et al., 1922).

El registro cretaceo de la region se inicié con la sedimentacion de 200 metros del
conglomerado Gigantal, de origen aluvial, litoral, formado en el margen del avance del mar

cretaceo, probablemente durante el Aptiano tardio — Albiano. La exposicién se reduce hacia el
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Este y el sur de la seccion tipo en el flanco este de las montafias Amotape, y localmente esta

ausente. Yace en discordancia angular sobre el basamento Pre-Mesozoico (Fischer, 1956; Tafur

H., 1952).
Figura 12
Columna estratigrafica de la cuenca Lancones.
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Figura 13
Columna estratigrafica del Cretacico en la Cuenca Lancones.
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Fuente: Uyen & Valencia (2002)

La formacion Pananga se deposité en un ambiente marino somero y plataforma de
arrecifes, durante el Aptiano — Albiano, mientras que en la cuenca Talara el ambiente es
plataforma carbonatada de alta energia (Séranne, 1987). Presenta una unidad basal de
conglomerado macizo calcareo gris; una parte media de calizas dolomiticas de color gris
pardusco con algunas capas de areniscas y clastos de cuarzo, y una unidad superior de bloques
de caliza arenosa, fosilifera, gris claro y dolomita exotica. Pananga se superpone
concordantemente al conglomerado Gigantal, alcanzando 140 metros (Aldana A., 1994;

Fischer, 1956; Olsson, 1934; Steinmann et al., 1929; Tafur H., 1952, 1954).
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La formacion Muerto es una secuencia bituminosa negra de edad Albiano (Olsson,
1934; Tafur H., 1952), que se depositd en una plataforma carbonatada de aguas profundas y de
talud, alcanzando ~280 metros de espesor 0 mas. El mar restringido por el antiguo archipiélago
de Amotape produjo el ambiente anoxico. Muerto esta separado de las calizas subyacentes de
Pananga, segun Olsson (1934), por un fuerte cambio faunistico y fisico. Pluspetrol (Valencia
etal., 2002) propuso afiadir el Miembro Superior a la formacién Muerto, el cual esta compuesto
por limolitas gris oscuro intercaladas con calizas gris oscuro y areniscas arkésicas de grano
fino, que representan la secuencia de transicion en el paso del ambiente andxico al inicio de la
sedimentacion turbiditica, que se prolonga durante el Cretécico Superior.

Al mismo tiempo que un arco volcanico activo comenzd a suministrar sedimentos
volcanoclasticos, a lo largo del flanco oriental de la cuenca, en este escenario se depositd la
formacion Lancones, estd compuesta por aglomerados volcéanicos, y flujos de lava masiva
intercalado con niveles volcanoclasticos (Uyen & Valencia, 2002).

El Grupo Copa Sombrero consta de méas de 3500 metros de una secuencia turbiditica
de areniscas intercaladas con lutitas, tobas marinas, grauvacas y, ocasionalmente, calizas
fosiliferas de capas delgadas a nodulares. Su contacto inferior es gradual. Fue depositado
durante el retroceso del mar Cretacico (Olsson, 1934) en el Albiano tardio al Cenomaniano
(Morris & Aleman, 1975; Tafur H., 1952, 1954; Uyen & Valencia, 2002). Este Grupo se ha
dividido en tres Formaciones denominadas Huasimal, Jaguay Negro y Encuentros (Chalco,
1954).

La formacion Tablones se depositd en un ambiente somero, se compone de dos
unidades de conglomerado arenoso separadas por sedimentos mas finos, mostrando una
marcada variacion lateral de espesor. Su edad es incierta, puede ser cenomaniano (Tafur H.,

1952).
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Este conglomerado esta cubierto concordantemente por 1370 metros de la formacion
Redondo, de edad Campaniano-Maestrichtiano, conformada por lutitas marinas gris oscuras
(Nauss, 1946) que tiene olor a petroleo en fractura fresca.

3.2 Formacién Muerto

Desde la identificacion de la formacion Muerto, expuesta en superficie en la quebrada
que lleva el mismo nombre (quebrada Muerto), distintos estudios se han realizado.

Diferentes autores la han denominado un miembro de una secuencia mayor. Algunos
autores la han agrupado con la formacion Pananga (infrayacente), que es una secuencia de
140m de calcarenitas de mar somero. Otros autores la han agrupado con la formacién Huasimal
(suprayacente) que muestra el paso transicional hacia un ambiente turbiditico. En este trabajo
se mantendra la denominacion independiente de “formacion Muerto” que se le ha asignado a
la secuencia enriquecida en materia organica.

e Litologia

La formacién Muerto consiste en calizas arcillosas y lutitas calcareas negras,
intercaladas con capas delgadas de toba volcanica y capas de chert. Las calizas son
generalmente laminares, cominmente de aspecto concrecional, con abundancia de nddulos
ferruginosos y concreciones de chert.

Un rasgo caracteristico es el fuerte olor bituminoso en fractura fresca (Fischer, 1956;
Tafur H., 1952, 1954).

Son frecuentes las fracturas rellenas de calcita y las cavidades abiertas irregulares en un
plano horizontal, desarrolladas en el interior de los nédulos, que estan llenas de materia
bituminosa en estado altamente oxidado. Este material es negro, quebradizo, con brillo opalino
y no es soluble en solventes ordinarios (Tafur H., 1952).

e Relacion estratigrafica
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Muerto Inferior yace concordantemente sobre las calizas de la formacion Pananga,
mediante un fuerte cambio faunistico y fisico, pero no se ha determinado si esta interrupcién
marca una disconformidad y, por lo tanto, una breve retirada de las aguas marinas o un cambio
en el carécter de la sedimentacion (Olsson, 1934).

El contacto basal concordante solo ha sido observado en tres lugares: Corcobado,
Pananga y El Muerto (Tafur H., 1952). En otros lugares, el contacto entre las formaciones
Muerto y Pananga esté interrumpido generalmente por fallas.

e Edad

La formacion Muerto es considerada de edad del Albiano. Es bastante fosilifera,
conteniendo Oxytropidoceras e Inoceramus en la parte inferior, dientes y escamas de pescado
y restos de conchas delgadas en la parte media, y pequefios moldes de ammonites rellenos de
calcita. La fauna esta formada por foraminiferos, ammonites, pelecipodos, radiolarios (Aldana
A., 1994; Cruzado C. & Aliaga L., 1985; Fischer, 1956; Olsson, 1934; O. Palacios, 1994; Tafur
H., 1952).

e Afloramientos

La formacién Muerto se encuentra expuesta en superficie en 4 &reas principales. En la
cuenca Lancones, los afloramientos de la formacion Muerto se ubican en el nlcleo del
anticlinal Pocitos (area A, Figura 14), y en el borde oeste de la cuenca, extendidas a lo largo
del margen oriental de las montafias La Brea y Amotape (areas B y C respectivamente, Figura
14). En la cuenca Talara los afloramientos de la formacion Muerto se ubican en el area de Pazul

(4rea D, Figura 14).



Figura 14
Ubicacion de los afloramientos de la formacion Muerto
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CAPITULO IV: METODOLOGIA
4.1  Flujo de trabajo
Este trabajo se desarrolld en 4 etapas, las cuales son esquematizadas en la Figura 15y
descritas a continuacion.

Figura 15
Flujo de trabajo del desarrollo de esta investigacion

ETAPA1
« Evaluacion geoquimica areal

Detel’minaCién_d9| EEM . Reconocimiento geoldgico
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ETAPA 2 muestreo sistematico

» Analisis de laboratorio
* Representatividad de los datos
» Correlaciones

Adquisicion de nueva
informacion

ETAPA3

Caracterizacion de la
seccion estratigrafica

« Evaluacion de la calidad organica, de roca y
mecénica

« Division estratigrafica por intervalos

ETAPA 4
: ., + Capacidad de almacenamiento
=SNEW NIRRT potencial de generacion

prospectivos

Para la determinacion del area de estudio, se realiz6 una evaluacion geoquimica de los
diferentes aforamientos de la formacion Muerto, con el objetivo de evaluar la calidad organica
en los diferentes afloramientos. Luego se realizaron reconocimientos geoldgicos con el

objetivo de identificar los afloramientos que ofrezcan una mejor exposicion y la logistica
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asociada. En esta etapa se utilizo, principalmente, informacion reportada por diversos estudios
previos.

Durante la etapa de adquisicion de nueva informacion, se realizé la medicién de la
seccion estratigrafica de interés y muestreo sistematico de la misma. Luego, las muestras
obtenidas fueron analizadas en laboratorio mediante diferentes técnicas: geoquimica orgéanica,
petrografia sedimentaria, DRX, FRX y porosidad. Los nuevos datos de pirdlisis, COT y
contenido de carbonatos fueron comparados con los datos reportados por estudios previos, para
evaluar la similitud y representatividad. Finalmente, se utilizaron los datos de FRX para estimar
el COT vy principales componentes minerales.

La caracterizacion de la seccidn estratigrafica se realizd considerando la calidad
organica, de roca y mecanica de la misma, y finalmente esta fue dividida estratigraficamente
en intervalos, en base a caracteristicas comunes.

Finalmente, para la estimacién de recursos, se realiz por comparacion de la capacidad
de almacenamiento de la roca y del potencial de generacién de hidrocarburos de la materia
organica, que fueron previamente estimados.

4.2  Geologia de campo
4.2.1 Reconocimiento

Esta actividad comprendid la evaluacion de 4 areas de afloramientos de la formacion
Muerto (Figura 14). El reconocimiento se extendié las unidades estratigréficas infra- y
suprayacentes, y a la falla Huaypira.

Se definieron 2 lugares de aprovisionamiento, las ciudades de Sullana y Talara. La
ciudad de Sullana fue el lugar de aprovisionamiento para las areas A, B y C. La ciudad de
Talara fue el lugar de aprovisionamiento para el area D.

Se definieron 4 bases logisticas, una por cada area de afloramientos:
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e Enel area A (anticlinal Pocitos), la base logistica fue una vivienda en la comunidad de
Cafas (Figura 16), desde la cual los afloramientos de la formacion Muerto se
encuentran a 20-30 min en camioneta, y otro afloramiento a 1 hora a pie por camino de
herradura (Figura 18). Desde este lugar también se accedio a los afloramientos de la
formacion Pananga, a 1.5 hr en camioneta. En este lugar también se obtuvo el servicio
de alimentacion y un espacio para alojamiento (Figura 17).

e En el area B (montafias La Brea, margen Este), la base logistica se ubicé en la
comunidad de Corcobado (Figura 16), desde la cual los afloramientos se encuentran a
1-2 hrs a pie por camino de herradura (Figura 18). En este lugar también se obtuvo el
servicio de alimentacion y un espacio donde armar las carpas (Figura 17).

