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RESUMEN

En los ultimos afios, los yacimientos relacionados con flujos de gravedad o
corrientes de turbidez en ambientes de depositacion marinos profundos han
despertado un creciente interés en la exploracion y explotacion de hidrocarburos.
Se han encontrado importantes acumulaciones de hidrocarburos econémicamente
recuperables asociadas con dichas secuencias, generalmente llamadas turbiditas,
las cuales han sido encontradas en muchas cuencas sedimentarias alrededor del
mundo. Desde 1980, la contribucion de los sistemas turbiditicos a las reservas
mundiales de hidrocarburos ha sido muy significativa.

Una turbidita es una secuencia de rocas sedimentarias depositadas a partir
de una corriente de turbidez. El término corriente de turbidez fue introducido por
Johnson (1938), corresponde con una avalancha submarina que recoge
sedimentos localizados en el piso marino y que son arrastrados pendiente abajo; a
medida que la corriente comienza a disminuir, ya no tiene la energia suficiente
para llevar la carga de sedimentos y las particulas comienzan a depositarse en el
fondo del mar, formando un deposito de turbiditas.

Los depdsitos de corrientes turbiditicas y otros tipos de sedimentos
ocasionados por flujos de gravedad, resultan en una gran variacion respecto a las
caracteristicas horizontales y verticales de los estratos, en su litologia, los fosiles
y las estructuras sedimentarias; esto hace mas dificil la interpretacion de las facies
y la correlacion entre afloramientos y su continuidad lateral. La alta
heterogeneidad de los yacimientos turbiditicos y la baja energia que caracteriza
los yacimientos lenticulares exige modificar sustancialmente el ciclo de vida del
yacimiento, dedicando esfuerzo especial a la delimitacion del campo e
identificacion de los cuerpos de mayor espesor y continuidad lateral mediante la
actualizacion de los modelos geoldgicos.

La exploracion y produccion de la industria petrolera a nivel mundial se
enfoca cada vez mas en los yacimientos acumulados en secuencias de aguas
profundas, aunque las turbiditas no son los Unicos tipos de yacimientos en aguas
profundas, si constituyen la gran mayoria; esta afirmacién recientemente ha sido
reforzada por la perforacion de pozos en aguas profundas en la costa de Brasil, el
Golfo de México y el Oeste de Africa. Dentro de los ejemplos representativos a
nivel mundial que se tratan en este trabajo, esta la Cuenca de Campos en Brasil,
la Cuenca de Talara en Pert y la Cuenca de Carupano en Venezuela. Sin
embargo, existen yacimientos en turbiditas localizados costa adentro que también
poseen una gran importancia econdmica, como lo es el caso de algunos

Resumen 1



yacimientos en México que poseen considerables reservas de gas y/o aceite en
las cuencas como: Chicontepec, Burgos y Veracruz.

A nivel nacional, al 1 de enero de 2012 los activos integrales Burgos y
Veracruz suman poco mas del 70 % de las reservas probadas de gas natural. Por
otra parte la Cuenca de Chicontepec posee la mayor cantidad reservas 3P del
pais con 11,379.1 millones de barriles de aceite (37.2 %) y 28,294.4 miles de
millones de pies cubicos de gas natural (46.2 %). Algunos de los principales
campos petroleros de estas cuencas obtienen su produccidon de yacimientos en
turbiditas, de ahi la importancia para el estudio, andlisis e interpretacién de este
tipo de depdsitos.

Por dltimo, después de intensos estudios y complicadas interpretaciones
geoldgicas para tratar de comprender este tipo de depdsitos turbiditicos, se tiene
que elegir el mejor camino para una explotacion exitosa que asegure una buena
relacion costo-beneficio. Se debe hacer una minuciosa seleccion de los equipos y
materiales que se ocuparan en la perforacion y terminacion de pozos, asi como
definir la geometria del pozo mas conveniente. Otra parte importante que se debe
considerar para la explotacién de este tipo de yacimientos son los Sistemas
Artificiales de Produccioén, al igual que los métodos de Recuperaciéon Secundaria y
Mejorada. En la actualidad se cuenta con importantes avances tecnoldgicos y
herramientas sofisticadas que resultan de gran utilidad para realizar la 6ptima
explotacion de los yacimientos turbiditicos.
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Capitulo 1. Generalidades.

1.1. Introduccion.

El petrdleo ha sido el motor de la economia mundial por mas de un siglo;
con un incremento constante en produccion. Actualmente en el mundo, cada dia
se consumen mas de 80 millones de barriles de petréleo y mas de 247 mil
millones de pies cubicos de gas natural. La demanda energética sigue
aumentando y la Industria Petrolera solo puede satisfacerla incorporando nuevos
descubrimientos o redefiniendo y mejorando los esquemas de explotacion de los
yacimientos petroleros actuales, con el fin de incrementar los factores de
recuperacion.

El entendimiento de la estructura y comportamiento de los yacimientos ha
representado, desde los inicios de la Industria Petrolera, un importante desafio. La
adecuada aplicacion e interpretacion de leyes fisicas y modelos matematicos ha
permitido mejorar la comprension del sistema roca-fluidos, y con ello, la capacidad
de elegir el esquema de explotacion mas conveniente. Los modelos analiticos se
han visto beneficiados con la aparicion y desarrollo de nuevas tecnologias,
capaces de almacenar y procesar una mayor cantidad de informacion, reduciendo
los costos y tiempos de analisis.

Gran parte de la produccion mundial de hidrocarburos proviene de
yacimientos en secuencias turbiditicas, localizados en los continentes y costa
afuera. Estas importantes acumulaciones de sedimentos, que fueron generadas
por procesos de transporte y erosion bajo distintas profundidades y pendientes
en el ambiente de depoésito; poseen una marcada variacion entre sus
caracteristicas horizontales, verticales y litolégicas, haciendo mas dificil la
interpretacion de las facies y la correlacion entre los afloramientos y su continuidad
subterranea.

La alta heterogeneidad de los yacimientos turbiditicos y la baja energia que
tienen los fluidos en la mayoria de los yacimientos en areniscas lenticulares,
exigen modificar sustancialmente el ciclo de vida del yacimiento; principalmente la
delimitaciéon del campo, identificacion de los cuerpos de mayor espesor y
continuidad lateral mediante la actualizacion de los modelos geoldgicos,
permitiendo la generacion de mapas de caracterizacion estatica, con un proceso
de actualizacion continua y permanente, los cuales deberan complementarse con
los estudios de caracterizacion dinamica.
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La exploracién y produccién de la Industria Petrolera Internacional se
centra cada vez mas en aguas profundas, donde las turbiditas constituyen el
mayor numero de yacimientos y un area de oportunidades. Esto recientemente ha
sido reforzado con la perforacion de pozos en aguas profundas en las costas de
Brasil, Golfo de México y Oeste de Africa.

Los depésitos de turbiditas de aguas profundas proporcionan excelentes
yacimientos de aceite y gas alrededor del mundo. A finales de los 80’s, los
yacimientos turbiditicos se percibieron como la Ultima gran frontera de la
exploracién petrolera, esta prediccién realmente llegé a consolidarse, ya que
actualmente existe una activa exploracién y desarrollo de estos depdsitos en
muchas partes del mundo. Mas de 57 mil millones de barriles de petréleo crudo
equivalente (MMMBPCE), se localizan como reservas en las regiones del Oeste
de Africa, Golfo de México, Brasil, Mar del Norte y Sureste de Asia (Figura 1.1).
Actualmente solo el 25% de estos 57 (MMMBPCE), esta siendo desarrollado
debido a los costos de perforacion e infraestructura requerida (Slatt, 2003).

Turbiditas Alrededor del Mundo: Principales Cuencas y Reservas

Reserva Maxima por Cuenca

> 10 MMMBOE
O 5-9.9 MMMBOE
@ 1<.5 MumBOE

® < 1MMMBOE

Figura 1.1. Las dimensiones de las burbujas son proporcionales a la reserva maxima en turbiditas.
La porcidn obscura representa al aceite y el gas se encuentra representado por la parte blanca
(Tomada de Pettingill, 1998).
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Un caso especial y de gran controversia en México lo constituye la Cuenca
de Chicontepec, en el que predomina la alta heterogeneidad, una baja porosidad y
una baja permeabilidad. Son yacimientos de extension areal limitada y de baja
energia, debido a que la presiéon del yacimiento es muy cercana de la presion de
saturacion del aceite.

La explotacion petrolera en la Cuenca de Chicontepec, debido a la baja
energia de sus yacimientos, exige que desde el inicio de la vida productiva del
campo se apligue un método de mantenimiento de presion para evitar entrar a la
zona de produccién en dos fases, que aunado a la baja permeabilidad del
yacimiento dificulte ain mas el flujo de aceite del yacimiento al pozo.

La experiencia en yacimientos similares a nivel mundial puede impactar
positivamente en la explotacion de los campos mexicanos, en donde el
entendimiento geoldgico constituye el principal reto para la explotacion éptima de
estos yacimientos, los cuales se convierten en la base para la elaboracion de
modelos geoldgicos, mapas de facies, localizacion de las areas de los yacimientos
de mejor calidad (altos valores de porosidad y permeabilidad), etc.

En lo referente a las técnicas de explotacion, la experiencia adquirida en
los métodos de recuperacion secundaria, como la inyeccion de agua, puede ser
adaptada a las condiciones particulares de los yacimientos turbiditicos,
localizados en las cuencas petroleras mexicanas. Yacimientos en los que el
entendimiento de los mecanismos de entrampamiento, inter-estratificacion y
composicién mineraldgica, son puntos clave para el éxito econémico de estos
métodos. La alta heterogeneidad de estas zonas, exige la identificacion de los
principales cuerpos con volumenes de hidrocarburos comercialmente explotables,
y a su vez, que estos sean atendidos de acuerdo a sus particularidades, como
puede ser, la fisicoquimica del hidrocarburo, el contenido de arcillas hidréfilas, el
cementante calcareo, la extension areal, los espesores netos impregnados de
aceite y el tipo de mojabilidad.

Una vez identificados Yy caracterizados los principales horizontes
estratigraficos con alto potencial, se debe disefiar para cada uno de ellos el
esquema de explotacion, considerando operaciones como: inyeccién de agua,
inyeccion de CO, miscible e inmiscible, los tipos de pozos a perforar (verticales,
altamente desviados, laterales u horizontales), actividades de fracturamiento
(presion de fracturamiento, ritmos de inyeccion, seleccién del fluido fracturante y
tipo de apuntalante); para intentar minimizar el dafio en la vecindad del pozo, ya
gue una restriccion adicional al flujo de fluidos, en yacimientos de alta
heterogeneidad, provoca un consumo adicional de energia del yacimiento, energia
gue permite mantener el flujo natural de fluidos por mas tiempo.
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1.2. Objetivos.

¢

Determinar la importancia econdmica de los recursos de hidrocarburos
almacenados en los yacimientos turbiditicos.

Resaltar la importancia de entender el ambiente geoldgico de depdsito,
como clave para el éxito en la exploracion y explotacién comercial de los
yacimientos petroleros en turbiditas.

Caracterizar los sistemas de depdsito de abanicos submarinos y facies
asociadas.

Analizar y describir las principales caracteristicas petroleras de casos
nacionales e internacionales de yacimientos en turbiditas.

Proponer alternativas para la optimizacion del desarrollo integral de campos
en yacimientos turbiditicos.

Que el presente trabajo sirva como material de consulta y apoyo para
futuras generaciones o como antecedente de proximos trabajos que le den
seguimiento a la importancia de yacimientos en turbiditas.

1.3. Metas.

Demostrar la importancia de los yacimientos petroleros en turbiditas como

pilar de la plataforma energética de los combustibles fésiles en el corto y mediano
plazo, proponer cuales son los métodos y técnicas mas adecuadas para la
explotacion comercial de estos yacimientos de alta heterogeneidad, que
representan un gran reto tecnologico.

1.4. Método de Trabajo.

¢

¢

¢

Documentar la informacion disponible en las publicaciones nacionales e
internacionales en relacion a los sistemas de turbiditas.

Investigar como son los yacimientos petroleros en turbiditas de México, sus
principales caracteristicas y formas de explotacion.

Plasmar con claridad la informacion y el conocimiento adquirido en una
forma ordenada; a fin de crear un documento de consulta bibliogréfica de
los sistemas petroleros en yacimientos turbiditicos.

1.5. Justificacion.

Realizar este tipo de trabajo se justifica plenamente por los siguientes aspectos.
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1.5.1. De lacomplejidad del ambiente de depdsito.

La asociacion de facies turbiditicas, caracteristicas de los estratos, direccion
de las paleocorrientes y relaciones estratigraficas; son de gran utilidad en el
conocimiento del yacimiento, estas caracteristicas pueden ser determinadas con la
ayuda de modelos como los de Mutti y Ricci Lucchi (1972, 1975), Bouma (1962,
1965, 1972), Walker (1967) y Normak (1969); de tal forma que se pueden
reconstruir las principales caracteristicas del ambiente antiguo de depdsito: cafidn
submarino, abanico superior, medio o inferior o piso de cuenca (Bouma et al,
1978).

Debido al namero de secuencias turbiditicas que se conocen a nivel
mundial, se sabe que pueden llegar a tener excelentes yacimientos de
hidrocarburos, por lo que es necesario el entendimiento de la complejidad de estos
depdsitos (Figura 1.2) para el desarrollo adecuado de yacimientos en nuevas
areas.

Canon submarino

Flujo detritico de arena
en el canal

Llanura
Canal .

SIump I:::::I:::s:::_

Slump de arena y
flujo de detritos e’ I

Depdositos de [6bulo

Figura 1.2. Complejidad del ambiente de depdsito marino, en el que se localizan los sistemas
turbiditicos (Modificada de Shanmugam, 2000).
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En las configuraciones en secuencias estratigraficas antiguas, se tiene que
los yacimientos de turbiditas tienden a ser confinados en areas pequefias pero
relativamente gruesas, en cambio, en las configuraciones modernas, los
yacimientos tienden a ser arealmente extensos pero delgados; estas formas y
dimensiones controlan la cantidad de aceite y gas contenidos en estos
yacimientos. Por lo que es de vital importancia para el equipo de exploracion y
explotacion, el entendimiento del medio ambiente de depdsito dentro de la
cuenca, es decir, las condiciones bajo las cuales los sedimentos fueron
depositados; este conocimiento es importante antes de iniciar un costoso
programa de exploracion.

La presencia a nivel mundial de los yacimientos petroleros en turbiditas,
junto con su importancia econdmica y retos cientifico-tecnolégicos; ha inspirado
muchos estudios de interpretacion, composicién y distribucion espacial.

1.5.2. De su importancia en el escenario energético mundial.

Los estudios realizados por Pettingill (1998), sobre 54 cuencas petroleras
alrededor del mundo, demuestran la importancia de los yacimientos en turbiditas
en el corto y mediano plazo para la exploracién y produccién de aceite y/o gas.

De este trabajo deriva una grafica de las reservas acumuladas en
yacimientos turbiditicos de todo el mundo en funcién del tiempo, que se encuentra
actualmente en una pendiente maxima, lo que indica un escenario globalmente
inmaduro, con una importante gama de oportunidades, ya que 41 yacimientos
gigantes en turbiditas ilustran su importancia con un volumen que supera los 500
millones de barriles de petréleo crudo equivalente (>500 MMBPCE). En un periodo
de 75 afos antes de 1970 se descubrieron 14 mil millones de barriles de petréleo
crudo equivalente (MMMBPCE) en 11 campos; mientras que desde 1970 a la
fecha han sido descubiertos 34 mil millones de barriles de petréleo crudo
equivalente (MMMBPCE) en 30 campos.

Las graficas de produccion acumulada en turbiditas, indican que no siempre
siguen el patrén tipico de la mayoria de los plays; en donde inicialmente se
descubrieron los campos gigantes. La mayor parte de la produccién acumulada en
turbiditas, generalmente proviene de trampas de tipo estratigrafico, que
frecuentemente son descubiertas o integradas posteriormente al desarrollo. Esta
tendencia del entrampamiento estratigrafico, se presenta en la mayoria de las
cuencas con depdésitos turbiditicos.

En las turbiditas donde se tienen campos gigantes, se demuestra la
importancia de las trampas parcialmente estratigraficas: 25% de las reservas
proviene de trampas estructurales, 9% de trampas estratigraficas y 66 % de una
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combinacion de trampas estratigraficas y estructurales. De tal forma que si un play
turbiditico se evalla exclusivamente con sus recursos prospectivos contenidos en
las trampas estructurales, las reservas potenciales podrian ser subestimadas.

Las cuencas que actualmente producen en turbiditas, no estan limitadas
exclusivamente a trampas estructurales, ya que el componente estratigrafico es
relevante, por lo que tienen un futuro prometedor en las actividades de exploracion
y produccion; conocer con detalle el tipo de trampa constituye un factor geoldgico
critico en los campos en secuencias turbiditicas.

Como la mayoria de las principales provincias petroleras en turbiditas se
localizan en cuencas que se encuentran produciendo junto con otro tipo de
yacimientos; los conocimientos obtenidos en exploraciones pasadas, se podrian
aplicar a las nuevas areas con potencial petrolero en yacimientos en turbiditas;
incluso se deben revisar las caracteristicas de los yacimientos que estan en un
estado de exploracion y produccion relativamente maduros.

1.5.3. De la necesidad de fortalecer los modelos de caracterizacion
estatica y dinamica en las cuencas con yacimientos en turbiditas a
nivel nacional.

