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L
a geoquímica orgánica es la 
ciencia que estudia el origen, 
distribución y alteración de la 

materia orgánica en el planeta Tierra. 
Si aplicamos estos principios a los 
hidrocarburos, esta rama de la geoquí-
mica se conoce como geoquímica 
de petróleo. La aplicación inicial y 
más conocida de la geoquímica del 
petróleo se enfoca a problemas ex-
ploratorios. Desde la década del 80 se 
utilizaron los conceptos geoquímicos 
para la resolución de problemas de 
reservorios y de producción (Larter et 
al. 1994, Larter y Aplin 1995). Estas 
aplicaciones se reconocen como 
Geoquímica de Reservorios y está 
basada en el reconocimiento de dife-
rencias composicionales significati-
vas entre los fluidos correspondientes 
a cada una de las capas productoras 
(heterogeneidades verticales) o en 
diferentes zonas del reservorio (hete-
rogeneidades laterales). 

Localmente, se ha desarrollado 
una metodología para discriminar el 
aporte de las capas individuales a la 
producción (alocación). Esta metodo-
logía se ha aplicado satisfactoriamente 
en los yacimientos Chihuidos de la 
Sierra Negra-Lomitas, Señal Cerro 
Bayo y Volcán Auca Mahuida de la 
Cuenca Neuquina (Labayén et al. 2004 
y 2005) y en las áreas de Manantiales 
Behr, Cañadón La Escondida, Cañadón 
Perdido, Zona Central y Los Perales 
de la Cuenca del Golfo de San Jorge 
(Fasola et al. 2005).

Los petróleos de la Cuenca del 
Golfo San Jorge se caracterizan por 
presentar diferentes grados de biode-
gradación, que determinan la coexis-
tencia de petróleos pesados y viscosos 
con petróleos muy livianos en un 
mismo yacimiento y, muchas veces, 
en un mismo pozo. Éstas son las hete-
rogeneidades que busca la geoquímica 
de reservorios.
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Al caracterizar los fluidos presentes 
en los niveles analizados es posible 
establecer sus correlaciones laterales y 
verticales (Marteau et al. 2002, Lovrin-
cevich et al. 2007) permitiendo deter-
minar los mecanismos de llenado de 
las trampas, establecer los procesos de 
alteración sufridos por los fluidos en 
los reservorios o durante la migración 
y comprender, mediante la integración 
con el modelo geológico, la interrela-
ción de la arquitectura de los reservo-
rios con la dinámica de los fluidos. 

En el presente estudio se analizan 
petróleos pertenecientes a punzados 
de capas en los pozos CVa-19, CVa-20, 
CVa-21, CVa-22, CVa-23, CVa-24, 
CVa-25, CVa-26 y CVa-28 pertene-
cientes al yacimiento Cañadón Vasco 
(figura 1) a efectos de: a) determinar 
las características composicionales de 
los petróleos ensayados; b) estable-
cer los procesos que afectaron a los 
petróleos determinando las compo-
siciones encontradas; c) comparar la 
distribución de estos fluidos vertical y 

lateralmente; y d) determinar el aporte 
a la producción en los pozos CVa-19, 
CVa-20 y CVa-21, donde se analizaron 
muestras de producción conjunta.

Cuenca del Golfo 
San Jorge – Flanco Oeste

La Cuenca del Golfo San Jorge 
(figura 1) es una amplia región ubi-
cada en la Patagonia central entre los 
paralelos 43 y 47 grados de latitud sur. 
Comprende la zona meridional de la 
provincia del Chubut, la parte norte 
de la provincia de Santa Cruz y gran 
parte de la plataforma continental 
argentina en el Golfo San Jorge.

Los reservorios de la Cuenca del 
Golfo de San Jorge se caracterizan por 
una alternancia de cuerpos arenosos 
y pelitas de origen fluvial y lacustre 
lo que le confiere la particularidad de 
constituir un sistema de reservorios 
múltiples o multicapas, acentuado 

por la fuerte compartimentalización, 
derivado de la estructuración y de la 
propia arquitectura aluvial (figura 2).

La evaluación de formaciones en 
las unidades reservorio de la Cuenca 
presenta muchas dificultades debido a 
la variabilidad litológica y a la influen-
cia del contenido de material volcáni-
co. En estudios previos, realizados en 
la zona del Flanco Oeste, se determi-
naron las características de los fluidos 
de capas individuales y de petróleos de 
producción de varios pozos de los ya-
cimientos Los Perales y Cerro Guadal 
Norte (Fasola et al. 2005).