Figura 16
Afloramientos de la formacion Muerto, bases logisticas y carreteras.

e En el area C (montafias Amotape, margen Este), la base logistica se ubico en el area

natural protegida (ANP) Coto de Caza El Angolo, en una loma junto a la quebrada Toro

Muerto (Figura 16), donde se armé un campamento (Figura 17). Desde este lugar los
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afloramientos se encuentran a 0-1 hrs a pie (Figura 19). No se obtuvo el servicio de
alimentacion.

e En el drea D (montafias Amotape, margen Suroeste), la base logistica se ubico en la
comunidad de La Pefiita (Figura 16), desde la cual los afloramientos se encuentran a 30
minutos en camioneta (Figura 19). En este lugar también se obtuvo el servicio de
alimentacion y un espacio para alojamiento (Figura 17). Imagen panoramica del area,
alojamiento, comida, quebradas

Figura 17
Base logistica en las diferentes &reas de afloramientos
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BASE LOGI'STgIG-A_v ’ -
AREA D (MONTANAS'AMOTAPE, margen Suroeste)

CASERIO LA PENITA

vivienda

4.2.1.1 Cronograma

El reconocimiento de campo se realizé en 3 periodos, entre 2018-2020, como se
describen en la Tabla 11.

Tabla 11
Afloramientos transitados durante el reconocimiento de campo

Unidades geoldgicas /

Fecha Area Afloramientos o
Rasgos geoldgicos
15/04/2018 — Montafas La Brea Quebrada Charanal Falla Huaypira
19/04/2018  (margen Sur) Grupo Amotape
Anticlinal Pocitos  Quebrada Angelitos Formacién Pananga
Formacion Muerto
Secuencia suprayacente
2/06/2019 — Montaiias La Brea Quebrada Pananga Formacion Pananga
8/06/2019 (margen Noreste)
Anticlinal Pocitos  Quebrada Angelitos Formacién Pananga

Formacion Muerto
Formacion Huasimal ?
Formacion Chira/Verdan
Falla Huaypira
Quebrada Caballo Muerto  Formacion Muerto
Secuencia suprayacente

Quebrada AP-A Formacion Muerto
Quebrada AP-B Formacion Muerto
Quebrada AP-C Formacion Muerto
Quebrada AP-D Formacion Muerto
Montafas La Brea Quebrada Corcobado Grupo Amotape
(margen Este) Formacién Pananga

Formacion Muerto
Formacion Huasimal ?
Formacion Chira/Verdun
Falla Huaypira
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Quebrada EIl Cortado

Grupo Amotape
Formacién Pananga
Formacion Muerto

Montafias Amotape Quebrada Gramadal

(margen Este)

Formacion Gigantal
Formacion Muerto

27/12/2019 — Montafias Amotape Quebrada Toro Muerto

12/01/2020

(margen Este)

Grupo Amotape
Formacién Pananga
Formacion Muerto

Quebrada Zapote de Miguel Grupo Amotape

Formacion Pananga
Formacion Muerto

Quebrada Péajaro Bobillo

Grupo Amotape
Formacién Pananga
Formacién Muerto

Montafias Amotape Quebrada Muerto

(margen Suroeste)

Grupo Amotape
Formacion Pananga
Formacion Muerto

4.2.1.2 Accesibilidad

Las rutas de acceso a las bases logisticas y afloramientos se detallan en la Tabla 12.

Tabla 12

Rutas de acceso a los afloramientos. Tipo de acceso y tiempo referenciales.

Ciudad

Base logistica

Afloramiento

Sullana

— Quebrada Charanal (2 hr)
(carretera asfaltada + trocha + camino de herradura)

— Corcobado (1.5 hr)

(carretera asfaltada + trocha)

— Quebrada Corcobado (2 hr)
(camino de herradura)

— Quebrada El Cortado (1 hr)
(camino de herradura)

— Canas (1.5 hr)

(carretera asfaltada + trocha)

— Quebrada Angelitos (30 min)
(trocha)

— Quebrada Caballo Muerto (30 min)
(trocha)

— Quebrada AP-A (30 min)
(trocha)

— Quebrada AP-B (30 min)
(trocha)

— Quebrada AP-C (30 min)
(trocha)

— Quebrada P4jaro Bobo (1 hr)
(trocha + camino de herradura)
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— Quebrada Pananga (1.5 hr)

(trocha)
— El Angolo (2.5 hr) — Quebrada Gramadal (30 min)
(carretera asfaltada + trocha) (trocha)

— Quebrada Toro Muerto (1.5 hr)
(trocha + camino de herradura)

— Quebrada Zapote de Miguel (1.5 hr)
(trocha + camino de herradura)

— Quebrada P4jaro Bobillo (1 hr)
(trocha + camino en la quebrada)

Talara — La Peiita (2.5 hr)
(carretera asfaltada + trocha)

— Quebrada Muerto (30 min)
(trocha)

4.2.1.3 Caracteristicas de los afloramientos

En la Figura 18 y Figura 19 se muestran las quebradas recorridas en las diferentes &reas

de afloramientos

Figura 18

Afloramientos de la formacion Muerto en las quebradas en las areas Ay B.

Google Earth
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Figura 19
Afloramientos de la formacion Muerto en las quebradas en las areas C y D.
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4.2.2 Reconocimiento del campo

Figura 20
Reconocimiento de las rutas de acceso al afloramiento.

’Aflozamiento)
enjlajquebrada

e Se reconocieron en campo los rasgos estratigraficos y estructurales.
e Se definieron lugares clave desde donde se coordiné la logistica. Para ejecutar la
logistica se definieron (1) base logistica, que debia ser o mas cercano posible al

afloramiento, cuidar la seguridad de las personas y equipamiento, (2) lugar de



45

aprovisionamiento, que debia cumplir con una amplia oferta de viveres y
equipamiento.
e Se definieron las rutas de acceso
e Seidentifico los permisos requeridos
e Seidentifico la relacion estratigrafica, estructuras sedimentarias, estructuras, se tomo
un registro fotogréafico por tramos
4.2.2.1 Determinacion del area de estudio
Durante el reconocimiento geoldgico se determinaron los lugares donde se presentan
las condiciones mas favorables para medir una seccion estratigrafica. Idealmente, el mejor
lugar es donde la secuencia de interés estd completamente expuesta en un area pequefia y no
esta afectada por fallas o modificada por complicaciones estructurales. Como este conjunto de
condiciones favorables es raramente encontrado, se busca la mejor combinacidn de condiciones
existentes de topografia y estructura geologica que satisfagan los requisitos de accesibilidad, y
recursos como tiempo, fondos, equipo y personal disponible (Kottlowski, 1965). El trabajo
previo en la oficina incluy6 la localizacion de las posibles secciones en mapas, informes y
fotografias.
4.2.3 Medicion de secciones geoldgicas y muestreo sistematico
El espesor estratigrafico de la secuencia expuesta se determind mediante el método de
usar cinta y brujula (traverse) complementandose con el método de la Vara de Jacob (Figura
21). El registro de posicién geogréafica fue realizado con un GPS Garmin ETREX 20X. El
control estructural (rumbo/buzamiento) se tomé al menos una vez para cada intervalo entre
estaciones, para tener en cuenta las deformaciones estructurales importantes a lo largo de la
ruta medida.
Con el fin de llevar un registro sistematico, se recolectd una muestra de roca

sedimentaria de 2 a 5 Kg cada 5 metros en la seccién medida. A pesar de que la formacion
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Muerto estd compuesta por una intercalacion de capas masivas y capas laminares, también
denominadas HARD y SOFT (Galvis-Portilla, 2017), el muestreo se enfocd en las capas
masivas (Figura 22), debido a su mejor preservacion del intemperismo. Adicionalmente, las

muestras que presentaron impregnacion de hidrocarburos también fueron conservadas.

Figura 21
Medicidn de seccion estratigrafica y muestreo sistematico.

Figura 22
Proceso de muestreo utilizando cincel y comba.

3

e En gabinete se registro digitalmente la informacion adquirida en campo, incluyendo:

o Informacién de la libreta de campo.
o Informacién de las muestras de roca (nombre, posicidn, fotografia,
caracteristicas litoldgicas, observaciones).

o Fotografias del afloramiento (incluyendo posicidn geogréafica).
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e Lainformacidn registrada fue procesada para finamente obtener:
o Mapa del levantamiento de seccidn, que incluye:
= Trazo del cauce del afloramiento.
= Ubicacidn de estaciones y trazo.
= Ubicacion de muestras.
= Informacidn geologica estructural (Rumbo y buzamiento).
o Columna estratigrafica
= Determinacién de espesor
= Posicion de muestras
= Descripcion macroscopica
4.3  Analisis de laboratorio
Para la presente investigacion, se analizaron 34 muestras, seleccionadas de un
inventario interno de muestras, obtenidas por el grupo de investigacion Walac Research de la
Universidad Nacional de Ingenieria - Perd (WR-UNI), durante las campafias de campo 2020 y
2021 (Tabla 13). A pesar de que la formacion Muerto presenta intercalaciones de capas masivas
y laminares, las muestras fueron tomadas preferentemente de capas masivas (
Figura 23), debido a su mejor preservacion del intemperismo. De acuerdo con el
programa de analisis, los estudios realizados incluyeron: Pir6lisis Rock-Eval, Difraccion de
rayos-X (DRX) y Petrografia.