Sin lugar a duda, la Cuenca de Chicontepec, actualmente denominado
Proyecto Aceite Terciario del Golfo (PATG), constituye uno de los mayores retos
para la Industria Petrolera Nacional; por lo que PEMEX opt6 por crear los
laboratorios de campo, los cuales fueron asignados a seis compafias operadoras
para desarrollar trabajos de investigacion y emplear las mejores tecnologias
internacionales para lograr la explotacion Optima de yacimientos turbiditicos de
alta heterogeneidad, con el objetivo de que la compafiia ganadora implemente
masivamente su mejor combinacién tecnolégica. Sin embargo, no es
recomendable implementar la misma logistica para toda la cuenca, ya que su éxito
podria verse afectado por la alta heterogeneidad y la no continuidad areal de los
yacimientos, aunado a la gran variabilidad en la composicibn mineraldgica,
petrofisica y fisicoquimica de los hidrocarburos.

La explotacion y desarrollo de yacimientos en Chicontepec fue pospuesta
por muchos afios debido a que la mayoria de los pozos mostraban una escasa
productividad; las causas de la baja recuperacién, alrededor de 3% (Gachuz et al,
2009), nunca han sido entendidas completamente. Se han propuesto diferentes
teorias para intentar explicar este deficiente comportamiento, tales como: el cierre
parcial de las fracturas cuando baja la presion del yacimiento, la comprension
inadecuada de los modelos geoldgicos, la deficiencia en las operaciones de
fracturamiento, la mojabilidad mixta de la formacion del yacimiento, entre muchas
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otras hipoétesis. Se considera que los yacimientos de la cuenca se encuentran en
una etapa inicial de desarrollo, aunque el campo fue descubierto hace ya mas de
medio siglo.

La falta de comprensién de los modelos de depdsitos y de la distribucion
areal de los estratos de mayor espesor impregnados con hidrocarburos, ha
generado que los presupuestos planeados para el desarrollo de los campos
siempre se quede corto, incrementando con ello el costo por barril y entregando
producciones muy por debajo de los valores pronosticados (Tablas 1.1y 1.2).

En la Tabla 1.1, se observa que el monto de inversion solicitado para el
Proyecto ATG ha aumentado de forma acelerada y sus alcances han sido
modificados varias veces.

Afio de Inversiones | Numero de : TOTOSNCD Produccion | Produccion
- Reparaciones| de reserva o o
R EERY (MM Pesos pozos a A Teaciite s Maxima de | Maxima de
del proyecto 2009) perforar y aceite [BPD]| gas [MPC]
recuperar
2006 210,971 6,055 9,129 1,809 470,000 931,000
2008 543,075 17,356 30,136 3,372 808,00 970,000
2009 617,341 19,181 33,719 2,803 606,000 727,000
2006-2009 193% 217% 269% 55% 29% -22%

Tabla 1.1. Variaciones en los andlisis Costo-Beneficio del Proyecto Aceite Terciario del Golfo
(Tomada de CNH, 2010).

Enla Tabla 1.2, se observa que las inversiones asignadas al Proyecto ATG
durante los dltimos afios acumulan un monto superior a los 50 mil millones de
pesos. Después del analisis costo beneficio de 2009, Pemex Exploracién y
Produccion (PEP) presentd su informe a la Comision Nacional de Hidrocarburos
(CNH), en el que la subsidiaria pronosticé una produccibn maxima de 50,000
barriles por dia (BPD); 106,000 BPD por debajo de lo presupuestado en el
documento, por lo cual se llevd a cabo la solicitud de los recursos econémicos. A
finales de 2009 el Proyecto ATG no habia superado la produccion de 32,000 BPD.

Inversion total
T 2006 2007 2008 2009
2 520 11,850 5562 11,106 24,002

Tabla 1.2. Inversiones totales asignados al Proyecto Aceite Terciario del Golfo
(Tomada de CNH, 2010).
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1.6. Importancia Economica

Algunos de los aspectos mas relevantes, por su generaciéon de valor
economico, que justifican el estudio de los yacimientos en secuencias
turbiditicas son desarrollados a continuacion.

1.6.1. Identificacion de los principales cuerpos arenosos como clave
para el éxito econdmico en la explotacion de estos yacimientos.

Desde el punto de vista econOmico, la correcta identificacion de la
geometria de los sedimentos y sus dimensiones son de vital importancia. En la
etapa de desarrollo de un campo, el nUmero de pozos a perforar, considerando el
tipo de pozo (vertical, inclinado u horizontal) y su adecuado espaciamiento,
depende de la forma de los depositos de turbiditas, de su espesor, variabilidad
interna, porosidad y permeabilidad (Figura 1.3).

Figura 1.3. Esquema que muestra el tipo de pozos a perforar en la Cuenca de Chicontepec
dependiendo de la geometria y dimensiones de los cuerpos arenosos
(Tomada de Hernandez, 2012).

La diversidad en tamafo, forma, orientacion, estructuras sedimentarias y
tipos de roca que componen los yacimientos turbiditicos en aguas profundas,
dificulta su explotacion; considerando que en un proyecto de inversion se busca
maximizar la produccion y minimizar los costos de desarrollo. Por lo que en los
ultimos afios se ha realizado una fuerte inversion econdmica, para el desarrollo de
herramientas y metodologias, entre los que destacan los dispositivos de reflexion
sismica y registros geofisicos de alta resolucion.
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Las caracteristicas heterogéneas de este tipo de yacimientos estan por
debajo de la resolucion vertical de los registros convencionales, esto afecta
directamente en los calculos de la permeabilidad (obtenida de los registros
geofisicos), por lo que deben ajustarse con el andlisis de ndcleos y muestras de
recortes (perfectamente correlacionados en profundidad); con un buen
conocimiento del subsuelo se pueden construir modelos tridimensionales que
permitan visualizar la complejidad de los yacimientos altamente heterogéneos
(Figueroa et al, 2006).

1.6.2. Técnicas para el anédlisis de reservas.

Una sencilla pero util forma de analizar las reservas potenciales de una
cuenca o campo, consiste en graficar las reservas contra el tiempo (Figura 1.4),
cuyo resultado es una curva esquematica de una cuenca o campo. La exploraciéon
afiade la mayoria de las reservas cuando la pendiente esta en un maximo; si los
otros factores permanecen iguales (econdmicos y areas disponibles), es entonces
cuando la exploracion crea el maximo valor.

0 de Reservas)

(o Desarrol

Tiempo C—_—>

Figura 1.4. Maximo recurso acumulado (reserva) en funcién del tiempo
(Tomada de Pettingill, 1998).

Usando este tipo de andlisis en su forma més general, se puede presentar
una curva de la reserva acumulada contra el tiempo para todos los
descubrimientos a nivel mundial (Figura 1.5). Se muestra la contribucién de los
principales campos descubiertos en orden cronolégico (histograma de barras; eje
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Y, lado izquierdo) y la reserva acumulada recuperable para toda la poblacion (eje
Y, lado derecho).

100

Campos Turbiditicos Alrededor del Mundo >10MMMBOE

California Mar del Norte Campos

Campo o Descubrimiento de Reserva Max. (MMMBOE)
Reserva Maxima Acumulada (MMMBOE)

g i U gl | 1
i & %
Descubrimientos (Ordenados por Afio)

Figura 1.5. Reserva maxima mundial de 542 campos descubiertos que superan los 10 MMBOE de
reservas recuperables (Tomada de Pettingill, 1998).

—

Del andlisis de estas curvas, es evidente que las turbiditas forman una gran
cantidad de yacimientos cuya produccion mundial ha tenido un gradual
crecimiento. Sin embargo, se considera que algunos de los campos en aguas
profundas son inmaduros. Los campos maduros tienen importantes reservas
remanentes por ser descubiertas (Petingill, 1998).

1.6.3. La actividad exploratoria como generadora de valor.

Generalmente la exploracion maximiza la creacion de valor cuando la curva
esta en su maxima pendiente. La creacion de valor en la parte final de la curva,
donde la pendiente es plana, generalmente es modificada por cambios en el
ambito politico - fiscal, avances tecnolégicos y reduccién de costos. Sin embargo,
se observa que cuando usamos esta curva en una escala para toda la cuenca, la
componente individual del campo puede desviarse de la curva, debido a que a
nivel global repercute en un rejuvenecimiento de una cuenca madura (si fuera el
caso), por lo que parece no tener el éxito econémico esperado.

Capitulo 1. Generalidades 13



1.6.4. Reservas descubiertas y por descubrir en yacimientos de
turbiditas alrededor del mundo.

El futuro de la exploracion de los depoésitos de turbiditas en aguas
profundas continta siendo muy positivo, adicionalmente a los 57 mil millones de
barriles de petrdleo crudo equivalente (BBOE) que han sido descubiertos en
yacimientos turbiditicos de aguas profundas hasta el 2003; se estima que otros 85-
100 mil millones de barriles de petroleo crudo equivalente (BBOE) aun quedan por
descubrirse en este tipo de yacimientos, localizados la mayoria de ellos en aguas
ultra profundas alrededor del mundo (Figura 1.6).

La importancia econémica de los combustibles fésiles se refleja
directamente en la economia de los paises productores, ya que cuando estos
documentan sus reservas totales ante los organismos internacionales, obtienen
préstamos de los Bancos Mundiales que les permiten desarrollar sus programas
de explotacion y desarrollo de infraestructura nacional.

Del total de reservas documentadas, las provenientes de yacimientos en
turbiditas constituyen un porcentaje altamente considerable; destacando los casos
de Brasil, el Reino Unido y los Estados Unidos de Norte América (Tablas 1.3 y
1.4).
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Figura 1.6. Reservas descubiertas en yacimientos turbiditicos en aguas profundas al 2001

(Tomada y modificada de Pettingill, 1998).

Capitulo 1. Generalidades

14



Campo Cuenca /Pais |Afo |Estatus Reservas*
Albacora Campos, Brasil 1984 Productor 550 MMBO + 400 BCF
Albacora East Campos, Brasil 1993 Planeandose 700 MMBO + 700 BCF
Barracuda Campos, Brasil 1989 Productor 700 MMBO
Bonga Niger Delta, Nigeria 1995 Planeandose 575 MMBO
Brae Cental-South Viking Graben, UK 1976 Productor 526 MMBO+ 1.23 TCF
Brae East Viking Graben, UK 1980 Productor 290 MMBO + 1.46 TCF
Britannia Moray Firth, UK 1975 Productor 3.0TCF + 145MMBC
Buena Vista Hills San Joaquin, USA 1909 Productor 648 MMBO + 1.1 TCF
Captain Moray Firth, UK 1977 Productor 350-600MMBO + 53 BCF
Claymore Moray Firth, UK 1972 Productor 582 MMBO + 140 BCF
Chicontepec PATG, México 1978 Productor 26 BBO + 1.0 TCF
Dalia Lower Congo, Angola 1997 Productor 1.45 BBO (preliminary)
Edop Niger Delta, Nigeria 1981 Productor 900 MMBOE
Elk Hills San Joaquin, USA 1919 Productor 1.48 BBO + 1.44 TCF
Foinaven W. of Shetlands, UK 1992 Productor 670 MMBO+ 300 BCF
Forties Central Graben, UK 1970 Productor 2.47 BBO + 748 BCF
Frigg Viking Graben, 1971 Productor 6.53 TCF

Noruega/UK
Girassol Lower Congo, Angola 1996 Planeandose 700 MMBO (preliminar)
Grane Viking Graben, Noruega 1991 Productor 594 MMBO + 65 BCF
Huntington Beach Los Angeles, USA 1920 Productor 1.10 BBO + 810 BCF
Kopanoar MacKenzie Delta, 1979 | No desarrollado 500 MMBO + 3.0 TCF

Canada
Kuito Lower Congo, Angola 1997 Planeandose 700 MMBO (preliminar)
Landana Lower Congo, Angola 1998 Planeandose 500 MMBO (preliminar)
Long Beach Los Angeles, USA 1921 Productor 937 MMBO + 1.1 TCF
Magnus Viking Graben, UK 1974 Productor 797 MMBO + 583 BCF
Marlim Campos, Brasil 1985 Productor 2.20 BBO + gas
Marlim Sul Campos, Brasil 1987 Productor 1.9BBO + gas
Mars Golfo de México, USA 1989 Productor =700 MMBOE
Midway-Sunset San Joaquin, USA 1894 Productor 2.75 BBO + 530 BCF
Nelson Central Graben, UK 1988 Productor 505 MMBO + 85 BCF
P. Garibaldi-Agostino | Adriatic, ltalia 1968 Productor 3.35 TCF
Patao Margarita, Venezuela 1979 Undeveloped 10-12 TCF
Rio Vista Sacramento, USA 1936 Productor 3.20 TCF
Roncador Campos, Brasil 1996 Planeandose 2.7 BBO+ 865 BCF
Santa Fe Springs Los Angeles, USA 1919 Productor 622 MMBO + 840 BCF
Scarborough NW Shelf, Australia 1979 Undeveloped 124 TCF
Sleipner Ost Viking Gaben, Noruega 1981 Productor 1.45 TCF+ 263 MMBC
Spraberry Permian, USA 1949 Productor 650 MMBO + 50 BCF
Ursa Golfo de México, USA 1991 Productor 400 MMBOE
Ventura Ave Ventura, USA 1915 Productor 991 MMBO + 243 TCF
Wilmington Los Angeles, USA 1931 Productor 276 BBO + 1.31 TCF

Tabla 1.3. Campos gigantes y nuevos descubrimientos en turbiditas (Tomada de Pettingill, 1998).
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Top 7 De Cuencas Productoras en Turbiditas

Reserva por |Reserva Maxima .
g AR Contribucion de Turbiditas
Cuenca Cuenca en Turbiditas e 4 .
las turbiditas a la Gigantes

(MMMBOE) (MMMBPCE) Reserva Total

Brae, Brittania,
Claymore, Forties,
Grabens. Mar del Morte v 17 22% Frigg, Grane, Magnus,
Miller, Melson,
Sleipner Ost
Albacora, Albacora
East, Barracuda,

C =90%
ampos L i Marlim, Marlim Sur,
Roncador
Golfo de México LT 10 2T% Mars
Huntington Beach,
Los Angeles 10 9.8 97% R eas e daia
Fe Springs,
Wilmington
Buena Vista Hills,
San Joaguin 17 9 54% Elk Hills, Midway-
Sunset
Dalia, Girassol
Coastal 17 7.2 43% i ]
e P Kuito, Landana
NW Shelf 12 5 1 44% SN

{undeveloped)

Tabla 1.4. Ejemplos de cuencas donde existen yacimientos petroleros en turbiditas y el porcentaje
con que contribuyen a la reserva total de la cuenca (Tomada de Pettingill, 1998).

1.6.5. Importancia del Proyecto ATG para incrementar o mantener la
plataforma de Produccion Nacional.

En la Cuenca de Chicontepec, el volumen original calculado es del orden de
136,784 millones de barriles de crudo [MMBP] y 54,222 billones de pies cubicos
de gas [BPC]; valores que al combinarse resultan en un total de 147,211 millones
de barriles de petrdleo crudo equivalente [MMBPCE]. La produccion acumulada es
de 160 millones de barriles de crudo [MMBP] y 270 mil millones de pies cubicos de
gas [BPC], lo que representa el 0.14% del volumen original. La reserva probada
es de 501 millones de barriles de crudo [MMBP] y 824.6 mil millones de pies
cubicos de gas [BPC], que suman 659.6 millones de barriles de petroleo crudo
equivalente [MMBPCE], lo que representa solamente el 0.45% del volumen
original; con la calidad de sus aceites que varia de 18 a 45 °API. Se estima que la
Cuenca de Chicontepec contiene aproximadamente el 25% de las reservas de
hidrocarburos totales del pais y el 85% de las reservas de la Region Norte.
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A pesar de que enormes cantidades de hidrocarburos se encuentran en los
yacimientos turbiditicos del Proyecto ATG, la baja recuperacion de aceite,
asociada al escaso entendimiento de la geologia compleja del sistema de
abanicos submarinos de Chicontepec, desalenté por muchos afios la inversion
para el desarrollo de estos campos, sobre todo por su baja rentabilidad. Hoy en
dia, gracias a los avances tecnoldgicos y al firme propésito de mantener la
plataforma de produccidon nacional alcanzada en 2004, el Proyecto ATG ha
adquirido mayor importancia.

1.7. Trabajos Antecedentes.

1.7.1. Estudios pioneros en los sistemas turbiditicos.

El concepto de depdsitos de corriente de turbidez fue introducido por
primera vez en la literatura Inglesa por Kuenen y Migliorini (1950), quienes
realizaron estudios experimentales de los procesos erosivos y la capacidad de
transporte de las corrientes de turbidez. En esta publicacion se estableci6 de
forma experimental una fuerte relacion entre los estratos gradados y las corrientes
de turbidez (Bouma 1978 y Vrolijk, 1980). Las turbiditas fueron reconocidas por
primera vez en los afloramientos, debido a una asociacién de caracteristicas
litolégicas que incluyen alternaciones repetitivas de estratos de areniscas y lutitas.

