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Resumen y Abstract  

 

Resumen 

El interés por determinar la potencialidad hidrocarburífera de reservorios adicionales a los 

principalmente productores de edad Cenozoica en el Valle Medio del Magdalena, ha 

conducido a realizar un modelamiento del sistema petrolífero que involucre a la 

Formación Los Santos de edad Cretáceo inferior como reservorio potencial. A partir de la 

integración de datos extraídos de diferentes disciplinas como geofísica, geoquímica, 

estratigrafía, petrofísica y de estructura térmica a nivel de subcuenca, permitió la 

construcción de un modelo geológico tridimensional de carga de hidrocarburos para la 

región central del VMM, definiendo dos intervalos de rocas generadoras conformados por 

la Formación Tablazo y La Luna y estableciendo como unidades reservorios a la 

Formación Los Santos junto a las unidades Cenozoicas. Existen dos pulsos de 

generación/expulsión de hidrocarburo en la zona de investigación, donde el primero 

evento ocurre hacia el Cretáceo tardío-Eoceno temprano el cual llena estructuras 

Cretáceas y un segundo evento que inicia en el Eoceno tardío y alcanza su mayor aporte 

hacia el Mioceno tardío, cargando el objetivo estratigráfico de interés. Los sistemas 

petrolíferos hipotéticos definidos en el área de estudio son: Tablazo ï Los Santos y La 

Luna ï Los Santos (.). Se considera que existe un potencial hidrocarburífero de 

moderado a alto para La Formación Los Santos, la cual puede llegar a ser de gran 

interés para posteriores estudios y evaluaciones económicas para su desarrollo 

comercial. 

 

Palabras clave: Formación Los Santos, Cretáceo inferior, Modelamiento de Sistemas 

petrolíferos, Modelo geológico de carga, Cuenca Valle Medio del Magdalena, Sistema 

petrolífero. 
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Abstract 

The interest to determine the hydrocarbon potential in additional reservoirs to the mainly 

producers of Cenozoic age in the Middle Magdalena Valley (VMM) has led to the 

petroleum system modelling that include the Los Santos Formation of Lower Cretaceous 

age as a potential reservoir. The integration of data from different disciplines such as 

geophysics, geochemistry, stratigraphy, petrophysical and of thermal structure at sub-

basin scale, allowed of the construction of a three-dimensional hydrocarbon charge model 

in the central region of VMM, defining two source rock intervals corresponding to Tablazo 

and the La Luna Formation, and as reservoir units, intervals from Los Santos Formation 

and Cenozoic units. There are two hydrocarbon generation / expulsion pulses in the study 

area, the first one occurred in the Late Cretaceous-Early Eocene which filled Cretaceous 

structures and, the second one that began in the Late Eocene and reached its greatest 

contribution during the late Miocene, charging the stratigraphic target interest. The 

hypothetical petroleum systems defined in the study area are: Tablazo - Los Santos and 

La Luna ï Los Santos (.). It is considered that there is a moderate to high hydrocarbon 

potential in the Los Santos Formation, which can be of great interest for later studies and 

for economic evaluations aimed to its commercial development. 

 

Keywords: Los Santos Formation, Lower Cretaceous, Petroleum System Modelling, 

Hydrocarbon charge model, Middle Magdalena Valley Basin, Petroleum System.  
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IP Invasion Percolation  

Km Kilómetros  

km2 Kilómetros cuadrados  

Ma. Millones de años   
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Símbolo Término Unidad  

MAX. Máximo  

Mbo. Miembro  

mD milidarcy   

Mtons Megatoneladas  

MIN. Mínimo  

NE  Noreste  

N-S Norte-Sur  1 

NW-SE Noroeste-Sureste  

PVT  Pressure ï Volume ï Temperature  

PWD Paleo Water Depth   

Ro Reflectancia de Vitrinita % 

Ro - EQ Reflectancia de Vitrina Equivalente  % 

SGR Shale Gouge Ratio  

SHT Shallow Hole Temperature  

SILAB Sistema de Información de Laboratorios  

S.L Serranía de San Lucas  

SP Spontaneous Potential  

SW Suroeste  

SW-NE Suroeste-Noreste  

SWIT Sediment-Water Interface Temperature  

S2 Potencial para generar petróleo mgHC/g 

Tmax Temperatura Máxima  

TR Tasa de transformación  

VMM Valle Medio del Magdalena  

W Oeste  

(!) Sistema petrolífero conocido  

(.) Sistema petrolífero hipotético  

°C/Km. Grados por kilometro  

°C Grados Centígrados  

°F Grados Fahrenheit  

°API American Petroleum Institute   



 

1 Introducci·n 

García & Parra (2003), Rangel et al., (2002), Córdoba et al., (2001), Mora et al., (1996), 

entre otros autores que han estudiado el sistema petrolífero del Valle Medio del 

Magdalena, establecen como rocas generadoras de hidrocarburos a las formaciones 

Rosablanca, Paja, Tablazo, Simití, La Luna y Umir, y como roca reservorios a las 

formaciones Lisama, La Paz, Esmeraldas, Mugrosa, Colorado, secuencia Cretácica 

superior y posiblemente secuencia Cretácica inferior. Los trabajos de Malagón & Valentín 

(2001), Córdoba et al., (2000) y Suárez et al., (2000), son la base fundamental del 

presente trabajo de investigación, ya que indagan sobre el posible potencial que puede 

llegar a tener las arenas basales del Cretáceo inferior (Formación Los Santos) y en 

general, la secuencia Cretácica inferior como roca generadora, por lo que a través del 

modelamiento del sistema petrolífero en el área se busca definir la prospectividad del 

intervalo de interés. 

 

A lo largo del desarrollo del trabajo de investigación, se busca comprender el proceso 

generación, expulsión, migración y entrampamiento de hidrocarburos en las arenas 

basales del Cretáceo inferior en la región central de la cuenca del Valle Medio del 

Magdalena mediante el modelamiento de su sistema petrolífero, llegando a definir el nivel 

de potencialidad hidrocarburífera que pueda alcanzar la Formación Los Santos, a partir 

de la existencia de modelos geológicos tridimensional de carga de hidrocarburos 

regionales creados por diversos autores en el VMM, donde se encuentran integrados 

diversos datos como de subsidencia, compactación de la columna estratigráfica, 

condiciones térmicas, caracterización química de la rocas generadoras entre otros. 

 

La información base para ejecutar este proyecto corresponde a documentos relacionados 

con la prospectividad geológica en el área de estudio, interpretaciones sísmicas de 

horizontes, fallas y mapeos estructurales, reportes de pozos exploratorios, secuencias 

estratigráficas, registros eléctricos, análisis bioestratigráficos, topes e información 
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petrofísica, datos de análisis geoquimicos de roca y fluido, tempretatura de fondo y 

modelos geológicos previos. Todos estos datos son claves como parámetros de entrada 

para lograra el modelamiento del sistema petrolífero del área, los cuales son integrados 

en el software PetroMod, arrojando diversos resultados para su posterior análisis y así, 

establecer la potencialidad del intervalo estratigráfico de interés. 

1.1 Objetivo general 

Elaborar un modelo geológico tridimensional para la generación, expulsión, migración y 

entrampamiento de hidrocarburos en las arenas basales del Cretáceo inferior en la región 

central de la cuenca del Valle Medio del Magdalena, Colombia, que permita entender el 

potencial de carga y acumulación de hidrocarburos en el intervalo estratigráfico de 

interés. 

1.2 Objetivos específicos 

Á Reconstruir la evolución geológica del área con base en la información existente en el 

área de investigación como datos de pozos, registros eléctricos, estratigrafía, datos 

de temperatura, información geofísica y geoquímica. 

Á Construir un modelo geológico tridimensional de carga de hidrocarburos, calibrarlo y 

definir áreas potenciales en la Formación Los Santos del Cretáceo inferior, tomando 

como referencia el análisis del sistema petrolífero propuesto por Magoon & Dow 

(1994). 

Á Estimar los volúmenes potencialmente acumulados en el reservorio de interés. 

1.3 Localización del área de estudio 

El área de investigación se encuentra en la región central de la cuenca del Valle Medio 

del Magdalena, con un área de 4.795 km2, localizada principalmente sobre el 

departamento de Santander, en jurisdicciones de los municipios de Barrancabermeja, 

Puerto Wilches, Sabana de Torres, San Vicente de Chucurí, Puerto Parra, Simacota, 

Cimitarra y Yondó (Antioquia) (Figura 1-1). 
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1.4 Rasgos estructurales y contexto geológico 

El VMM es una cuenca tipo antepaís que abarca parte de los departamentos de Boyacá, 

Santander, Cundinamarca, Antioquia, entre otros. Se ubica en Ia región central de 

Colombia entre las cordilleras Oriental y Central, limitando al este por el cinturón plegado 

del piedemonte occidental de la Cordillera Oriental, al sureste se presenta el sistema de 

fallas de la Salina y Bituima (S.F.B.L.S) y al noreste con el sistema de Falla de 

Bucaramanga-Santa Marta (S.F.B.S.M); al norte limita con el sistema de fallas de Espíritu 

Santo (S.F.E.S); al oeste la secuencia de sedimentos del Neógeno se acuña contra rocas 

metamórficas de la Cordillera Central (C.C) y Serranía de San Lucas (S.L); y al sur 

marcado por el rasgo estructural del cinturón plegado de Girardot (C.P.G), se encuentra 

la Falla de Ibagué (Sarmiento, 2011) (Figura 1-2).  

 

Figura 1-1. Mapa de localización del área de investigación en la cuenca del Valle 

Medio del Magdalena, Colombia. 
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1.4.1 Rasgos estructurales 

El VMM presenta variados estilos estructurales desarrollados durante diferentes 

episodios tectónicos de su evolución, principalmente de edad Paleoceno tardío- Eoceno 

temprano y Mioceno medio-Plioceno, relacionados con los levantamientos de la 

Cordillera Central y Oriental (Cooper et al., 1995). 

 

La zona oriental presenta un sistema de fallas inversas, predominantemente de 

cabalgamiento, con tendencia NE-SW y vergencia hacia el occidente, correspondiente al 

sistema de fallas Bituima ï La Salina, que involucran basamento y responden a la 

inversión de fallas normales, durante varios pulsos tectónicos ocurridos desde el 

Cretáceo tardío (Cooper et al., 1995).  

 

Figura 1-2. Localización de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena VMM, 

configuración estructural y área de investigación (modificado de Sarmiento, 2011). 

 

 

La Falla de Bucaramanga-Santa Marta ubicada al noreste corresponde a una falla de 

rumbo sinestral de amplia influencia en la conformación estructural actual del sector 

noreste de Suramérica. La región central de la cuenca se destaca por la presencia de 
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anticlinales apretados y sinclinales asimétricos orientados N-S, destacándose como 

estructura principal el Anticlinal de la Cira-Infantas. El límite occidental presenta fallas 

inversas y de cabalgamiento, con vergencia principal hacia el Oriente y una fuerte 

componente transpresiva (Cooper et al., 1995). 

1.4.2 Geología de superficie del área 

Geológicamente el área de trabajo se encuentra principalmente cubierta por sedimentos 

Cuaternarios y rocas de la Formación Mesa en la mayor parte de la zona de estudio. La 

litología va cambiando hacía el oriente de la cuenca en la zona del piedemonte occidental 

de la Cordillera Oriental, dando paso a afloramientos de rocas Paleógenas y 

gradualmente observándose afloramientos de rocas Cretácicas y Jurásicas que se 

encuentran fuera del área de estudio (Figura 1-3). 

 

Figura 1-3. Mapa geológico de superficie en el área de investigación (tomado de 

Ariana, 2009). 
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1.5 Estratigrafía generalizada  

La cuenca del VMM está compuesta en gran parte por una secuencia sedimentaria, la 

cual abarca rocas desde el pre-Cretáceo hasta el reciente (Royero & Clavijo, 2001), que 

puede ser separada en cuatro intervalos principalmente (Córdoba et al., 2000) (Figura 1-

4): 

 

Figura 1-4. Columna estratigráfica generalizada de la cuenca del VMM (tomado de 

Barrero et al., 2007). 
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-Sedimentitas Jurásicas y Cretácicas basales (Berriasiano) de origen fluvial (formaciones 

Jordán, Girón, Tambor y Los Santos). 

-Sedimentitas Cretácicas (formaciones Cumbre, Rosablanca, Paja, Tablazo, Simití, 

Areniscas de Chiquinquirá, La Luna y Umir) de origen marino a paludal, afectadas por 

variaciones del nivel del mar y por tectonismo. Dentro de este ciclo deposicional de 

primer orden se incluye a la Formación Lisama, depositada en ambientes deltaicos. 

-Sedimentitas Paleógenas-Neógenas de origen predominantemente fluvial (formaciones 

La Paz, Esmeraldas, Mugrosa, Colorado, Real y Mesa). 