Tabla 13
Cantidad y tipo de analisis de laboratorio por cada unidad estratigrafica.
Datos camparia Walac Research

Formacién (Fm.) Universidad Nacional de Ingenieria
Grupo (Gr.) (WR-UNI)
(2019-20)
Rock-Eval DRX Secciones delgadas
Secuencia suprayacente 1 1 1
Fm. Muerto 25 27 30

Fm. Pananga - 1 2
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Gr. Amotape - 1 1
TOTAL 26 30 34

Figura 23
Intercalacion de capas masivas y laminadas en la quebrada

Corcobado

-~

4.3.1.1 Carbono organico total (COT)

Con el objetivo de estudiar sistematicamente las variaciones del COT, 26 muestras
fueron analizadas por pirdlisis (Tabla 13), incluyendo principalmente a la formacién Muerto
(25) y la secuencia suprayacente (1), utilizando 60 mg de roca pulverizada, en un equipo Rock-
Eval 6 (RE6), por el laboratorio Corelab (Texas). A partir de los parametros de RE6, el COT
fue calculado siguiendo la metodologia descrita en (Behar et al., 2001).
4.3.1.2 Difraccion de rayos X (DRX)

La composicion mineralogica fue determinada mediante difraccion de rayos X (DRX).
Se analizaron 30 muestras, que ademas de la formacion Muerto (27), incluyen el Grupo
Amotape (1), la formaciéon Pananga (1), y la secuencia suprayacente (1) (Tabla 13). Estos
analisis fueron realizados por el laboratorio LCV (Argentina).
4.3.1.3 Fluorescencia de rayos X (FRX)

Para realizar el analisis FRX, primero se obtuvieron superficies mas frescas y aplanadas
en todas las muestras usando una sierra para rocas, luego se escaned cada muestra en busca de
elementos principales al vacio a 15 kV, 35 mA durante 90 segundos. Luego, en el mismo punto,

las muestras se escanean en busca de oligoelementos con un filtro de Ti-Al a 40 kV, 17,1 mA
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durante 60 segundos. El espectrémetro XRF utilizado en este estudio fue un Tracer IV-SDTM
portétil fabricado por Bruker Co. Los datos recopilados se procesaron usando como referencia
las calibraciones para rocas de barro en Rowe et al. (2012), a partir de los cuales se calculd la
concentracion de 30 elementos en partes por millon (ppm).
4.3.1.4 Petrografia

El estudio petrogréfico con secciones delgadas fue realizado en 34 muestras,
incluyendo el Grupo Amotape (1), la formacion Pananga (2), la formacion Muerto (30), y la
secuencia suprayacente (1), por el laboratorio LCV (Argentina). Las muestras fueron lavadas
con tolueno, para eliminar el hidrocarburo presente. Luego se impregnaron con resina para el
estudio de la red poral, y se tifieron con Alizarina Roja-S, para la diferenciacion de calcita. Las
rocas clésticas fueron clasificadas de acuerdo con la terminologia propuesta por Dott (1964) y
Folk et al. (1970). Las rocas carbonatadas se clasifican siguiendo la terminologia propuesta por
Dunham (1962), modificada por Embry & Klovan (1971). Las rocas piroclasticas se

denominan de acuerdo con la clasificacion de la IUGS Subcommission (Schmid, 1981).
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CAPITULO V: DESARROLLO DEL TRABAJO DE INVESTIGACION
5.1  Determinacion del area de estudio
5.1.1 Evaluacién geoquimica

La formacién Muerto es la secuencia que presenta el mejor potencial como roca
generadora en la cuenca Lancones, dado que esta presenta el mejor enriquecimiento (Figura
24) y la mejor calidad orgénica, y en el subsuelo, en la cuenca Lancones se encuentra
potencialmente en ventana de generacion de gas.

Figura 24
Registro geoquimico de una seccién de las formaciones Muerto, Huasimal y Encuentros,
medida en la quebrada Angelitos, cuenca Lancones. No esta a escala vertical.
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Fuente: Datos de Petroper( (1985-1986)

En la Figura 24 se muestra un registro geoquimico de una seccion medida en la
quebrada Angelitos, que incluye datos de la Muerto, y de las lutitas de las formaciones
suprayacentes Huasimal y Encuentros. Este registro evidencia el notable potencial de la
formacion Muerto, donde el COT muestra el mejor enriquecimiento organico, tanto el menor

IO como el mayor IH indican una mejor calidad de materia organica, el Tmax muestra un
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estado de madurez correspondiente a la ventana de petréleo y finalmente el S1 muestra la
presencia de hidrocarburos libres.
5.1.1.1 Madurez termal

La madurez termal de la formacion Muerto se evalud por separado en las 2 areas que
presenta la cuenca Lancones (los bloques Norte y Sur), debido a su diferente historia de
enterramiento

En el Bloque Norte, la Gnica fuente de informacion directa sobre la formacién Muerto
son los afloramientos, que se extienden principalmente a lo largo del margen Oeste de la
cuenca. En los afloramientos en las montafias La Brea, especificamente en la quebrada
Corcobado el Tmax varia entre 440-466°C, en promedio 454°C. La representatividad de estos
datos se verifica al compararlos con los datos reportados por Petroperu, que muestran Tmax en
un rango similar, variando entre 445-466°C, en promedio 456°C y 472°C como un valor
atipico. Al integrar ambas fuentes de datos, se tiene que el Tmax varia entre 443-466°C, los
valores 440 y 472 resultan valores atipicos, en promedio 455°C, lo cual concuerda con 1% Ro
reportado por Petroperd.

En los afloramientos, la formacién Muerto se encuentra en ventana de generacion de
petroleo (1.0% - 1.1%Ro), sin embargo, esta madurez termal es solo localmente vélida, debido
a que su ubicacion, en el limite del alto estructural de las montafias La Brea y Amotape, le han
permitido mantener una posicion relativamente mas somera en comparacion a la formacién
Muerto en la mayor parte del Bloque Norte. En ausencia de mas datos sobre la formacion
Muerto en el Blogue Norte, la madurez termal de los afloramientos de la formacién Huasimal,
brindan informacion referencial para inferir la madurez termal de la formacion Muerto, que
debiera ser mayor a la madurez termal de la formacion Huasimal, por estar en una posicion
estratigrafica inmediatamente infrayacente y por lo tanto haber soportado un mayor

enterramiento, presion y temperatura. Los afloramientos de la formacion Huasimal, muestran
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una madurez termal entre 0.8% - 1.1%Ro (al sur del Blogue Norte), que sugiere la ventana de
petroleo. Sin embargo, la madurez termal se incrementa rapidamente hacia el NO, reportandose
1.6%Ro, que sugiere ventana de gas, y sigue incrementandose hacia el NO, alcanzando 1.9 —
2.1% (cerca de la frontera con Ecuador).

En el Bloque Sur, la madurez termal de la formacion Muerto el pozo Abejas 1X
(1.4%Ro0), sugiere la ventana de generacién condensados o gas hiumedo. Teniendo en cuenta
que la formacién Muerto en el pozo Abejas 1X esta en un alto estructural, que fue el limite de
su sedimentacion, y que se profundiza y se incrementa su espesor en direccion hacia el NO del
Bloque Sur, se infiere que 1.4%Ro es un limite inferior en la madurez termal, por lo tanto, la
madurez termal se incrementa en direccién NO en el Bloque Sur (>1.5%Ro0), alcanzando su
mayor madurez termal en la parte mas profunda, es decir, el limite entre los bloques Sur / Norte
(al Sur de la falla Huaypira).

Figura 25
Tendencia de la madurez termal de la formaciéon Muerto en la cuenca Lancones

Cuenca Lancones

Reflectancia de vitrinita (%Ro)

Formacién Muerto

Formacién Huasimal
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5.1.2 Seleccion del afloramiento de estudio

Para la determinacion del area de estudio se realizd un reconocimiento geolégico, el
cual se detalla a continuacion:

El mayor espesor expuesto de la formacién Muerto. La cobertura de vegetacion es
menor en comparacién con otros afloramientos, con excepcion de la quebrada Muerto, la cual,
sin embargo, presenta un espesor mucho menor. El acceso requiere de un permiso social del
teniente gobernador, a diferencia de los afloramientos del area montafias Amotape, los cuales
adicionalmente requieren de un permiso del Servicio Nacional de Areas Naturales Protegidas
por el Estado (SERNANP), por ser un area natural protegida. Finalmente, la accesibilidad fue
una de las mas complejas, por encontrarse los afloramientos en una geografia montafiosa,
siendo el que toma el mayor tiempo de traslado a pie (por camino de herradura), y un tiempo
incluso mucho mayor por el mismo cauce de la quebrada.

De los diferentes afloramientos de la formacion Muerto, se determind que el
afloramiento en la quebrada Corcobado es el presenta las mejores condiciones para la medicion
de una seccion estratigrafica. Este afloramiento fue elegido debido a que presenta la mayor
exposicion estratigrafica

La pernoctacion se realizd mediante campamento y/o alojamiento en un lugar méas
cercano posible al afloramiento.
5.1.2.1 Descripcion del afloramiento

Contacto basal: formacion Pananga — formacion Muerto

Contacto tope: formacion Muerto — Grupo Copa Sombrero

En este afloramiento se visualiza el contacto basal de la formacion Muerto con la
formacion Pananga (infrayacente). Este contacto se muestra como un fuerte cambio fisico. En
el contacto la formacion Pananga se muestra como un conglomerado bioclastico masivo, con

matriz calcarea. Mientras la formacion Muerto inicia con un estrato muy carbonoso, de color
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negro y con fuerte olor fétido. El tope de la formacién Muerto no es marcado, y una falla que
separa a la secuencia enriquecida de unas limolitas verdosas es considerada como el tope en
este afloramiento, concordando con lo reportado por IPC y Petroperd.

Los primeros 30 metros se componen de a una intercalacion ritmica de estratos
tabulares y lenticulares, luego se presentan limolitas. A unos 55, 70 y 130 metros de la base se
encuentran unas tobas volcénicas entre 2 — 5 metros de espesor, que se intercalan paralelo a la
estratificacion. Conforme se sigue subiendo en la seccidon, se presentan estructuras
gravitacionales de tipo slumps, un gran pliegue, presencia de bitumen en una zona de falla, un
cuerpo intrusivo que corta la sedimentacién y finalmente hacia el tope unos estratos muy

nodulares.
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5.2  Adquisicion de nueva informacion
5.2.1 Representatividad de los datos

Dado que los andlisis realizados por Petroperu fueron realizados en una época diferente,
usando diferentes muestras y bajo condiciones operativas de laboratorio diferentes, se evaluo
el grado de coincidencia con los datos propios. Los parametros analogos, que fueron
considerados para la comparacién son: el contenido de carbonatos, el COT y los parametros de
pirolisis Rock-Eval.