Los estudios en afloramientos proporcionaron informacién estratigrafica
relevante, por lo que es importante realizar la descripcion detallada de las capas o
estratos, las estructuras sedimentarias, las secuencias litolégicas y la direccion de
las paleocorrientes. De estos trabajos surgieron importantes conceptos para el
estudio de las turbiditas, por ejemplo, el aspecto caracteristico en la secuencia
vertical de las estructuras sedimentarias dentro de los estratos o paquetes de
sedimentos individuales identificados por Bouma (1962), que posteriormente se
llegaria a conocer como la secuencia Bouma (Walker, 1965; Bouma y Nilsen,
1978), del mismo modo que la secuencia de facies y facies asociadas de Mutti y
Ricci Lucchi (1972, 1975).

Mutti y Ricci Lucci (1975) presentaron un trabajo con el nombre “Turbidite
Facies and Facies Associations” en el que muestran un resumen de los principales
criterios que pueden ser utilizados para la identificacién e interpretacion de las
principales facies turbiditicas y facies asociadas; estableciendo la definicion de
facies y facies asociadas como sigue:

é “Facies: Capa o grupo de capas que muestran caracteres litolégicos,
geométricos y sedimentolégicos que son diferentes de otras capas
adyacentes. Las facies son consideradas como el producto de un
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mecanismo especifico de depdsito o de varios mecanismos relacionados
actuando en el mismo tiempo”.

é “Facies Asociadas: combinacion de dos o mas facies formando cuerpos
sedimentarios de varias escalas y grados de organizacion. Una asociacion
de facies es considerada como la preservacion de la expresion espacial de
un proceso o ambiente de depdsito”.

En el presente trabajo utilizamos la clasificacion de turbiditas y facies
asociadas (propuesta por Mutti y Ricci Lucchi, 1975), con modificaciones menores
y algunas subdivisiones mas detalladas. De la literatura disponible, se observa que
la palabra “turbidita” es usada como un término bastante amplio, incluyendo no
solamente los depésitos de corrientes de turbidez, sino también los productos de
otros sedimentos ocasionados por flujos de gravedad.

De acuerdo a Mutti y Ricci Lucchi (1975), a cada una de las facies se le
asigna una letra mayuscula (A-F), para evitar la confusion con la terminologia
empleada en los intervalos de la secuencia Bouma (a-e); estos autores también
concluyen que Unicamente dos de las seis facies (C y D) pueden ser descritas en
términos de la secuencia Bouma. Los criterios basicos de clasificacion incluyen
caracteristicas observables de los sedimentos, como son: tipo de roca, textura
(tamafo de grano, clasificacion, tipo de matriz, etc.), espesor de las capas,
geometria y tamafio de los estratos (forma, continuidad lateral, variaciones
laterales respecto al espesor, relaciones arcilla/arenisca, estructuras
sedimentarias y secuencia vertical de las estructuras).

Las caracteristicas del diagnéstico de cada facie, son por lo tanto, una
combinacion de parametros litologicos y sedimentoldgicos; uno solo podria ser
predominante en cada facie, pero no exclusivo.

Ademéas de proponer la clasificacion de facies, es importante realizar
estudios detallados de las facies asociadas, en el que se debe presentar un
modelo de distribucion areal de las facies asociadas y sub-asociaciones en
abanicos submarinos profundos. En el modelo esquematico de Mutti y Ricci Lucchi
(1975), se destacan los conceptos basicos de ambiente de depdésito de piso de
cuenca, abanico externo y abanico interno. Para los conceptos anteriores se
efectuaron comparaciones entre las caracteristicas observadas en los abanicos
submarinos antiguos y los abanicos submarinos modernos, para buscar una
relacion que permitiera un mejor entendimiento de las complejas geometrias de
estos ambientes de deposito.

Normark (1978), publicé el articulo titulado “Fan Valleys, Channels, and
Depositional Lobes on Modern Submarine Fans: Characters for Recognition of
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Sandy Turbidite Enviroments”, en el que discute principalmente el concepto de los
modelos de crecimiento de los abanicos submarinos modernos o modelos de
depdsito, para poder ser aplicados a los depdsitos antiguos de turbiditas y del cual
se desprenden nuevos términos como el concepto de supra abanico (superior e
inferior). De este estudio se concluye que la mayoria de los abanicos submarinos
tienen tres divisiones morfolégicas reconocibles que son relacionadas con las
distintas facies asociadas para las turbiditas de grano mas grueso, estas
divisiones son:

1. “Los abanicos externos producen depésitos de piso de cuenca con una
amplitud de 1 a 5 kilémetros, que son los de mayor espesor en el abanico y
son depositados en forma de meandros, en canales someros dentro de los
limites generales del valle. Estos depédsitos de grano grueso gradan
lateralmente a granos mas finos, principalmente en estratos intercalados de
arenas y limos”.

2. “La region del abanico medio es identificada como protuberancia o bulto
convexo hacia arriba con depdésitos de un perfil radial, que incluye un l6bulo
deposicional o supra abanico al final del valle del promotorio o depresion. El
endurecimiento (coarsening) y engrosamiento ascendente de la secuencia
de arenas turbiditicas en la parte superior del supra abanico es cortado por
numerosos canales, canales abandonados y depresiones aisladas,
mientras que el supra abanico inferior estd relativamente libre de tales
caracteristicas. Los canales en el supra abanico generalmente tienen una
longitud de seccién transversal inferior a 1 kilbmetro y son rellenados por
delgadas y finas capas ascendentes”.

3. “El abanico interno es caracteristicamente libre de canales y turbiditas de
grano grueso; es cercano a una forma plana o estancada, por lo que es casi
imposible de poderlo diferenciar morfolégicamente de los sedimentos del
piso de cuenca o de la planicie abisal”.

La forma y relieve de la cuenca, asi como las dimensiones finales del
abanico, son igualmente importantes que los sedimentos de entrada, tales como
tamano, distribucion de grano y velocidad del suministro de sedimentos para
controlar las tres subdivisiones morfolégicas de los abanicos.

Otra importante aportacion fue el estudio realizado sobre las asociaciones
sedimentarias en los abanicos submarinos modernos; para complementar los
modelos de depdsito presentados por Walker y Mutti (1973), que al estar basados
Unicamente en estudios geofisicos y superficiales, resultaban poco convincentes
debido a la falta de comparacion con las caracteristicas sedimentolégicas de los
afloramientos. Esta aportacion podria ser usada como auxiliar para predecir las
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tendencias de sedimentacién en los modelos de depdsitos de los abanicos de
turbiditas existentes.

Por otro lado, Walker (1978) publicé un articulo titulado “Deep-Water
Sandstone and Ancient Submarine Fans: Models for Exploration for Stratigraphic
Traps”. En este trabajo, Walker realizé una descripcion de las turbiditas;
encontrando cinco facies principales en estas rocas clasticas de aguas profundas:

é ‘Las turbiditas clasicas, consisten de areniscas monotonamente
intercaladas paralelamente y lutitas sin canalizar; la estructura sedimentaria
internamente incluye gradacion, laminacién paralela y laminacion cruzada.”

é “Las areniscas masivas, son de mayor espesor, de granos mas gruesos y
comunmente canalizados. Carecen de estructuras sedimentarias, pero
contienen evidencias de deshidratacion durante la depositacion.”

é “Arenisca guijarrosa, tienden a ser bien clasificadas y pueden desarrollar
estratificacion paralela y estratificacién cruzada a gran escala.”

é “Los conglomerados se caracterizan por tener depositacién, gradacion
inversa y normal; estratificacion paralela y cruzada.”

En este trabajo, Walker (1978) coloc6 estas facies en un modelo de
depdsito de abanico submarino moderno, que es subdividido en un abanico
superior (supra abanico) y se caracteriza por: (1) tiene un solo canal profundo con
margenes anti-desbordamiento, (2) presenta un abanico intermedio, construido a
partir de un Iébulo de supra abanico, que periédicamente cambia de posicion y (3)
tiene un abanico inferior de topografia suave.

La distribucion de sedimentos se establecié de la siguiente manera: Los
I6bulos suaves de supra abanico y los abanicos inferiores se caracterizan porque
en ellos se depositan las facies de turbidita clasica; por otro lado, las partes
entrecruzadas de los l6bulos de supra abanico contienen areniscas masivas y
guijarrosas.

Los estudios marinos recientes han proporcionado suficientes datos con
respecto a las interacciones entre el medio ambiente marino profundo y las
caracteristicas sedimentoldgicas de la mayoria de los depdsitos someros (que son
facilmente mapeados). Los trabajos experimentales y teéricos de las corrientes de
turbidez han contribuido de manera importante para el entendimiento de la
naturaleza de estos procesos.

Desde el inicio del estudio de los depdsitos de turbiditas en 1950, existié un
gran conflicto respecto a la terminologia empleada por los investigadores para
referirse a la clasificacion de los sedimentos, el modelo de depdsito, la posicion de
los sedimentos dentro del mismo, las subdivisiones del modelo de depdsito de
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abanico submarino, etc. En su mayoria, los diferentes enfoques para estudiar las
turbiditas antiguas y modernas, resultaron en ciertas discrepancias y diferencias
en la terminologia empleada.

Debido a la situacion anterior, Bouma y Nilsen (1978) publicaron un articulo
en la Offshore Technology Conference titulado “Turbidite Facies and Deep-Sea
Fans With Examples from Kodiak Island, Alaska”; cuyo propdsito fue presentar un
resumen, derivado de la revisibn e integraciéon de los conocimientos de las
secuencias de turbiditas modernas y antiguas. Sus conclusiones las ejemplifican
con un trabajo de campo desarrollado en Kodiak Island, Alaska; de esta forma
ilustra varios tipos de la secuencia Bouma y facies asociadas de Mutti y Ricci
Lucchi, comunmente presentes en los depdsitos de turbiditas.

Como parte de la recopilacion bibliogréafica, presentan un resumen detallado
de la secuencia Bouma y su relacion con los regimenes de flujo, asi como las
variaciones laterales y verticales presentes en la secuencia en el que concluye
gue las corrientes de turbidez pueden resultar en diferentes tipos de areniscas, por
ejemplo: grauvacas, arcosas, calcarenitas, volcanoclasticas, tobas o arenita
yesifera. EI documento también incluye la clasificacion de facies de Mutti y Ricci
Lucchi (1975), un breve resumen de la asociaciébn de facies turbiditicas y
finalmente una descripcion de los abanicos marinos profundos incluyendo los
conceptos propuestos por diversos autores como Nelson y Kulm (1973), Curray y
Moore (1971), Normark (1970), Normark y Piper (1972), entre muchos otros
investigadores, para unificar las diferentes terminologias empleadas en el modelo
de depésito de abanico submarino.

Una de las conclusiones de este documento establece que “Para el estudio
de las tendencias de porosidad, permeabilidad y la geometria de los cuerpos
arenosos, se requiere un completo entendimiento de las asociaciones de facies
en turbiditas”.

A pesar de que estos trabajos, en la elaboraciéon de sus modelos de
depdsito no incluyen las complejas condiciones tectonoestratigraficas al momento
de la sedimentacion, compactacion y cementacion; los autores reconocen que la
complejidad de las asociaciones de facies turbiditicas en abanicos submarinos
profundos es resultado del ambiente de depdsito y que los complicados sistemas
de trampas estratigraficas son comunmente modificados mas tarde por la actividad
tectonica.
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1.7.2. El “Boom” de los yacimientos turbiditicos a nivel mundial.

Sin lugar a duda, los yacimientos en turbiditas cobraron importancia como
nunca antes en la década de los 90°s, por lo que se realizaron multiples estudios y
trabajos que se enfocaron a la caracterizacion de los abanicos submarinos o
sistema de turbiditas; como resultado de esto, se descubrieron grandes
acumulaciones de hidrocarburos en sistemas de grano fino y turbiditas arcillosas
en Brasil, Golfo de México, Oeste de Africa, Mar del Norte y USA.

Debido a la gran importancia de las turbiditas como roca almacén, con
enormes acumulaciones de hidrocarburos y luego de una profunda investigacion,
Pettingill (1998) public6 un documento de los yacimientos petroleros alrededor del
mundo en este tipo de secuencias; en esta investigacién destaca: la importancia
econOmica de estos sistemas, su fuerte contribucion en el volumen de reservas de
los paises ya mencionados, el nimero de descubrimientos en los Ultimos afos y
su contribucién a las reservas de hidrocarburos a nivel mundial. Este estudio se
bas6 en un analisis de 925 descubrimientos provenientes de 54 cuencas a nivel
mundial, con lo que demostré la importancia de las turbiditas en el futuro de la
exploracion y produccion petrolera.

Parte de esta investigacion incluye un analisis completo de las cinco
cuencas productoras mas grandes del mundo, en las que se tiene la mayor
cantidad de aceite y gas proveniente de turbiditas. Del andlisis de las graficas de
los yacimientos descubiertos o desarrollo de reservas en funcion del tiempo, el
autor concluye que las turbiditas se encuentran en una etapa de exploracion
inmadura mundialmente.

1.7.3. Estado del Arte en las Cuencas Nacionales.

El estudio y la investigacion en las cuencas nacionales donde hay turbiditas
también se encuentran en una fase inicial, si bien se han tenido grandes éxitos en
el incremento de la produccion de gas en la Cuenca de Burgos y Veracruz, no ha
sido asi para el caso de la Cuenca de Chicontepec; se incluye a continuacion una
breve revision de los grandes esfuerzos que se han llevado a cabo en la
exploracion y desarrollo de campos en estas cuencas.

Uno de los primeros y mas importantes estudios geoldgicos realizados en la
Cuenca de Chicontepec fue desarrollado por Busch y Govela (1978), en el que se
establecieron los principales mecanismos de entrampamiento de hidrocarburos, el
ambiente de depdsito, la variacién y distribucion de los cuerpos de arenisca;
encontrando en la cuenca rellenos de canal con sedimentos turbiditicos que estan
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en contacto con rocas del Jurasico y Cretécico; definiendo de este modo a lo que
hoy conocemos como “Cuenca de Chicontepec”.

Tyler et al (2004), llevaron a cabo una caracterizacién integral del sistema
de abanicos de baja permeabilidad para la implementacién de inyeccion de agua
en el sistema Chicontepec, encontrando que las areniscas de Chicontepec son
litarenitas litol6gicamente inmaduras; los yacimientos son vertical, lateralmente
heterogéneos y naturalmente fracturados. Para la prueba piloto se usé agua
procedente de diferentes campos con un tratamiento quimico adecuado para
evitar el fendmeno de hinchamiento de las arcillas. Para determinar la direccién
preferencial del flujo de fluidos inyectados se utilizaron trazadores quimicos y
radiactivos, encontrando que hacia el norte del pozo inyector se tenia una mejor
permeabilidad. A pesar de que la prueba piloto duré muy poco tiempo, se alcanzé
a observar un ligero incremento en la presion y produccion en el arreglo de pozos
observadores.

Arellano y Yussim (2004), realizaron estudios sobre las discordancias
progresivas de la secuencia Cretacica en México; aplicando los conceptos de
discordancia sintectonica y discordancias progresivas, asi como su importancia
en la geologia econdmica de la Cuenca de Chicontepec, concluyendo que en la
cuenca se tienen discordancias progresivas y corresponde a un area de gran
interés econdmico petrolero, ya que las caracteristicas geoldgicas que presenta
relnen las condiciones adecuadas para almacenar importantes reservas de
hidrocarburos.

Aguayo Yy colaboradores (2006), realizaron un estudio relacionado con la
geologia regional de la Cuenca de Chicontepec, como antecedente al estudio de
su porcion noroccidental en afloramientos. Santillan (2009) en la tesis de grado
con el titulo de “Paleoambientes Sedimentarios en Facies Turbiditicas en la
Cuenca Terciaria de Chicontepec, Centro-Oriente de México”, identifico 5 de las 7
litofacies caracteristicas de los sistemas de abanico profundo propuestas por Mutti
y Ricci Lucchi (1972), encontrando que las areniscas de la Formacion Chicontepec
son inmaduras, predominando principalmente fragmentos liticos de los cuales el
40-88% corresponden a fragmentos de roca caliza; concluyendo que el mayor
aporte de sedimentos corresponde a los detritos calcareos provenientes de la
Sierra Madre Oriental y de la plataforma de Tuxpan, corroborando de esta manera
lo establecido por Busch y Govela (1978), Tyler et al (2004).

Santillan y Aguayo (2011), realizaron un estudio en la porcion noroccidental
de la Cuenca de Chicontepec titulada “Facies Sedimentarias Turbiditicas del
Terciario Inferior en la Cuenca de Chicontepec, Centro-Oriente de México”; como
resultado de este trabajo se identificaron las litofacies B, C, D, E y G propuestas
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por Mutti y Ricci Lucchi (1972), tales facies se encuentran asociadas a zonas de
transicion lébulo-canal y l6bulos por desbordamiento, depositados en sub-
ambientes de abanico medio y externo.

La Cuenca de Burgos es la principal productora de gas y condensados en
México, por lo que desempefia un papel estratégico en la economia nacional. Se
han llevado a cabo estudios geoldgicos y exploratorios para incrementar su
plataforma de produccion, los cuales se han visto recompensados en los ultimos
afios con un significativo incremento en la produccion de gas. En la siguiente
seccion se hace una revision de las principales publicaciones sobre esta cuenca.

Uno de los estudios geoldgico-petroleros mas completos que se han
efectuado sobre la Cuenca de Burgos, se llevé a cabo por Echanove (1986), en el
gue se establecié a la cuenca como una provincia geolégica Cenozoica; con una
columna sedimentaria de mas de 5,000 metros abarcando las rocas del Jurésico
Superior, Cretacico y Cenozoico. Como parte de la investigacion se desprende
gue el Mesozoico esta representado por una secuencia de carbonatos terrigenos
y evaporitas en el Jurasico Superior y Cretacico; mientras que en el Cenozoico la
secuencia es predominantemente clastica, con alternancias de areniscas Yy lutitas.