1.5.1 Triásico - Jurásico 

La Formación Jordán de edad Jurásico inferior (Cediel, 1968) está constituida por 

areniscas gris verdosas, de grano grueso a ligeramente conglomeráticas, con 

estratificación cruzada e intercaladamente se presentan niveles de arcillolitas gris 

verdosas. En la parte superior se encuentran intercalaciones de limolitas, color marrón 

rojizo a rojo grisáceo y areniscas de grano fino en capas medianas. Existen capas 

delgadas de tobas soldadas félsicas. El ambiente de depósito es de tipo continental 

vulcanoclástico y su espesor varía entre 300 y 660 m (Ward et al., 1973).  

 

La Formación Girón de edad Jurásico superior fue descrita por varios autores pero el 

estudio más detallado y completo es de Cediel (1968),quien describió y midió un total de 

4650 m y la dividió en ocho conjuntos litológicos (A-H), que corresponden a las 

formaciones Girón (Conjuntos A-G) y Los Santos (H). Está compuesta por areniscas de 

grano medio, grueso a ligeramente conglomerático, de color rojo violáceo, rojo grisáceo y 

gris verdoso, estratificación cruzada, en capas gruesas, con interestratificaciones de 

limolitas y lodolitas, de color rojo violeta, grisáceo, intercaladas con flujos de lavas 

riodacíticas, brechas volcánicas de colores rojos, tobas y piroclastítas de varios colores. 

Esta sucesión se encuentra afectada por plutones dioríticos a cuarzodioríticos del 

Jurásico superior al Cretáceo inferior (Etayo et al., 1983). Se deposita en ambientes 

fluviales, descansa discordantemente sobre el basamento cristalino y aflora en el borde 

occidental de la cuenca del VMM, en las estribaciones de la Cordillera Central y en el 

Macizo de Santander.  
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1.5.2 Cretáceo 

La secuencia Cretácica inicia con una sedimentación clástica de origen continental que 

pasa gradualmente a una sedimentación de ambientes marinos. Comprende de base a 

techo las formaciones Tambor, Los Santos, Cumbre, Rosablanca, Paja, Tablazo, Simití, 

El Salto, La Luna, Umir y Lisama. 

Á Cretáceo inferior 

A comienzos del Cretáceo se deposita la Formación Tambor de edad Berriasiano (de 

distribución local), que está constituida por areniscas cuarcíticas de grano medio muy 

cementadas, depositadas en ambientes continentales a marinos y descansa 

discordantemente sobre la Formación Girón (Rolón & Numpaque, 1997). 

 

La Formación Los Santos fue definida por primera vez por Cediel (1968) y redefinida por 

Laverde (1985), considerada de edad Berriasiano (Cediel, 1968; Etayo & Rodríguez, 

1985). Está constituida por areniscas de grano fino a conglomeráticas, acumuladas en 

ambientes fluviales, lodolitas rojo grisáceas y cuarzoareníscas gris amarillentas, con 

estratificación cruzada, en capas tabulares de espesores variables (Suarez et al., 2000). 

El contacto inferior de esta unidad es una discontinuidad estratigráfica con la Formación 

Girón, mientras que el contacto superior es concordante con la suprayacente Formación 

Cumbre. 

 

La Formación Cumbre de edad Berriasiano (Etayo & Rodríguez, 1985), fue estudiada 

inicialmente por Renzoni (1969) quien le asignó el nombre y posteriormente fue 

redescrita por Mendoza (1985). Está constituida por areniscas color gris oliva, cuarzosas, 

de grano fino, con cemento silíceo; limolitas y arcillolitas  blancas y negras y limolitas 

rojas. Corresponde a un ambiente de dominio marino marginal sobre una llanura costera 

aluvial.  

 

Las formaciones Tambor, Santos y Cumbre han sido reportadas en el piedemonte 

oriental de la cuenca (Rolón & Numpaque, 1997). Sin embargo en la parte central y oeste 

solo se ha reportado la Formación Tambor con un espesor aproximado de 100 pies 

(Medina et al., 1992). 
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Posteriormente en un ambiente marino de plataforma somera sometido a cambios del 

nivel del mar es depositada la Formación Rosablanca de edad comprendida en el 

intervalo Valanginiano-Hauteriviano inferior (Etayo, 1968; Etayo & Rodríguez, 1985). Los 

fósiles más comunes que se encuentran en esta unidad son: lamelibranquios, 

cefalópodos, gasterópodos, anélidos, y equínidios. Se desarrollaron llanuras de mareas 

desde la parte intermareal hasta la parte submareal (Rolón & Numpaque, 1997).  

 

La unidad está compuesta en su parte inferior por capas de caliza y yeso, con oolitos, 

ostrácodos y dolomitas; hacia la parte superior consta de areniscas y lodolitas calcáreas. 

En la parte inferior presenta depósitos evaporíticos como yeso y polihalita que indican 

una hipersalinidad y tranquilidad en las condiciones de depositación. El resto de la 

secuencia se depositó en un medio marino somero en condiciones neríticas.  

 

La Formación Paja de edad Barremiano inferior al Aptiano inferior, inicialmente descrita 

por Wheeler (en Morales et al., 1958), está constituida por lodolitas fisibles de laminación 

delgada localmente calcáreas, de color gris oscuro a negro, con algunas capas de  

micritas. Hacia la base se presenta un miembro arenoso de la Formación Paja. Se estima 

que su depósito tuvo lugar en un ambiente epicontinental. 

 

La Formación Tablazo de edad Aptiano superior ï Albiano inferior, está compuesta de 

calizas gris a negras, fosilíferas, localmente glauconíticas y arcillosas de color negro, con 

niveles intercalados de arcillolita gris a gris azulado, calcáreas, fosilíferas, en capas 

medianas a gruesas, con intercalaciones de areniscas grises, grano fino a medio, 

arcillosas, levemente calcáreas, en capas delgadas. El ambiente de depósito 

corresponder a condiciones neríticas, poco profundas (Julivert et al., 1968). 

 

La Formación Simití de edad Albiano superior-Cenomaniano, consta de shales grises a 

negros, carbonosos, levemente calcáreos, con concreciones calcáreas hasta de 3 m y 

con intercalaciones de areniscas y calizas grises, localmente arcillosas y fosilíferas, en 

capas delgadas. Fue depositada en ambientes de transición a plataforma interna (Rolón 

& Numpaque, 1997). 
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Á Cretáceo superior 

En el Cretáceo Superior (Cenomaniano-Maastrichtiano) son depositadas las formaciones 

El Salto, La Luna y Umir. La Formación El Salto está constituida por caliza arcillosa, gris 

dura, alternada con numerosas capas delgadas de lodolita calcárea. Las calizas son 

físiles, grises oscuras que localmente contiene nódulos. Suprayace en continuidad 

estratigráfica a la Formación Simití e Infrayace en discontinuidad a la Formación La Luna. 

Su edad se ha establecido con base en el registro fósil de amonites del Cenomaniano 

temprano (Morales et al., 1958). Los sedimentos se acumularon en un ambiente marino 

somero de plataforma interna, en condiciones estables. 

 

La Formación La Luna se subdivide en tres miembros: el inferior Salada, constituido por 

shales limosos negros con delgadas capas de caliza negra y concreciones de pirita, 

depositado en un ambiente marino relativamente profundo con fondos poco ventilados; el 

intermedio Pujamana, que consiste de shales calcáreos de color gris a negro; y el 

miembro superior Galembo, conformado por shales calcáreos negros con intercalaciones 

de calizas arcillosas, depositado en un ambiente marino de condiciones más someras 

que los miembros subyacentes. El ambiente en general de depositación es marino de 

aguas relativamente poco profundas, con poca ventilación en el fondo. Morales et al., 

(1958) en el Valle Medio del Magdalena le asignan una edad del Turoniano al 

Santoniano.  

 

La Formación Umir, descrita por Julivert et al., (1968), de edad Campanianoï

Maastrichtiano, está compuesta de shales grises a negros, carbonosos, micáceos, con 

concreciones ferruginosas, lutitas grises a gris oscuras, carbonosas, con nódulos 

ferruginosos, intercalaciones de areniscas y limolitas, grises, carbonosas y micáceas. Es 

común la presencia de capas explotables de carbón de variado espesor.  

1.5.3 Paleógeno 

La secuencia sedimentaria Paleógena inicia durante el Paleoceno con la depositación de 

la Formación Lisama y representa la  transición de los ambientes marinos del Cretácico a 

los ambientes continentales del Paleógeno. 
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Á Paleoceno 

Morales et al. (1958), describe que la Formación Lisama se encuentra constituida por una 

secuencia de lutitas abigarradas, alternadas con areniscas grises, verdosas y pardas, de 

grano fino a medio y algunas capas delgadas de carbón. Ocurre en un ambiente bajo 

condiciones lagunares deltáicas. Esta unidad presenta un contacto normal y transicional 

con la infrayacente Formación Umir y el contacto superior con la Formación La Paz está 

determinado por una discordancia regional bien marcada. La edad de la unidad es 

Paleoceno (Van Der Hammen, 1958). 

Á Eoceno - Oligoceno 

Suarez (1996), propone para la parte central de la cuenca del Valle Medio del 

Magdalena, 6 unidades depositacionales limitadas por discordancias (secuencias de 

segundo orden aproximadamente) que denomina informalmente tectonosecuencias, 

debido a que fueron causadas por actividad tectónica en la cuenca relacionada al 

levantamiento de las Cordilleras Central y Oriental.  

 

Las edades de las formaciones La Paz, Esmeraldas, Mugrosa y Colorado continúa 

siendo tema de discusión, pues varios autores con diferentes grupos fósiles han 

interpretado diferentes edades para las secuencia sedimentaria del Eoceno medio al 

Mioceno medio (Gómez et al., 2005).  

 

La Formación La Paz, de edad Eoceno inferior, está compuesta por areniscas grises, 

conglomeráticas, conglomerados, limolitas y grandes paquetes de lutitas grises. El 

depósito de los sedimentos de esta unidad se desarrolló en un ambiente de corrientes 

trenzadas, con evidencia de canales apilados (Montgomery, 1993).  

 

La Formación Esmeraldas de edad Eoceno medio, es una unidad que se compone de 

areniscas grises y verdosas, de grano fino, con intercalaciones de limolitas y lutitas 

moteadas de rojo, púrpura y pardo; contiene algunas capas delgadas de carbón. La 

formación representa depósitos de llanura aluvial de corrientes entrelazadas 

(Montogomery, 1993). El contacto inferior con la Formación La Paz es concordante, 
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mientras que el contacto superior está determinado por una posible discordancia con la 

Formación Mugrosa. 

 

La Formación Mugrosa está compuesta principalmente de capas gruesas a medias de 

areniscas, generalmente de grano fino a muy fino, con menor proporción de 

conglomerados de guijos, y arenitas conglomeráticas de grano grueso, y mayor de 

sedimentos lodosos de grano fino.  En contraste con la Formación Esmeraldas, las 

areniscas de la Formación Mugrosa son en su mayor parte más cuarzosas y 

feldespáticas en composición.  Las areniscas son submaduras, blancas a grises, amarillo 

claras a verdes muy claras.  Su ambiente de depositación está relacionado con corrientes 

meandriformes en llanuras aluviales (Geotec, 1994).  

1.5.4 Neógeno  

Á Oligoceno superior - Mioceno inferior 

La Formación Colorado considerada del Oligoceno superior al Mioceno inferior, 

corresponde predominantemente en su parte inferior a arcillolitas pardo rojizas, con 

intercalaciones de areniscas, de grano grueso a conglomeráticas, en capas de espesor 

variable. La parte superior se compone de arcillolitas gris oscuras a negras, carbonosas, 

fosilíferas, con intercalaciones de arenisca, de grano medio, en capas delgadas. Se 

considera que los sedimentos de esta unidad se depositaron bajo condiciones fluviales. 

Su contacto superior con el Grupo Real es discordante (De La Cruz, 1988). 

Á Mioceno superior 

Durante el Mioceno superior se tiene la depositación del Grupo Real (Gómez et al., 2005) 

compuesto hacia la base por conglomerados con líticos de chert marrón a negro, shales, 

carbón y guijos de cuarzo, hacia su parte superior presenta areniscas guijarrosas y 

conglomeráticas con restos de madera carbonizada. Regionalmente existen 

inconformidades estratigráficas bien definidas entre el Grupo Real con la infrayacente 

Formación Colorado y el suprayacente Grupo Mesa. Es considerada de edad Mioceno 

medio al Plioceno. 
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Durante el Plioceno se deposita el Grupo Mesa (Gómez et al., 2005) caracterizado por 

areniscas de grano grueso interestratificadas con tobas andesíticas, conglomerados y 

arcillolitas (Morales, 1958). El ambiente de depósito de estos sedimentos es interpretado 

como fluvial y es considerada de edad Holoceno. 