La Fm. Bajo Barreal (Albiano tardío 
– Coniaciano) comprende dos miem-
bros. El Miembro Inferior presenta un 
tramo basal, denominado informal-
mente Sección Tobácea (Sanagua et al. 
2002), el cual está constituido por una 
alternancia de tobas, tobas arenosas y 
areniscas tobáceas. La sección superior 
del Miembro Inferior comprende 
areniscas y tobas intercaladas en una 
sucesión de limoarcilitas con impor-

Figura 1. Ubicación del área de estudio.
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tante aporte piroclástico.
El Miembro Superior presenta un 

arreglo similar de litologías, caracteri-
zado por una disminución en la parti-
cipación de material volcaniclástico. 

El ambiente de depositación para 
la Formación Bajo Barreal es flu-
vial, aunque diferentes autores han 
propuesto modelos paleoambientales 
marcadamente contrastantes. El rango 

de escenarios abarca desde corrientes 
efímeras (Hechem 1994) hasta ríos 
perennes en un clima templado hú-
medo (Bridge et al. 2000). En general 
se acepta que estas sedimentitas son 
producto de la actividad de sistemas 
fluviales en un ambiente caracterizado 
por el permanente aporte de material 
piroclástico, el cual presenta un máxi-
mo de participación en el tramo basal 

de la formación (Sección Tobácea).
La Fm. Castillo (Aptiano – Albia-

no) está constituida por sedimentos 
fluvio-lacustres depositados en una 
planicie aluvial próxima a áreas vol-
cánicas más elevadas. Se reconoce la 
alternancia de depósitos piroclásticos 
(tobas) correspondientes a los perío-
dos de actividad volcánica con depósi-
tos clásticos característicos de canales 

Figura 2. Columna Estratigráfica del Flanco Oeste de la Cuenca del Golfo San Jorge.
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fluviales (González et al. 2002).
La Fm. Pozo D-129 (Hauteriviano 

tardío – Aptiano temprano) posee 600 
m de tobas, areniscas, fangolitas oscu-
ras con materia orgánica y pirita, ca-
lizas delgadas con abundantes fósiles; 
depositadas en un sistema expandido 
de múltiples lagos bien estratificados, 
alimentados por deltas y con costas de 
ooides (González et al. 2002).

Los petróleos producidos en la 
Cuenca del Golfo de San Jorge son pe-
sados a medios con densidades típicas 
entre 15 y 30° API. El análisis de los 
fluidos obtenidos en capas individua-
les amplía el rango de densidades ya 
que se observan muestras entre 10 y 

35° API. Está ampliamente reconocida 
la existencia de biodegradación en 
la cuenca que explica los petróleos 
pesados y de alta viscosidad así como 
la mezcla de petróleos con diferentes 
grados de biodegradación (Villar et al. 
1996, Jalfin et al. 1999).

Fundamentos y metodología

Una de las observaciones más sor-
prendentes de la geoquímica de reser-
vorios es que todos los fluidos (agua, 
gas, petróleo) son composicional-
mente heterogéneos, tanto en sentido 
vertical como lateral (Larter y Aplin 

1995, Baskin et al. 1995). Mediante 
el análisis de estas heterogeneidades 
es posible entender los mecanismos 
de su migración y entrampamiento 
y utilizar este conocimiento para 
mejorar las estrategias de producción 
y desarrollo. Horstad y Larter (1997) 
propusieron una clasificación geoquí-
mica jerárquica de petróleos que 
permite discriminarlos sobre la base 
de su origen geológico y sus transfor-
maciones posteriores en subsuelo.

Una población de petróleos se 
define como el conjunto de petróleos 
que pueden diferenciarse de otros 
petróleos en una provincia geológica, 
sobre la base de propiedades geoquí-
micas relacionadas con su origen, es 
decir, que deben haberse generado en 
la misma roca madre, aunque pueden 
tener diferentes tiempos de generación 
y expulsión o niveles de madurez. 
Las familias de petróleos se definen 
como subgrupos de una población de 
petróleos con diferentes propiedades 
químicas o físicas. 