Figura 26
Perfil estratigrafico mostrando el contenido de carbonatos, COT y parametros de pirolisis
Rock-Eval de la formacion Muerto en la seccion Corcobado.
Posicion
Estrat.
(m)

Carbonatos CcoT S1 S2 S3
(%) (% en peso) (mg HC/g roca) (mg HC/g roca) (mg CO2/g roca)
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Estratigraficamente, tanto los datos del contenido de carbonatos, COT y Rock-Eval
muestran una misma tendencia general (Figura 26), lo cual permitié evidenciar la
representatividad de los datos a lo largo de la seccidn. Por otra parte, en un sector medio de la

seccion, se identificaron datos de S1 y S3 que difieren considerablemente (Figura 26), lo cual
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esta probablemente relacionado con la alta heterogeneidad de este sector, como lo muestra las
intercalaciones con secuencias piroclasticas.

El contenido de carbonatos, medido en las muestras del presente trabajo, es altamente
heterogéneo (1-93%), con un promedio de 46%, lo cual es similar a los datos reportados por
Petropert (10-83%), con un promedio de 51% (Figura 27). El histograma del contenido de
carbonatos muestra que también existe concordancia en la distribucién estadistica entre los
datos de este estudio y los reportados por Petroperu (Figura 27). En ambos casos, la mayoria
de los datos estan concentrados en el rango 30-70%.

Figura 27
Comparacion de contenido de carbonatos usando los datos propios vs datos reportados por
Petroperu, mediante diagramas de cajas e histograma.
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ElI COT, medido en las muestras del presente trabajo, varia entre 0.15 — 4.73 % en peso,
con un promedio de 1.40 % en peso (Figura 28). En general, este rango concuerda con el rango
reportado por Petroperu, de 0.30 — 3.87 % en peso, y con un promedio ligeramente mayor (1.81
% en peso). Sin embargo, el histograma en la Figura 28 muestra una mayor concentracion de
datos de COT en el rango 0-1 % en peso, lo cual difiere de los datos reportados por Petroperd,
gue evidencia una mayor concentracion de datos en el rango 2-3 % en peso.

Analogamente, los parametros de pirdlisis S1 y S2, que estan relacionados con el
enriquecimiento organico, difieren estadisticamente en el histograma (Figura 29), lo cual
podria estar relacionado a la diferentes estrategias de muestreo aplicadas en ambas campafas

(véase CAPITULO IV: METODOLOGIA).
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Comparacion del COT usando los datos propios vs datos reportados por Petroperu,

mediante diagramas de cajas e histograma.
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Figura 29

Frecuencia

Comparacion de los parametros de pirélisis Rock-Eval usando los datos propios vs datos
reportados por Petroperd, mediante diagramas de cajas e histograma.
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El Tmax, medido en las muestras del presente trabajo, varia entre 440-466 °C, con un

promedio de 454°C. Estos valores estan en concordancia con los reportados por Petroperu

(441-472°C, en promedio 455°C). El histograma de Tmax muestra que también existe

concordancia en la distribucién estadistica (Figura 29), en ambos casos los datos se encuentran

concentrados en el rango 450-460°C, lo cual es de esperarse dado que la madurez termal no

depende de la litologia.
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5.2.2 Modelado de la mineralogiay el COT usando FRX

La DRX es la técnica mas usada para determinar la composicion mineraldgica de una
roca, mientras el analizador de carbono y la pirdlisis son las técnicas mas extendidas para
cuantificar el COT. Sin embargo, debido al relativo bajo costo de la FRX, diferentes autores
han modelado la composicion mineraldgica y el COT a partir de los elementos y 6xidos que
provee la FRX (Becerra-Rondon, 2017; Ruppel et al., 2017; Stilwell et al., 2013; Thurston &
Taylor, 2016; Wright et al., 2010).

e Parametros para modelar

El COT fueron tomados tal como se obtuvieron de los datos de laboratorio.

La composicién mineralogica de la formacion Muerto se puede sintetizar en 3
componentes principales: carbonatos (46%), cuarzo & feldespatos (45%), y en menor medida,
arcillas (8%), mientras las proporciones significativamente mas bajas de otros minerales (p.egj.
pirita) fueron obviados para efectos practicos. Por esta razon, en lo sucesivo, se simplificara la
composicién mineraldgica en carbonatos, cuarzo & feldespatos (Q&F) vy arcillas.

e Variables FRX de correlacion

Considerando el coeficiente de correlacion como una medida de la dependencia lineal
entre 2 variables (Pearson, 1920), este enfoque esta basado en la correlacion natural que existe
entre los 6xidos/elementos (medidos por FRX) versus los minerales (medidos por DRX), y los
metales redox-sensitivos (medidos por FRX) versus el enriquecimiento organico (COT).

Para identificar las variables FRX de correlacion (elementos/oxidos medidos por FRX)
con mayor afinidad a cada pardmetro a modelar, se elabor6 una matriz de correlacion,
calculando los coeficientes de correlacion (r) como se muestra en la Tabla 14. En esta matriz
se comparé las concentraciones de 32 Oxidos/elementos, con la composicion mineraldgica
simplificada (carbonatos, Q&F y arcillas) y el COT. Luego, se seleccionaron los coeficientes

de correlacion que mostraron mayor influencia (-0.6 > r > 0.60) (Tabla 14), lo cual significa
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estadisticamente que, los Oxidos/elementos seleccionados, estdn mas relacionados con un
mineral especifico o con la presencia de materia orgénica. A continuacion, se describen las
relaciones encontradas:

Tanto la concentracién de carbonatos y Q&F, presentan una correlacion fuerte con las
mediciones FRX de silice (SiO2) y carbonato de calcio (Ca0), y una correlacion moderada con
el estroncio (Sr) (Tabla 14).

La concentracion de arcillas presenta una correlacion moderada con los 6xidos de
aluminio (Al203), hierro (Fe203), potasio (K20) y titanio (TiO2), y con los elementos de
plomo (Pb), zirconio (Zr), rubidio (Rb) y thorio (Th) (Tabla 14).

Finalmente, el COT presenta una correlaciéon moderada con el Cobre (Cu), Vanadio
(V), Molibdeno (Mo), Zinc (Zn) y Uranio (U) (Tabla 14), como es natural por ser metales
redox-sensitivos.

Tabla 14

Coeficientes de correlacion de Pearson (r) calculados comparando 32 6xidos y elementos,
con los 3 grupos mineraldgicos simplificados (Carbonatos, Q&F y Arcillas) y con el COT. Se
resalto en gris los coeficientes de correlacion de mayor influencia (-0.6 > r > 0.60).

* también fue considerado por estar cercano a 0.6.

Mineralogia (n=30) CcoT
Q&F Carbonatos  Arcillas (n=26)
SiO2 0.81 -0.79 0.16 0.32
Al203 0.38 -0.45 0.63 -0.14
Fe203 0.45 -0.51 0.63 -0.28
K20 0.17 -0.26 0.60 -0.14
CaO -0.86 0.89 -0.42 -0.17
MgO 0.12 -0.16 0.20 -0.23
S -0.29 0.29 -0.14 -0.12
P205 0.29 -0.32 0.24 0.00
TiO2 0.29 -0.32 0.73 -0.12
MnO 0.07 -0.14 0.36 -0.19
Cl -0.14 0.16 -0.16 -0.24
As 0.03 0.02 -0.04 0.12
Cu 0.23 -0.18 0.07 0.60
Ni -0.28 0.30 -0.04 0.53
V 0.04 0.06 -0.34 0.67
Mo -0.02 0.09 -0.25 0.59*

Sr -0.63 0.62 -0.24 0.12



Pb
Zn
Zr
Rb
Th

Cr
Co
Nb
Ba
Au
Se
Hg

Sc

0.16
0.13
0.25
0.18
0.16
0.18
0.44
0.18
0.07
0.18
-0.35
-0.02
0.04
-0.28
-0.31

-0.28
-0.04
-0.34
-0.30
-0.28
-0.03
-0.51
-0.21
-0.17
-0.22
0.37
0.07
-0.09
0.38
0.32

0.63
-0.16
0.63
0.62
0.63
-0.41
0.53
0.31
0.52
0.31
-0.01
-0.11
0.24
-0.36
-0.14

-0.07
0.64
-0.30
-0.17
-0.07
0.60
-0.21
0.09
-0.16
-0.12
-0.10
0.32
-0.12
-0.06
0.30

e Andlisis de los datos
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En base a las variables FRX seleccionadas, se realizé un analisis de los datos, donde se

descartaron las muestras que evidencian un caso atipico al apartarse de la correlacion, como lo

es la muestra M44 en su relacion con los parametros Carbonatos y Q&F (Figura 30 y Figura

31), y lamuestra M40 en su relacion con el COT (Figura 33). En el caso del parametro Arcillas,

no se descartd ningun valor, ya que, a pesar de haber casos atipicos estos no son recurrentes en

todas las gréficas (Figura 32). Estos casos atipicos podrian deberse a la naturaleza de estas

muestras, ya que corresponden a rocas litoclasticas, con diferencias composicionales entre la

matriz y los litoclastos (Figura 40).

Figura 30

Graéfica de la relacion entre el parametro Q&F con las variables (a) SiO2, (b) CaO, y (c) Sr.
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Figura 31
Grafica de la relacion entre el parametro Carbonatos con las variables (a) SiO2, (b) CaO, y

(c) Sr.
Si02 (%) CaO (%)

0 25 50 75 100 0 25 50 75 100 0 25 50 75 100
Carbonatos (%) Carbonatos (%) Carbonatos (%)

Figura 32
Graéfica de la relacion entre el parametro Arcillas con las variables (a) Al203, (b) Fe203,

(c) K20, (d) TiO2, (e) Pb, (f) Zr, (g) Rb, y (h) Th

Al203 (%) Fe203 (%) K20 (%) TiO2 (%)
©) @)
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0 0 0 L g
0 20 40
Acrcillas (%) Arcillas (%) Acrcillas (%) Arcillas (%)

Figura 33
Graéfica de la relacion entre el parametro COT con las variables (a) Cu, (b) V, (¢c) Mo, (d) U,

y (e) Zn.
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e Desarrollo del modelo
Dado que se ha utilizado la técnica de la regresion lineal para relacionar empiricamente
los pardmetros a modelar con los elementos/6xidos medidos por la FRX. De acuerdo con este
enfoque, la mineralogia puede ser modelada a partir de la contribucioén de SiO2, CaO, Sr,
Al203, Fe203, KO2, TiO2, Pb, Zr, Rb y Th; y el COT a partir de la contribucion de Cu, V,
Mo, Zn y U, asignando una constante a cada variable, que permita ponderar su efecto, como se
muestra en las ecuaciones (6), (7), (8) y (9). Donde c; corresponde a las constantes que

ponderan el peso de cada variable.