A pesar de que se ha obtenido produccion de toda la columna sedimentaria,
los yacimientos del Jurasico Superior y Cretacico son aislados, con baja
produccion; el autor concluye que los yacimientos del Cenozoico son multiples y
de amplia extension, por lo que su exploracion podria incrementar las reservas de
la cuenca.

Un estudio de rocas generadoras en México, publicado por Petrdleos
Mexicanos, establece que de acuerdo a la edad de la rocas almacén en esta
cuenca se diferencian 5 franjas en direccion norte-sur correspondientes al
Jurasico - Cretacico, Paleoceno, Eoceno, Oligoceno y Mioceno; siendo la roca
almacén del Oligoceno la mas importante (por su volumen de produccién). Por
otra parte, se establece que los hidrocarburos provienen principalmente de arenas
Terciarias encajonadas por potentes paquetes de arcillas; los yacimientos del
Mesozoico son poco significativos, aun cuando las rocas del Jurasico y Cretacico
Superior presentan caracteristicas de roca generadora.

La importancia de la exploracién dirigida a las trampas estratigréficas en la
Cuenca de Burgos, se resalta en la publicacion de Uribe et al (2004), “Modelado
Geolégico e Inversion Elastica en el Play Midway, Cuenca de Burgos”. Las
investigaciones permiten concluir que el Play Midway se encuentra constituido
litolégicamente por una serie de cuerpos arenosos, depositados en abanicos
submarinos por corrientes turbiditicas e inter estratificados con potentes
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secuencias hemipeldgicas arcillosas, constituyendo excelentes trampas
estratigraficas que ya han sido probadas por pozos exploratorios y de desarrollo
en los campos Emu y Alondra respectivamente. Debido al riesgo geoldgico que
implica este tipo de exploracion se requiere el uso herramientas y aplicacion de
tecnologias modernas como la inversion sismica y acustica.

Otro estudio realizado consiste en la integracion del analisis estructural-
estratigréfico y atributos sismicos en el Play Midway llevado a cabo por Figén et al
(2005), en el que se propone un modelo sedimentario constituido por abanicos de
piso de cuenca y complejos de canales con bordes proximales. EI modelo
estructural esta constituido por fallas regionales normales con caida al oriente,
cuya superficie es la cima del Cretacico.

La Cuenca de Veracruz es una de las cuatro productoras de gas no
asociado que contribuye con una parte significativa a la produccion nacional, por lo
gque es de importancia estratégica para Meéxico en el suministro de este
hidrocarburo.

Los grandes volumenes de gas almacenados en trampas estratigraficas
han obligado al estudio de los sistemas de turbiditas, ya que el conocer y entender
estos depdsitos es un factor critico para los futuros trabajos de exploracién. Dada
esta necesidad, Arreguin (2005), en su articulo “Estratigrafia de Secuencias de
Sistemas Turbiditicos en Aguas Profundas de Sedimentos del Plioceno y Mioceno,
Cuenca de Veracruz” realizé un estudio detallado de los yacimientos de gas en
rocas Cenozoicas asociados a sistemas turbiditicos de aguas profundas, el
estudio fue enfocado principalmente a la estratigrafia de secuencias de
sedimentos de la cuenca. Como resultado de este proyecto se identificaron e
interpretaron ocho intervalos estratigraficos, con tres etapas diferentes de la
evolucion estratigrafica de la Cuenca de Veracruz, desde el Mioceno Inferior hasta
el Plioceno Inferior; asi mismo la mayor parte de los sedimentos en el area de
estudio se interpretaron como depdésitos en l6bulos depositacionales (areniscas en
capas, amalgamadas y estratificadas), canales y desbordes.

Otro de los temas que destaca por su importancia para la exploracion de
hidrocarburos, es el estudio de proveniencia de sedimentos, que se basan
principalmente en las proporciones relativas de diferentes tipos de granos
detriticos, contenidos en las areniscas y que sirven como guia para determinar la
naturaleza de la roca fuente. Este estudio fue desarrollado por Gutiérrez et al
(2005), en una publicacion del Boletin de la Asociacion Mexicana de Gedlogos
Petroleros (AMGP) en el articulo “Proveniencia de las Areniscas del Mioceno
Medio y Superior de la Cuenca de Veracruz México” del que se desprenden
resultados de gran interes.
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é ‘Las litarenitas y litarenitas feldespéaticas del Mioceno Superior en los
campos Vistoso y Playuela, provienen de arcos magmaticos donde las
fuentes de aporte son el Cinturén Volcanico Transmexicano y el Alto de
Anegada.”

é “Las feldsarenitas liticas y litarenitas feldespaticas del Mioceno Medio en el
Campo Playuela, provienen principalmente de orégenos reciclados.”

é “Las fuentes de aporte de las areniscas del Mioceno Medio fueron la Sierra
de Juarez y el Cinturdn Volcanico Transmexicano.”

é “Los fragmentos carbonatados en ambas secuencias provienen de la Sierra
Madre Oriental.”

Por lo que se concluye que las relaciones entre proveniencia y cuenca son
importantes para la exploracion de hidrocarburos, ya que al existir diferente
composicién detritica habra respuesta variable a la diagénesis, provocando que
existan tendencias diferentes en la reduccion de porosidad al disminuir la presion
del yacimiento, dependiendo de la composicion mineralégica dominante en las
diferentes secuencias.

Uno de los trabajos mas recientes, fue el trabajo de tesis de Corona (2010),
llamado “Estratigrafia de secuencias de la Cuenca Cenozoica de Veracruz”, en
donde el objetivo principal fue la caracterizacion de los sectores mas
representativos de la cuenca. Concluyendo que existen cuatro secuencias
estratigraficas: La secuencia evaporitica, la secuencia calcareo-arcillosa, la
secuencia carbonatada y la secuencia clastica; en lo que al medio ambiente de
depdsito se refiere, el autor concluye que el relleno de la Cuenca Cenozoica de
Veracruz estuvo dominado por un sistema deltaico, de plataforma y turbiditico.

1.7.4. Estudios de los sistemas de turbiditas en el siglo XXI.

Shanmugam (2000) critic6 la forma en que se utiliza el término “turbidita”,
como depdésitos de corrientes de turbidez con reologia newtoniana y estado
turbulento, considera que se usa de manera muy informal para referirse a los
depasitos de flujos de escombros con la reologia plastica y el estado laminar.

En respuesta a que los estudios enfocados a los sistemas de turbiditas
habian sido cuestionados en los ultimos afios por Shanmugam (1996, 1998 y
2000); Stelting y Bouma (2000), en un documento enfocado a los sistemas
turbiditicos de grano fino, demuestran que la principal diferencia entre los sistemas
de turbiditas radica en las fracciones de granos de arena, que se depositan en los
sistemas turbiditicos de grano fino y los sistemas con alto contenido de arcilla, en
comparacién con los sistemas mas estudiados de grano grueso y ricos en
contenido de arena.
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Joseph y Lomas (2004), respondiendo al gran interés de las investigaciones
académicas e industriales sobre los yacimientos de aguas profundas y dando
seguimiento a los recientes estudios que consideran la influencia de la topografia
del fondo oceanico, en el crecimiento y la morfologia de los abanicos submarinos
de yacimientos petroleros en turbiditas; retomaron la importancia que tiene la
forma del lecho marino al momento del depésito de los sedimentos (fuertemente
delimitado por estructuras elevadas en forma de barreras, depresiones y cafiones
submarinos etc.) como un factor clave para la interpretacién de las geometrias de
los sistemas de abanicos como modelos de depdésito.

En esta publicacion estos autores consideran los siguientes aspectos:

é La dispersion y acumulacién de sedimentos en los sistemas de
aguas profundas.

é La forma en que la topografia del piso de cuenca afectd
profundamente la depositacion.

é La estructura de los vyacimientos de hidrocarburos y alta
heterogeneidad.

Ofreciendo una perspectiva global, producto de un amplio estudio en
diferentes lugares del mundo de afloramientos y sistemas del subsuelo, abanicos
modernos y sistemas experimentales.

La actual importancia de los yacimientos petroleros en turbiditas, ha
generado un gran numero de investigaciones enfocadas a generar un mejor
entendimiento de estos complicados sistemas de depdsito. En respuesta a esta
necesidad, se publicé en el afio 2006 el Handbook Production and Exploration Oil,
Volumen 5, cuyo principal objetivo es establecer una relacion entre los procesos
de sedimentacién en aguas profundas y la geologia del petréleo, en un intento por
entender la distribucion de los sedimentos, su geometria y la calidad de los
yacimientos que forman estos cuerpos arenosos.
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Capitulo 2. Secuencias Turbiditicas.

2.1. Turbiditas.

Una turbidita se definid por primera vez como un deposito formado por
corrientes de turbidez en un ambiente de aguas profundas (Kuenen, 1957).
Sanders (1965) enfatizé que el término “turbiditas” debe referirse estrictamente a
los depdsitos que se forman a partir de la suspension turbulenta de las corrientes
de turbidez. Middleton y Hampton (1973) también consideraron que uUnicamente
aguellos depdésitos de corrientes de turbidez son turbiditas. A pesar de este
concepto simple y directo, el término “turbidita” significa diferentes cosas para
diferentes investigadores. Para algunos “turbidita” significa cualquier arena en
aguas profundas, para otros, “turbidita” significa un canal o lI6bulo de arena en
aguas profundas, pero para los procesos sedimentoldgicos “turbidita” significa el
depdsito de una corriente de turbidez Unicamente.

Estudios recientes consideran que las turbiditas representan grandes
paradigmas aun sin resolver (Stow y Mayall, 2000), puesto que pueden consistir
de conjuntos de estratos en forma de cufias variando de tamafios delgados a
gruesos con espesores desde 5 cm hasta cientos de metros, de igual forma se
pueden extender miles de kilometros.

En resumen, se puede decir que “turbidita” es un término aplicado a la
alternancia ritmica de areniscas y lutitas, caracterizadas por presentar en algunos
sectores contactos horizontales y paralelos entre ellas, asi como marcas de
corriente y huellas de carga, ademas una secuencia interna de estructuras
primarias; contiene también algunos horizontes de materiales gruesos
(conglomerados) de aspecto cadtico.

Las turbiditas no son caracteristicas de un ambiente tectonico particular, ya
que una secuencia turbiditica es el resultado del transporte y depésito de
sedimentos debido a una corriente de turbidez en aguas profundas en cualquier
condicion tectonica.

2.2. Corrientes turbiditicas.

El primero en estudiar las corrientes turbiditicas o corrientes de turbidez, fue
Daly (1936) quien interpret6 que estas son el principal factor en la formacién de los
cafiones submarinos. Kuenen (1937, 1947) estudi6 experimentalmente las
corrientes de turbidez y documentd que éstas ocasionan la erosion de los cafiones
submarinos. Kuenen y Migliorini (1950) argumentaron que las corrientes de
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turbidez dan origen a las secuencias marinas turbiditicas, a las que también
llamaron secuencias tipo flysch.

Kuenen (1951) uso el término “corriente turbiditica de alta densidad” para
los flujos estratificados con una capa superior turbulenta y una capa inferior sin
turbulencia. Shanmugam (2006) propone que “...es mucho mas simple dejar fuera
de la definiciébn de corriente de turbidez cualquier referencia a los mecanismos
hidrodinamicos” (Figura 2.1 A). Sanders (1965) fue el primer sedimentdlogo que
hizo una clara distincién entre los flujos de escombro laminar y las corrientes de
turbidez, también propuso que las corrientes turbiditicas, son las corrientes de
densidad causadas por el sedimento en suspension turbulenta; esta propuesta
proviene de los resultados experimentales de Bagnold (1954, 1956), que distingui6
los flujos turbulentos de los flujos laminares (Figura 2.1 B). Posteriormente
Middleton (1993) excluyd los flujos laminares de las corrientes turbiditicas.

Una corriente de turbidez puede ser responsable de la erosion de un cafidon
submarino, asi como del depésito de sedimentos formando abanicos submarinos.

Flujos estratificados

- | 7 Flujo turbulento
; (corriente turbiditica)

Corrientes
turbiditicas de

’ alta densidad
Flujo no turbulento

» | # Regitn turbulenta
(corriente turbiditica)

Regién laminar de inercia
(flujo de granos)

Figura 2.1 (A) Diagrama de turbiditas de acuerdo al concepto de Kuenen (1951), (B) Diagrama del
concepto de acuerdo a Bagnold (1956) (Tomada y Modificada de Shanmugam 2010).

Middleton y Hampton (1973) propone que se pueden tener los siguientes
cuatro tipos de flujos por gravedad:

é Flujo de detritos

é Flujo de granos

é Flujos de expansién
é Corriente de turbidez
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Middleton y Hampton (1973), crearon un modelo representando los
mecanismos de transporte, fuerzas cohesivas y depésitos resultantes de los
sedimentos.

2.3. Ambientes sedimentarios.

De acuerdo con Reinek y Singh (1980) un ambiente sedimentario, también
llamado ambiente de depdsito, es el conjunto de condiciones fisicas, quimicas y
biolégicas que determinan las caracteristicas particulares de un sedimento o roca
sedimentaria y es diferenciable de los ambientes adyacentes.

Entre las caracteristicas fisicas que individualizan los medios sedimentarios,
se incluyen aspectos dinamicos como la velocidad, direccién y variaciones en el
movimiento del fluido que condicionan el medio; corrientes de agua, oleaje,
mareas, vientos, etc., asi como los parametros geograficos y climaticos del mismo,
gue incluyen al tipo de intemperismo, clima, temperatura, humedad, frecuencia de
las heladas, precipitacion, etc.

Entre las caracteristicas quimicas principales de los medios subacuaticos
hay que considerar la salinidad, las condiciones de potencial 6xido reduccién (eH)
y nivel de acidez (pH) del medio, la geoquimica de la roca madre y la interaccion
guimica entre el sedimento y el ambiente; los estudios de los minerales autigenos
dentro de un ambiente, son de utilidad en la determinacion de dichas condiciones
guimicas.

De las caracteristicas bioldgicas hay que destacar todo lo referente a la
flora, a la fauna y a su influencia en los procesos sedimentarios, formacion de
suelos y erosion, asi como las correspondientes interacciones con el ambiente que
puede motivar la individualizacion de algun medio sedimentario.

Estos rasgos prevalecen en las rocas aun cuando el ambiente sedimentario
haya sido modificado o desaparecido, por lo que a través de ellos (junto con
criterios mineralogicos y estructurales), es posible interpretar ambientes
sedimentarios antiguos, aplicando el Principio de Uniformismo, propuesto por
Hutton (1788). Las estructuras sedimentarias presentes en las secuencias
estratificadas, el tipo de roca, su espesor y composicion mineraldgica, nos dan
informacion sobre el ambiente sedimentario en que se formo el sedimento.

A lo largo del tiempo se han diferenciado basicamente tres grandes grupos
de ambientes sedimentarios: continentales, transicionales y marinos; a su vez,
estos grupos fueron subdivididos, por diferentes investigadores, en varios
subgrupos de acuerdo a sus propios criterios (Tabla 2.1).
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La Figura 2.2 corresponde a un esquema que muestra los ambientes
sedimentarios continentales, transicionales y marinos, sin embargo, no en todos
los ambientes sedimentarios se presentaron las condiciones necesarias para la
generacion, migracion y almacenamiento de hidrocarburos, por lo que estos
aspectos seran tratados en otro segmento de este trabajo.

El ambiente sedimentario con mayor interés para la Industria Petrolera es el
ambiente marino, dentro del cual en algunos casos se forman las secuencias
turbiditicas, que dan origen a los depdsitos de turbiditas, objeto de interés en este
trabajo.

e GRABALI(1930) TWENHOFEL DUMBAR & SELLEY CROSBY (1972) BLATT et al. {1972)
E (1939) RODGERS (1957) (1970)
=
DESERTICOS TERRESTRES SUBAEREDS EOLICOS GRAVITACIGNAL TERRIGENO
Eluviones Glacial Endorcicos Edlico
E Coluviones Desértico Amplios FLUVIALES EdLICO Abanico aluvial
4 Edlicos Anastomasados Llanuwra de inundacidn
- ACUOS05 FLUVIALES Meandriformes | FLUVIAL -Anastomasada
; SUBACUATICOS FLUMIALES PFie de monte -Meandrifarme
u3 Abanicos aluviales Fie de monte Abanicos aluviales LACUSTRES GLACIAL Glacial
2 FAuviales ytorrenciales | aluvial Lacustre
H Uanuras de inundacidn GLACIALES LACUSTRE Palustre
2] Giaciales Lacustra LACUSTRES
4 Lacustres Falustre FALUSTRE
PFalustres Hipogeo
Deltas
v DELTAS MAREALES DELTAS DELTAS CAMALES ¥ BORDOS
pt ESTUARIOS Lagoon BAHIAS ESTUARIOS
: LAGOON Superficies mareales | LINEARES MARISMAS BAHIAS ¥ LAGOON
= LITORAL Cldsticos BARRERAS MARISMAS
= COSTERDS Mixtos LLANURA COSTERA | PLAYAS E ISLAS
o Playas Carbonatados ACANTILADD BARRERA
b Acantilados ARRECIFALES INTERPMAREAL
= Arrecifales SUPRAMAREAL
| GLACIAL MARIND
=
LITORALES MERITICOS MERITICOS ARRECIFALES MERITICOS MERITICOS
Arrecifales Arrecifes
INTERMAREALES BATIALES BATIALES PLATAFORMA Litorales Bancos
Estuarios Evaporitico Evaparitico
"Lagoon” ABISALES ARRECIFALES TURBIDITAS PFlataforma Plataforma gradada
Mares epicontinentales Plataforma carbonatada
Litoral Ocednico BATIALES Cuenca
i Carbonatado
g BATIALES Terrigeno ABISAL-BATIAL
= Euxinico Talus y cafedn
3 ABISALES Abanicos submarings
Peligicos TURBIDITICO
Terrigenas CUENCAS OCEANICAS
ABISALES PROFUNDAS
Peldgico Pelagicas
temrigenas Terrigenas
DEPRESIONES
OCEANICAS
PROFUNDAS

Tabla 2.1 Diferentes clasificaciones de ambiente sedimentario (Tomada de Zaldivar, 2008).
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Figura 2.2 Esquema que muestra a los principales ambientes
sedimentarios (Tomada y modificada de Bentley, 2011).