1.6 Evolución tectónica 

La cuenca del Valle Medio del Magdalena es una de las mayores áreas sedimentarias 

formadas durante el Triásico al Mioceno medio en Colombia (Cooper et al., 1995), con 

una compleja historia de evolución (Figura 1-5). 

 

Inicia su desarrollo durante el Triásico tardío al Cretáceo temprano, como una 

megasecuencia syn-rift relacionada con la separación de Norte-América y Sur-América 

por el proto-Caribe. La mega-secuencia syn-rift inicia su depositación en un ambiente 

continental y pasa de ambiente parálico a marino somera en el Cretáceo temprano. La 

cuenca continúa desarrollándose dentro del Cretáceo en una cuenca tipo back-arc al este 

de la zona de subducción Andina. 

 

La megasecuencia back-arc estuvo dominada por sedimentación marina somera y 

permitió la formación regional de excelente roca fuente durante el Turoniano-Coniaciano. 

Los depósitos marinos fueron abruptamente interrumpidos durante el Maastrichtiano 

debido a la acreción final de la Cordillera Occidental (Etayo et al., 1969; Fabre 1985; 

Cooper et al., 1995).  

 

Según Pindell & Dewey (1982) y Pindell & Erikson (1993), a finales del Cretáceo y hasta 

el Oligoceno, el norte de Sur América estaba bajo la influencia del movimiento hacia el 

este de la Placa Caribe, la subducción de la placa Farallones al suroeste de Colombia y 

la posterior convergencia oblicua de su porción norte, la placa de Nazca. 

 

La acreción de la Cordillera Occidental crea una cuenca antepaís pre-Andina durante el 

Maastrichtiano tardío al Eoceno temprano. Este episodio de depositación consiste en una 

planicie rica en carbón, planicie costera y depósitos estuarinos a lo largo de la cuenca del 

VMM. 
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Figura 1-5. Evolución tectónica regional de la cuenca del Valle Medio del Magdalena, 

Cordillera Oriental y Los Llanos Orientales (tomado de Cooper et al., 1995). 

 



Capítulo 1 15 

 

Para el Eoceno un aumento en la tasa de convergencia de las placas hace que al 

occidente del VMM, la Cordillera Central se eleve, produciendo inversión de antiguas 

fallas normales, plegamiento y cabalgamiento de la secuencia cretácea y el desarrollo de 

una discordancia regional sobre la cual se depositan las rocas clásticas. La 

megasecuencia fue interrumpida en el Eoceno medio debido a la deformación en el valle, 

finalizando la sedimentación a lo largo de Colombia. Los efectos de la carga de esta 

deformación reestablecen la cuenca, en la cual, la megasecuencia de la cuenca antepaís 

pre-Andina se depositó hasta el Mioceno temprano (Cooper et al., 1995). 

 

En el Mioceno medio, la deformación Andina correspondiente al levantamiento de la 

Cordillera Oriental, aísla al VMM de la cuenca de los Llanos Orientales. La deformación 

fue dominada por inversión de fallas que controlan la cuenca, donde la carga litosférica 

crea el espacio de acomodación para la cuenca antepaís Andina (Cooper et al., 1995). 

1.7 Sistema petrolífero 

El sistema petrolífero del VMM ha sido estudiado por García-González et al., (2009), 

García & Parra (2003), Rangel et al., (2002), Córdoba et al., (2001), Malagón & Valentín 

(2001), Mora (2000), Mora et al., (1996), entre otros muchos autores, los cuales han 

aportado al conocimiento de este importante sistema, el cual se encuentra comprobado 

por la amplia historia de producción de los campos existentes en la cuenca.  

 

Los elementos del sistema petrolífero en la cuenca interactuaron de forma adecuada 

para el entrampamiento de hidrocarburos, debido a la buena calidad de la materia 

orgánica que alcanzó niveles de madurez en la roca generadora, facilitados por flujos de 

calor que permitieron la expulsión de hidrocarburos hacia las diversas trampas formadas 

en los eventos tectónicos que marcaron la evolución en la cuenca. El sincronismo 

(timing) en los elementos fue favorable, ya que permitió la acumulación de hidrocarburos 

en la cuenca. 
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1.7.1 Roca fuente 

Dos niveles de rocas generadores han sido establecidos para el VMM: la Formación La 

Luna para el intervalo superior de edad Cenomaniano-Turoniano y las formaciones Paja-

Tablazo para el intervalo inferior de edad Barremiano-Albiano Medio.  

 

La generación de hidrocarburos está asociada principalmente a la Formación La Luna 

(Ramón et al., 1997), con valores promedios de Carbono Orgánico Total del 3.5 % e 

Índice de Hidrógeno (IH) de 400 mg HC/g (Ecopetrol, 2004). Zumberge (1984), propone 

valores del 3% COT. Adicionalmente, las calizas y shales de las formaciones 

Rosablanca, Paja, y Tablazo pueden ser consideradas también como rocas fuente de 

hidrocarburos, aunque con un potencial limitado en condiciones geoquímicas, 

conservando alta su riqueza orgánica de 2.4 % COT, pero con menores valores de IH de 

200 mg HC/g, a consecuencia de la alta evolución en la materia orgánica (Ecopetrol-ICP, 

2004). 

1.7.2 Roca reservorio 

Entre los reservorios definidos en el VMM para la secuencia Paleógena-Neógena 

probados por en diferentes campos de producción, se encuentran aquellos asociados a 

niveles clásticos presentes en las formaciones La Paz, Esmeraldas, Mugrosa y Colorado, 

las cuales representan las mayores reservas existentes en la cuenca. 

 

Para la sección Cretácica se consideran potencialmente reservorios a las unidades de las 

calizas fracturadas del Grupo Calcáreo Basal (formaciones Rosablanca y Tablazo), las 

calizas de la Formación Luna (reservorio en calizas fracturadas) y en menor proporción 

los niveles siliciclásticos de la Formación Los Santos del Berriasiano (Córdoba et al., 

2000). Hasta ahora, estos reservorios representan las menores reservas en la cuenca. 

1.7.3 Roca sello 

Son considerados como rocas sello los niveles arcillosos presentes entre las formaciones 

de las unidades del Paleógeno y Neógeno. Además, las unidades arcillosas del Cretáceo 
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las cuales son mucho más efectivas debido al espesor y extensión areal. Para la 

secuencia Cretácica, los shales de las formaciones Paja y Simití pueden constituir el sello 

de los intervalos de calizas fracturadas. A su vez, son consideradas como sellos las fallas 

tanto de tipo inversas como normales debido a que ponen en contacto las rocas 

reservorios con las rocas sello. 

1.7.4 Trampa 

Los principales estilos de trampas son de carácter estructural asociadas a anticlinales y 

fallas tanto inversas como normales reactivadas por la tectónica Andina, además de 

pliegues extensos que involucran grandes espesores de roca asociados a fallas. En 

menor proporción se pueden encontrar trampas estratigráficas asociadas a variaciones 

laterales de facies litológicas. 

1.7.5 Generación y sincronismo  

Según García & Parra (2003), cerca del 65% del petróleo es expulsado antes del Eoceno 

medio y el 35% restante es expulsado en su mayoría por la Formación La Luna entre los 

50 y 16 Ma. Ese 65% expulsado implica perdidas por migración y entrampamiento ya que 

aún no se habían depositado las unidades reservorios como el Grupo Chorro 

(formaciones La Paz y Esmeraldas), aunque se cree que ya existía una estructuración 

importante en rocas Cretácicas, y donde la Formación Lisama ya estaba depositada, 

elementos favorables a un eventual almacenamiento de petróleo. El 35% restante fue 

expulsado entre el fin del Eoceno y el presente y por lo tanto se prevé que el mayor 

porcentaje de este volumen fue almacenado, puesto que su expulsión ocurre con 

posterioridad al depósito de los almacenadores del Paleógeno y Neógeno y a la 

formación de las trampas que hoy se conocen. Solamente el petróleo expulsado durante 

los últimos 40 Ma., tiene probabilidad de conservarse dentro de unidades almacenadoras 

Cenozoicas que formaron trampas favorables durante las últimas fases de estructuración 

de la cuenca. 

 

Los principales eventos de formación de trampas tuvieron lugar durante el final del 

Oligoceno y el Mioceno temprano, relacionadas con el levantamiento de la Cordillera 

Oriental. Esta deformación estructural permitió el plegamiento y fallamiento de los 
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horizontes reservorio depositados esencialmente durante el Paleoceno y Eoceno 

(Rangel, et al., 2002) 

 

Tres eventos de generación son propuestos según Suárez et al., (2000): un primer 

evento por el Grupo Calcáreo Basal y de la Formacion Simití ocurrido en el Paleoceno, 

donde la mayoría de aceite generado fue perdido durante el evento erosional del Eoceno 

temprano a medio; un segundo evento por la Formación La Luna producido en el 

Mioceno tardío en depocentros locales a causa del enterramiento de la sección 

Cenozoica después de la depositación del Grupo Real. Después de este enterramiento 

se presenta el primer pulso intenso de la orogenia Andina, el cual levanta la parte central 

y oriental de la cuenca interrumpiendo la generación. El tercer evento de generación 

ocurre en el post-Mioceno, tras la depositación del grupo Real de edad Mioceno superior 

cuya carga litostática acompañada con el levantamiento final de la Cordillera Oriental 

durante el Plioceno, reactivaron la generación de manera regional. 

1.7.6 Sistemas petrolíferos existentes 

Diferentes sistemas petrolíferos han sido probados y compilados para la cuenca del VMM 

por diversos autores en trabajos de investigación, entre los que se pueden encontrar: La 

Luna - La Luna  (!), La Luna ï La Paz/Esmeraldas/Mugrosa/Colorado (!), compilados en 

el trabajo de García-González et al., (2009). 

 

García & Parra (2003), proponen el sistema petrolífero Paja/Tablazo ï Mugrosa, a partir 

del trabajo de definición de áreas con mayor potencial de carga de petróleo en el VMM. 

En Rangel et al., (2002) se plantea un sistema definido por Umir ï Esmeraldas/La Paz (!), 

en el estudio geoquímico de roca generadora de la Formación Umir. Mora et al., (1996) 

propone un sistema petrolífero para el Grupo Calcáreo Basal con generación en las 

formaciones Rosablanca, Paja, Tablazo y almacenadores en las formaciones Rosablanca 

y Tablazo. En Córdoba et al., (2001), se describen como rocas generadoras a las 

formaciones Paja, Tablazo, La Luna y los posibles reservorios corresponden a las 

formaciones Rosablanca, Tablazo, La Luna y secuencia Cenozoica conformada por las 

formaciones La Paz, Esmeraldas, Mugrosa y Real.  
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1.7.7 Carta de eventos 

La carta de eventos ilustra los tiempos de los principales sucesos ocurridos en el VMM 

como depositaciones de rocas fuentes, reservorio, sello y sobrecarga, así, como la 

formación de trampas, intervalos de generación, migración y acumulación de 

hidrocarburos (Figura 1-6). 

 

Figura 1-6. Carta general de eventos del VMM señalando los diferentes sistemas 

petrolíferos existentes (modificado de García-González et al., 2009). 
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1.8 Información disponible 

La información disponible para el desarrollo de la presente investigación consta de varios 

modelos geológicos tridimensionales de carga de hidrocarburos construidos en trabajos 

previos para la cuenca del VMM por diversos autores en programas técnicos 

especializados para el modelamiento de sistemas petrolíferos de cuencas, los cuales 

fueron el punto de partida del actual trabajo, ya que contienen la geometría de la cuenca 

que ha sido ajustada a partir de mapas estructurales que han facilitado obtener modelos 

más cercanos a la configuración actual de la cuenca.  

 

Los modelos contienen variada información como de estratigrafía existente en diferentes 

áreas de la cuenca, caracterización geoquímica de las rocas generadoras, patrones de 

migraciones, acumulaciones de hidrocarburos entre otros datos que contribuyan a su 

construcción y sean de gran utilidad para la presente investigación. 

 

Además de los datos anteriores, se cuenta con amplia información de líneas sísmicas 

tanto 2D como 3D, información estratigráfica referente a pozos presentes en el área, 

estudios y análisis de datos geoquímicos (base de datos) de rocas generadoras, datos de 

temperatura e información en trabajos consultados en bases de datos técnicas tanto 

nacionales e internacionales y trabajos internos a nivel empresarial que han sido de gran 

aporte al enfoque en el tema de prospectividad. 

 Sísmica 1.8.1

Se cuenta con 7355 km lineales de sísmica 2D distribuida en la mayor parte del área de 

investigación y 630 km2 de sísmica 3D correspondiente a 9 programas sísmicos 

concentrados principalmente hacia la zona centro norte, allí se encuentran los principales 

campos de desarrollo del VMM. En la página de internet de la ANH (2014), se consultó la 

sísmica disponible en el área de investigación.  

 

Las interpretaciones sísmicas en trabajos internos de Ecopetrol, han permitido elegir 

aquellos horizontes sísmicos, fallas, mapas estructurales e información básica importante 

de alta calidad para la construcción del modelo geológico de carga, teniendo en cuenta la 
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información con la que fueron construidos los modelos previos a la presente investigación 

(Figura 1-7). 