Carbonatos' = ¢,(5i02) + c,(Ca0) + c5(Sr) + ¢, (6)

(Q&F)" = ¢s(Si02) + c,(Ca0) + ¢, (Sr) + ¢4 @)
Arcillas’ = ¢g(Al1203) + ¢10(Fe203) + ¢, (K02) + ¢,,(Ti02)

+ ¢13(Pb) + c14(Z1) + ¢c15(Rb) + ¢14(Th) + ¢y ©

COT = c15(Cu) + c19(V) + c30(M0) + c31(Zn) + ¢, (U) + cy3 )

Para el calculo de las constantes, se tuvo en cuenta que estas deben ser la combinacion

que mejor modele los parametros requeridos. Por ello, se utilizé la funcion Solver de Excel
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para realizar iteraciones hasta encontrar un valor convergente, que maximizo el coeficiente de

correlacion del modelo. El resultado de esta optimizacion se muestra en la Figura 34, y las

constantes calculadas se detallan en la Tabla 15. Los 4 parametros modelados presentan una

fuerte correlacién, de los cuales, el mayor es el contenido de Carbonatos y Q&F (0.90), seguido

del COT (0.87) y contenido de arcillas (0.83) (Figura 34). Los coeficientes de correlacién de

los pardmetros modelados son mayores al de las correlaciones obtenidas individualmente, lo

cual muestra el aporte de las multiples variables al presente modelamiento.

Figura 34

Grdfica de los parametros “calculados’ versus los parametros medidos de (a) Carbonatos,

(b) cuarzo & feldespatos, (c) arcillas, y (d) COT.
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Tabla 15

Constantes calculadas que optimizan los modelos

Carbonatos o) Cy C3 Ca

(r = 0.90) -0.162 1209 0.012 13.043

Q&F C5 C6 C7 C8

(r = 0.90) 0.417 -0.764 -0.017 55.662

Arcillas Co C10 C11 C12 €13 C14 C15 C16 C17
(r=0.82) -2.103 1.017 11.009 32.174 -0.114 -0.050 0.042 -0.114 4.198
CoT C1s C19 C20 €21 €22 C23

(r=0.87) 0.017 -0.0008 0.018 0.0024 0.010 -0.204

Finalmente, los parametros modelados de la composicién mineraldgica simplificada
fueron normalizados a 100 por ciento usando las ecuaciones (10), (11), (12), y (13). El resultado
de la aplicacion del modelado y la normalizacion, asi como la comparacion con los valores

medidos en laboratorio, se muestran en la Figura 35.

Total = Carbonatos’ + (Q&F)" + Arcillas’ (10
Carbonatos (%) = Carbonatos' x 100 (11)
arbonatos (%) = Total
&F (o) = L&) 100 (12
Q&F (%) = Total
Arcillas' * 100
i 04) = 13
Arcillas (%) Total (13)

Figura 35
Comparacion de valores de composicién mineralégica y COT modelados vs valores medidos
COMPOSICION MINERALOGICA CARBONO ORGANICO TOTAL
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5.3  Caracterizacion de la seccion estratigrafica
5.3.1 Mineralogia

Analizando la composicion mineraldgica, utilizando los resultados de DRX,
complementado con los datos del contenido de carbonatos reportados por Petroperd, y asociado
el estudio petrografico, se pueden mencionar algunas consideraciones:

e Carbonatos (CaO)

La composicion predominante es el contenido de carbonatos (que incluye minerales de
calcita, dolomita y ankerita), en promedio 49.6% (Figura 36), con una mayor concentracion en
la base de la seccidn. La calcita es el mineral mas abundante de los carbonatos, con un promedio
de 44%. Sblo una muestra contiene dolomita y ankerita (37% en la M18).

e Cuarzo (Q)
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Su proporcidn es alta, con un 42.5% en promedio (Figura 36). Se encuentra en los
granos esqueletales (foraminiferos y radiolarios principalmente) y como parte de la matriz. La
mayor concentracion de cuarzo se encuentra en algunas muestras en un sector medio de la
seccion, que se intercala con muestras de alto contenido de carbonatos, y muestras de rocas
pirocléasticas.

e Plagioclasas y feldespatos potasicos (F)

Su participacion es baja, con excepcion de las muestras M20 y M26, con 41 y 45%
respectivamente. Estas muestras se clasificaron petrograficamente como tobas (Figura 40). Si
se excluye estas dos muestras, su promedio es de 2.2% (Figura 36).

e Aurcillas

El contenido de arcillas es bajo, alcanzando un 8% en promedio para las muestras de la
formacion Muerto (Figura 36). Los valores més altos, que no fueron considerados en este
promedio, corresponden a muestras clasificadas como tobas. La clorita e illita/esmectita son
los grupos predominantes y se encuentran principalmente en un sector superior y medio de la
seccion. La caolinita se encuentra en muy bajas proporciones y esta presente mayormente en
las muestras de un sector medio (M29 a M40). La illita es predominante en las muestras de un
sector inferior de la seccion (M4 a M15).

e Pirita

Esta presente en la mayoria de las muestras, con valores de hasta 3%. Petrograficamente

fue identificada rellenando granos esqueletales y diseminada en la matriz.

Figura 36
Histogramas de la composicion mineraldgica en roca total de la formacion Muerto,
mostrando los valores minimo (Min), maximo (Max) y promedio (Prom).
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5.3.2 Geoquimica orgénica

De acuerdo con las gréaficas de 10 vs IH y de Tmax vs IH (Figura 37), los datos se
encuentran en una zona indeterminada, mayormente, entre las curvas correspondientes a
querdgeno tipo 1y 11, y en menor proporcidn tipo 11 y IV. En general, se puede inferir que la
calidad original del querdgeno de la formacion Muerto corresponde al tipo 11, debido a que este
tipo de querdgeno estd mayormente asociado a materia organica de origen marino (Jarvie,
2012a), lo cual es consistente con el ambiente sedimentario de la formacion Muerto, que
presenta predominio de materia organica amorfa, y ausencia de particulas de vitrinita en la
mayoria de las muestras.

De acuerdo con los diagramas de indice de Hidrégeno vs indice de Oxigeno e indice
de Hidrdgeno vs Tmax, que se utilizan para clasificar una roca generadora segun el tipo de
querdgeno (Banerjee et al., 1998; Espitalié et al., 1977; Peters, 1986).

Debido a la avanzada madurez termal, tanto el COT, como el potencial de generacion

(S2) y el Indice de Hidrégeno (HI), solo muestran la riqueza y calidad organica remanentes,
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las cuales estan reducidas respecto a los valores originales. Por lo tanto, no son indicadores del

potencial de generacién original.

Figura 37
Graéficas para caracterizar el tipo de querogeno: (a) 10 vs IH y (b) Tmax vs IH
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Fuente de las curvas de tipo de querdgeno (Espitalié et al., 1977, 1984).
e Indice de hidrdgeno vivo (IHyvo)

El indice de hidrdgeno (IH) se utiliza para evaluar la calidad de una roca generadora
(Pepper & Corvi, 1995). El IH, calculado convencionalmente (Espitalié et al., 1977), esta entre
12-279 mg HC/g COT.

Sin embargo, un mejor método para determinar la calidad de la roca generadora es el
IH del querdgeno vivo (IHypyg), donde el querdgeno “vivo™ se refiere a la porcion de materia
organica de la cual se obtienen los hidrocarburos durante la pirdlisis (Dahl et al., 2004). El
[Hyvo no pretende estimar el potencial de gas o petroleo de muestras individuales, sino un
valor promedio para una seccion de roca generadora. El IH se calculo en base a graficos de S2
versus COT como se describe por Clayton et al. (1984) y Langford & Blanc-Valleron (1990),

quienes consideran que el COT es una funcion lineal de S2 con el IH del querdgeno vivo como
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la pendiente de la curva. Este método permite eliminar los problemas relacionados con S3 en
los diagramas IH vs 10 (Katz, 1983), y corrige el IH por los efectos de la matriz y el querégeno
inerte, que provocan una reduccion del IH y una menor calidad aparente (Espitalié et al., 1980;
Peters, 1986).

Figura 38

(a) Grafica S2-COT muestra que la mayoria de los datos se agrupan en una tendencia
principal. (b) Grafica S2-COT mostrando la tendencia principal que define el IHy o de 299
mg HC/g COT y el efecto de la desviacién de la linealidad cuando el S2 es menor a 2 mg
HC/g roca.
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Dado que la disponibilidad de informacion de pirdlisis Rock-Eval de la formacion
Muerto en los afloramientos Corcobado y El Cortado, que se encuentran muy cercanos, a una
distancia menor a 1 Km, se evalu6 su correspondencia en la grafica COT vs S2 (Figura 38a).
La graficade COT vs S2 (Figura 38a) muestra una buena correspondencia entre los datos de la
formacion Muerto en ambos afloramientos, por lo que ambas fuentes de datos fueron
consideradas como complementarias para identificar la tendencia principal. Para la
determinacion de la tendencia principal, es usual descartar los valores bajos en S2, cuando la

tendencia principal se desvia de la linealidad, debido al efecto de la matriz. Esta condicion se
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cumple con los valores de S2 < 2 mg HC/g roca (Figura 38b) y se determind el Hlyyo de 299
mg HC/g COT.