2.3.1. Ambientes Sedimentarios Marinos.

Los procesos sedimentarios presentan siempre una influencia geogréfica,

ademas de que estan definidos por una serie de factores fisicos, biol6gicos y
guimicos, formando lo que se denomina ambiente sedimentario. El conjunto de
estas caracteristicas imprime al sedimento o roca sedimentaria, una serie de
propiedades que les hacen diferenciables al resto de los sedimentos depositados
en otros ambientes.

Los elementos méas importantes que definen los ambientes sedimentarios

marinos son: fisiografia del medio, energia, clima, aporte de sedimento y cambios
del nivel del mar.

¢

¢

La fisiografia del medio define y limita las dimensiones del medio,
geometria y profundidad.

La energia comprende factores como la oceanografia (corrientes
geostroéficas, olas, mareas, tormentas), hasta otros como la tectonica.

El clima, que a su vez puede condicionar algunos aspectos de la
oceanografia, asi como la naturaleza del aporte de sedimento y el volumen
de material aportado.

El aporte de sedimento afecta a la composicion de los materiales
procedentes de ella, y al volumen de sedimento. Las fuentes pueden ser
externas e internas (produccion biologica marina).
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A continuacion se muestra una clasificacion del ambiente sedimentario
marino que toma como base a la profundidad, medida en metros bajo el nivel del
mar (mbnm) (Figura 2.3).

e Line=a da Coxta

AMBIENTES MARINOS

Abanicos
Abigaf Turbiditicos

Figura 2.3 Division del ambiente marino segun la profundidad
(Tomada de http://es.scribd.com/doc/23533852/marino).

NERITICO (10-200 metros): Su ambiente de sedimentacién se extiende
desde la linea de bajamar hasta los bordes de las plataformas continentales y al
sedimento que se forma en esta zona; esta caracterizado por estar influenciado
por las corrientes y las olas, con aporte de sedimento en general procedente del
continente. El sedimento varia en tamafio desde arena hasta limos, cambiando la
granulometria desde la zona de bajamar (arena), hacia los bordes de los taludes
donde tienen tamafio de limo; en las zonas tropicales es comun la sedimentacion
de carbonatos provenientes de algas y moluscos. El ambiente neritico incluye los
mares epicontinentales.

BATIALES (200 — 4,000 metros): Su ambiente de sedimentacion se
extiende desde los bordes de plataforma hasta los fondos marinos. Los taludes
continentales tienen una pendiente media de cuatro grados, salvo en los arrecifes
coralinos, donde la pendiente es mas inclinada. Este ambiente no es influido por
corrientes de gran magnitud en forma continua, salvo en el borde del talud donde
las corrientes de marea y las longitudinales alcanzan su mayor velocidad,
produciendo en ocasiones, derrumbes de las paredes del talud; los sedimentos
son principalmente fangos. Ambiente anémalo de gran profundidad, corresponde a
la zona ocupada por los taludes continentales y a los sedimentos que alli se
forman o se depositan (Figura 2.3).
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ABISALES (> 4,000 metros): Son los sectores de fosas oceanicas con
menor cantidad de organismos y donde hay depdsitos originados por corrientes de
turbidez. Los fondos marinos no son superficies planas sino que estan formados
por elevaciones montafiosas que se generan en las zonas de acrecion. El fondo
marino es renovado permanentemente en estas zonas y se mezcla con la
astenosfera en las zonas de subduccion; dichos fondos no tienen una antigtiedad
mayor a los 250 millones de afios, por lo que su antigiiedad no va mas alla del
final del Paleozoico.

En el ambiente abisal los sedimentos estan restringidos a los de grano fino
por su lejania a las zonas de origen. Estan comprendidos por dos clases; los de
origen terrigeno y los pelagicos. Los primeros son fangos transportados por
corrientes turbiditicas, fangos volcanicos derivados de las cenizas, llevados hasta
ese lugar por el viento y fangos derivados de organismos. Los sedimentos
pelagicos consisten en lodos (limos) de distintas clases y en arcilla. Los
sedimentos terrigenos se depositan cerca de los bordes inferiores del talud, los
restantes se acumulan muy lejos de las zonas de origen.

A continuacion se describen las principales caracteristicas de los ambientes
sedimentarios marinos, considerando su morfologia, los procesos de
sedimentacion, la profundidad y su evolucion.

2.3.1.1. Plataforma carbonatada y clastica.
é Plataforma carbonatada.

Corresponde con un ambiente marino somero carbonatado, que presenta
una distribucion global actual restringida, comparada con los antiguos periodos
geoldgicos de la historia de la Tierra. Mares carbonatados tan extensos como los
que existieron durante el Ordovicico, Devonico, Mississippico y Cretacico no
existen actualmente. Existen diferencias fundamentales entre los depdsitos
carbonatados terrigenos y marinos, ya que mientras que los terrigenos son
producto del intemperismo quimico y fisico de las rocas preexistentes que han
sido transportados a la cuenca de depdésito, los sedimentos carbonatados marinos
se derivan de una precipitacion “in situ” dentro de la misma cuenca (Figura 2.4).

En el ambiente marino hay una producciéon considerable de carbonato
permaneciendo la mayor parte en el lugar donde se precipitd, debido a la
presencia de organismos que no solo secretan el CaCOs, sino que también lo
utilizan para la construcciéon de sus conchas o esqueletos. Sin embargo, es
importante considerar que parte del sedimento carbonatado producido en el
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ambiente marino, puede llegar a sufrir un cierto transporte por la accion del oleaje,
corrientes, etc., al borde de la plataforma o en las profundidades marinas.

é Plataforma clastica.

La plataforma continental es una parte del fondo marino que se extiende
desde la costa hasta el cambio de pendiente que da paso al talud continental. En
la practica, los limites son variables, pues hacia la costa se toma el nivel de base
del oleaje de buen tiempo, que varia con la energia de la costa y la estacion del
afo; hacia el océano, el cambio de pendiente se produce a profundidades distintas
(a unos 200 m) y no se sitla a una distancia fija de la costa (Figura 2.4).

El ambiente marino

oq " influencia del continente
& < distancia hacia el continente 9
hemipelagico >
Corriente de 00
E turbidez O
i Pendiente
£ Batial ontmental o clila roja y
a Lodo silicico Fosa
- :-
¥ 8000

Figura 2.4 Distribucion de diferentes partes del ambiente marino considerando la
pendiente y la profundidad (Tomada de www.geovirtual2.cl/geologiageneral).

Es posible distinguir dos tipos de mares someros: los marginales o
pericontinentales que son los de las plataformas continentales clasticas que
rodean los continentes, extendiéndose hasta el talud, y los epeiricos o
epicontinentales, situados en las areas continentales a modo de pasadizos o
brazos de mar que, a veces, estan parcialmente confinados como el Mar Baltico y
el Mar del Norte. La morfologia del fondo y las caracteristicas sedimentarias son
muy variables, ya que el fondo puede ser llano o mostrar una topografia irregular
con bajios o islas; la granulometria del sedimento puede variar de unos puntos a
otros, desde lutitas a tillitas glaciares en funcion de los controles sedimentarios.

2.3.1.2. Talud continental.

Esta unidad morfolégica, es la porcién del fondo oceanico, que se extiende
a partir del borde de la Plataforma Continental hasta una profundidad de 1,000 a
4,500 m (Figura 2.4). Su pendiente media es de 5° a 7° grados, aunque a veces
alcanza 25° y en ocasiones rebasa los 50°; en cuanto a su amplitud, esta varia de
8 hasta 270 km (Pettijohn, 1975).
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La morfologia del talud continental consiste generalmente en una planicie
inclinada, desmembrada en escalones, en los que el piso de cada uno limita con
un escarpe que se interpreta con frecuencia como falla normal. En la mayoria de
los casos los pisos no estan cubiertos de sedimentos, siendo frecuente la
existencia de depresiones del tipo de los cafiones submarinos. Estas formas (los
cafiones submarinos) son caracteristicas del talud continental, los que a partir de
su limite con la plataforma continental inciden verticalmente, alcanzando en
algunos casos 2,000 m de corte vertical y cientos de kilometros de longitud.

El conocimiento progresivo de estas peculiares formas del relieve
submarino ha permitido ordenar y clasificar sus caracteristicas méas significativas y
aspectos mas relevantes, los que corresponden con:

é Un cafon presenta la forma de V, un curso sinuoso, tubulario y paredes
abruptas.

é La mayoria de los cafones pueden ser ubicados hasta la base del margen
continental.

é Se encuentran repartidos en casi todo el mundo, con algunas excepciones
donde la inclinaciéon de la plataforma continental es menor a 1°.

é Las rocas de las paredes del cafién van desde rocas blandas hasta el
granito.

é La mayoria de los cafiones contintan en el piso oceanico a partir de cursos
de rios, aunque, en algunas zonas no se cumple con esta caracteristica.

é Los sedimentos en el piso del cafién son generalmente arenas y guijarros,
aunque es posible que contenga sedimentos mas gruesos que
generalmente se presentan cubiertos por fangos.

é Los “ripple marks” son comunes en casi todas las profundidades del piso
del cafion, presentandose normalmente al lado mas inclinado de los ripples
en el rumbo "hacia abajo" del cafién.

é Las cabezas de los cafiones activos reciben una gran cantidad de
sedimentos muy inestables, normalmente transportados hacia la parte mas
profunda del cafibn por avalanchas de lodo (corrientes turbias),
desprendimientos y/o por corrientes oceanicas inusuales; esto ocurre
especialmente en los margenes de convergencia, donde la actividad
sismica juega un rol importante.

é Los cafones pueden encontrarse tanto en costas estables como inestables,
pero mayoritariamente aparecen en costas sumergidas (mar de Behring,
Bahamas, costa oeste de Europa).

é EI talud continental es tectdnico, con deformaciones que son una clara
expresion de la actividad enddgena.
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Es importante sefialar que en el Ambiente Sedimentario de Talud es donde
descansan inestablemente la mayoria de las masas de sedimento que se deslizan
pendiente abajo generando las corrientes turbiditicas.

2.3.1.3. Ambiente de cuenca.

El término de cuenca, en el sentido mas amplio, se define como un area
deprimida sin salidas en superficie (Pettijohn, 1975). Este término presenta una
aplicacién muy amplia, pero desde el punto de vista morfosedimentario, la cuenca
representa el ambiente marino profundo que se desarrolla a continuacion del
margen continental (Figura 2.4). Si la cuenca se desarrolla sobre corteza
oceanica, entonces este ambiente marino también recibe el nombre de "llanura
abisal". Morfol6égicamente, son areas con topografia contrastante, donde pueden
llegar a prolongarse los valles submarinos desarrollados inicialmente en los
margenes continentales. En estos ambientes se identifican los denominados
canales medio-oceanicos, que son valles paralelos o subparalelos al margen
continental, que presentan recorridos longitudinales de cientos a miles de
kilbmetros; pudiendo actuar en algunos casos como vias de transferencia de
sedimento de una cuenca a otra.

Desde el punto de vista sedimentoldgico, representan las areas donde tiene
lugar la depositacién final de aquellos sedimentos que son transportados desde el
continente y desde el propio margen continental. La revisién del estado actual de
los conocimientos sobre la sedimentacion en las cuencas oceanicas del
Mediterrdneo, Caribe, Atlantico noroccidental y Pacifico, indican que en estos
ambientes sedimentarios se depositan principalmente depoésitos turbiditicos, de
flujos de talud, hemipelagicos y pelagicos.

Al pie del talud continental se acumulan los materiales que provienen de la
parte externa de la plataforma continental y que han deslizado por el talud. La
sedimentacion en esta area es dominantemente arcillosa sin intercalaciones de
niveles olistostromicos. Si existe la desembocadura de un cafidon submarino, éste
construird su tipico abanico submarino, formado por series dominantemente
turbiditicas. Tanto los materiales de borde continental, como los propios de
abanicos submarinos, pasan lateralmente a los sedimentos mas profundos. Estos
estan formados por delgadas capas de material transportado por corrientes de
turbidez y por sedimentos autdctonos, constituidos, en gran parte, por margas
pelagicas. En las areas donde no llega el material detritico, se depositan
materiales muy finos que se hallan en suspension en las aguas y conchas de
foraminiferos pelagicos, o bien, a la acumulacion de conchas de radiolarios,
originandose, en este caso, una roca silicea (radiolarita).
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2.4. Geometria de los depositos.

En las ultimas dos décadas los sistemas terrigenos de aguas profundas han
sido extensamente investigados por diferentes métodos, como son las imagenes
acusticas en abanicos modernos y la penetracion profunda de perfiles sismicos en
sistemas sepultados, principalmente en cuencas localizadas en margenes
divergentes y cuencas cratdnicas. Dichas investigaciones han aportado
informacion importante, pero también han surgido una serie de problemas, los
cuales han sido discutidos en las publicaciones de Mutti y Normark (1987) y
Normark (1991). EIl principal problema es que muchos de los conocimientos
adquiridos sobre abanicos modernos y sistemas de areniscas sepultados de
aguas profundas en margenes continentales divergentes difieren conceptualmente
de aquellos estudios sobre areniscas turbiditicas de sistemas de depdsito antiguos
(Mutti y Ricci Luchi, 1972).

El principal problema radica en que las turbiditas modernas tienen
diferencias importantes con los depdsitos antiguos. Los abanicos modernos,
particularmente los grandes abanicos localizados en margenes divergentes como
los abanicos del Amazonas, Indus y Mississippi, son esencialmente desarrollados
en complejos turbiditicos con predominio de canales lodosos - zonas de desborde
(levee); en cambio los sistemas de areniscas sepultados en aguas profundas en
margenes continentales divergentes y algunas cuencas cratdnicas son
representadas en gran parte por depdsitos de corrientes de contorno (contouritas)
o turbiditas, las cuales pueden ser sustancialmente dominadas por las mismas
corrientes (sistemas mezclados).

Es importante considerar que los antiguos sistemas de areniscas de aguas
profundas expuestos en cinturones plegados o en otros tipos de marcos tectonicos
activos, pudieron ser enteramente depositados por corrientes turbiditicas y flujos
de gravedad relacionados (sistemas turbiditicos). La tendencia actual es describir,
interpretar y comparar los tres diferentes tipos basicos de sistemas de depdsitos
turbiditicos entre si, usando para los tres sistemas el mismo “modelo de abanico”
para su interpretacion (Shanmugam y Moiola, 1988). Es importante estudiar y
comparar los siguientes tres casos:

é Abanicos modernos
é Sistemas turbiditicos sepultados y profundizados
é Aquellos aflorantes en sistemas tecténicos plegados y cabalgados

Cuando se intenta combinar y relacionar dentro de una estructura
sedimentoldgica, la morfologia de algunos abanicos modernos con sus facies y
asociaciones de facies observadas en turbiditas antiguas en cinturones plegados y
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cabalgados, ocurren sobre-simplificaciones erréneas en la interpretaciéon de los
tres modelos de los sistemas turbiditicos (Normark, 1970; Mutti y Ricci Lucchi,
1972; Walker y Mutti, 1973; Walter, 1978). Mutti y Normark (1987) han sefalado lo
dificil y errbneo que resulta el comparar los sistemas modernos de abanicos
submarinos con los sistemas turbiditicos antiguos.

El uso del “modelo de abanico” como un sistema predictivo general del
estudio de ambientes de depdsito de sistemas arenosos modernos y antiguos
depositados en aguas profundas, no considera los factores tecténicos como son
cuenca divergente, convergente y marcos geodinamicos de colisién, asi como los
aspectos de transporte de masas, flujos de gravedad, corrientes profundas del
fondo marino y las fluctuaciones del nivel del mar. Tampoco considera la
interaccién compleja entre tectonica, eustatismo y sedimentacién a través del
tiempo geoldgico (Mutti, 1992).

La estratigrafia de secuencias recientemente ha afiadido un nuevo modelo
general para estudiar los sistemas clasticos de aguas profundas, el cual esta
basado en las variaciones del nivel del mar, considerados como ciclos eustaticos
de tercer orden vy restringidos al tiempo de esos sistemas o periodos relativos de
descenso del nivel del mar (Van Wagoner, 1988 y Vail, 1991). Este modelo
eustatico considera la informacién sismica y registros eléctricos a gran escala sin
considerar el detalle de las facies, asi como los procesos asociados a las mismas
(Mutti y Ricci Luchi, 1972).