 

Figura 1-7. Información sísmica 2D y 3D disponible en el área de estudio, según ANH 

(2014). 
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 Estratigrafía 1.8.2

Respecto a la información estratigráfica, se cuenta con información de los registros 

compuestos y reportes de 17 pozos exploratorios que alcanzaron la secuencia Cretácica 

y secuencia Paleógena - Neógena distribuidos a lo largo de toda el área de investigación 

(Figura 1-8). 

 

Figura 1-8. Pozos con información estratigráfica, tomados de la ANH (2014). 
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La localización de los pozos es información disponible tomada de la página en internet   

de la ANH (2014) y los reportes de perforación corresponden a información interna de 

Ecopetrol. 

 

Además, se dispone de la información histórica de pozos y registros eléctricos básicos 

(SP-Spontaneous Potential, GR-Gamma Ray, Sónicos, Resistivos, Densidad, entre 

otros), datos bioestratigráficos, litoestratigráficos, petrofísicos entre otra información que 

permita definir las edades de las unidades estratigráficas, sus espesores, eventos 

geológicos e información adicional, la cual es importante como parámetros de entrada 

para la construcción de los modelos geológicos de carga de hidrocarburo en el área de 

investigación. Alrededor de 9 pozos alcanzaron el intervalo estratigráfico de interés 

correspondiente a las arenas basales de la Formación Los Santos.  

 Geoquímica 1.8.3

Se cuenta con información geoquímica pública e información de la bases de datos del 

Sistema de Información de Laboratorios de Ecopetrol -SILAB (ICP, 2014), la cual 

contiene resultados de análisis de Pirolisis-Rock Eval, Carbono Orgánico Total (COT %), 

análisis de madurez (Reflectancia de Vitrinita ï Ro %), caracterización del hidrocarburo, 

entre otros realizados a muestras de roca y fluido. Estos datos son útiles para obtener 

una caracterización química de la roca y conocer la calidad de la materia orgánica, 

madurez y potencial generador de las rocas fuentes (Tabla 1-1).  

 

Tabla 1-1. Pozos con información geoquímica disponible en la base de datos del 

Sistema de Información de Laboratorios de Ecopetrol ïSILAB (ICP, 2014). 
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En la zona de trabajo existe información de alrededor de 12 pozos distribuidos a lo largo 

del área de investigación, con análisis de Pirolisis-Rock Eval, COT %, análisis de la 

Reflectancia de Vitrinita (Ro %) y caracterización del hidrocarburo (Figura 1-9).  

 

Figura 1-9. Pozos con análisis geoquímico de roca y fluido, tomados de la base de 

datos del Sistema de Información de Laboratorios de Ecopetrol ïSILAB (ICP, 2014). 
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Al disponer de los análisis geoquímicos de las rocas, se puede realizar una 

caracterización geoquímica en el área de investigación de los intervalos generadores 

presentes en la zona, ya que se requiere contar con las condiciones geoquímicas de la 

roca como parámetros de entrada para la construcción del modelo geológico de carga y 

así, lograr conocer el potencial generador del área. Además, es importante contar con 

esta información para lograr una calibración ajustada en los modelos construidos con los 

datos medidos. 

 Temperatura (Gradiente térmico) 1.8.4

El intercambio de energía dentro de una cuenca sedimentaria se traduce en cambios de 

temperaturas de las rocas a través de su historia geológica, cuando las temperaturas se 

incrementan se propician los procesos de transformación de la materia orgánica en 

hidrocarburos. La temperatura que alcanzan las rocas dentro de una columna de 

sedimentos es función de la cantidad de calor que se transmite a través de ellas (flujo de 

calor) y de las propiedades térmicas intrínsecas a los materiales que las constituyen 

(conductividad térmica, calor específico, etc.), dado que tanto el flujo de calor como las 

propiedades térmicas de las rocas cambian con el tiempo y el enterramiento, la 

temperatura de una roca dentro de la cuenca es también variable (García et al., 2002). 

 

Hay distintas fuentes de datos para conocer las temperaturas de subsuelo, entre lo que 

se encuentran datos de análisis de Apatitos y Zircones, perfiles de temperatura de alta 

resolución, Drill Stem Test (DST), temperaturas de fondo de pozo (BHT - Bottom Hole 

Temperature) corregidas, temperaturas de pozos someros (SHT ï Shallow Hole 

Temperature) corregidas, métodos geoquímicos de aguas de subsuelo, temperaturas de 

Curie, resistividad del manto, punto equivalente de xenolitos, temperaturas de fondo de 

pozo (BHT) sin corregir, y perfiles de temperatura sin condiciones de equilibrio 

(Sigismondi & Ramos, 2008). 

 

El gradiente térmico se calcula a partir de las temperaturas de fondo de pozo (BHT) (Cao 

et al., 1988; Hermanrud et al., 1990.) aunque hoy en día aún no se haya establecido una 

metodología completamente confiable para este cálculo, debido a que las temperaturas 

provenientes de pozos petroleros se realiza en el fluido de perforación y no en las rocas 

circundantes a la perforación. Por lo tanto, el fluido debería tener el tiempo suficiente 
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hasta alcanzar el estado de equilibrio térmico con el medio, pero normalmente esto no 

sucede, siendo en algunas veces dudosa el BHT comúnmente reducidos por efecto de la 

circulación de los fluidos de perforación y más cuando no se tiene información adicional 

que permita corregir los valores de temperatura medidos (Hermanrud et al., 1990; Cao et 

al., 1988;). Para las correcciones en las disminuciones de estos valores de temperatura, 

se aplica un incremento del 10% para cada medida de BHT (Cao, S., et al., 1988). 

 

Horner (1951), desarrolla un método para corregir las temperaturas de fondo (BHT), pero 

en este caso no se pueden corregir por el Método de Horner plots debido a que se 

debería contar con al menos tres datos de temperatura a una misma profundidad en 

intervalos de tiempo, situación que no se puede verificar para los datos disponibles.  

 

Para el caso del presente estudio, la temperatura del modelo se basa en información 

disponible de temperaturas de fondo de pozo (BHT) de 16 pozos presentes en el área 

compiladas en un base de datos interna para la cuenca del VMM, y las mediciones 

corresponden a la temperatura del lodo de perforación después de que la circulación de 

ha permanecido detenida por un lapso de tiempo. Como se mencionó anteriormente, los 

valores están sujetos a un margen de error incierta debido a que corresponden a 

mediciones simples (muchas de las cuales son de una sola medición por profundidad), 

por lo que se utiliza una corrección del 10% adicional al valor original, permitiendo 

obtener un cálculo más aproximado del gradiente geotérmico regional, el cual se 

proyecta en 20.9 °C/Km. (Figura 1-10).  
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Figura 1-10. A). Medidas de BHT, con corrección del 10%. B). Gradiente térmico con 

corrección del 10% en los pozos del área. 

 

 

 Informes generales y trabajos internos 1.8.5

La busqueda de información técnica se realizó principalmente en bases de datos 

especializadas como de la AAPG, GeoRef, entre otras fuentes valiosas, donde se 

obtubieron datos muy importantes que fundamentaran la investigación y que permiten 

conocer sobre el tema del modelamiento de sistemas petrolíferos de cuencas 

sedimentarias. 

 

Además, la información interna de Ecopetrol S.A es muy importante porque contibuye al 

entendimiento del tema y facilita el direccionamiento del curso de la investigación. Entre 

la información consultada para la investigación se encuentra lo siguiente: 

 

Folletos de prospectividad: documentos internos relacionados con la prospectividad de 

oportunidades exploratorias en la cuenca del VMM, donde son descritos los conceptos y 
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modelos geológicos, análisis estratigráficos, geoquímicos y volumetrías posibles a 

descubrir. 

 

Modelos geológicos de carga de hidrocarburo: trabajos internos realizados por 

diversos autores en la cuenca del VMM, relacionados con la construcción de modelos 

geológicos unidimensionales, bidimensionales y tridimensionales de carga de 

hidrocarburo en programas técnicos especializado en modelamiento de sistemas 

petrolíferos de cuencas sedimentarias, donde se compila la geometría actual de la 

cuenca, basados en interpretaciones sísmicas de horizontes, fallas, mapas estructurales, 

información estratigráfica, datos geoquímicos, análisis de evolución de cuenca y toda 

información adicional que permita comprender los sistemas petrolíferos. Hoy en día 

existen modelos regionales actuales que han sido calibrados y ajustados a partir de 

interpretaciones sísmicas nuevas que han llevado a obtener productos actualizados, los 

cuales son la base fundamental para la construcción del modelo geológico de carga de 

hidrocarburo del presente trabajo de investigación. 

 

Publicaciones y Tesis: trabajos que parcialmente han sido publicados por diversos 

autores como González et al., (2012), Stifano et al., (2008), Dussan (2011), Gamba, 

(2011), López (2011), García et al., (2003), Córdoba et al., (2001), Malagón & Valentín 

(2001), Suarez et al., (2000) entre otros, los cuales buscan establecer y plasmar la 

prospectividad de la cuenca, a través de la evolución geológica, estratigrafía, análisis 

geoquímicos, análisis geoestadístico y de modelamiento de sistemas petrolíferos de 

cuencas sedimentarias. 

 

Interpretaciones sísmicas: las interpretaciones sísmicas son la base fundamental para 

la construcción de los modelos geológicos, ya que los horizontes sísmicos, fallas, 

estratigrafía y eventos geológicos contienen la información para lograr plasmar la 

configuración actual de la cuenca. Gracias al trabajo de los interpretes sísmicos que han 

aportado al desarrollo de la cuenca, hoy en día se tiene información interna tanto de 

secuencia Cretácica como de secuencia Paleógena ï Neógena clara, la cual es muy 

valiosa para el entendimiento de la cuenca. 
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Información de pozos: la perforación de pozos exploratorios contribuye a mejorar el 

conocimiento estratigráfico en la cuenca. Los informes internos de perforación van 

acompañados de reportes de pozos que contienen todo lo relacionado a las secuencias 

estratigráficas, análisis bioestratigráficos, topes y petrofísica, la cual puede ser útil para la 

definición de los eventos estratigráficos y geológicos en la construcción de los modelos 

geológicos de carga de hidrocarburo. 

 

Bases de datos internas: resultados de diferentes análisis geoquímicos realizados en 

pozos a muestras de roca y fluido; además de la compilación de información de 

temperatura de fondo en pozos perforados y bases de datos con información Petrofísica, 

Bioestratigráfica, Estratigráfica, entre otras. 



 

2 Estado del Arte 

Diferentes autores han aplicado el concepto de modelamiento de sistemas petrolíferos de 

cuencas sedimentarias y caracterización geoquímica para lograr explicar los diferentes 

eventos de generación, migración y acumulación de crudos en el VMM, direccionando el 

tema del actual estudio de investigación. 

 

Trabajos de Malagón & Valentín (2001), Córdoba et al., (2000) y Suárez et al., (2000), 

son la partida para este trabajo de investigación, ya que indagan sobre el posible 

potencial que tienen las arenas basales del Cretáceo inferior y en general la secuencia 

Cretácea. 

 

Córdoba et al., (2000), realizan un aporte importante sobre la roca almacenadora, 

manifestando que hasta hoy el 99,9% de las reservas descubiertas se encuentran en 

rocas Cenozoicas. No obstante, los campos Buturama, Totumal y los pozos Olivo-1 y 

Catalina-1 (1998), han mostrado producción de hidrocarburos en rocas calcáreas 

Cretáceas. Las formaciones Colorado, Mugrosa, Esmeraldas y la Paz asociadas a la 

secuencia Cenozoica han sido probadas como rocas almacenadoras. En la secuencia 

Cretácica han sido probadas las formaciones La Luna y Rosablanca. Actualmente se 

tienen como unidades potenciales para futuros prospectos las calizas del Grupo Calcáreo 

Basal del Valanginiano - Barremiano y en menor proporción los niveles siliciclásticos de 

la Formación Los Santos del Berriasiano. 

 

Suárez et al., (2000), realiza una descripción de la estratigrafía de la cuenca del VMM 

que incluye Tectonosecuencias para el Paleógeno y Neógeno. Además, ilustran los 

diferentes estilos estructurales presentes en la sección Cretácica y su potencial de 

entrampamiento, el cual es significativo, considerando el alto grado de fallamiento y 

plegamiento de las rocas calcáreas Cretácicas que pueden representar yacimientos 

fracturados. El uso de perfiles sísmicos regionales les permitió identificar las diferentes 
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provincias estructurales, al igual que secciones locales para la caracterización de cada 

una de las mismas. Los resultados de este estudio indican un gran potencial de 

hidrocarburos para el Cretáceo, considerando que cada estilo estructural presenta 

diversas trampas. La presencia de la Formación La Luna como roca generadora junto 

con la variedad de trampas estructurales inexploradas, hacen del Cretáceo en esta 

cuenca una de las oportunidades más importantes para el descubrimiento de nuevas 

reservas en Colombia. 