En la Figura 39 se muestra que la mayoria de los datos utilizados para identificar la
tendencia principal, corresponden al Intervalo Superior del afloramiento Corcobado, por lo
tanto, el Hlyyo €S mayormente representativo para este sector de la seccion. Sin embargo, para

efectos de las estimaciones posteriores, a los intervalos Medio y Superior se les asigno el mismo

Hlyyo.
Figura 39
Graficos S2-COT para cada intervalo de la formacién Muerto en el afloramiento Corcobado.
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5.3.3 Microfacies

Para sintetizar las principales caracteristicas litologicas de la formacion Muerto, las
muestras se agruparon en 6 microfacies (MF).

e MICROFACIE 1 (MF-1): Wackestones, packstones y fangolitas fosiliferas

Esta microfacie incluye 16 muestras. Se agrupan aqui aquellas muestras que presentan
abundante contenido de calcita (Figura 41) ya sea en la matriz (wackestones y packstones) o
con gran cantidad de elementos esqueletales calciticos o calcitizados (fangolitas radiolariticas,
de foraminiferos o fosiliferas). En general presentan una débil laminacion horizontal paralela
y discontinua (Figura 40). La composicion de la matriz es variable y no parece haber
predominio de algin componente. Los granos silicoclasticos son escasos (7.6% en promedio)

y los granos esqueletales son frecuentes en promedio (31%) y estan representados
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principalmente por foraminiferos y radiolarios. La proporcion de materia organica es variable
(Figura 41) y se encuentra diseminada en la matriz. En algunas muestras se observa un
importante reemplazo por silice.
e MICROFACIE 2 (MF-2): Fangolitas, fangolitas limosas y arcillitas limosas
Esta microfacie incluye 4 muestras. En general presentan una débil laminacion
horizontal paralela y discontinua, afectada ocasionalmente por bioturbaciones. La composicion
de la matriz es silicea-arcillosa. Se caracterizan por presentar mayor contenido en elementos
silicoclasticos que alcanzan un 25% en promedio, mientras que los granos esqueletales llegan
al 16% en promedio y estan representados principalmente por foraminiferos y radiolarios
(Figura 40). La proporcion de materia organica es moderada a abundante (Figura 41) y se
encuentra diseminada en la matriz.
e MICROFACIE 3 (MF-3): Tobas
Esta microfacie comprende 3 muestras, de las cuales 2 son ricas en litoclastos y una en
cristales de plagioclasas. Las 3 muestras se encuentran intensamente alteradas. La porosidad
observada es muy baja y esta vinculada a disolucion de plagioclasas, es decir presenta textura
intracristalina (Figura 40, flechas sefialando poros impregnados con resina epoxy azul).
e MICROFACIE 4 (MF-4): Rocas litoclasticas
Tres muestras se agrupan en esta litofacie. A pesar de tener diferente clasificacion, la
cual varia en funcion del porcentaje de litoclastos y material intersticial, estas 3 muestras tienen
en comun los siguientes rasgos:
1.- en todas se reconocen intraclastos (Figura 40) de composicidn similar, carbonatica,
inmersos en material intersticial predominantemente silicoclastico fino. En el caso de la
muestra M31 (Figura 40), los componentes mayores de 2 mm son menos del 10%, por lo que

corresponde denominarla wackestone (Embry & Klovan, 1971).
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2.- el material intersticial corresponde a una fangolita con abundantes microfosiles:
radiolarios y foraminiferos. Presenta escasos cristales de plagioclasas dispersos. Se interpreta
como acumulado en un ambiente de baja energia, posiblemente diséxico.

3.- los intraclastos alcanzan 8 mm de tamafio maximo, y se trata de fragmentos de
aspecto noduloso, bordes netos y de composicion asimilable a un bindstone: texturas
irregulares, micropeloidales a pelletoidales, con matriz recristalizada a micro y subesparita.

Se interpretd que los intraclastos provienen de posiciones mas someras que el material
intersticial, indicando erosion y transporte de los mismos, que se acumulan en posiciones de
baja energia.

e MICROFACIE 5 (MF-5): Dolomia

Una sola muestra pertenece a esta microfacies (Figura 40). Presenta un intenso
reemplazo por dolomita. La dolomita se presenta como cristales euhedrales a subhedrales
(flechas), de tamarfio equigranular y con fabrica planar de tipo S. El tamafio de los cristales es
muy fino (0,1 mm) y se reconoce materia organica asociada al material intersticial, entre los
cristales. Se preserva una sutil laminacidn horizontal discontinua y paralela. La muestra ademas
presenta reemplazo por silice en forma de chert. La composicion de la matriz es calcarea algo
arcillosa. Los granos silicoclasticos son muy escasos (3%) y los granos esqueletales son escasos
(10%).

e MICROFACIE 6 (MF-6): Fangolitas peloidales

Esta microfacie comprende tres muestras. Presentan una marcada laminacion planar,
paralela y discontinua dada por la abundancia de peloides y lentes aplanados con concentracion
de restos de inoceramidos (Figura 40). La matriz es silicea con abundante materia organica
diseminada (Figura 41). Los peloides (granos no esqueletales) representan un 25% mientras
que los granos silicoclasticos y esqueletales estan subordinados. Se observa la presencia de

cristales de plagioclasas alterados dispersos.
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Figura 40

(MF-1) M64, fangolita con foraminiferos: Abundantes granos esqueletales (flechas). (MF-2)
M25, fangolita silicificada: Laminacion planar, paralela y discontinua, dada por la
abundancia de peloides. (MF-3) M20, Toba cristalina, alterada: Subordinados poros
intracristalinos en plagioclasas. (MF-4) M31, wackestone litoclastico: Litoclastos
carbonaticos de composicién de bindstone inmersos en wackestone o fangolita. (MF-5) M18,
Dolomia: Detalle de rombos de dolomita euhedral a subhedral (ciculo). Nicoles paralelos.
(MF 6) M46 fangollta peI0|daI Abundantes granos 5|I|coclast|cos (puntos blancos)

Las fangolitas descritas en las MF-2 y MF-6, son las que, en promedio, muestran el
mayor enriquecimiento organico (2.07 y 2.49 % en peso respectivamente). A estas le sigue las
rocas carbonatadas agrupadas en la MF-1, que corresponde a la mayoria de las muestras (64%),
con un amplio rango de variacion del contenido organico (0.15 —4.73 % en peso), en promedio
1.38% en peso. Mientras las rocas litoclasticas (MF-4) y la dolomia (MF-5), son las que
presentan el menor contenido organico, en promedio 0.80 y 0.32 % en peso respectivamente
(Figura 41). En las rocas volcanoclasticas (MF-3) no se midio el contenido organico, debido a
gue no son rocas sedimentarias.

Figura 41
Distribucién del COT, componentes minerales y porosidad seglin cada microfacie.
(n=...): cantidad de muestras.



74

6 16
[ COT (% en pasa) L [ Porozidad (%) 135
51N ==
E o - 11 r
% i1 T 10t )
i AT '|' -'||:|'.' v g ir T r__: 5-4:
= 2 gl 150 124
8 23 |X CE X1 371
2oL 0.80 22 et a
B4 E 2 F E (-
D 1 1 1 i D 1 1 1 1 1 i
3 4 5 (1] 1 2 3 4 ] ]
= 16} {n—lj =3 (=1} (=2 (n=14) (n=3) n=3) (=13 (=2)
Microfacies Microfacie
100 F
) an E
En i) . 3¢
g — = Q
= - E e >
e
0 |:§:|* ,_.,,..,- . P A e - |
1 2 3 4 5 &
(n=16) n=3) n=1) n=3) =1} (=2
Microfacie

B Carbonatos [| Cuarzo [ Feldespatos I Arcillas

5.3.4 Division estratigrafica por intervalos

Las caracteristicas de la formacion Muerto en la seccion Corcobado varian
estratigraficamente, como se evidencia en el afloramiento. Por lo tanto, se evalué su
subdivision en base a caracteristicas fisicas y geoquimicas comunes. Para la subdivisién de la
formacion Muerto en intervalos, se tuvo en cuenta la distribucion estratigrafica de la litologia,
los principales componentes mineralogicos de roca total (carbonatos, cuarzo & feldespatos
(Q&F) vy arcillas) y de la fraccion arcillas (clorita, illita-esmectita, illita y caolinita), el
contenido organico total (COT) e indices geoquimicos, y la porosidad, los cuales fueron todos

graficados estratigraficamente en la Figura 43.
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Esta secuencia se dividio en 3 intervalos, cuyas caracteristicas se analizan
estadisticamente en la Figura 42, y se resumen en la Tabla 16. A continuacion, se describen las
principales caracteristicas que distinguen a cada intervalo:

Intervalo inferior (O — 45 metros)

e Litologia:
o Matriz carbonatada
o Microfacie 1 (100%): wackestone y packstone fosiliferas
e Composicion mineralogica
o En roca total, resalta la predominancia del alto contenido de carbonatos (en
promedio, 68.7%)
o En la fraccion arcillas, un muy elevado contenido de illita (92%), y clorita en
baja proporcion (8%)
e Geoquimica organica
o El enriquecimiento organico es bajo en comparacion con el resto de la seccion
(COT promedio de 0.92% en peso).
e Porosidad

o Muy baja (en promedio 2.0%)
Intervalo medio (45 — 140 metros)

e Litologia
o Matriz principalmente silicea
o Presenta las 6 microfacies definidas.
o Presenta intercalacion con capas piroclasticas (MF-3).
e Composicion mineraldgica
o Enroca total, la composicion de Q&F y carbonatos es altamente variable.
e Geoquimica organica
o El enriquecimiento organico es ligeramente mayor al del intervalo Inferior
(COT promedio de 1.41)
o Presenta un sector con alto indice de produccién (IP > 0.4), lo cual podria ser
indicativo de acumulacién de hidrocarburos, y puede estar relacionado a la alta
porosidad de este intervalo.

e Porosidad:
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o Intervalo con la mejor porosidad (en promedio 6.0%)
Intervalo Superior (140 — 278 metros)

e Litologia
o Matriz mixta entre silicea y carbonatada
e Composicion mineraldgica
o Enrocatotal, tanto el contenido de carbonatos y Q&F, similarmente al intervalo
Medio, son altamente variables, sin embargo, a diferencia del intervalo Medio,
la variacion en este intervalo se concentra principalmente en el rango 30-60%.
e Geoquimica organica
o Mayor enriquecimiento orgénico en comparacion con el resto de la seccion
(COT promedio de 2.38).
o El indice de hidrégeno sugiere un sector con potencial de generacion
ligeramente mayor al resto de la seccion.
e Porosidad
o En promedio 3.0%
Tabla 16

Caracteristicas de la formacion Muerto por intervalos.
INTERVALO INTERVALO INTERVALO

INFERIOR MEDIO SUPERIOR
Posicion estratigrafica (m) 0-45 45— 140 140 - 278

Espesor (m) 45 95 138

Carbonatos (%) * 68.7 44.2 44.7
(26.3-83.2) (19-874) (9.1-834)

Q&F (%) ** 29.2 55.5 45.2
(16.0-53.2) (7.4-87.7) (9.0-87.1)

Arcillas (%) ** 7.3 9.1 10.2
(0.0-205) (3.8-183) (3.4-26.9)

Clorita (%) 8.0 47.1 53.3
(0.0-25.0)0 (0.0-90.0) (0.0-100.0)

Illita-esmectita (%) 0.0 46.9 43.3
() (0.0-100.0) (0.0-100.0)