De esta forma, cada población de 
petróleos puede estar representada 
por varias familias con diferencias 
composicionales debidas a aquellas Al-
teraciones Primarias, relacionadas con 
la cinética de la generación (madurez, 
tiempo de generación y expulsión) o a 
Alteraciones Secundarias (maduración 
en reservorio, biodegradación, lavado 
con agua, fraccionamiento de fases 
durante la migración o por pérdidas 
del sello), relacionadas con modi-
ficaciones en las condiciones PVT 
(Presión-Volumen-Temperatura; Blanc 
y Connan 1993).

La cromatografía gaseosa capilar 
permite reconocer pequeñas diferencias 
composicionales, por lo que es una 
herramienta analítica muy útil para 
diferenciar las familias de petróleos 
determinadas por diferentes condicio-
nes migratorias y de entrampamiento.

El análisis de los petróleos totales 
por cromatografía gaseosa capilar per-
mite obtener la distribución de com-
ponentes de cada muestra de acuerdo 
con el número de átomos de carbono 
y con las características estructurales 
de los compuestos (hidrocarburos nor-
males o n-parafinas y ramificados o 
iso-parafinas). Es una técnica analítica 
ampliamente aplicada para el estudio 
de mezclas complejas, como es el caso 
de los petróleos.

Cuando el estudio es comparativo, 
la cualidad más apreciada de esta téc-

Figura 2. Continuación.
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nica es la reproducibilidad de los fin-
gerprints cromatográficos. Para lograr 
estos resultados se utiliza la cromato-
grafía gaseosa capilar con detector de 
ionización de llama (FID).

El cromatograma gaseoso capilar de 
un petróleo está constituido por más 
de 500 picos y hombros diferencia-
bles, de los que sólo una pequeña pro-
porción es identificada por correlación 
con patrones auténticos.

La cromatografía gaseosa capilar ha 
demostrado ser una herramienta muy 
útil en la evaluación de mezclas muy 
complejas. Sin embargo, debe tenerse 
en cuenta que, debido a las caracte-
rísticas de la técnica, los compuestos 
analizados deben vaporizarse sin 
descomponerse. En todos los petróleos 
negros, hay una fracción de compues-
tos polares pesados que no se puede 
determinar por cromatografía gaseosa 
porque no se puede volatilizar. Para 
tener en cuenta esta fracción de los 
petróleos, los estudios cromatográficos 
se deben complementar con otras de-
terminaciones, como el análisis SARA 
(determinación de compuestos satu-
rados, aromáticos, resinas y asfaltenos 
por cromatografía líquida), fracción de 
C20+, porcentaje de azufre, etc.

Para realizar la caracterización 
geoquímica de petróleos se identifican 
compuestos individuales como los n-

alcanos o n-parafinas, los isoprenoides 
(en especial pristano y fitano) y los 
distintos isómeros presentes en el ran-
go gasolina. Estos resultados permiten 
inferir las características generales de 
la roca generadora, su grado de madu-
ración y las alteraciones ocurridas des-
pués de la expulsión: biodegradación, 
lavado con agua, fraccionamiento por 
evaporación o mezcla de petróleos.

Un efecto característico de la 
biodegradación en los fingerprints 
cromatográficos es el incremento del 
fondo correspondiente a compuestos 
cíclicos y ramificados no resueltos. Se 
calcularon parámetros que miden la 
proporción de fondo cromatográfico 
en distintas zonas del fingerprint, por 
lo que se asocian a diferentes grados 
de biodegradación. En la figura 3 se 
detalla la determinación de las respec-
tivas áreas cromatográficas.

Estas relaciones disminuyen con la 
pérdida de compuestos generalmente 
asociada a biodegradación. La Rela-
ción de Biodegradación de Acíclicos 
(RBA, Mason et al. 1995) es la relación 
entre el pico de pristano respecto de 
éste medido con el fondo correspon-
diente. Es una medida del grado de 
biodegradación aplicable aun cuando 
han desaparecido las n-parafinas y 
comienzan a biodegradarse los isopre-
noides. Otro parámetro, la Relación 

de Biodegradación de Parafinas (RBP), 
es una relación similar entre las n-
parafinas en el rango C-27 a C-31 y es 
aplicable especialmente en las mezclas 
con petróleos paleobiodegradados. 
Las relaciones “n-Parafina vv/ fondo” 
para C17 y C25 también muestran la 
biodegradación por la disminución de 
las n-parafinas. Todas estas relaciones 
presentan valores máximos en los pe-
tróleos normales no alterados (siempre 
menores de la unidad) y disminuyen 
con los procesos de biodegradación 
(figura 3).