 

Malagón & Valentín (2001), realizan un estudio muy valioso que se relaciona con la 

evaluación del potencial generador de hidrocarburos de las formaciones Rosablanca, 

Paja y Tablazo, localizadas en el sector central y norte del Valle Medio del Magdalena, 

teniendo en cuenta la cantidad, calidad y madurez de la materia orgánica presente en 

cada una de ellas, basados en que la sección Cretácica del VMM, desde hace algunos 

años, ha sido catalogada como importante para la exploración de hidrocarburos, dada 

cierta similitud de sus facies con las presentes en la sección Cretácica de la cuenca de 

Maracaibo, y al grado de fracturamiento que poseen unidades como la Formación 

Rosablanca. Además, teniendo en cuenta que a nivel mundial las principales rocas 

generadoras están ubicadas en periodos específicos del tiempo geológico como lo es el 

intervalo del Jurásico superior y Cretáceo superior, que coincide con eventos de grandes 

transgresiones marinas. 

 

Los resultados del trabajo de Malagón & Valentín, manifiestan que la Formación Tablazo 

en general presenta contenidos actuales de 1 a 4 % COT, con potencial generador (S2) 

actual de regular a pobre, donde la mayor parte de la formación ha alcanzado la ventana 

de generación de hidrocarburos líquidos y solamente un área alcanzó la ventana de gas 

(>2 % Ro). La Formación Paja sus contenidos actuales de materia orgánica por lo 

general son buenos (1-2 % COT), con un potencial generador actual de la unidad pobre, 

valores que no sobrepasan los 2,5 mg HC/g roca, aumentando la madurez térmica hacia 

el suroriente de la cuenca, incluso con valores superiores a 1,3 % Ro. Para la Formación 

Rosablanca, sus contenidos actuales son regulares en materia orgánica (0,5-1 % COT), 

con un potencial generador actual pobre, debido a que se encuentran relacionados con el 

alto grado de madurez térmica alcanzado por la unidad (valores de reflectancia de 

vitrinita superiores a los de las anteriores unidades). 
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García et al., (2002), presentan el análisis de modelos de generación de petróleo en el 

Valle Medio del Río Magdalena, a partir de la construcción de modelos geológicos que 

representan historias de enterramiento diferentes dentro del VMM, para luego ser 

calibrados frente a datos reales que permitan estimar el tiempo y magnitud de los 

procesos de maduración y expulsión del petróleo. 

 

Definen dos intervalos de rocas madres regionales: el intervalo superior que agrupa a las 

unidades de La Luna y las calizas del Salto y el intervalo inferior a las formaciones Paja y 

Tablazo. El Intervalo superior agrupa varias facies orgánicas con potenciales de 

generación y riqueza orgánica diferentes, que puede ser representado con un promedio 

con 3,5 % COT y 400 mg HC/g COT como IH original. El intervalo inferior es considerado 

como una roca madre agotada y a que a pesar de conservar una buena riqueza orgánica  

(2,4 % COT promedio) su IH remanente es menor que 200 mg HC/g COT. La expulsión 

en rocas de la Formación La luna sucede dentro de un intervalo de madurez entre 437 y 

440°C de Tmax y corresponde a una Tasa de Transformación (TR) entre 32 y 38%.  

 

El grado de evolución térmica que hoy presentan las rocas madre, no es consecuencia 

de su posición estructural actual sino que se deriva de condiciones térmicas alcanzadas 

bajo configuraciones estructurales antiguas (probablemente de edad pre-Eoceno medio. 

El flujo de calor al que fue sometida la cuenca durante el Cretáceo, superó valores de 

80mW/m2, llevando a las rocas madre a sus máximas temperaturas durante el Cretáceo 

superior.  

 

Las condiciones geoquímicas originales de los dos intervalos generadores, son similares 

a las del kerógeno Tipo II estándares y por tanto, los parámetros cinéticos que 

caracterizan este tipo de kerógeno pueden ser usados para simular la generación y 

migración desde las rocas madre propuestas en la cuenca.  

 

García & Parra (2003), muestran la madurez de las rocas madres, valores, distribución 

areal y asociación con intervalos de generación. Señalan que las rocas sobremaduras se 

localizan en el borde occidental de la Cordillera Oriental y que se va presentando una 

disminución en la madurez hacia las zonas planas de la cuenca, y las rocas generadoras 
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se encuentran a profundidades superiores a 13000 pies. Del estudio obtienen que los 

valores de vitrinita posiblemente se encuentren entre 0,65 % Ro para La Luna, e inferior 

a 0,9 % Ro para el intervalo Paja-Tablazo en el área norte de la cuenca; valores entre 0,6 

a 0,8 % Ro para La Luna y valores de hasta 1,1 % Ro para Paja-Tablazo en la región 

central de la cuenca; valores superiores a 0,8 % Ro para La Luna hacia el sector de 

Piedemonte Occidental de la Cordillera Oriental; valores entre 3 y 5 % Ro para los dos 

intervalos (se destaca la ausencia de roca Paleógena-Neógena sobre rocas Cretáceas) 

en todo el sector del Borde Occidental de la Cordillera Oriental. En el área sur-occidental 

de la cuenca es característico por la ausencia de roca generadora. 

 

Además, señalan que el intervalo Paja-Tablazo con un espesor efectivo de 30% del 

espesor total inicia la expulsión desde finales del Cretácico hasta hace 58 Ma., debido a 

las importantes presiones de sobrecarga alcanzadas y los altos flujos de calor. Después 

de terminado el intervalo erosivo del Mioceno medio, hace aproximadamente 16 Ma., se 

presenta una expulsión de crudo en ciertos sectores. La mayoría del petróleo no logra 

entramparse o se pierde durante la compleja historia geológica que afectó la cuenca en 

el Paleógeno y Neógeno. Solo algunas zonas como en el Piedemonte, norte y centro de 

la cuenca, muestran generación después de los 16 Ma. 

 



 

3 Metodolog²a y marco te·rico 

Para el desarrollo de la investigación, se emplea el modelamiento de sistemas 

petrolíferos de cuencas sedimentarias para comprender y analizar los procesos de 

generación, expulsión, migración y entrampamiento de hidrocarburos en el intervalo del 

Cretáceo inferior en la región central de la cuenca del Valle Medio del Magdalena.   

 

La metodología general aplicada se describe a continuación y comprende tres puntos 

principales en el análisis de los datos y tratamientos de los mismos para alcanzar los 

objetivos planteados: 

 

Recopilación y análisis de la información disponible: revisión y análisis de 

información técnica pública, trabajos internos de Ecopetrol, publicaciones en bases de 

datos especializadas enfocadas hacia el modelamiento de sistemas petrolíferos de 

cuencas sedimentarias; además, compilación y revisión de datos geoquímicos de pozo, 

datos de temperatura, sísmica disponible e información de pozos (Geología y Geofísica) 

tanto externa como interna a nivel empresarial, así como información disponible de pozos 

que permitan obtener una idea de la calidad petrofísica de las rocas reservorios. 

 

Modelamiento de sistemas petrolíferos de cuencas sedimentarias y caracterización 

geoquímica: a partir de la información compilada, depurada y analizada, se definen los 

datos de entrada (parámetros iniciales) para la construcción de los modelos de evolución 

de la cuenca, así como los datos en la caracterización geoquímica del área, partiendo de 

los diferentes modelos regionales de carga existentes en el VMM, los cuales facilitan 

entender la evolución y su sincronía con los diferentes eventos geológicos. 

 

Empleo de software especializado: se emplea el software especializado en el área de 

modelamiento de sistemas petrolíferos de cuencas sedimentarias PetroMod (V. 2012.1, 

Schlumberger), la cual es una herramienta que integra datos geológicos, geofísicos y 
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geoquímicos, útiles para el proceso de construcción de modelos geológicos, los cuales 

contribuyen a determinar el potencial generador de rocas fuentes y las posibles 

acumulaciones de hidrocarburos.  

3.1 Modelo geológico tridimensional de carga de 

hidrocarburosï Flujo de trabajo  

La importancia de definir un flujo de trabajo concreto facilita la construcción de modelos 

geológicamente coherentes, ya que requiere ser analizados cada uno de los parámetros 

de entrada para lograr una caracterización del sistema petrolífero en los intervalos de 

interés (Figura 3-1). 

 

Figura 3-1. Flujo de trabajo para el modelamiento de sistemas petrolíferos de cuencas 

sedimentarias.  
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3.1.1 Parámetros de entrada 

Son los parámetros que alimentan la construcción de los modelos geológicos de carga, 

asociados a la evolución de la cuenca y corresponden a: edades de formaciones, 

litología, facies, propiedades geoquímicas de rocas generadoras, parámetros cinéticos, 

datos de Carbono Orgánico Total (COT %) e Índice de Hidrógeno (IH), información de 

madurez de la roca como Reflectancia de Vitrinita (Ro %), cronoestratigrafía, espesor de 

erosiones, propiedades petrofísicas, de fluidos, propiedades de fallas, geología de 

superficie e interpretaciones sísmicas y geometría de la cuenca (mapas estructurales) 

(Figura 3-2). 

 

Figura 3-2.  Parámetros de entrada para la construcción del modelo geológico de 

carga de hidrocarburo. 
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3.1.2 Condiciones de borde 

Las condiciones de borde corresponden a la información de la temperatura actual en la 

interface agua/sedimento (SWIT), mapas de paleo-profundidades del agua (PWD), 

mapas o datos de flujo de calor HF (Heat Flow), gradiente geotérmico e información de 

paleo-temperatura que depende de la historia y evolución de la cuenca.  

3.1.3 Simulaciones 

En este paso se realizan varias simulaciones para conocer las condiciones geométricas 

del modelo y posibles errores a corregir, además de simulaciones relacionadas con 

calibraciones y las simulaciones finales para obtener resultados asociados con 

migraciones y acumulaciones de hidrocarburos.  

3.1.4 Calibraciones de los modelos 

La calibración se hace de forma iterativa, es decir, un proceso de prueba y error para 

ajustar la historia de enterramiento hasta alcanzar la mejor calibración con los 

indicadores geoquímicos y de temperatura. Se usan modelos existentes como ayuda 

para refinar el modelo geológico de carga del área de interés, apoyado con muestras de 

pozos y de datos geoquímicos (Ro %, COT %, IH, Tmax, entre otros). 

 

En este paso de calibración de ser necesario, se vuelve al inicio del flujo de trabajo 

(Parámetros de entrada) para ajustar cualquier parámetro que se requiera a fin de lograr 

la óptima historia de evolución térmica de la cuenca en el área de estudio. 

3.1.5 Análisis de parámetros de salida 

Es el último paso en el flujo de trabajo y corresponde al análisis en conjunto de todos los 

parámetros de salida para el análisis del sistema petrolífero en general. Estos resultados 

se obtienen después de lograr una calibración térmica óptima y a partir de simulaciones 

de diversos escenarios, los cuales permitan definir el mecanismo más claro y eficaz de 

carga, proveniencia y entrampamiento de hidrocarburos en el objetivo de interés. Los 

resultados deben hacer alusión a la historia de subsidencia y compactación, evolución 

térmica, madurez de las rocas generadoras, su historia de generación y expulsión al igual 

que patrones de flujos de hidrocarburos en la cuenca (Figura 3-3). 
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Figura 3-3. Conjunto de elementos posibles para ser analizados posteriores al 

modelamiento de sistemas petrolíferos de cuencas sedimentarias. 

 

 

3.2 Marco teórico 

3.2.1 Sistemas petrolíferos 

Los sistemas petrolíferos están definidos como un conjunto natural de elementos que 

funcionan de forma interactiva con los procesos esenciales geológicos para que una 

acumulación de hidrocarburo pueda existir (Magoon & Dow, 1994). (Figura 3-4). 
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Figura 3-4. Elementos y procesos del sistema petrolífero de cuencas sedimentarias. 

 

 

El término sistema describe los elementos interdependientes y procesos que conforman 

la unidad funcional que crea acumulaciones de hidrocarburos. Los elementos esenciales 

incluyen una roca fuente activa de petróleo, la roca transportadora, almacenadora, la 

roca sello y la roca de sobrecarga, y los procesos son la formación de las trampas y la 

generación, migración y acumulación de petróleo. Estos elementos y procesos deben 

ocurrir en tiempo y espacio de tal modo que la materia orgánica incluida en la roca fuente 

pueda ser convertida en una acumulación de petróleo, por lo que un sistema petrolífero 

existe donde quiera que se den estos elementos esenciales y sus procesos (Magoon & 

Dow, 1994) (Figura 3-5). 