Comparado con los ambientes de depdsito someros, los marinos de aguas
profundas son menos conocidos debido a que son inaccesibles a la observaciéon
directa, de aqui que los datos para la construccion de modelos se deriven del
muestreo superficial de depdsitos antiguos y estudios de sismica marina de alta
resolucion.

Existe un gran nimero de modelos de abanicos submarinos modernos,
entre los que destacan el de Mutti (1977), Ricci Lucchi (1975), Normark (1978) y
Walker (1978); este ultimo se muestra en la Figura 2.5. Este modelo considera
gue las rocas clasticas de aguas profundas pueden subdividirse en cinco
asociaciones de facies principales: turbiditas clasicas, areniscas gravosas,
areniscas masivas, conglomerados redepositados y lodos gravosos, flujos de
escombro y depdsitos por deslizamiento; ademas contempla la posibilidad de que
las facies de abanico medio e inferior sean atravesadas por la incisién de canales
principales de l6bulo abandonado que, en un momento dado, pueden reactivarse,
prolongando su recorrido y constituyendo un nuevo l6bulo en una posicion mas
externa que el anterior.
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Figura 2.5 Modelo deposicional de un abanico submarino con los rasgos morfolégicos
relacionados, medio ambiente deposicional y facies resultantes (Tomada de Santillan, 2009).

El modelo de abanico submarino antiguo, propuesto por Mutti y Ricci Lucchi
(1972), considera una distribucion espaciotemporal de facies en un ambiente
caracterizado por depdsitos de abanico interno, abanico medio y abanico externo
(Figura 2.6), los cuales son alimentados por fuentes puntuales (canales
alimentadores de caflones submarinos), cuyos flujos de gravedad fueron
transportados masivamente como derrumbes, deslizamientos, flujos de escombros
y corrientes turbiditicas, depositados al pie del talud de las cuencas marinas
profundas (Santillan, 2009).

é Abanico interno.

Es un segmento del abanico alimentado por cafiones submarinos de los
gue se derivan canales que sirven como conducto para los sedimentos. Los
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sedimentos mas gruesos se acumulan en la zona del sistema de canales en el
abanico interno, los cuales en ocasiones se desbordan lateralmente a través de
los flancos de canales y terrazas, depositando sedimentos finos en unidades
delgadas y gradadas. Esas delgadas capas comunmente presentan en sus bases
estructuras de flama y secuencias Bouma parciales, consistiendo de laminacién
paralela cubierta por estratificacion convoluta o multiples sectores de laminacién
cruzada en rizaduras. En la zona en donde se forman muchos canales dentro del
canal mayor, los depdsitos de grano fino aumentan su espesor hacia las
depresiones y zonas de intercanales.
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Figura 2.6 Modelo para abanico submarino antiguo que muestra el desarrollo y la mecanica
de los depésitos turbiditicos a partir de la plataforma continental, el talud continental y la
cuenca (Tomada de Santillan, 2009).

é Abanico medio.

Es un sistema rico en areniscas y se caracteriza por formar I6bulos de
supra-abanico, con superficies convexas. Cada I6bulo es abastecido por canales
distributarios, bifurcados o trenzados que acumulan areniscas masivas o0
guijarrosas mostrando estratificacion lenticular y estructuras someras de arrastre.
Los sedimentos interlobulares estan parcial o completamente retrabajados a
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medida que los canales migran. Los sedimentos gradados mas finos son
depositados en las partes superiores de algunos canales, sobre superficies planas
a medida que los canales desaparecen pendiente abajo. La migracién de canales
puede desarrollar secuencias multiples de sedimentos finos en la cima, donde el
I6bulo distal del supra-abanico consiste de una secuencia Unica de sedimentos
gruesos hacia la cima, en donde las partes superiores son cubiertas por capas de
lodo.

é Abanico externo.

Tiene una superficie de ligera pendiente y recibe incrementos de depdésitos
de sedimentos suspendidos puntualizados por pulsos de turbiditas de grano fino.
Los mantos gradados resultantes son delgados, lateralmente persistentes y
mondtonamente superpuestos, comunmente a través de espesores estratigraficos
considerables.

2.5. Facies.

La clasificaciéon de litofacies propuesta por Mutti y Ricci Lucchi (1972), Ricci
Lucchi (1975) y Mutti (1979, 1992), divide los depdsitos terrigenos turbiditicos en
siete facies (utilizando una terminologia alfabética de la A a la G), abarcando la
relacion con el medio de depdsito dentro de un abanico submarino. Con estas
litofacies se pueden establecer ciertas caracteristicas como la geometria del
depdsito, estructuras internas de los estratos, relacion lateral y vertical dentro del
medio ambiente de depdsito, mecanismos de transporte y de depdsito en el marco
de los flujos por gravedad (Rodriguez, 2010).

Las principales caracteristicas de las facies A-G del modelo propuesto por
Mutti y Ricci Lucchi (1972), se ilustran en la Figura 2.7 y se describen a
continuacion.

é Facies A.

Los estratos de facies A incluyen conglomerados formados por cantos
rodados y arenas de grano grueso y medio. Los espesores varian de 1 a 10 m y
se encuentran amalgamados; tienen diferentes tipos de limites como superficies
de erosion, bases de canales e interdigitacion con estratos de grano fino. La
mayoria de los afloramientos correspondientes a esta facies se presentan como
una sucesion de estratos, identificandose Unicamente por las unidades de flujos
individuales, variaciones en el tamafio de grano, orientacién o imbricacion de los
detritos, capas intraformacionales de lodo y clastos; asi como la organizaciéon
interna de los estratos que puede ser gradada, no gradada o inversa. La facies A
estd comunmente asociada con facies B y E, los estratos de facies A
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principalmente resultan de flujos detriticos de traccién (desorganizacion interna) o
de flujos de granos (organizacion interna) (Mutti y Ricci Lucchi, 1972; Middleton y
Hampton, 1973), (Figura 2.7).

Facies A Facies B Facies C Facies D Facies E Facies G

im

LEYENDA

E Conglomerado
Lutti] Arenisca

Estruct. de escape de agua

N Estratificacién cruzada

Ta-e Secuencia Bouma

Figura 2.7 Clasificacion de facies turbiditicas propuesta por Mutti en 1979
(Tomada de Santillan, 2009).

é Facies B.

La facies B se compone de secuencias masivas de areniscas de grano
grueso a medio, con canales y surcos de erosion producidos por el flujo de
corrientes; tiene una continuidad lateral mayor y mas marcada que en la facies A.
Un estrato caracteristico de ésta facies incluye granos o clastos a lo largo de la
superficie basal de erosion, a continuacion se presenta laminacion paralela y
estructuras concavas; estas evidencias posdeposicionales sefialan la expulsion de
fluidos. La facies B ocurre dentro de un ambiente de canal, particularmente en el
abanico medio o interno, por lo que refleja procesos hidraulicos presentes en el
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flujo de granos cuando se encuentra en transicion con las facies C. La
interpretacion que conlleva es a que el depdsito ocurridé por una corriente de
fluxoturbidez (Mutti y Ricci Lucchi, 1972; Carter, 1975; Middleton y Hampton, 1976;
Howell y Normark, 1982), (Figura 2.7).

é Facies C.

Comprende areniscas de grano grueso a fino, interestratificadas con
estratos delgados de lutita; los estratos de arenisca son las clasicas turbiditas de
Bouma. En el caso de las cinco subdivisiones de una turbidita ideal, no siempre se
encuentra completamente desarrollada. Los estratos de arenisca generalmente
son de 0.25 a 2.5 m de espesor, el cual se mantiene uniforme a grandes
distancias laterales donde suelen tener gradacion normal en la base, marcas de
base bien desarrolladas, asi como clastos de lodo “rip-up clast”. La facies C se
asocia a secuencias de la parte superior de un relleno de canal y con algunos
ambientes no canalizados del abanico medio, externo e incluso de la planicie de
cuenca. Este tipo de facies son las primeras en depositarse debido a una corriente
de turbidez (Kuenen y Migliorini, 1950; Middleton y Hampton, 1973; Mutti y Ricci
Lucchi, 1972), (Figura 2.7).

é Facies D.

La facies D consiste de interestratificacciones delgadas de areniscas y
lutitas con gran continuidad lateral, con espesores que varian de 0.05 a 0.25 m;
cada estrato de arenisca se encuentra tipicamente gradado presentando en la
parte superior el intervalo de la secuencia de Bouma Tcde o Tce. Se presenta en
forma transicional con estratos delgados de las facies C y por su ubicaciéon se
interpreta que corresponde a una turbidita distal. Las areniscas de la facies D
representan el depdsito de flujos turbiditicos de baja densidad, frecuentemente el
intervalo Te de las turbiditas suele ser de grano aun mas fino y mas delgado que
los intervalos Tc o Td que la subyacen en el mismo estrato (Mutti y Ricci Lucchi,
1972), (Figura 2.7).

é Facies E.

La facies E consiste de alternancias delgadas de areniscas y lutitas con una
variedad interna de laminaciones paralelas, rizaduras escalonadas “climbing
ripples” y estratificacion flaser; difiere de la facies D por su espesor menor a 0.30
m. La relacion de areniscas a lutita es 1:1 o mayor, con areniscas de grano grueso
y clasificacion muy pobre que carecen de continuidad lateral presentandose
lentes, planos ondulados y con tendencias al acufiamiento; presentan
caracteristicos clastos de lodo “rip-up clast” y gradacién basal, el intervalo Tce es
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el mas comun. La facies E esta asociada con ambiente de canal. Las facies By E
se asocian dentro de un abanico interno y medio, ademas la facies E se asocia
con las facies D, G y F al formar parte de los depdsitos de desborde (levee) y
crecimiento de sobrebancos (overbanks). El proceso que forma la facies E es
principalmente por flujo de tracciéon y de gravedad, en los margenes del canal
(Mutti y Ricci Lucchi, 1972), (Figura 2.7).

é Facies F.

La facies F comprende los depédsitos desplazados por movimientos
sindeposicionales 0 posdeposicionales, tales como asentamientos, deslizamientos
o rompimientos de talud; ocurren en el margen de talud. En el caso de llevarse a
cabo un rompimiento en el talud, la accién de la gravedad actuara formando los
primeros flujos de sedimentos por gravedad, seguidos por los procesos de
resedimentacién y depésito de las facies antes descritas. Mutti y Ricci Lucchi
(1972) emplean el término de caoticos para estos depositos, que ademas se
caracterizan por presentar una deformacién parcial. Corresponden a esta facies
los depdsitos producidos por asentamientos en zonas de desborde (levees),
deslizamientos, flujos de lodo, flujos de arenas, paraconglomerados, olistostromas,
olistolitos, brechas de talud y estratos desbaratados (slurried). La facies F formada
por asentamiento y deslizamiento por gravedad es tipicamente encontrada cerca
del talud inferior o0 a lo largo de los méargenes del canal del abanico interno y medio
(Mutti y Ricci Lucchi, 1972), (Figura 2.7).

é Facies G.

Los depdsitos de la facies G comprenden detritos pelagicos vy
hemipelagicos compuestos por minerales arcillosos, ademas puede incluir
proporciones variables de limolita, arena fina, micas, restos de plantas,
carbonatos, fosfatos y conchas. Es comdn encontrar alternancias de turbiditas
siliciclasticas y turbiditas carbonatadas (lodos micriticos de nanofésiles). La facies
G es generalmente delgada y paralela, se desarrolla principalmente en el talud, en
intercanales y en menor proporcion como relleno de canales abandonados; puede
encontrarse de manera alternante con facies D y E. Los mecanismos de
dispersion para esta facies de grano fino pueden involucrar una combinacion de
ambiente pelagico asociado con depdsito de contouritas (Mutti y Ricci Lucchi,
1972), (Figura 2.7).

En general los sistemas turbiditicos presentan cambios litol6gicos laterales
y verticales abruptos y discontinuos, de formas irregulares, teniendo una
complejidad importante (Figura 2.8). Derivado de esta gran complejidad, se puede
decir que es de vital importancia tener identificadas, caracterizadas e interpretadas
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las facies turbiditicas y sus ambientes sedimentarios, de tal forma que contribuyan
al conocimiento sobre los mecanismos de transporte y depdésito.
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Eje del canal

Elongacién del canal

Conjunto de (declive)

Canales
“Complejos”

Facies

; Areniscas con dastos y
"' conglomerados

PR

Limite de secuencia = =
100 M ‘

2
Escala aproximada

Figura 2.8 Complejidad en los sistemas de depdsitos turbiditicos y sus facies
(Tomada de CNH, 2010).

2.6. Diagénesis.

Corrales (1977) considera que la diagénesis se refiere a todos aquellos
cambios fisicos, quimicos y bioquimicos que suceden en un depdsito
sedimentario, desde su acumulacion original hasta el comienzo del metamorfismo
o bien hasta el inicio del intemperismo. Se incluyen en éste concepto todos los
cambios que tienen lugar en los sedimentos después de depositarse y que afectan
tanto a las particulas minerales como al agua intersticial; los procesos que actian
(fisicos, fisico-quimicos, quimicos, bioquimicos, etc.) conducen a la litificacion del
sedimento. Estos cambios se llevan a cabo en condiciones de presion y
temperaturas propias (normales) de la superficie o parte externa de la corteza
terrestre.
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Los procesos diagenéticos se inician en el momento en que los sedimentos
se depositan y se acentian durante el enterramiento por nuevos aportes
sedimentarios. Las causas principales son el progresivo incremento de presion
(carga litostatica) y de temperatura (gradiente geotérmico). Los procesos
diagenéticos tienen una gran importancia en la estratigrafia y sedimentologia de
depasitos turbiditicos.

Desde el punto de vista petrolero, la diagénesis no produce sélo “efectos
negativos” en las rocas, en muchas ocasiones las transformaciones que tienen
lugar cambian las propiedades de las rocas en “positivo”, haciendo que tengan
mayor valor econémico. Las transformaciones que tienen lugar en la diagénesis
son debidas a que las particulas del sedimento y el fluido intersticial encerrado en
sus poros, tienden a mantenerse en equilibrio mediante reacciones controladas
por la presion, la temperatura, el tiempo, el pH, la concentracion ibnica, etc. La
diagénesis es un proceso muy complejo que comprende desde el momento de la
sedimentacion hasta el comienzo de los procesos metamorficos o hasta que las
rocas vuelven a ser expuestas al intemperismo.

2.6.1. Etapas Diagenéticas.

Strakhov (1960) distingue 2 tipos de cambios primordiales ocurridos durante
la diagénesis:

La sedimentogénesis que se refiere a la formacion del sedimento.
La metagénesis que relne a tres procesos que son: diagénesis,
catagénesis y protometamorfismo.

P

é Diagénesis. Se ha restringido a la transformacion del sedimento a
roca sedimentaria, incluyendo la neoformacién de minerales, la
redistribucién y recristalizacion de minerales y la litificacion.

é Catagénesis (epigénesis). Esta relacionada a los cambios
secundarios que se originan en la roca sedimentaria ya formada, es
decir, se aproxima y enlaza con los procesos metamaorficos.

é Protometamorfismo. Fase que se excluye de los procesos
sedimentarios (procesos meta-sedimentarios).

2.6.2. Procesos diagenéticos.

Miall (1990), considera 6 procesos como los representativos de este
fendmeno, estos son:
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1. Compactacion: Es una reduccion de volumen del sedimento, ocasionada
principalmente por las fuerzas verticales ejercidas por una capa de
recubrimiento creciente, a medida que es enterrado el sedimento.

2. Cementacion: Es la depositacion de minerales en los intersticios entre los
granos de un sedimento. Es uno de los cambios diagenéticos mas comunes
y produce la rigidez del sedimento, uniendo a las particulas unas con otras.
La cementacion puede ocurrir simultaneamente con la sedimentaciéon, o
bien el cemento puede ser introducido en un tiempo posterior; los
materiales cementantes mas comunes son: calcita, dolomita, siderita y
silice.

3. Recristalizacion: Son cambios en la textura y estructura del sedimento, por
crecimiento de pequefios cristales o fragmentos en un agregado de
cristales mas gruesos.

4. Reemplazamiento: Es el desarrollo de nuevos minerales por reacciones
entre los elementos constitutivos originales de los sedimentos y materiales
acarreados de fuentes externas. El nuevo mineral se desarrolla en el
espacio ocupado por el original, sin cambio de volumen, y puede tomar la
forma del mineral reemplazado (seudomorfo).

5. Solucion diferencial: Son procesos de disolucidon selectiva dentro del
segmento, como elementos constitutivos particulares o a lo largo de los
planos de estratificacion.

6. Autigénesis: Es el desarrollo de nuevos minerales o sobrecrecimientos
dentro de un sedimento.

2.6.2.1. Procesos diagenéticos en sedimentos clasticos.

En la diagénesis de gravas, hay que destacar que ademas de la influencia
de la textura (tamafio, forma, clasificacién), composicion quimica y mineraldgica,
hay que atender la presencia o ausencia de “matriz”. Por ello hay que conocer las
diferencias en las relaciones texturales, la “fabrica” (empaquetamiento y
orientacion de particulas) y la granulometria.