Además, para comparar los finger-
prints cromatográficos se utilizan dos 
métodos de correlación:

1. La comparación de los fin-
gerprints se realiza mediante los 
contenidos porcentuales de parafinas 
normales (n-parafinas) e iso-parafinas 
en todo el rango cromatográfico. 
Esta metodología se basa en una idea 
diferente respecto a la selección de 
los picos o compuestos a conside-
rar. Opuestamente a la metodología 
geoquímica exploratoria, no se da 
peso diferente a ningún conjunto 
de picos en particular sino que se 
intenta utilizar todo el fingerprint. Se 
ha comprobado que esta metodología 
es poderosa mediante su aplicación a 
muchos pares de muestras de distin-
tas cuencas petroleras argentinas (La-

Figura 3. Parámetros de 
biodegradación
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bayén et al. 2004 y 2005, Fasola et al. 
2005, Marteau et al. 2002, Lovrince-
vich et al. 2007). También es aplicable 
en muestras de productos de comer-
cialización (naftas, diesel o gasoil, 
fueloil, kerosene, aceites lubricantes, 
etc.), en su detección como contami-
nantes y por adulteraciones.

2. El otro método consiste en la 
selección de parámetros que de acuerdo 
con el examen visual del cromato-
grama pueden resaltar las diferencias 
composicionales entre los grupos de 
petróleos. La metodología más utilizada 
es la elaboración de una Matriz 
de Relaciones que se utiliza para 
correlacionar las muestras por 
distintos métodos, tanto numéri-
cos como gráficos (Mc-Caffrey et 
al. 1996; Callejón-Jiménez 1995; 
Nederlof et al. 1995; Kaufman et 
al. 1987, 1990, 2002).

En ambas metodologías los 
fingerprints cromatográficos se 
transforman en matrices de datos 
numéricos. La comparación de 
estos datos puede realizarse en 
forma gráfica o numérica. La 
comparación gráfica de estos 
compuestos, ya sea de áreas 
normalizadas o de relaciones, se 
realiza mediante gráficos estrella 
o polares en los que se obtiene 
una figura poligonal para cada 
muestra de petróleo. La compara-
ción numérica se realiza mediante 
dendrogramas obtenidos a partir 
de los coeficientes de distancia.

En los pozos con varias 
capas productoras suele ser muy 
complejo determinar el aporte 
de cada una y su variación con 
el tiempo de producción. Los 
métodos comparativos descriptos 
más arriba permiten determi-
nar el porcentaje de aporte de 
cada una de ellas (Alocación de 
la producción). Para este fin se 
emplea el análisis de los petróleos 
correspondientes a cada capa y 
del petróleo de producción.

La reproducibilidad de la téc-
nica cromatográfica ha demos-
trado ser tan buena que permite 
comparar los fingerprints croma-
tográficos de los punzados y el 
petróleo de producción inicial 
con nuevas muestras de produc-
ción analizadas mucho tiempo 
después. Como parte del método 
de análisis, se controlan las varia-
ciones analíticas para minimizar 

su incidencia en los resultados y, 
además, se conservan las muestras en 
condiciones adecuadas para repetir 
análisis periódicamente.

La metodología para discriminar el 
aporte de las capas individuales a la 
producción se detalla en Labayén et al. 
(2004, 2005) y Fasola et al. (2005).

Para cada petróleo de producción se 
obtiene una “mezcla” o composición 
representativa, minimizando los cua-
drados de las diferencias porcentuales 
en los parámetros elegidos. La mezcla 
se expresa como los porcentajes peso 

en peso de los fluidos aportados por 
cada capa.