 

Figura 3-5. Interacción de los elementos esenciales en un sistema petrolífero (tomado 

de Hantschel & Kauerauf, 2009). 
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En los sistemas petroleros convencionales la roca de sobrecarga sepulta a la roca 

generadora hasta profundidades en las que alcanza una madurez suficiente para generar 

el petróleo. El petróleo generado por la roca térmicamente madura es expulsado hacia el 

interior de una capa productora porosa y permeable, y luego migra hacia una roca en la 

que es entrampado estructural o estratigráficamente por debajo de un sello impermeable 

(McCarthy et al., 2011).  

3.2.2 Nivel de certeza de los sistemas petrolíferos 

Según Magoon & Dow (1994), el nivel de certeza de un sistema petrolífero muestra la 

confiabilidad de que una roca fuente activa haya generado petróleo y pueden ser 

identificado por tres grados de certeza: conocido, hipotético y especulativo. El sistema 

petrolífero conocido, existe una buena correlación geoquímica entre la roca fuente activa 

y la acumulación de gas o de aceite; en el hipotético, la información geoquímica identifica 

la roca fuente, pero no existe correlación geoquímica entre la roca fuente y la 

acumulación de petróleo y; en el especulativo, la existencia tanto de roca fuente como de 

petróleo son postulados íntegramente con base en evidencia geológica o geofísica. 

Dependiendo de cada sistema, en la parte final se indica el nivel de certeza, así: (!) para 

conocido, (.) para hipotético, y (?) para especulativo (Tabla 3-1). 

 

Tabla 3-1. Definiciones de niveles de certeza de los sistemas petrolíferos (tomado de 

Magoon & Dow, 1994). 

 

NIVEL DE CERTEZA SÍMBOLO CRITERIO 

Conocido (!) 
Correlación aceite-roca fuente 

Gas-roca fuente  

Hipotético (.) 
En ausencia de correlación roca 

hidrocarburo-roca fuente, la evidencia de 
geoquímica indica el origen del aceite y gas  

Especulativo (?) Evidencia geológica o geofísica 

3.2.3 Materia orgánica 

Según Tissot & Welte (1978), la materia orgánica se define como aquel material 

compuesto de moléculas (en forma de monómeros o polímeros) derivadas directa o 

indirectamente de la parte orgánica de los organismos. No toda la materia orgánica que 
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sintetizan los organismos vivientes y que posteriormente se deposita y preserva en 

sedimentos es transformada en hidrocarburos, ya que los eventos geológicos que 

actuaron en una determinada área, condicionan dicha transformación. 

 

La materia orgánica se compone principalmente de kerógeno y bitumen. El Kerógeno es 

la fracción remanente o insoluble de la materia orgánica después de que una muestra de 

roca ha sido pulverizada y sometida a la acción de solventes orgánicos. El bitumen por 

su parte, es la fracción orgánica de un sedimento que se puede extraer con solventes 

orgánicos (Peters & Cassa, 1994) (Figura 3-6). 

 

Figura 3-6. Composición de la materia orgánica. 

 

3.2.4 Rocas generadoras 

Las rocas generadoras son el resultado de una convergencia de procesos físicos, 

bioquímicos y geológicos, que culminan en la formación de rocas sedimentarias de grano 

fino con contenido de materia orgánica rica en carbono e hidrógeno (McCarthy et al., 

2011). Son aquellas rocas que generan, pueden volver a generar o han sido capaces de 

generar hidrocarburos, independientemente de que la materia orgánica sea madura o 

inmaduras, las cuales requieren de una cantidad (soluble e insoluble) de MO, calidad o 

tipo de materia orgánica (de acuerdo con su composición maceral y tipo de kerógeno) y 

madurez térmica para alcanzar un punto de expulsión de hidrocarburos. 



42 Arenas basales del Cretáceo inferior, potencial roca hidrocarburífera en la región central 

de la cuenca del Valle Medio del Magdalena, Colombia 

 

3.2.5 Transformaciones térmicas 

Los sedimentos que conforman las rocas generadoras se maduran lentamente a medida 

que aumentan la presión y la temperatura en concordancia con la profundidad de 

sepultamiento. Dados suficiente calor, presión y tiempo, los sedimentos se litifican y la 

materia orgánica se convierte en kerógeno. El kerógeno puede clasificarse en cuatro 

tipos (Tabla 3-2), y también puede clasificarse con base al contenido de hidrógeno, 

carbono y oxígeno, donde cada uno posee una incidencia clara sobre el tipo de petróleo 

que se producirá, en caso de que exista producción (Tissot et al., 1974). 

 

Tabla 3-2. Tipos de kerógenos (tomado de McCarthy et al., 2011). 

TIPO DE 
KERÓGENO 

MATERIAL FUENTE 
AMBIENTE DE 

DEPOSITACIÓN GENERAL 

I Principalmente material algáceo Ambiente lacustre 

II 
Principalmente material plactónico, con 

cierto aporte de material algáceo  
Ambiente marino 

III Principalmente plantas superiores Ambiente terrestre 

IV Material oxidado re-elaborado Ambientes variados 

 

A medida que la presión y la temperatura aumentan durante el proceso de sepultamiento, 

los materiales orgánicos generan petróleo y gas, su composición química cambia 

progresivamente y se transforma en un residuo carbonáceo con contenido de hidrógeno 

residual (Hood et al., 1975). 

 

El proceso de madurez asociada con la temperatura puede dividirse en tres etapas 

correspondiente a la diagénesis, que abarca todos los cambios naturales que tienen 

lugar en los sedimentos desde el momento de la depositación hasta justo antes del 

comienzo de los procesos de alteración térmica significativa. La catagénesis donde se 

genera el petróleo y gas conforme a que la temperatura aumenta hasta alcanzar entre 

50°C y 150°C (122°F y 302°F), lo que produce la ruptura de los enlaces químicos en el 

kerógeno. Y la metagénesis que es la última etapa, en la que el calor adicional y los 

cambios químicos producen la transformación de la mayor parte del kerógeno en metano 

y un residuo de carbono (McCarthy et al., 2011) (Figura 3-7).  
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Figura 3-7. Diagrama de la transformación térmica del kerógeno (tomado de Tissot et 

al., 1974). 

 

 

3.2.6 Cinéticas en el modelamiento de sistemas petrolíferos 

Las cinéticas de las rocas generadoras caracterizan las reacciones químicas y los 

compuestos del hidrocarburo generados durante la maduración térmica de una roca. Las 

cinéticas pueden contener un número de componentes químicos que varían entre 2 

(petróleo y gas) y pueden llegar a contener hasta 20.  

 

El software PetroMod utiliza una base de datos de las cinéticas que contiene de las 

diferentes reacciones que puedan existir para predecir las fases y las propiedades de los 
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hidrocarburos provenientes de rocas generadoras de diversos tipos (McCarthy et al., 

2011). 

 

Las cinéticas composicional consideran más de dos componentes de hidrocarburo, las 

cuales pueden ser generadas por craqueo primario en un tipo de kerógeno por 

reacciones de descomposición paralelas y, por un craqueo secundario donde cada 

componente puede ser dividido en otros más ligeros. Según la energía de activación 

existente en el sistema, se genera una reacción interna en los componentes del kerógeno 

que conlleva a la clasificación, disposición y cantidad relativa de masas (% fracción) de 

los componentes de hidrocarburos. A su vez, la temperatura influye en el sistema para 

disponer de la cantidad molar de componentes en la cinética (Hantschel & Kauerauf, 

2009). 

3.2.7 Análisis y mediciones básicas en rocas generadoras 

Los métodos geoquímicos tienen como principal objetivo la caracterización de la 

cantidad, calidad, y madurez de la materia orgánica presente en una determinada roca. 

Los análisis de porcentaje de Carbono Orgánico Total (COT %), Pirólisis-Rock Eval y de 

petrografía orgánica son los métodos que comúnmente se utilizan para dicha 

caracterización.  

 

El análisis de Pirólisis-Rock Eval es el método más completo, ya que puede 

proporcionar información de cantidad, calidad y madurez de la materia orgánica. En este 

método se miden los diferentes picos potenciales de generación de hidrocarburo donde 

al ser calentada en un horno una muestra de roca pulverizada a una tasa de 20°C/min en 

una atmósfera inerte (libre de O2), aproximadamente al alcanzar una temperatura 

superior a los 300°C, los hidrocarburos libres (S1) son volatilizados y son medidos por el 

área del primer pico registrado. Al seguir aumentando la temperatura se produce el 

rompimiento del kerógeno y se presenta la generación de hidrocarburos (300°C-550°C), 

los cuales están representados por el segundo pico registrado (S2). El dióxido de 

carbono volatilizado es medido cerca de los 400°C y representa el tercer pico (S3) (Tissot 

& Welte, 1978) (Figura 3-8). 
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El pico S1 representa la cantidad de HC que ya ha generado la roca y el pico S2 la 

cantidad que podría continuar generando si el proceso de maduración continua, por lo 

que la suma de estos picos S1+S2 representa el potencial de petróleo que podría originar 

una roca fuente suficientemente madura. (McCarthy et al., 2011). El valor de Tmax 

registrada durante la segunda etapa del análisis de Pirólisis corresponde al periodo de 

máxima generación de HC y es importante porque sirve para caracterizar la evolución 

térmica de la materia orgánica (Tissot & Welte, 1978).   

 

Figura 3-8. Resultado del proceso de Pirólisis (tomado de McCarthy et al., 2011). 

 

 

El análisis de Carbono Orgánico Total (COT %), permite cuantificar la riqueza orgánica 

presente en una determinada muestra, incluyendo tanto el kerógeno como el bitumen. 

Determina de forma cuantitativa el potencial de generación de petróleo, indicando la 

cantidad pero no la calidad de la materia orgánica (Peters & Cassa, 1994).  

 

Y con la petrografía orgánica se puede identificar el tipo de materia orgánica y 

determinar la Reflectancia de Vitrinita (Ro %), mediante el maceral vitrinita los cuales 

proporcionan información acerca de la madurez térmica en la roca. 
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3.2.8 Valores de parámetros geoquímicos  

La evaluación de la cantidad y calidad de la materia orgánica permite determinar los 

intervalos de roca generadora para cada unidad de interés. Al diferenciar cada uno de los 

intervalos generadores y creando los perfiles geoquímicos para los pozos utilizados, 

permite promediar los valores de los parámetros geoquímicos de cada formación. 

 

En la evaluación de las rocas generadoras es importante revisar el potencial de estos 

parámetros geoquímicos (COT %, S1, S2, IH, Tmax, Ro %), teniendo en cuenta los 

parámetros establecidos por Peters & y Cassa (1994), los cuales describen a la roca 

generadora en términos de cantidad, calidad y grado de madurez de la materia orgánica 

(Tablas 3-3, 3-4 y 3-5). 

 

Tabla 3-3. Parámetros geoquímicos que describen el potencial de una roca 

generadora en términos de COT % y Pirólisis (tomado de Peters & y Cassa, 1994). 

POTENCIAL 
PETROLÍFERO 

 COT (%) 
PIRÓLISIS 

S1 S2 

Pobre 0 ς 0.5 0 ς 0.5  0 ς 2.5 

Regular 0.5 ς 1.0 0.5 ς 1.1  2.5 ς 5.0 

Bueno 1.0 ς 2.0 1.1 ς 2.1  5.0 ς 10.0 

Muy bueno 2.0 ς 4.0 2.1 ς 4.1 10.0 ς 20.0 

Excelente >4.0 >4.1 >20.0 

    

Tabla 3-4. Parámetros geoquímicos que describen la calidad de la roca generadora a 

partir del tipo de Kerógeno, IH y productos expulsados (tomado de Peters & y Cassa, 

1994). 

TIPO DE 
KERÓGENO 

IH (mg HC/g COT) 
PRINCIPALES PRODUCTOS 

EXPULSADOS 

I >600 Aceite 

II 300 ς 600  Aceite 

II-III 200 ς 300  Mezcla de aceite y gas 

III 50 ς 200  Gas 

IV <50 Ninguno 
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Tabla 3-5. Parámetros geoquímicos que describen el nivel de madurez térmico de la 

roca generadora (tomado de Peters & y Cassa, 1994). 

ESTADO MADUREZ 
TÉRMICA 

MADUREZ  
PRINCIPALES PRODUCTOS 

GENERADOS 
 Ro (%) Tmax 

Inmadura 0.2 ς 0.6  <435 Ninguno 

Madurez 

Temprana 0.6 ς 0.7  435 ς 445 Aceite 

Pico 0.7 ς 0.9 445 ς 450  Aceite 

Tardía 0.9 ς 1.3 450 ς 470  Aceite 

Posmadurez 
1.3 ς 2.0 

>470 
Gas húmedo y condensado 

>2.0 Metamorfismo orgánico intenso 

 

3.2.9 Software especializado 

PetroMod es un programa especializado en el área del modelamiento de sistemas 

petrolíferos de cuencas sedimentarias, el cual integra datos geológicos, geofísicos, 

geoquímicos y petrofísicos, para la construcción de modelos geológicos de cuencas 

sedimentarias que permitan establecer el potencial hidrocarburífero de un área específica 

y así, reducir el riesgo exploratorio asociado a la carga de HC.  