Hlita (%) 92.0 0.0 0.0

(75.0 - 100.0) () ()

Caolinita (%) 0.0 6.0 3.4
() (0.0-18.00 (0.0-15.0)

COT (% en peso) * 0.92 141 2.38
(0.20-2.01) (0.30-3.99) (0.25-8.26)

S1 (mg HC/g roca) *** 0.42 0.87 0.85
(0.01-1.43) (0.01-2.25) (0.02-2.41)




S2 (mg HC/g roca) *** 1.35 1.80 341
(0.15-3.99) (0.09-7.89) (0.15-8.92)
S3 (mg CO2/g roca) *** 0.04 0.31 0.20
(0.01-0.10) (0.01-1.47) (0.02-1.57)
Tmax (°C) *** 456 460 454
(441-461)  (448-472) (440 -465)
Porosidad (%) 2.0 6.0 3.0
(1.0-3.6) (1.1-135) (0.9-8.2)

(...): en el rango de valores.
* Basado en datos propios (modelados) y datos de Petroperu
** Basado en datos propios (modelados)
*** Basado en datos propios y datos de Petroperu

Figura 42

Histograma de la composicion mineraldgica en roca total de la formacién Muerto por
intervalos, mostrando los valores minimo (Min), maximo (Max) y promedio (Prom).
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Figura 43
Perfil estratigréafico de los intervalos de la formacion Muerto en la seccién Corcobado mostrando litologia, composicion mineraldgica, contenido organico, parametros de pirolisis, y porosidad.
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5.4  Estimacion de recursos prospectivos

En esta seccion se evaluo la aplicabilidad de la metodologia propuesta por Jarvie
(2012a), que permite estimar el potencial de generacion original (S20), y la metodologia
propuesta por Dahl et al. (2004), que, ademas del S20, también permite estimar la composicion
de los hidrocarburos generados (petréleo y gas). De los datos requeridos para la aplicacion de
la metodologia de Dahl et al. (2004), no se dispone de la relacion de transformacion del
querdgeno (TR), mientras de los datos requeridos por la metodologia de Jarvie (2012a), no se
dispone del indice de hidrégeno original (IHO0).

TAB. Disponibilidad de datos para calcular el S20 y la composicion de los hidrocarburos

generados
Metodoloaia Datos: Laboratorio Datos: no disponibles
g coT  sI  s2 TR IHo
1. Dahl et al. (2004) X X X
2. Jarvie (2012a) X X X

Dado que, por definicion, la TR puede calcularse a partir del IHo (Bordenave, 1993), a

continuacion, se evalta el IHo
e Indice de hidrdgeno original (IHo)

El IHo puede calcularse a partir de muestras en estado inmaduro, sin embargo, dado la
avanzada madurez termal de la formacion Muerto (1.0 %Ro) en los afloramientos (Figura 25),
esta no es una opcion. De acuerdo con la discusion previa, propuesta en la seccion “Geoquimica
organica”, se infirio que la calidad original del querdgeno corresponde al tipo 11, generador de
petréleo. Teniendo en cuenta el estado de madurez termal alcanzado (1.0 %Ro), el IHo fue
considerablemente mayor a el IH en su estado actual (IHy;yo= 298 mg HC/g COT). Por lo
tanto, analogamente a otras rocas generadoras de origen marino, se espera que el IHo de la

formacion Muerto se encuentre en el rango 300-700 mg HC/g COT (Jarvie, 2012a; Jones, 1984;
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Peters & Cassa, 1994). Finalmente, se realiz6 el calculo del IHo en base a la ecuacion de
Cornford et al. (2001), resultando en IHo de 498 mg HC/g COT.
e Relacion de transformacion (TR)

La TR fue estimada a partir de la ecuacion (1), resultando en TR de 0.55.
5.4.1 Composicion de hidrocarburos generados

La composicion del petroleo y gas generados fue estimada a partir del potencial de la
relacion de gas/petréleo (GORP, por sus siglas en inglés), propuesta por Dahl et al. (2004). De
acuerdo con esta metodologia, el querégeno vivo se se puede dividir en 2 componentes, uno
generador de petrdleo y otro de gas, y se les asigné los indices de hidrégeno propuestos por
Dahl et al. (2004) (IHpgtror.=700 mg HC/g COT y IHgas=250 mg HC/g COT). Al ajustar

estos componentes de acuerdo con la transformacion del querdgeno, se obtuvo la transparencia.

Tabla 17
Calculo del IHo, TR y GORP
Parametro Valores Derivacion Fuente
Tmax (°C) 455
IHyvo (Mg HC/g COT) 299
IHo (mg HC/g COT) 498 H+ IH (Tmaxg(; 435)
IH[1177 — IHo(1 — IPo)]
TR 0.56 —

IHo[1177 — IH(1 — IP)]

Composicion de hidrocarburos generados

HlpgrroL (Mg HC/g COT) 700 Organofacie B
Hlgas (Mg HC/g COT) 250 Organofacie C
IHTgr-pETROL (MY HC/g COT) 310 IHperrOL(1 — TR)
[Hrr_cas (Mg HC/g COT) 111 IH;as(1 — TR)

IHtr- —IH
GORP 0.06 TR—PETROL VIVO

IHTR—PETROL - HITR—GAS

Figura 44
Superposicion para TR=0.55, y visualizacion del GORP=0.03
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5.4.2 Potencial de generacion original (S20)

La determinacion del potencial de generacion original (S20) de una roca generadora
proporciona un medio cuantitativo para estimar el volumen total de hidrocarburos que puede
generar. Dado que la formacién Muerto ha estado sujeta a degradacion térmica, no es sencillo
determinar sus valores originales. Como alternativa, se exploraron dos métodos para calcular
el S2 original (S20) a partir de datos de COT Yy pirdlisis Rock-Eval.

e Meétodo de Dahl et al. (2004)

El S20 calculado mediante este método, se basa en la transformacién del querdégeno,
medida por la TR. Por lo tanto, el S20 fue calculado en 3.04, 4.06 y 7.71 mg HC/g roca para
los intervalos inferior, medio y superior respectivamente (Tabla 18).

e Meétodo de Jarvie (2012a)

Asumiendo que una roca generadora genera hidrocarburos cuya composicion es de
aproximadamente un 85% de carbono, que es un valor medio razonable para las rocas
generadoras marinas (Jarvie, 2012a). EI COT libre de bitumen y querdgeno (COTykfree) S€
calcula restando el carbono organico presente en el S1y S2. Al eliminar este carbono organico

(OC) residual da como resultado un COTykfree de 0.83, 1.09 y 1.66% en peso (Tabla 18). Luego,
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para estimar el carbono organico no generador original (NGOC) se considerd una correccion
debido al incremento de la formacion de residuo carbonoso (COTygocadjusted): 10 cual se restd
de los valores base de COT, lo que resultd en un COTygocadjustea d€ 1.63, 0.89 'y 1.46 % en
peso (Tabla 18).

El porcentaje del carbono orgénico generador (GOC) presente en el COTo (%GOCo)
se determiné a partir del IHo. Donde el IHo maximo se puede estimar por el reciproco del
contenido de carbono en los hidrocarburos, es decir, 1/0,085 o0 1177 mg HC/g COT. Usando
1177 mg HC/g COT como IHo maximo, el %GOCo se puede calcular mediante la relacion
IHo/1177. El porcentaje de carbono reactivo original sugiere que el 38% del COTo que podria
convertirse en petroleo (Tabla 18). Usando el COT actual medido con la correccion por
bitumen y/o petréleo y querdgeno en la roca y el incremento en NGOC causado por escasez de
hidrdgeno, se calcula un COT original de 0.46, 0.65 y 1.07 % en peso. Esto significa que el
potencial de generacion original (S20) fue de 5.71, 7.70 y 12.63 mg HC/g roca para los

intervalos inferior, medio y superior respectivamente.

Tabla 18
Calculo del potencial de generacién original (S20)
Descripcién Valor Derivacion
Inferior Medio Superior
COT (% en peso) 0.98 1.32 2.02
S1 (mg HC/g roca) 0.42 0.87 0.85
S2 (mg HC/g roca) 1.21 2.30 341
Calculo del S20 por el método de Dahl et al. (2004)
S20™ 304 406 771 52
1—TR
Célculo del S20 por el método de Jarvie (2012a)
0OC en S1 + S2 (% en peso) 0.15 0.23 0.36 0.085(S1 + S2)
COTpkfree (%0 €N pESO) 083 1.09 1.66 COT — (0Cin S1 + S2)
NGOCorrection (% €n peso) 0.20 0.20 0.20 [Ho x 0.0004
COTngocadjusted (%0 €N peso)  0.63 0.89 146  COTpkfree — NGOCorrection
%GOCo 42% 42%  42% [Ho/1177
COTo (% en peso) 1.09 1.55 2.54 COTncocadjusted
1 - %GOCo
GOCo (% en peso) 046 0.65 1.07 COTo — COTngocadjusted

S20® (mg HC/g roca) 541 7.70 12.63 G0Co/0.085
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5.4.2.1 Calculo en volumen por acre-pie

El potencial de generacion de la formacion Muerto esta compuesto por el gas generado
a partir del craqueo primario del querdgeno, y el gas generado a partir del craqueo secundario
del petréleo, debido a que la cuenca Lancones se encuentra mayormente en ventana de
generacion de gas (Figura 25).

Para estimar el potencial de generacion gas se definieron 2 escenarios de calculo en
base a los S20 previamente calculados, como se muestra en la Tabla 19.

Tabla 19
Definicién de 4 escenarios de calculo basado en el GORP y S20
Escenario Escenario
| 11
S2, S20M S20®)

Escenarios de calculo

El potencial de generacién de total de gas, proveniente del craqueo primario y
secundario, fue estimado en el rango de 200-355 mcf/ac-ft, 266-505 mcf/act-ft y 505-828
mpc/ac-pie (Tabla 20) para los intervalos inferior, medio y superior respectivamente (Figura
45).