Discusión de resultados

Caracterización de petróleos
A partir de la evaluación de los 

parámetros calculados con n- e iso-
parafinas, isoprenoides, compuestos 
de rango gasolina, residuo C20+ y el 
contenido de azufre se determinan las 
características geoquímicas de cada una 
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de las muestras estudiadas.
Con el fin de comparar numérica-

mente a estos petróleos entre sí se apli-
ca el método de análisis multivariado, 
obteniéndose el dendrograma de la fi-
gura 4. Este gráfico se realizó utilizando 
el Coeficiente de Distancia (parámetro 
estadístico que representa la distancia 
geométrica entre las distintas muestras 
en un hiperespacio con tantos ejes 
como parámetros se utilizan; en el 
presente caso se tienen 47 parámetros 
y 44 muestras). Este coeficiente puede 
tomar cualquier valor mayor o igual 
que cero, como una distancia geomé-
trica. Al comparar un par de muestras, 
el valor mínimo (cero) significa que 
ambas son idénticas y los valores ma-
yores se interpretan como indicadores 
de mayores diferencias.

El dendrograma permite agrupar las 

muestras en función de esa distancia 
geométrica en forma jerárquica, por lo 
que valores más bajos de este pará-
metro (ramas más cortas del dendro-
grama) indican mayor semejanza de 
las muestras. Los racimos de muestras 
formados en estos dendrogramas 
reúnen las muestras en función de sus 
características similares. Tomando en 
cuenta las características predominan-
tes en cada grupo separado se lo asocia 
a una familia de petróleos.

En los distintos estudios realizados 
en petróleos de la cuenca, se recono-
cieron cuatro familias de petróleos: 
Livianos, Alterados, Sin Alteración y 
Mezclas. En este conjunto de muestras 
se reconocen diferentes tipos de mez-
clas. Las características de cada una se 
resumen en la figura 4.

Heterogeneidad vertical

La distribución vertical de los pe-
tróleos de los pozos estudiados en la 
Cuenca del Golfo San Jorge general-
mente es muy compleja y no permite 
asociar una familia de fluidos a cada 
formación. El Yacimiento Cañadón 
Vasco es el primero de la Cuenca en 
el que es posible asociar familias de 
petróleo con cada formación. La dis-
tribución de fluidos es la siguiente:
1. Fm. Bajo Barreal: Ensayos someros: 

Mezcla de petróleo paleobiodegra-
dado con petróleo con moderada 
biodegradación y con petróleo livia-
no (familia de petróleos D; figura 6).

Figura 5. Características de las familias de petróleos en el Yacimiento Cañadón Vasco.

Figura 4. Dendrograma calculado con coeficientes de distancia para las 44 muestras analizadas 
con 47 parámetros geoquímicos.
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2. Fm. Bajo Barreal: Ensayos profundos: 
Mezcla de petróleo con moderada 
biodegradación con petróleo liviano 
(familia de petróleos C; figura 6).

3. Sección Tobácea: Mezcla de petró-
leo con moderada biodegradación 

y de petróleo liviano (familia de 
petróleos AT; figura 7).

4. Fm. Castillo: Mezcla de petróleo 
con moderada biodegradación y 
baja proporción de petróleo liviano 
(familia de petróleos AC; figura 8).

Mezclas y mecanismo de 
llenado de trampas

Las muestras caracterizadas como 
mezclas de petróleos (figura 9) pre-
sentan parámetros correspondientes 
a diferentes fracciones que indican 
características diferentes como el 
grado de biodegradación o la madu-
rez (Mason et al. 1995, George et al. 
2005). Generalmente las implicancias 
de estos resultados son incompatibles 
entre sí y generan situaciones paradó-
jicas, si se considera un único evento 
de generación, migración, carga de la 
trampa y alteración de los petróleos. 
En consecuencia, las mezclas de 
petróleos sólo pueden ser explicadas 
mediante un mecanismo complejo 
de llenado de las trampas que inclu-
yen procesos alternados de expul-
sión, entrampamiento y alteración 
de los fluidos.

En función de las características 
geoquímicas de las diferentes familias 
de petróleos descriptas en el Yaci-
miento Cañadón Vasco se propone 
un mecanismo complejo de llenado 
de trampas que se esquematiza en la 
figura 10 y que puede describirse en 
los siguientes pasos: 
1. Evento de carga 1: Niveles arenosos 

de la Fm. Bajo Barreal se cargan con 
petróleo de expulsión temprana. 
Se produce intensa biodegrada-
ción en los niveles más someros y 
moderada biodegradación en los 
más profundos. Hay pérdida de los 
componentes más livianos debido 
a la ineficiencia de los sellos. Los 
fluidos resultantes de estos procesos 
de alteración son petróleos pesados 
y muy viscosos que generalmente 
quedan en el reservorio como fase 
residual.