 

Es importante usar información de buena calidad, ya que va a ser integrada a la base 

datos del programa para que realice internamente una serie de iteraciones con los 

procesos sedimentarios asignados en cada evento geológico. Los parámetros de salida 

son el resultado de procesos internos del programa según las edades establecidos, los 

cuales requieren del análisis posterior para establecer su confiabilidad. 

 

Entre los procesos más importantes que realiza el software se encuentran la depositación 

de capas geológicas en el tiempo y su evolución; compactación y decompactación de las 

capas para establecer una historia geológica en el tiempo; análisis del flujo de calor sobre 

su actuación a lo largo de la historia de la cuenca y función en la maduración de la 

materia orgánica; la generación, expulsión y migración del petróleo según los eventos 

geológicos incluidos para la construcción de la historia de la cuenca y los métodos 

aplicados; y las acumulaciones de los hidrocarburos que pueden establecer las 

propiedades de los crudos, componentes y sus volumetrías (Figura 3-9). 
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Figura 3-9. Principales procesos geológicos analizados en el modelamiento de 

sistemas petrolíferos y pasos seguidos por el software en las simulaciones (tomado de 

Hantschel & Kauerauf, 2009).  

 

 

El software dispone de las siguientes características técnicas: 

-Modelado de los procesos de generación, expulsión y migración de hidrocarburos en 1D, 

2D y 3D en diferentes ambientes tectónicos. 

-Modelamiento de la capacidad sellante de las fallas. 

Cálculo de la historia de flujo de calor de una cuenca sedimentaria. 

-Contiene una serie completa de cinéticas para rocas generadoras desarrolladas y 

calibradas especialmente para predicciones de propiedades controladas por condiciones 

de PVT. 

-Modelado de la presión de poros y la compactación de los sedimentos a través del 

tiempo geológico. 
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-Predicción de vías de migración de los hidrocarburos.  

-Análisis de la historia de la carga de hidrocarburos. 

-Predicción de la propiedades del petróleo (gravedades °API); determinación de los 

componentes/fases de las acumulaciones de hidrocarburos en el subsuelo y en 

superficie. 

-Predicción del aporte de cada roca generadora en las acumulaciones de hidrocarburos. 

-Determinación y evaluación estadística de incertidumbres y riesgos geológicos. 

 

 



 

4 Construcci·n del modelo geol·gico 3D de 
carga de hidrocarburo 

El uso de softwares especializados en modelamiento de sistemas petrolíferos de cuencas 

sedimentarias, facilita comprender la evolución de los elementos del sistema petrolífero 

como roca fuente, reservorio, sello y sobrecarga, además de los procesos de generación, 

migración, expulsión y entrampamiento de hidrocarburos a partir de la construcción de 

diversos escenarios de evolución geológica.  

 

El desarrollo del trabajo de investigación se hace empleado el software PetroMod versión 

2012.1. (Módulo 3D), siguiendo el flujo de trabajo descrito anteriormente para la 

simulación de la evolución geológica del área de interés, aclarando que los parámetros 

de evolución de la cuenca (historia de enterramiento), litología, facies, historia térmica, 

geoquímica de rocas generadoras e historia estructural, están sujetos a altas 

incertidumbre, donde los resultados obtenidos se enmarcan en una estadística 

probabilística. 

4.1 Geometría del modelo geológico 

En la construcción del modelo geológico 3D, se emplearon 15 horizontes estratigráficos  

y 5 horizontes creados por split que es una herramienta de Petromod, que consiste en un 

horizonte derivado a partir de uno principal, para un total de 20 horizontes, que son el 

resultados de la integración de interpretaciones sísmicas previas y geometrías de 

modelos geológicos existentes en la cuenca (Figura 4-1). 

 

Los horizontes estratigráficos deben tener una proximidad con la geología regional 

presente en la cuenca, los cuales se controlan a partir de los topes de los pozos 

perforados en el área. 
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Figura 4-1. Geometría final del modelo geológico 3D de carga de hidrocarburo 

construido en el área de estudio. 
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4.2 Estratigrafía y edades 

Para las edades de la secuencia estratigráfica, se toma como base los datos de los 

modelos geológicos de carga construidos previamente en el VMM, los cuales tienen una 

columna sedimentaria definida de forma regional. Además, se hace uso de la información 

histórica de perforación de pozos, registros eléctricos, estratigráficos, descripción de 

núcleos y de completamiento (Figura 4-2).  

 

Figura 4-2. Columna sedimentaria, edades, horizontes sísmicos y erosiones usados 

para el modelamiento del sistema petrolífero en el área de estudio. 

 

4.3 Litología 

Las variaciones litológicas son tomadas a partir de la información que proporcionan los 

registros eléctricos de los pozos, la descripción de núcleos y ripios, de los reportes de 

perforación y fuentes como Léxico Estratigráfico y trabajos regionales de geología, los 
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cuales describen las secuencias de roca definida en la columna sedimentaria 

anteriormente integrada al software. Las litologías definidas para cada horizonte dentro 

del modelo no deben contener mayores variaciones faciales tanto laterales como 

verticales (Figura 4-3). 

 

Figura 4-3. Litologías establecidas para el modelamiento del sistema petrolífero en el 

área de estudio. 

 

 

Las mezclas litológicas son un factor muy importante en el trabajo, ya que tienen un 

papel fundamental en los cálculos para la determinación de la historia de enterramiento y 

evolución térmica de la cuenca. Estos cálculos son muy sensibles al tipo de litología 

debido a que el software tiene valores predefinidos que van sujetos a la litología como 

porosidad, tamaño de grano, factor de compactación, conductividad térmica, capacidad 

térmica, anisotropía, permeabilidad, propiedades geomecánicas entre otros parámetros. 
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4.4 Datos petrofísicos 

Las propiedades físicas de las rocas como porosidad y permeabilidad varían por diversos 

factores geológicos como tipo de litología, facies, compactaciones, sobrecarga, entre 

otros, las cuales se ven reflejadas en los resultados que arroja como parámetros de 

salida en el software en las características petrofísicas de la roca reservorio del modelo 

geológico.  

 

Los datos de petrofísica de campos existentes en el VMM contenidos en la Tabla 4-1, 

permiten realizar las variaciones necesarias en las mezclas y tipo de litologías 

establecidas anteriormente en los horizontes del modelo, para lograr una calibración 

tanto en las rocas almacenadoras para los valores de porosidad, como con las 

acumulaciones existentes (campos). 

 

Tabla 4-1. Información petrofísica de diferentes unidades reservorios, según 

información de bases de datos internas de Ecopetrol. 

 

CAMPO POROSIDAD % EDAD FORMACIONES RESERVORIO 

CASABE 22-24 OLIGOCENO Mugrosa/Colorado 

LLANITO-GALA 19-21 
EOCENO-

OLIGOCENO 
Gr. Chorro/Mugrosa/Colorado 

ARENAS 
BASALES 

8-10 
CRETÁCEO 
INFERIOR 

Arenas Basales 

 

4.5 Campos y rezumaderos de HC 

Durante el modelamiento de sistemas petrolíferos, es muy importante lograr una óptima 

calibración con respecto a los campos de producción y manifestaciones presentes en el 

área de trabajo, ya que los resultados deben ser consistentes y coherentes con las 

acumulaciones presentes (Figura 4-4). La información de campos es consultada en la 

página de IHS (2014) y la de rezumaderos en la página de la ANH (2014). 
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Figura 4-4. Campos petrolíferos y rezumaderos presentes en el área de investigación, 

según IHS (2014). 

 

4.6 Caracterización geoquímica de la roca fuente 

En el VMM se ha considerado a la Formación La Luna como principal roca generadora 

(Mora et al., 1996), pero estudios de diferentes autores como Rangel et al., (2000), 

Córdoba et al., (2001), Malagón & Valentín (2001) y Sarmiento-Rojas et al., (2006) entre 

otros, han evidenciado adicionalmente a las formaciones Tablazo y Paja con alto 
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contenido de materia orgánica, espesor y potencial generador con buena calidad de 

kerógeno. 

 

Para el presente trabajo, se tomaron dos intervalos de roca generadora conformados por 

la Formación Tablazo de edad Aptiano tardío a Albiano medio para el intervalo inferior y, 

la Formación La Luna de edad Turoniano-Santoniano del Cretáceo superior para el 

intervalo superior. 

4.6.1 Intervalo inferior 

La Formación Tablazo de edad Aptiano tardío a Albiano medio, está constituida por 

areniscas calcáreas de grano muy fino, con matriz ferruginosa, gradando a calizas 

fosilíferas, con estratificación masiva con abundantes intercalaciones de lutitas negras, 

orgánicas (Julivert et al., 1968).  

 

Para este intervalo generador se analizó la información geoquímica existente en la Base 

de Datos del Sistema de Información de Laboratorios de Ecopetrol -SILAB (ICP, 2014) de 

7 pozos que llegaron a esta unidad en el área de investigación. Se observa valores 

buenos en riqueza orgánica reflejados en los altos contenidos de Carbono Orgánico Total 

(entre 3 a 4 % COT promedio), con madurez térmica buena según los valores altos de 

Reflectancia de Vitrinita (entre 1.0 a 1.2 % Ro promedio) pero una reducción a 

profundidad en valores de Índice de Hidrógeno (42 mgHC/gTOC promedio) (Figura 4-5). 

 

El potencial generador de la Formación Tablazo se encuentra afectado debido a la acción 

de la madurez por enterramiento y el aumento del flujo de calor, los cuales inciden sobre 

los valores del Índice de Hidrógeno disminuyéndolos y en el Carbono Orgánico Total 

aumentándolos como se puede ver en la Figura 4-5, indicando que le intervalo generó 

hidrocarburo. Además hay una alta dispersión en los datos mostrados en la Figura 4-6 y 

en los análisis estadísticos reseñados en la Tabla 4-2. Al momento de ser graficados los 

valores de IH en el diagrama de IH vs Tmax (Figura 4-7), estos indican un kerógeno tipo 

III, el cual no es consistente con el ambiente de depositación de la roca generadora que 

corresponde a condiciones marinas neríticas (poco profundas), propicio para la 

generación de Kerógeno Tipo I-II, por lo que se hace necesario buscar valores iniciales 

de IH para el intervalo generador inferior. 



 

Figura 4-5. Perfiles geoquímicos del intervalo generador inferior (Formación Tablazo). 
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Figura 4-6. Histogramas de distribución de los datos geoquímicos de la Formación Tablazo. A). Gráfica de distribución del Índice 

de Hidrógeno. B). Gráfica de distribución del Carbono Orgánico Total.  

 

 

 

 



 

Tabla 4-2. A). Análisis estadístico de los datos de Índice de Hidrógeno y Carbono 

Orgánico Total de la Formación Tablazo. B). Análisis estadístico de los datos de 

Reflectancia de Vitrinita (Ro %) de la Formación Tablazo. 

A 
    

B 
 IH Fm. Tablazo COT % Fm. Tablazo 

 

Ro % Fm. Tablazo 

MIN 19 MIN 0,93 

 

MIN 0,78 

PROMEDIO 42 PROMEDIO 3,00 

 

PROMEDIO 1,29 

MAX 220 MAX 13,38 

 

MAX 1,78 

# MUESTRAS 1016 # MUESTRAS 1224 

 

# MUESTRAS 28 
 

Figura 4-7. Diagrama de IH vs Tmax del intervalo inferior (Formación Tablazo), 

mostrando la dispersión de los valores de Índice de Hidrógeno. 

 

El potencial generador de una roca madre solo puede ser calculado si se consideran los 

parámetros geoquímicos originales de su materia orgánica. Debido a que la Formación 

Tablazo se encuentra afectada por la madurez térmica, es indispensable el cálculo del 

Índice de Hidrógeno inicial para conocer realmente el potencial generador en la roca. 
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El método para corregir el Índice de hidrógeno se basa en la pérdida lineal relacionada a 

la ventana principal de generación de aceite (Banerjee et al., 1998). Se relaciona la 

pérdida de HI con los valores de Tmax debido a de que ambos valores son determinados 

a partir del análisis de Pirólisis-Rock Eval.  

 

Para el cálculo de los valores de IH se utiliza la siguiente formula: 

HIo = HIm + (HIm * ((Tmax - 435) / 30)) 

Donde: 

HIo, es Índice de Hidrógeno original 

HIM, es Índice de Hidrógeno medido 

 

El análisis de los datos de Índice de Hidrógeno medido junto a los valore de Tmax según 

la formula anterior, nos muestra que para este intervalo el valor promedio ponderado 

inicial de IH es de 644 mgHC/gTOC, con variaciones que podrían estar entre los 400 

hasta los 1000 mgHC/gTOC según el análisis estadístico (Figura 4-8). 

 

Figura 4-8 Histograma de distribución de los datos de IH originales calculados para la 

Formación Tablazo. 