En areniscas, es frecuente el proceso de “disolucion por presion”, originado
por la disolucién de los granos en su punto de contacto, como respuesta a una
presion, generalmente la litostatica; el material disuelto puede depositarse
nuevamente en superficies donde se ejerce menor presion. La disoluciéon por
presion se ve favorecida por la presencia de arcilla y/o mica entre los granos de
cuarzo; asimismo en areniscas con materia organica aparecen las suturas, tipicas
de la disolucién por presion. La explicacion, en el caso de las arcillas, es que
aumenta la solubilidad de silice por liberacion del K+ (ilitas) y ademas la difusion
de la silice disuelta es favorecida por las peliculas arcillosas que rodean los
granos de cuarzo.
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La compactacion en los sedimentos terrigenos aparece simultanea o
ligeramente posterior a la sedimentacion; la reduccion de porosidad y eliminacion
de fluidos representa disminucién de volumen y por tanto disminucion del espesor
de los estratos. Su intensidad depende en gran parte de la porosidad inicial, que
esta relacionada con el tamafio de grano y contenido en agua pelicular (Corrales,
1977). Un lodo arcilloso con 90% de porosidad inicial se puede reducir a la décima
parte de espesor, mientras que una arena con un 35% de porosidad inicial se
reducira solo a los 2/3 de espesor.

Si comparamos dos sedimentos de muy diferente comportamiento, por
ejemplo arcillas y arenas, observaremos que las arcillas (porosidad inicial de 50-
90%), en una primera fase de compactaciéon se reducen al 40 - 45% debido a la
expulsion de agua, comienza una reordenacion de particula, que desarrolla
esquistosidad y se llega a una pérdida total de porosidad (a 6 km de profundidad
aproximadamente). La reduccion de espesor puede llegar al 80%, asi 1 m de
lutitas puede pasar a ser 0.2 m de pizarras, cuando se metamorfizan.

Las arenas (porosidad inicial de 25- 45%) reducen ligeramente su porosidad
a valores del 10 - 25% y la consolidacién final se alcanza més por efectos de la
“cementacion” que por la propia compactacion. En el caso de los sedimentos con
granos carbonatados, los efectos de la compactacién son mas complejos, ya que
durante los mismos, se producen procesos de disolucion bajo presion.

Cuando se quiere interpretar la geometria de rocas sedimentarias antiguas,
el problema principal es conocer los efectos de la compactacion diferencial. Dado
gue los sedimentos reducen su volumen de forma desigual (segun la litologia y la
textura), es frecuente que volimenes de materiales originalmente semejantes
tengan diferente espesor después de la compactacién, modificando la geometria
de los estratos. La diagénesis en sedimentos arcillosos es muy compleja por las
grandes variaciones mineralégicas, quimicas y texturales que tienen las arcillas
(Corrales, 1977).

De los componentes iniciales (arcillas, cuarzo, feldespatos, carbonatos,
silice, etc.), el cuarzo y los minerales arcillosos son los mas estables. La fuerte
compactacion que sufren las arcillas provoca la ascensiéon de agua intersticial
salina, que provoca diferentes cambios quimicos (adsorcion, filtracion, cambio de
catién). Uno de los cambios mas comunes es el paso de la montmorillonita a ilita y
clorita, con interestratificados intermedios, en medios marinos normales, a medida
gue aumenta la profundidad de enterramiento. En medios salinos con agua
intersticial “supersalina” se originan minerales ricos en Mg (clorita, sepiolita,
atapulgita).
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Otra caracteristica de la diagénesis de arcillas es la aparicion de nddulos y
concreciones de manganeso, sulfuros y carbonatos en facies terrigenas; la
neoformacién es distinta en las facies mas proximales, que inicialmente son mas
ricas en montmorillonita, illita degradada y caolinita, como consecuencia de la
mayor influencia del area madre (meteorizacién). En las facies mas distales,
netamente marinas, la neoformacion es el origen indiscutible de illita y clorita.

En etapas diagenéticas muy avanzadas, la proximidad del metamorfismo se
anuncia por la esquistosidad, la cristalinidad de la illita y la aparicion de sericita,
clorita, etc.

2.7. Modelos de secuencias turbiditicas.

Bouma (1962), fue el primero en proponer una secuencia idealizada para
turbiditas con 5 horizontes dentro de un paquete arenoso, que representan una
sedimentacion producto de un depdésito turbiditico, la cual es conocida como
Secuencia Bouma.

Intervalo gradado

Intervalo de laminacion paralela inferior

Intervalo de laminacién cruzada o laminacién festonada o convoluta
Intervalo de laminacioén paralela superior

Intervalo pelitico.

akrwbdPE

La unidad estratigrafica donde Bouma determiné por primera vez el modelo
de facies turbiditicas fue en la Formacién Grés D’Annot (Eoceno-Oligoceno) en el
area de Peira Cava en los Alpes al sureste de Francia. Sin embargo, a lo largo de
la historia ha tenido varias modificaciones con el fin de encontrar una secuencia
mas completa o bien desde otros puntos de vista, aunque siempre basado en la
Secuencia Bouma original. Tales contribuciones fueron realizadas por: Middleton y
Hampton (1973), Lowe (1982), Stow y Shanmugam (1980).

La Secuencia Bouma consiste, en orden ascendente (Figura 2.9), de las
siguientes facies: el horizonte Ta = constituida por arenas y en la parte basal
granulos con gradaciéon normal o masiva, Tb = arenas limosas con laminacién
paralela hacia la base, Tc = arenas y limos con rizaduras y estratificacion
ondulada o convoluta, Td = limos en la cima con laminacion paralela, Te =
horizontes de granos muy finos o sedimentos pelagicos. El principal problema de
la Secuencia Bouma es que no siempre presenta sus cinco horizontes y no
sefialan un mecanismo del depdsito.
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La Secuencia Bouma también ha funcionado como una herramienta muy
importante para diferenciar las facies proximales, medias y distales en un abanico
submarino.

Otros autores consideran que se deben completar algunas de las facies de
Bouma a partir de estudios sedimentoldgicos detallados en otras regiones. Multti y
Ricci Lucchi (1975) proponen un modelo de litofacies para depdsitos turbiditicos.
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Figura 2.9 Modelo de facies turbiditicas. Secuencia Bouma, las interpretaciones de Middleton y
Hampton (1973), Lowe (1982) y Shanmugam (2006) (Tomada y modificada de Shanmugam, 2006).

Stow y Shanmugam (1980), proponen una secuencia mas detallada para
turbiditas de grano fino que se correlacionan con las facies Tc, Td y Te de las
facies de Bouma, que consta de nueve horizontes de TO a T8 permitiendo
diferenciar a detalle horizontes de turbiditas lodosas o flujos saturados (Figura
2.10). Como se observa, el horizonte TO = consiste de arena muy fina con
laminacion lenticular hacia la base, T1 = laminacion convoluta, T2 = laminacion
ondulada o lenticular, T3 = laminacion fina regular, T4 = no presenta alguna
estructura definida, sin embargo, predominan arenas muy finas, T5 = son arenas
muy finas con laminacion ondulada y/o convoluta, T6 = lentes gradados de
limo/arcilla, T7 = arcilla sin gradacién y por ultimo T8 = sin laminacién de finos
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pero con microbioturbacion y pseudonédulos de limo. De la misma manera que la
Secuencia Bouma, las divisiones de la Secuencia Stow no necesariamente
desarrollan todos los horizontes en un paquete de turbiditas de grano fino.

Secuencia Stow-Shanmugam
1980)
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Figura 2.10 Secuencia propuesta por Stow para corrientes turbiditicas de grano fino,
(Tomada y modificado de Rodriguez, 2010).

Lowe (1982), realiz6 un analisis para las corrientes turbiditicas de alta
densidad, donde propone una secuencia con 6 divisiones o facies dentro de la
division Ta de la Secuencia Bouma (Figura 2.11). El principal objeto de la
diferenciacion de los horizontes fue el mecanismo de depositacion de los
sedimentos gruesos, pasando por la suspension, traccion y cargas en traccion. El
horizonte S1 se caracteriza por contener estructuras de traccion (laminacion
planar, estratificacion cruzada). La division S2 posee gradacion granocreciente y
laminacion ondulada hacia la base. El horizonte S3 muestra gradacion
granodecreciente con algunas estructuras de escape de agua (estructuras de
plato, de tubo y de flama).
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Los horizontes S1 - S3 tienden a evolucionar a flujos turbiditicos de baja
densidad y generalmente se componen de arenas y gravas (Lowe, 1982). En
seguida, los horizontes que se componen primordialmente de gravas son R1 = de

granos gruesos con estructuras en traccion,

R2

gravas con gradacién

granocreciente y R3 = horizontes de grava con gradacion granodecreciente. Cabe
mencionar que los horizontes R1 - R3 resultan de flujos densos ricos en gravas
con los mismos mecanismos de depositacion (carga en traccion, traccién y
Los mecanismos de
sedimentacion son clave para diferenciacion de estos depdsitos (Rodriguez,

suspensién), donde domina

2010).

la presion intergranular.

Secuencia Lowe (1982)
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Figura 2.11 Secuencia de Lowe para el reconocimiento de depésitos de corrientes turbiditicas de

alta densidad (Tomada y modificada de Rodriguez, 2010).
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Capitulo 3. Ejemplos de México.

Los campos petroleros de las cuencas con turbiditas que se presentan en
este trabajo se ubican en lo que PEMEX denomina Region Norte, cubriendo un
area aproximada de 1.8 millones de km?, incluyendo una porcién terrestre y otra
marina; colinda al Norte con los Estados Unidos de América, al Sur con el Rio
Tesechoacan, localizado al Sur de Estado de Veracruz, al Oriente con la isobata
de 500 metros del Golfo de México y al Occidente con el Océano Pacifico. La
region esta constituida por cuatro activos integrales, Aceite Terciario del Golfo,
Burgos, Poza Rica - Altamira y Veracruz (Figura 3.1).

Las reservas remanentes probadas de la Region Norte, al 1 de enero de
2012, ascienden a 813.1 millones de barriles de aceite y 3,858.3 miles de millones
de pies cubicos de gas natural, de los cuales 318.1 millones de barriles de aceite y
2,765.1 miles de millones de pies cubicos de gas natural son reservas probadas
desarrolladas y 340.3 millones de barriles de aceite y 1,175.9 miles de millones de
pies cubicos de gas natural son reservas probadas no desarrolladas.
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Figura 3.1 Division de la Region Norte en sus cuatro Activos Integrales en donde se tienen
yacimientos en turbiditas (Tomada de Pemex, 2011).
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Referente a las reservas probables, éstas de acuerdo a Pemex 2011,
alcanzan valores de 6,020.2 millones de barriles de aceite y 14,972.1 miles de
millones de pies cubicos de gas natural; mientras que las reservas posibles son de
5,237.4 millones de barriles de aceite y 15,718.9 miles de millones de pies cubicos
de gas natural.

En consecuencia, las reservas 2P, es decir, la adiciéon de reservas probadas
mas probables, son 6,678.6 millones de barriles de aceite y 18,913.1 miles de
millones de pies cubicos de gas natural y las reservas 3P, adicion de reservas
probadas mas probables mas posibles, son del orden de 11,915.9 millones de
barriles de aceite y 34,632.0 miles de millones de pies cubicos de gas natural. La
evolucion historica de los ultimos tres afios, para las reservas probadas, probables
y posibles de aceite y gas natural, se puede observar en las Figuras 3.2 y 3.3.

mmb
12,402.9 12,083.1 11.915.9
Posible 5,720.2 53920 52374
Probable | 6,845.0 6,077 .6 6,020.2
Probada 828.7 G136 6584
2009 2010 2011

Figura 3.2 Evolucioén de las reservas de aceite crudo de la
Region Norte en los dltimos 3 afios (Tomada de Pemex, 2011).
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Figura 3.3 Evolucién de las reservas de gas natural de la
Regién Norte en los Ultimos 3 afios (Tomada de Pemex, 2011).
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3.1. Cuenca de Chicontepec.

La Cuenca de Chicontepec se localiza geogréficamente en la porcidén
centro-oriente de la Republica Mexicana, fisiograficamente se encuentra sobre la
planicie costera del Golfo de México, abarcando los estados de Hidalgo, Veracruz,
Puebla y Tamaulipas. Geoldgicamente la cuenca se ubica dentro de la Provincia
Tampico - Misantla, cubre un &rea de aproximadamente 11,300 Km?, mientras que
la Formacién Chicontepec Superior se encuentra en una superficie de
aproximadamente 3,785 Km? (Figura 3.4). La Cuenca de Chicontepec se ubica
entre las coordenadas geograficas 21° 39" 53.72” y 19° 55" 55.76” de latitud Norte,
98° 53" 07.75” y 96° 46" 22.52” de longitud Oeste.

GOLFO
DE
MEXTCO

CUENCA
DE
CHICONTERFC

Figura 3.4 Ubicacion de la Cuenca de Chicontepec (Tomada de Vazquez, 2008).

Al 1 de enero del 2011, PEMEX reportd que la Cuenca de Chicontepec
posee la mayor cantidad de reservas 3P del pais, con 11,379.1 millones de
barriles de aceite que equivale al 37.2% nacional y 28,294.4 miles de millones de
pies cubicos de gas natural que equivale al 46.2% de las reservas nacionales.

3.1.1. Marco Geoldgico.

La Cuenca de Chicontepec se origin6 entre el Paleoceno y Eoceno, durante
los levantamientos de la Sierra Madre Oriental (Orogenia Laramide) y el
basculamiento al oriente de la paleoplataforma de Tuxpan, lo que origino que fuera
afectada por una discordancia sintectonica; Por este evento tectonico, se formo
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una cuenca sintecténica con canales submarinos y gruesos depdsitos de
turbiditas.

La cuenca fue rellenada de sedimentos arcillosos y arenosos en forma
alternada de tipo turbiditico (formaciones Velasco y Chicontepec) y areno-
arcillosos con carbonatos en el Occidente (Formacién Soyatal). Lo que dio lugar a
cuerpos lenticulares de areniscas que constituyen en varios casos trampas
estratigraficas localizadas a profundidades que varian desde los 800 metros en la
porcion norte, hasta los 2,500 metros en la porcion sur, cerca de Tecolutla
Veracruz. El espesor neto de las formaciones productoras es variable, pero llega
hasta los 400 metros, aunque los cuerpos arenosos productores son en general de
espesores reducidos, de menos de 40 m de potencia.

El patron de entrampamiento del sistema Chicontepec esta formado por una
gran cantidad de trampas por variacién de la permeabilidad, en la mayoria de los
casos son lutitas intercaladas con areniscas de grano fino, de estratificacion
delgada que limitan en su cima, en su base y lateralmente a los desarrollos
arenosos (contactos discordantes y gradacionales), que son los que forman las
principales trampas. Predominan las trampas de tipo estratigrafico, cuya geometria
fue influenciada por la ocurrencia de grandes paleoestructuras en el subsuelo,
como son los paleocanales, en algunos casos controlados por la geometria del
deposito, lébulos progradantes asociados a la superposicion de abanicos
submarinos y superficies de erosién dentro del paleocanal, que determinan los
espesores y el comportamiento de las secuencias arenosas que constituyen
trampas estratigraficas, en algunos casos afectados por fallas laterales dando
como resultado trampas mixtas.

Los sedimentos turbiditicos del Paledgeno, fueron trasportados, distribuidos
por corrientes de turbidez y depositados en ambiente neritico externo a batial,
dando como resultado un complejo de abanicos submarinos con una red de
abundantes canales; el relleno sedimentario esta constituido por arenas
lenticulares con intercalaciones de lutitas que representan varios eventos de
erosion y relleno de sedimentos clésticos. Las secuencias turbiditicas se
depositaron en eventos mdltiples, que incluyen flujo de escombros, l6bulos,
rellenos de canal y deslizamientos, algunas veces las secuencias se encuentran
retrabajadas por corrientes de fondo marino.

Las rocas clasticas, por su fuente de origen y procesos de transporte,
depdsito y redistribucion, presentan algunas caracteristicas muy especiales en
cuanto a su geometria, distribucion horizontal y vertical, la cual cambia
rapidamente, ubicandolos como yacimientos discontinuos, aislados y de formas
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irregulares. La cuenca de Chicontepec contiene potentes espesores estratigraficos
de secuencias terrigenas de composicion siliciclastica, calcarea y combinada.

La columna estratigrdfica marina del subsuelo de la Cuenca de
Chicontepec, comprende desde el Jurasico Inferior hasta el Oligoceno Superior
(Figura 3.5). En el sureste del area, los sedimentos del Grupo Chicontepec
descansan discordantemente en el Jurasico Superior con la Formacién San
Andrés; en la parte centro y Norte, se encuentran por encima del Cret4cico
Superior con la Formacion Méndez.

88] cepe  |PRoDC FORMACION

b - AREA NORTE AREA SUR
OLIG. SUP. HORCONES PALMA REAL SUP
LG, NF. ALAZAN PALMA REAL INF.

0

O |eocenosup * TANIOYUCA  CHAPOPOTE

o GUAYABAL

2 * ARAGON CHICONTEPEC

Ww r o SUPERIDR/! CANAL

SUPERIOR

CRETACICO

Figura 3.5 Columna estratigrafica de la Cuenca de Chicontepec (Modificada de Lopez, 2008).