2. Evento de carga 2: Todas las tram-
pas se cargan con petróleo más 
maduro. En todos los niveles se 
produce biodegradación moderada 
que afecta la fracción C18-.

3. Evento de carga 3: Diferentes pro-
porciones de petróleo muy liviano 
y muy maduro cargan todos los 
reservorios excepto en el grupo B 
(CVa-20 a 917 mbbp). Estos hidro-
carburos livianos pueden ser gene-
rados por rocas madres profundas o 
pueden remigrar desde reservorios 
más profundos.
Los diagramas de tortas de la figu-

ra 10 reflejan aproximadamente la 

Figura 6. Distribución areal de fluidos en Fm. Bajo Barreal.

Figura 7. Distribución areal de fluidos en la Sección Tobácea.
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participación de los diferentes petró-
leos a cada mezcla. El sombreado en 
los petróleos de los dos primeros 
eventos de carga refleja el grado de 
biodegradación.

De esta forma, se logra explicar 
la leve diferencia observada entre 
las familias AT y AC (Grupo A de la 
Sección Tobácea y de la Fm. Casti-
llo, respectivamente); en la primera 
hay mayor proporción de petróleo 
liviano. La carga de un nivel arenoso 

depende fundamentalmente de la 
permeabilidad de la roca reservorio y 
de la presión del fluido de cada even-
to de carga, siempre que se preserve 
la vía de migración que comunique a 
ambas rocas. 

Las mezclas de petróleos pueden 
producirse en los poros y pueden 
ser homogéneas (producidas por 
desplazamiento de fluidos miscibles) 
o heterogéneas (cada petróleo se dis-
tribuye en diferentes poros). Además, 
debe tenerse en cuenta que la mezcla 
observada en el fluido de un ensayo 
de pozo puede generarse por aportes 
diferentes, alojados en niveles areno-
sos de pocos centímetros de espesor. 
Cuando la mezcla es homogénea, la 
composición del fluido producido se 
mantiene constante en el tiempo pero 
en las distribuciones heterogéneas 
los petróleos se hacen más pesados y 
viscosos con la historia de producción. 

Figura 8. Distribución areal de fluidos en Fm. 
Castillo.

Figura 9. Composición de mezclas de petróleo.
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En muchos yacimientos de la Cuenca 
se ha observado este comportamiento 
de los petróleos de producción (M. 
Crotti, comunicación personal).

La comparación del petróleo ensa-
yado y de los extractos de muestras de 
los niveles arenosos correspondientes 
puede ayudar a comprender cómo se 
distribuyen los fluidos en el reservo-
rio. Si ambos son iguales, entonces 
la distribución es homogénea pero si 
los fingerprints son diferentes, gene-
ralmente en el extracto se reconoce 
petróleo más pesado, entonces se 
puede asumir una distribución 
heterogénea.

Continuidad lateral  
de los reservorios

En vista de la buena corre-
lación entre las familias de 
petróleos y las formaciones en 
el Yacimiento Cañadón Vasco, 
es posible utilizar los fluidos 
alojados en los niveles areno-
sos como trazadores naturales 
para buscar la continuidad 
lateral de los reservorios. Esta 
aplicación de la geoquímica se 
fundamenta en el concepto de 
que en reservorios continuos 
deben encontrarse petróleos si-
milares y los petróleos alojados 
en reservorios incomunicados 
tanto vertical como lateralmen-
te, deben presentar diferencias 
significativas.

Por ejemplo, en un corte que 
incluye los pozos CVa-22, CVa-
19, CVa-25, CVa-24 y CVa-23 
(corte A-A´), se puede ver que 
la Fm. Bajo Barreal presenta 
una clara continuidad lateral 
de los fluidos entre los cuatro 
pozos del sur y una marcada 
diferencia con el pozo CVa-22. 
Esta distribución de los fluidos 
es coherente con el modelo 
geológico (figura 11).

Alocación de la 
producción

La metodología geoquími-
ca para la discriminación del 
aporte de capas individuales a la 
producción se desarrolló a partir 
del estudio realizado sobre pe-

tróleos del Yacimiento Chihuido de la 
Sierra Negra-Lomitas producidos por 
los Miembros Avilé y Troncoso y la 
Fm. Rayoso. La base de esta metodo-
logía radica en el reconocimiento de 
diferencias composicionales signifi-
cativas entre los fluidos correspon-
dientes a las capas individuales. En 
la Cuenca del Golfo San Jorge se aplicó 
esta metodología en el pozo LP- 2102 del 
Yacimiento Los Perales y en pozos de los 
yacimientos Zona Central y Cañadón La 
Escondida con muy buenos resultados.