 

A partir del análisis de la Figura 4-5 y Figura 4-6 y los datos de la Tabla 4-2, se determina 

que los valores de Reflectancia de Vitrinita (Ro %) medidos se encuentran entre un 
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intervalo de 0,7 a 1,7 % Ro, con un promedio de 1,2 % Ro, señalando en general que es 

una roca madura en ventana tardía de generación de aceite y entrando a ventana de 

generación de gas húmedo, y que generó aceite a lo largo de su historia de evolución. 

Los valores de Carbono Orgánico Total varían entre 1 % hasta 13 % con un promedio de 

3 % COT lo que indica que es una roca con un potencial petrolífero muy bueno, aunque 

estos valores probablemente debieron ser mucho más altos a los medidos, ya que se 

muestran valores altos de Ro %.  

4.6.2 Intervalo superior 

La Formación La Luna de edad Turoniano-Santoniano, consta de una secuencia calcárea 

constituida por intercalaciones de lodolitas calcáreas carbonosas, calizas fosilíferas, 

micritas, chert y fosfatos, acumulados en ambiente de plataforma media a exterior 

(Morales et al., 1958). 

 

Para este intervalo generador superior (Formación La Luna conformado por los miembros 

Salada, Pujamana y Galembo) se analizó la información geoquímica existente en la Base 

de Datos del Sistema de Información de Laboratorios de Ecopetrol -SILAB (ICP, 2014) de 

4 pozos que llegaron a estas unidades, observándose una buena resolución de la 

información medida (Pirólisis-Rock Eval), la cual no ha sido fuertemente afectada por la 

acción de la madurez y aumento del flujo de calor (Figura 4-9). El potencial generador de 

la roca no ha sufrido cambios significativos por procesos geológicos que pudieran afectar 

la calidad de la materia orgánica de la roca, con algunas reducciones con la profundidad 

en valores de IH no muy significativos, los valores de Carbono Orgánico Total 

relativamente constante (entre 3 a 4 COT % promedio) y una madurez térmica sin mayor 

afectación según los datos de Reflectancia de Vitrinita (entre 0.6 a 0.8 % Ro promedio). 

 

Los valores de IH graficados en el diagrama de IH vs Tmax del intervalo superior 

muestran una consistencia con el ambiente de depósito de la roca generadora y su 

afinidad con la generación de Kerógeno Tipo II, con algunas variaciones ligeras de 

algunas muestras, lo cual permite comprobar que la roca en general no ha sufrido 

proceso demasiados fuertes en su composición por enterramiento y por los cambios 

drásticos en el flujo de calor a pesar los procesos tectónicos Andinos sucedidos a lo largo 

de la historia de evolución de la cuenca. 



 

Figura 4-9. Perfiles geoquímicos del intervalo generador superior (Formación La Luna - miembros Salada, Pujamana y Galembo). 

 

 

 

 



 

Los datos de cada uno de los miembros generadores de la Formación La Luna se 

pueden localizar desde la curva correspondiente a un Kerógeno Tipo II-III, pasando por 

Kerógeno Tipo II y ubicándose una densa nube de puntos en la curva de Kerógeno Tipo 

I-II, todo esto debido a la variación en las facies orgánicas en la roca fuente las son las 

responsables de la dispersión (Figura 4-10). 

 

Figura 4-10. Diagrama de IH vs Tmax del intervalo superior (Formación La Luna - 

miembros Salada, Pujamana y Galembo), indicando la distribución del Índice de 

Hidrógeno. 

 

El análisis estadístico de los datos de los diferentes miembros (Tabla 4-3) y forma de 

distribución de los datos (Figuras 4-11 y 4-12), nos están indicando que no se presenta 

una alta dispersión de los valores tanto de Índice de Hidrógeno como de Carbono 

Orgánico Total. Por lo que probablemente según la dispersión de datos en el diagrama 
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de IH vs Tmax y el análisis estadístico, los valores de Índice de Hidrógeno inicial para el 

Miembro Salada se pueden localizar entre el rango de 200 a 400 mgHC/gCOT de IH; 

para el miembro Pujamana entre 250 a 500 mgHC/gCOT de IH; y para el Miembro 

Galembo entre 400 a 750 mgHC/gCOT de IH. 

 

Tabla 4-3. A). Análisis estadístico de datos de Índice de Hidrógeno y Carbono 

Orgánico Total de la Formación La Luna - miembros Salada, Pujamana y Galembo. B). 

Análisis estadístico de los datos de Reflectancia de Vitrinita (Ro %). 

 

A 

IH Fm. La Luna - Mbo. Salada COT % Fm. La Luna - Mbo. Salada 

MIN 243 MIN 0,97 

PROMEDIO 360 PROMEDIO 2,83 

MAX 634 MAX 15,38 

# MUESTRAS 544 # MUESTRAS 729 

 

IH Fm. La Luna - Mbo. Pujamana COT % Fm. La Luna - Mbo. Pujamana 

MIN 191 MIN 1,01 

PROMEDIO 315 PROMEDIO 1,71 

MAX 604 MAX 5,77 

# MUESTRAS 381 # MUESTRAS 427 

 

IH Fm. La Luna - Mbo. Galembo COT % Fm. La Luna - Mbo. Galembo 

MIN 400 P10 1,81 

PROMEDIO 600 PROMEDIO 2,90 

MAX 977 MAX 12,59 

# MUESTRAS 1199 # MUESTRAS 1523 

 

B  

Ro % Mbo. Salada Ro % Mbo. Pujamana Ro % Mbo. Galembo 

MIN  1,00  MIN  0,64  MIN  0,57  

PROMEDIO 1,04 PROMEDIO 0,75 PROMEDIO 0,66 

MAX 1,07 MAX 0,95 MAX 0,77 

# MUESTRAS 6 # MUESTRAS 58 # MUESTRAS 31 



 

Figura 4-11. Histograma de distribución de los datos de Índice de Hidrógeno de la Formación La Luna - miembros Salada, 

Pujamana y Galembo. 
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Figura 4-12. Histograma de distribución de los datos de Carbono Orgánico Total de la Formación La Luna - miembros Salada, 

Pujamana y Galembo. 

 

 

 

 



 

Para el Miembro Salada los valores de Índice de Hidrógeno pueden variar entre los 243 

hasta 634 mgHC/gCOT, con un valor promedio de alrededor de 360 mgHC/gCOT. El 

Carbono Orgánico Total varía entre 1 % hasta 15 % COT, con un promedio de alrededor 

de 2,83 % COT, lo que muestra un potencial petrolífero muy bueno La Reflectancia de 

Vitrina muestra valores de alrededor de 1 % Ro, por lo que es una roca madura en la 

ventana tardía de generación de aceite. 

 

En el Miembro Pujamana los valores de Índice de Hidrógeno varían entre 191 hasta 604 

mgHC/gCOT, con un promedio de 315 mgHC/gCOT. El Carbono Orgánico Total 

igualmente varían entre 1 % hasta 5 % COT, con un promedio ponderado de alrededor 

de 1,7 % COT, señalando un potencial petrolífero regular a bueno La Reflectancia de 

Vitrina se encuentra entre valores de 0,75 % Ro indicando que una roca madura que está 

en la ventana media de generación de aceite. 

 

Con el Miembro Galembo se presentan las mejores condiciones geoquímicas para la 

generación de hidrocarburo, el cual contiene valores de Índice de Hidrógeno que varían 

entre 400 a 977 mgHC/gCOT, con un valor promedio ponderado de 600 mgHC/gCOT. El 

Carbono Orgánico Total varía entre 1,8 % hasta 12 % COT con promedio de 2.9 % COT  

y un potencial petrolífero muy bueno. La Reflectancia de Vitrinita esta alrededor de 0,66 

%, indicando que está en la ventana temprana de generación de aceite y puede continuar 

generando si se dan las condiciones. 

4.7 Roca reservorio 

El intervalo de interés corresponde a la Formación Los Santos de edad Berriasiano 

(Cediel, 1968; Etayo & Rodríguez, 1985), la cual corresponde a una unidad constituida 

por areniscas conglomeráticas, lodolitas rojo grisáceas y cuarzo-areniscas gris 

amarillentas, con estratificación cruzada, en capas tabulares de espesores variables, la 

localidad tipo tiene un espesor desde 218 m. Estas facies han sido interpretadas como 

depósitos fluviales acumulados por corrientes trenzadas (Clavijo, 1985; Laverde & 

Clavijo, 1985; y Laverde, 1985). 

 

Geológicamente la evolución del registro estratigráfico de la cuenca soportó transiciones 

ambientales drásticas como de continental a marina durante el Mesozoico y luego de 
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vuelta a continental a principios del Cenozoico, en presencia de actividad tectónica 

vigorosa y casi permanente, favoreciendo a las capas sedimentarias para presentar un 

registro de rocas fuentes y reservorios con características adecuadas para la 

acumulación de hidrocarburos (Sarmiento, 2011).  

 

El modelo geológico en el cual se encuentra enmarcado la unidad de interés corresponde 

a una sedimentación syn-rift del Cretáceo temprano, la estratigrafía presente para este 

tiempo en el VMM según Sarmiento (2001), corresponde a una sedimentación fluvial 

durante el Jurásico superior al Valanginiano, la cual tuvo lugar sobre el área de la 

Cordillera Central (conformada por el Grupo Girón y la Formación Los Santos) y 

posiblemente en el área del valle. Las primeras facies del Cretáceo depositadas en el 

VMM eran principalmente areniscas (Formación Tambor) en ambientes fluviales. Más 

tarde hubo presencia de carbonatos marinos de plataforma de marea de aguas de poca 

profundidad (Formación Rosablanca), los cuales fueron depositados durante el 

Valanginiano-Hauteriviano, seguido de shale marinos de poca profundidad (Formación 

Paja) durante el Hauteriviano Barremiano. Aunque la transgresión progresó desde el 

oriente, dos períodos de retroceso relativo del mar se produjeron durante el Hauteriviano 

y Aptiano. Más tarde durante el Aptiano, ocurre un aumento relativo tectonoeustático del 

nivel del mar, sugerido por facies marinas profundas de la Formación Paja. Durante el 

Aptiano, lutitas grises oscuras a negras fueron depositados regionalmente en una 

plataforma marina poco profunda (Sarmiento, 2011). 

 

La Figura 4-13 del Diagrama de Wheeler, muestra la estratigrafía regional del Valle 

Medio del Magdalena, Cordillera Oriental y Llanos Foothills y Foreland, y su alcance 

regional de diferentes unidades, entre las que se puede observar la Formación Los 

Santos, la cual presenta una distribución a lo largo de la zona de investigación, con una 

adelgazamiento hacia el sur de la cuenca en el sector del área de Opón. 



 

Figura 4.13. Diagrama de Wheeler de la estratigrafía regional del VMM, Cordillera Central y Llanos, señalando la distribución areal 

de la Formación Los Santos (modificado de Sarmiento, 2011). 

 

 
Intervalo de interés ï Formación Los Santos 



 

Durante la sedimentación syn-rift Cretácica temprana, el área de investigación se limitaba 

a una cuenca extensional (graben), la cual se encontraba delimitada y 

compartimentalizada por fallas normales (Figura 4-14), mientras que la sedimentación 

Cretácica tardía se producía durante la subsidencia térmica, incluyendo un área regional 

fuera de las cuencas extensionales originales. La sedimentación Cretácica en general 

sucedió durante un ciclo de transgresión-regresión que comenzó con depósitos 

continentales seguidos de una transgresión marina, que alcanzó su mayor extensión 

durante el máximo nivel del mar eustático ocurrido en el Cenomaniano - Turoniano y en 

tiempos del Coniaciano (Sarmiento, 2011). 

 

Figura 4-14. Mapa ilustrando la distribución de paleo-facies durante el Cretáceo para la 

edad Berriasiano-Valanginiano y modificado para señalar el área de investigación 

(tomado de Sarmiento, 2011). 
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El trabajo de Etayo et al., (2003), plantea una distribución facial de las unidades de edad 

Berriasiano-Valanginiano (Figura 4-15), lográndose ver una posible distribución regional 

de las facies involucradas para este periodo de tiempo y sus áreas de influencia según el 

ambiente de depositación, sirviendo esta información de guía para conocer los cambios 

laterales faciales, resaltando que este es un mapa a escala 1:2´000.000, por lo que se 

debe tener en cuenta que es información de tipo regional. 

 

Figura 4-15. Mapa de la distribución de facies de las unidades del Cretáceo inferior de 

edad Berriasiano-Valanginiano, señalando el área de trabajo (modificado de Etayo et al., 

2003). 

 

 

La información de los pozos exploratorios analizados en el área de estudio (Figura 4-16), 

y las correlaciones estratigráficas construidas a partir de los registros eléctricos (Figuras 

4-17, 4-18 y 4-19), nos indican que se tiene presencia de la Formación Los Santos hacia 




































































































