Tabla 20
Potencial de generacion de gas de la formacion Muerto

Intervalo Intervalo Intervalo
inferior medio superior

Escenarios I I I I I I
GORP 0.06

S20 3.04 541 4.06 7.70 7.71 12.63
Crackeo primario

Petroleo generado a partir del 63 112 84 159 159 261
crackeo primario del querogeno (bbl/ac-ft)

Gas generado a partir del 22 39 30 56 56 92

crackeo primario del querogeno (mcf/ac-ft)

Crackeo secundario

Factor de correccion por insuficiente hidrégeno 47% 47% 47% 47% 47% 47%
Gas generado a partir del 177 315 237 449 449 736
craqueo secundario del petroleo (mcf/ac-ft)
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Potencial total de generacion de gas

(gas del crackeo primario + gas del crackeo

secundario)
(mcf/ac-ft)

200 355 266 505 505 828

Figura 45

Potencial de generacion de gas de la formacion Muerto por intervalos.
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5.4.3 Capacidad de almacenamiento
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La estimacién de la capacidad de almacenamiento se realiz6 por cada intervalo, ya que

la porosidad promedio en cada uno varia considerablemente. Para la estimacion de la capacidad

de almacenamiento, se tom6 como referencia el modelo propuesto por Jarvie, basado en

ecuaciones de estado no ideales a 2 condiciones de reservorio distintas. Este modelo que

muestra la capacidad de almacenamiento para porosidad entre 5-8%, fue extrapolado

linealmente a porosidad de hasta 2% para incluir el rango de porosidad que presenta la

formacion Muerto.

En la Tabla 21 se muestra el rango de capacidad de almacenamiento de la formacion

Muerto por cada intervalo y a diferentes condiciones de reservorio.

Tabla 21

Valores estimados de GIP (mcf/ac-ft) en dos condiciones de yacimiento diferentes
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) mcf/ac-ft a
Porosidad mcf/ac-ft a 70°C o
(%) and 3800 psi 180°C sgd 8000 Fuente
2 180 290 Extrapolado de
3 270 430 Jarvie et al. (2007)
4 360 570
5 450 710
6 540 850 )
; 630 990 Jarvie et al. (2007)
8 720 1130

5.4.4 Recursos prospectivos

La estimacidn del potencial de recursos corresponde a un volumen maximo de gas que
podria contener la roca, basado en la comparacion del potencial de generacion de hidrocarburos
que tiene la materia organica, y la capacidad que almacenamiento de la roca.

Esta estimacidn se realizo para las 2 condiciones de reservorio que se evaluaron en la
capacidad de almacenamiento.

En el Intervalo Inferior, bajo condiciones tipicas de reservorio 3800 psi / 70°C, el
potencial de generacion (200-355 mcf/ac-ft) excede a la capacidad de almacenamiento (180
mcf/ac-ft), por lo tanto, el potencial de recursos corresponde a la capacidad de almacenamiento
(180 mcf/ac-ft). Para condiciones de reservorio 8000 psi / 150°C, el potencial de generacion
(177-434 mcf/ac-ft) excede a la capacidad de almacenamiento (290 mcf/ac-ft) en algunos
casos, por lo tanto, el potencial de recursos se encuentra entre el menor potencial de generacion
y la capacidad de almacenamiento (177-290 mcf/ac-ft) (Figura 46).

En el Intervalo Medio, bajo condiciones tipicas de reservorio 3800 psi / 70°C, el
potencial se encuentra entre 266-505 mcf/ac-ft. Bajo condiciones de reservorio 8000 psi /
150°C, la capacidad de almacenamiento excede al potencial de generacion, por lo tanto, el GIP
se estima entre 332-760 mcf/ac-ft (Figura 46).

En el Intervalo Superior, el potencial de generacion supera ampliamente a la capacidad

de almacenamiento, bajo ambas condiciones de reservorio, por lo tanto, el GIP se estima en
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270 mcf/ac-ft bajo condiciones de reservorio 3800 psi / 70°C, y 430 mcf/ac-ft bajo condiciones

de reservorio 8000 psi / 150°C (Figura 46).

Figura 46
Estimacidon del potencial de recursos prospectivos
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CAPITULO VI: ANALISIS ECONOMICO

Este trabajo de investigacion ha desarrollado principalmente con fondos brindados por
CONCYTEC-BANCO MUNDIAL, los cuales fueron ganados en el concurso de Proyectos de
Investigacion Aplicada.

Dado la naturaleza de investigacion este trabajo, los costos fueron fuertemente
ajustados para poder cumplir con los objetivos de la investigacion. Por ejemplo, se pudo
obtener precios de andlisis de laboratorio significativamente rebajados, y las condiciones del
trabajo del campo solo contaron con lo minimo indispensable. De hecho, al realizar una
comparacion entre los costos de esta investigacion (Tabla 22), versus los costos estimados
asumiendo un enfoque comercial (Tabla 23), se muestra una diferencia de méas del 100%
(Figura 47).

Tabla 22
Costos de esta investigacion

Cantidad Precio unitario Costo total (S/.)

Geologia de campo

Reconocimiento geoldgico 1 1 S/7,500.00 S/7,500.00
Reconocimiento geolégico 2 1 S/9,000.00 S/9,000.00
Levantamiento de secciones estratigraficas y S/ 36,000.00 S/ 36,000.00
muestreo sistematico convencional 1
Muestreo sistematico con broca diamantina 1 S/9,000.00 S/9,000.00
Total S/61,500.00
Analisis de laboratorio
Petrografia 34 S/ 224.00 S/ 8,986.88
Difraccién de rayos X 30 S/224.00 S/7,929.60
Fluorescencia de rayos X 70 S/ - S/ -
Carbono organico total 26 S/40.00 S/ 3,952.00
Pirdlisis Rock-Eval 26 S/ 40.00 S/ 3,952.00
Porosidad crushing con Helio 24 S/12.50 S/1,140.00
Porosidad Resonancia Magnética Nuclear 24 S/ - S/ -
Envio de muestras 2 S/ 160.00 S/1,216.00

Total S/27,176.48




Tabla 23
Costos estimados considerando un enfoque comercial
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Cantidad Precio unitario

Costo total (S/.)

Geologia de campo

Reconocimiento geoldgico 1 1 S/7,500.00 S/7,500.00
Reconocimiento geoldgico 2 1
Levantamiento de secciones estratigraficas y S/200,000.00 S/ 200,000.00
muestreo sistematico convencional 1
Muestreo sistematico con broca diamantina 1 S/50,000.00 S/50,000.00
Total S/ 250,000.00
Anélisis de laboratorio
Petrografia 34 S/ 600.00 S/ 24,072.00
Difraccion de rayos X 30 S/ 600.00 S/21,240.00
Fluorescencia de rayos X 70 S/ 40.00 S/ 3,304.00
Carbono organico total 26 S/100.00 S/9,880.00
Pirdlisis Rock-Eval 26 S/100.00 S/9,880.00
Porosidad crushing con Helio 24 S/200.00 S/18,240.00
Porosidad Resonancia Magnética Nuclear 24 S/1,800.00 S/164,160.00
Envio de muestras 2 S/ 160.00 S/1,216.00
Total S/ 251,992.00
Figura 47
Comparacion de gastos realizados en esta investigacion vs costos proyectados con enfoque
comercial
S/300,000.00
S/ 250,000.00
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CAPITULO VII: CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

La formacion Muerto en la cuenca Lancones es una secuencia sedimentaria, de

composicion calcérea, enriquecida en materia orgédnica, con una madurez termal

correspondiente a la ventana de petréleo en los afloramientos (en promedio, Tmax de 455°C y

1%Ro0), y a la ventana de gas en subsuelo, en la mayor parte de la cuenca Lancones

(principalmente, >1.50 %Ro).

La formacion Muerto en el afloramiento Corcobado fue dividida en 3 intervalos, cuyas

principales caracteristicas se describen a continuacion:

El intervalo inferior (0 — 45 metros) se caracteriza por presentar matriz carbonatada,
con la mayor composicién de carbonatos (69%), en la fraccion arcillas, un elevado
contenido de illita (92%), y tanto el COT (0.92% en peso) como la porosidad (2.0%)
mas bajos de la seccion.

El intervalo medio (45 — 140 metros) se caracteriza por la intercalacion con capas de
tobas volcanicas. La secuencia sedimentaria se caracteriza por presentar una
composicion de carbonatos y silice altamente variable, un COT de 1.41% en peso, que
es ligeramente mayor al intervalo inferior. Este intervalo presenta un sector con alto
indice de produccion (IP > 0.4), lo cual podria ser indicativo de acumulacion de
hidrocarburos, y puede estar relacionado a la alta porosidad de este intervalo (6.0%).
El Intervalo Superior (140 — 278 metros) se caracteriza por presentar un contenido de
carbonatos y silice mayoritariamente homogéneo, en el rango 30-60% en ambos casos,
y el COT mas alto de la seccidn (2.38% en peso). Este intervalo presenta sectores con
un mejor potencial de roca generadora, como lo sugiere el indice de hidrégeno, que es

ligeramente mayor al resto de la seccion.
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La composicion de los hidrocarburos generados, de acuerdo con el potencial de la
relacion gas-petroleo, muestra un potencial de generacién principalmente de petréleo (94% de
petroleo y 6% de gas durante la etapa del craqueo primario).

Los recursos prospectivos, para condiciones tipicas de reservorio (3800 psi / 70°C), se
estimaron entre el potencial minimo de generacién de gas, y la capacidad de almacenamiento,
resultando en 177-180 y 332-540 mpc/ac-pie, para los intervalos inferior y medio
respectivamente. Para el intervalo superior, dado que el potencial minimo de generacion (504
mpc/ac-pie) excede a la capacidad de almacenamiento (270 mpc/ac-pie), por lo que esta Gltima
fue considerada como el potencial de recursos prospectivos. Analogamente, se estimaron los
recursos prospectivos, para condiciones de reservorio a mayor profundidad (8000 psi / 150°C),
como seria el caso de la parte méas profunda de la cuenca (al sur de la falla Huaypird), resultando
en 177-290, 332-760 y 430 mpc/ac-pie para los intervalos inferior, medio y superior se la
seccion.

Se recomiendan realizar trabajos de adquisicion de informacién complementarios, en
multiples afloramientos, y en subsuelo mediante pozos estratigraficos con el objetivo de
evaluar las tendencias areales y estratigraficas del potencial de esta secuencia.

La escala de trabajo deseable para futuros trabajos de campo es de al menos 0.5 — 1.0
metro, con un muestreo que tenga en distinga entre las capas laminares y masivas.

La fluorescencia de rayos X ha demostrado ser confiable para estimar el COT y
principales componentes minerales, por lo que se recomienda utilizarlo como un método rapido
de evaluacion de gran cantidad de muestras.

Se recomienda replicar la metodologia utilizada, como un método practico de

evaluacion de recursos prospectivos.
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