Para aplicar la metodología en este 

conjunto de petróleos se utilizaron los 
parámetros empleados en la resolución 
del petróleo de producción de los po-
zos LP-2102 y LP-2339 del Yacimiento 
Los Perales. En este estudio se dispone 
de muestras de petróleo de producción 
en los pozos CVa-19, CVa-20 y CVa-21.

Los resultados de esta metodología 
son los porcentajes de aporte de cada 
capa estimados numéricamente que 
explican mejor la composición del 
petróleo de producción.

Los porcentajes obtenidos para la 
muestra de producción del pozo CVa-
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19 indican un aporte del 75% en peso 
de la Fm. Bajo Barreal (con claro predo-
minio del nivel más profundo), un 4% 
del petróleo correspondiente a la Serie 
Tobácea y el resto (21%) sería aportado 
por la Fm. Castillo. 

En el pozo CVa-20, el aporte 
predominante es de la Sección To-
bácea con 86% y el 14% restante se 
atribuye al Mb. Superior de la Fm. 
Bajo Barreal. La Fm. Castillo no fue 
ensayada en este pozo.

Los resultados de alocación del 
pozo CVa- 21 asignan un aporte pre-
dominante del 51% a la Fm. Castillo 
y el resto proviene de Bajo Barreal y 
Tobácea con iguales aportes.

Para evaluar la calidad de la esti-
mación realizada, se comparan los 
parámetros medidos en el petróleo 
de producción con los ponderados 
mediante los porcentajes calculados 
por la metodología de alocación. La 
comparación se realiza en forma gráfi-
ca, con diagramas estrella, y en forma 
numérica mediante los coeficientes de 
correlación y de distancia.

Cuando se comparan las poligo-
nales medidas y calculadas para los 
petróleos de producción, puede verse 
su alto grado de correlación. Además, 
al comparar estos gráficos con las 
poligonales de los petróleos punzados, 
puede observarse que las relaciones 
calculadas describen mejor al petróleo 
de producción que cualquiera de los 
petróleos de capas individuales.

Los coeficientes de correlación 
del petróleo de producción con los 
petróleos de capas individuales son 
muy altos, indicando alta similitud. El 
coeficiente de distancia entre los pará-
metros medidos y los estimados en los 
tres pozos es menor que cualquiera de 
los obtenidos con los petróleos de ca-
pas individuales. Éste es un excelente 
indicador de la alocación realizada.

Conclusiones

El diferente grado de biodegrada-
ción encontrado en los petróleos de 
la Cuenca del Golfo San Jorge se ha 

utilizado para:
1. Relacionar la presencia de 

mezclas de petróleos con una historia 
compleja de llenado de trampas y 
eventos de alteración. Esto permitió: 

a) establecer los procesos de alte-
ración sufridos por los fluidos en los 
reservorios o durante la migración,

b) comprender la interrelación de 
la arquitectura de los reservorios con 
la dinámica de los fluidos, y 

c) generar un modelo de distribución 
de fluidos en forma independiente de 
la información geológica que puede 
ayudar a una mejor comprensión del 
comportamiento del reservorio.

2. Determinar la continuidad o 
discontinuidad de los reservorios 
mediante las heterogeneidades verti-
cales y laterales de los petróleos. Esta 
aplicación se basa en datos inde-
pendientes que deben correlacionar 
con el modelo geológico y aporta 
información para decidir el desarro-
llo de la producción del yacimiento. 
Además, permite alocar la producción 
en reservorios multicapa con produc-

Figura 10. Modelo de llenado de trampas para el Yacimiento Cañadón Vasco.



47Petrotecnia • diciembre, 2008 |

ción conjunta.
3. Determinar el aporte de cada 

capa en la situación real de produc-
ción del pozo. Esta metodología es 
independiente de la producción de 
agua, no es necesario interrumpir la 
producción del pozo, puede utilizar-
se como herramienta de monitoreo 
periódico de la producción y puede 
ayudar a interpretar variaciones en la 
producción con el tiempo.
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