El Paleoceno esta representado por las formaciones Velasco, Chicontepec
Inferior y Chicontepec Medio. ElI Eoceno Inferior, por las formaciones Aragén y
Chicontepec Superior (Chicontepec Canal). EI Eoceno Medio por la Formacién
Guayabal y el Eoceno Superior por las formaciones Tantoyuca y Chapopote. En la
Cuenca de Chicontepec se tienen definidos tres plays productores: Play
Chicontepec (Paleoceno-Eoceno Inferior), Play Chicontepec Canal (Eoceno
Inferior Tardio) y Play Tantoyuca (Eoceno Superior).
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El modelo geolégico del ambiente de depdsito de las secuencias turbiditicas
de la Cuenca de Chicontepec, esta definido como una serie de eventos de
multiples episodios de depositacion de abanicos submarinos, erosion y relleno, en
el que se puede destacar cuatro elementos del sistema de depdsito de abanico:
Canal central, |6bulos, abanico medio y abanico exterior, en la mayoria de las
unidades genéticas, en el cual se han reportado 11 facies distribuidas a lo largo de
la Cuenca (Figura 3.6).

E LUTITAS ¥ AREMISCAS
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AREMISCAS GRANO FINO
[ABANICO INFERIOR MEDIC)
! {ABANICO INFERIOR

LUTITAS J
(PLANICIE FONDO MARIND)

Figura 3.6 Modelo conceptual de la Cuenca de Chicontepec con multiples Abanicos Submarinos
propuesto por Walker en 1978 (Tomada de Zaldivar, 2008).

Estos depositos fueron afectados por una serie de eventos erosivos, de los
cuales sobresale regionalmente la discordancia de la base del Eoceno Inferior
(Figura 3.7), la cual forma un canal que se profundiza de noroeste a sureste (NW-
SE), donde sedimentos del Paledgeno y del Jurasico Superior estan en contacto
(Mayol, 2005).
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Figura 3.7 Representacion de la discordancia del contacto Paleoceno-Eoceno
en la Cuenca de Chicontepec (Tomada de Mayol, 2005).

3.1.2. Antecedentes Histoéricos.

Se han realizado diversos estudios geoldgicos y de yacimientos petroleros
en la Cuenca de Chicontepec, orientados basicamente a la evaluacion del sistema
petrolero, de sus reservas y sobre las estrategias de desarrollo. En 1926, al
perforar pozos con objetivos en rocas del Cretacico por las compafiias “El Aguila”
y “Stanford”, descubrieron manifestaciones de hidrocarburos provenientes de
areniscas, pero fueron abandonados por considerarse no redituables en ese
tiempo. Sin embargo, en mayo de 1935 con la prueba de produccion efectuada en
el pozo Poza Rica 8, se confirmd el potencial de hidrocarburos con atractivo
econdmico de la Formacién Chicontepec, en julio del mismo afio se exploté
comercialmente el yacimiento produciendo aceite de manera intermitente debido a
una permeabilidad muy baja.

Entre 1950 y 1970, después de no considerar relevante la exploracién en la
Formacion Tamabra, se perforaron varios pozos de los campos Presidente
Aleman y Soledad con resultados positivos en areniscas de la Cuenca de
Chicontepec. La producciéon comercial en el Grupo Chicontepec inicio en 1952 con
la explotacion del campo Miguel Aleman, la cual durd hasta 1970 con un total de
seis pozos perforados.

En noviembre de 1971 se aplico por primera vez en la Cuenca de
Chicontepec la técnica de fracturamiento hidraulico con apuntalante (Sand-QOil) en
el pozo Presidente Aleman No0.126, incrementando su produccion de 13 a 70 BPD;
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apoyados en este resultado se incluy6 el fracturamiento de manera rutinaria con
apuntalante como parte de la terminacién en la mayoria de pozos de desarrollo.
Posteriormente se comenzé la perforacion intensiva de 300 nuevos pozos,
resultando todos ellos productores.

En 1978 la compaiia “DeGolyer and MacNaughton” validé el volumen
original en 106 millones de barriles de petroleo crudo equivalente y en 1979
PEMEX elabor6 el “Proyecto Chicontepec”, en el cual se propusieron diversos
escenarios de desarrollo. En los afios 80's se agregaron como areas de interés los
campos Tajin, Agua Fria y Escobal.

Desde 1998 por medio de estudios regionales geoldgicos y geofisicos en la
Cuenca de Chicontepec, PEP ha definido con base en las caracteristicas
petrofisicas, el espesor neto impregnado de los cuerpos arenosos, el indice de
productividad, el calculo de volumen original de hidrocarburos y la calidad de los
aceites, que varia entre 18 y 45 °API, de los cuales los mas ligeros se localizan en
la porcién noroeste. En ese mismo afio PEP presentd un plan integral de
desarrollo para su explotacion, considerando cinco areas de mayor potencial de
hidrocarburos, de las cuales la primera comprende los campos Agua Fria-
Coapechaca - Tajin (Figura 3.8).
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Figura 3.8 Areas de mayor interés petrolero y densidad del aceite de la Cueca de Chicontepec
(Tomada de Vazquez, 2008).
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En 1999 la compaiia “DeGolyer and MacNaughton” calcul6 el valor de
aceite “in situ”, en 136 millones de barriles de petroleo crudo equivalente, con una
reserva probable 2P de 9,000 millones de barriles de petréleo crudo equivalente
para Chicontepec (PEMEX, 2005).

En 2002 se certificaron las reservas por la compafiia Netherland Sewell &
Associates Inc. En ese mismo afio PEP realiz6 nuevamente trabajos de
perforacion masiva utilizando nuevas tecnologias para la terminacién vy
fracturamiento de pozos. Posteriormente, se desarroll6 un estudio de electrofacies,
con la finalidad de establecer el modelo sedimentario que permitiera conocer la
distribucion de los depdsitos de abanico submarino y definiera mejor el objetivo de
cada localizaciébn propuesta. Se realizaron estudios de “Reingenieria de los
proyectos de inyeccion de agua y el disefio de nuevos proyectos de recuperacion
secundaria y mejorada”.

En la Figura 3.9 se pueden observar datos relevantes de la historia de
produccion de la Cuenca de Chicontepec, incluyendo el nimero de pozos
terminados por cada campo, en el periodo de 1952 - 2009.
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Figura 3.9 Historico de la produccion de crudo en la Cuenca de Chicontepec
(Tomada de CNH, 2010).
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3.1.3. Estudios Geoldgicos.

De los estudios mas importantes realizados en la cuenca, en cuanto a la
interpretacion de la sedimentacion de las secuencias del Grupo Chicontepec,
sobresale el estudio realizado por Busch y Govela (1975 y 1978), el cual se enfocé
al estudio estratigrafico y estructural de las turbiditas de Chicontepec,
esencialmente en la porcion sureste de la Provincia de Tampico - Misantla. Busch
y Govela (1978) describieron con detalle un rasgo erosional en el area cerca de
Poza Rica - Veracruz, por lo que lo denominaron Paleocafion de Chicontepec;
otros estudios no publicados extienden el Paleocafion 75 km hacia el norte. Busch
y Govela (1978), consideraron que el canal principal fue cortado dentro de la
cuenca afectando a sedimentos de las formaciones Chicontepec Inferior, Medio y
Velasco, asi como a secuencias sedimentarias mas antiguas, durante el
Paleoceno Tardio y Eoceno Temprano y simultaneamente este se rellené con
sedimentos turbiditicos desde el Paleoceno Superior hasta el Eoceno Inferior.

Canta (1985), argument6 que en algunos sectores de la cuenca se tiene la
presencia de una secuencia normal de zonas bioestratigraficas del Paleoceno
Inferior hasta el Eoceno Inferior; también describe que en la porcion norte de la
cuenca se tiene muy poca o nula erosiéon. Las facies turbiditicas del Grupo
Chicontepec dentro de la cuenca cerca de Poza Rica, descansan en discordancia
sobre rocas del Cretécico Superior o sobre secuencias del Jurasico Superior.

Bitter (1993) realiz6 un estudio de sedimentacion y procedencia de las
areniscas de Chicontepec, asociandolas al levantamiento de la Sierra Madre
Oriental y el Macizo de Teziutlan, en la porcion centro-este de México.

Mutti y Araujo (1997) elaboraron un libreto guia sobre facies turbiditicas del
Cenozoico Temprano en la Cuenca de Chicontepec en los estados de Hidalgo,
San Luis Potosi, Puebla y Veracruz, como parte de las investigaciones realizadas
por el Instituto Mexicano del Petréleo.

En 1998, la Asociacion Mexicana de Geodlogos Petroleros (Delegacion
México), realizé una excursion geoldgica a Xicotepec de Juarez-La Ceiba en el
estado de Puebla, en donde se discutieron las facies sedimentarias de la
Formacion Chicontepec (AMGP, 1998).

Cheatwood y Guzman (2002), por su parte, realizaron una comparaciéon de
las propiedades del yacimiento del campo Spraberry en el oeste de Texas y el
campo Chicontepec en México.

Aguayo et al (2006), presentaron un resumen de la Geologia Regional de la
Cuenca de Chicontepec del centro-oriente de México, como antecedente para el
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estudio de su porcidon noroccidental en afloramiento, dentro del Il Simposio: La
Investigacion y Desarrollo en la Facultad de Ingenieria, UNAM.

Santillan (2009) documentd que los mecanismos de transporte de las
secuencias sedimentarias fueron por un conjunto de derrumbes y flujos de
escombros, en forma de depdsitos de pie de talud no canalizado y por corrientes
turbiditicas, cuyos depdsitos forman abanicos longitudinales, cuyas caracteristicas
dependen del volumen y frecuencia de los aportes sedimentarios, de la pendiente
y relieve del talud y del piso marino, de la velocidad, direccion y persistencia de las
corrientes de fondo.

3.1.4. Division de la Cuenca de Chicontepec.

Dada la heterogeneidad en el nivel de conocimiento y desarrollo de los
campos que componen al Proyecto Aceite Terciario del Golfo (Proyecto ATG), fue
necesario dividirlo en distintos proyectos (Figura 3.10), los cuales corresponden
con:

é 4 Proyectos de Desarrollo de Campos (en los cuales existe un conocimiento
relativamente mayor del subsuelo y areas en franca explotacion).

é 3 Proyectos de Caracterizacion de Detalle y Desarrollo Tecnolégico (en los cuales
existe un conocimiento medio del subsuelo).

é 1 Proyecto de Caracterizacion Inicial (en el cual existe un conocimiento bajo
del subsuelo).

Proyectos de Desarrollo, Laboratorios de
Campo y Desarrollo Tecnologico(14 Campas)

Proyectos de Caracterizacion v Laboratorios de
Campo

1 Provecto de Caracterizacion Inicial v
Delimitacion de Yacimientos

Froyectos de Desamello-Laboratorio
deCampe y Desamrelle Teenelegice

Goledad-Coyoles
Corraiio- 14
@ Agua Fria-Coapechaca

B ARMEN- FUIErD

Proyectos de Caracterizaciony
Laboratorio de Campo

1 I Sitio-Tencxeuila
3 l Amatition-Agua Nacida

| 5' Coyol-Humapa

Proyecto de Caracterizacién Inicialy
Delimitacién de Yacimientos

| a4 I Miguetla-hiahuapan

FDPEMEX  servomrsess
T PRODUCION

Figura 3.10 Divisién del Proyecto Aceite Terciario del Golfo en ocho proyectos
(Tomada de CNH, 2010).
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3.1.5. Proyecto Agua Fria — Coapechaca.
3.1.5.1. Localizacion.

El &rea que comprende el proyecto Agua Fria - Coapechaca, se localiza en
el extremo sureste entre la Planicie Costera de Golfo de México y la zona baja de
la Sierra Madre Oriental, en los municipios de Coatzintla, Poza Rica, Papantla y
Tihuatlan del Estado de Veracruz; Francisco Z. Mena y Venustiano Carranza del
Estado de Puebla; cubriendo un area aproximada de 358 Km? (Figura 3.11). Las
elevaciones topograficas varian entre los 200 y 500 metros sobre el nivel del mar.
El rio Cazones atraviesa de suroeste (SW) a noreste (NE) el area de este sector.
Existen ademas, innumerables escurrimientos superficiales y corrientes de agua
menores, de naturaleza permanente o intermitente.

El Proyecto Agua Fria - Coapechaca tiene como objetivo alcanzar una
produccion acumulada de 710 millones de barriles de aceite y 1,139 miles de
millones de pies cubicos de gas. El proyecto contempla la perforacion y
terminaciéon de 1,789 pozos, asi como la realizacion de 3,931 reparaciones
mayores, la construccion de la infraestructura necesaria para apoyo a la
perforacion, transporte y manejo de produccion de hidrocarburos (275
macroperas, 281 ductos y 17 instalaciones de control).

Figura 3.11 Localizacion del proyecto Agua Fria - Coapechaca en la Cuenca de Chicontepec
(Tomada de CNH, 2010).
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3.1.5.2. Antecedentes.

El proyecto Agua Fria - Coapechaca, fue presentado por PEMEX como un
proyecto de desarrollo de campos; comprende los campos Agua Fria,
Coapechaca, Escobal y Coyula. Los campos Agua Fria, Coapechaca y Tajin,
destacan debido a que presentan las mejores condiciones petrofisicas y de calidad
del yacimiento; actualmente estos campos se encuentran en explotacion y cuentan
con la disponibilidad de instalaciones que permiten manejar la produccién
oportunamente.

En 1991 se perforaron los primeros pozos horizontales en México, con el
objetivo de atravesar diferentes cuerpos de areniscas de la Formacién
Chicontepec, en el Campo Agua Fria se perforaron los pozos AF-801-H, AF-801-
H2, AF-807-H, con longitudes horizontales alrededor de 1,000 metros. En ese
mismo afio la produccién maxima de aceite alcanzada fue de 17,000 BPD, cuando
se llevé a cabo un programa de fracturamiento masivo en los campos Agua Fria y
Tajin.

En 1995 se elabor6 un estudio integral del area constituida por los campos
Coyula, Agua Fria, Corralillo, Escobal, Coapechaca y Tajin. En este estudio se
establecié una nueva y detallada clasificacion estratigrafica de las unidades de
flujo de los campos Agua Fria, Tajin y Escobal. En 1999 se termin6 un estudio
actualizado de simulacion de yacimientos del Campo Agua Fria, con un enfoque
principal hacia la prediccion de la inyeccién de agua en los cuerpos AF 10 y AF
20.1

En 2001 se presentdé un modelo de las distribuciones espaciales de los
cuerpos de areniscas titulado “Modelo Geoestadistico del yacimiento Chicontepec:
Areas Agua Fria, Coapechaca y Tajin”. En 2003 Pemex realizé6 un “Estudio de
simulacién numérica en los yacimientos Agua Fria y Tajin”. La produccion
acumulada de los campos Agua Fria, Coapechaca y Tajin, a febrero del 2007 fue
de 174 Millones de barriles de petréleo crudo equivalente.

En diciembre de 2010 la Comisién Nacional de Hidrocarburos (CNH)
publicé un Dictamen del Proyecto Agua Fria - Coapechaca, en donde realizé un
analisis del modelo geoldgico con la integracion de las caracteristicas petrofisicas,
intervalos productores e informacion de trabajos de fracturamiento para cada
pozo, asi como, las curvas de declinacion para predecir la contribucion de las
zonas productoras en la recuperacion total de cada pozo, con base a la
informacion oficial a la que tuvo acceso.

El andlisis incluyd la creacién de diferentes secciones en el Campo Agua
Fria, con el objetivo de analizar por cada pozo las propiedades petrofisicas, la
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geologia, las facies encontradas, entre otras, asi como los trabajos realizados en
ellos (fracturamiento, terminacién, etc.). Estas secciones se definieron realizando
mapas de EUR, creando asi tres secciones dentro del campo (Figura 3.12).

Figura 3.12 Secciones del Campo Agua Fria en la Cuenca de Chicontepec
(Tomada de CNH, 2010).

En la Figura 3.13 se muestra la seccion 1, en la cual se analiz6 informacién
del Campo Agua Fria de los pozos AF-812, AF-811, AF-801, AF-811, AF-823, AF-
845, AF-847 Y AF-849, considerados como los mejores pozos del campo,
mostrando una imagen de las facies desarrolladas, las fechas, el valor de EUR y el
intervalo productor de cada pozo. Una interpretaciéon de las facies probables,
desarrollada mediante el uso de imagenes de los afloramientos cercanos del
Grupo Chicontepec, se ha superpuesto a los registros de pozos.

Las barras rojas y las fechas sefialan las zonas que se terminaron y cuando
se hicieron. En la parte superior de cada registro de pozo se presenta la
recuperacion total final esperada. Las &reas de menor recuperacion presentan
resultados complejos debido a la variacion en la depositacion.
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Figura 3.13 Ejemplo de pozos evaluados en el Campo Agua Fria, con
registros geofisicos (Tomada de CNH, 2010).

En la Figura 3.14 se muestra en color naranja las facies de canal y en color
amarillo, las correspondientes a l6bulos. Dicha definicion se realizo en funcion de
registros geofisicos de pozo, de los nucleos existentes y con informacion
geoldgica asociada a cada pozo. En la seccion 1 se muestra una recuperacion
relativamente importante para el Campo Agua Fria, con una cierta correlacion
entre los pozos.

Analizando la informacion del pozo AF-811 (Figuras 3.13 y 3.14), se
observé que para el intervalo inferior (Cuerpo 100) el cual fue fracturado en 1983,
se cortaron facies de l6bulo y de canal para los diferentes intervalos, con cierta
continuidad lateral, sin embargo debido al buen trabajo de fracturamiento se
lograron conectar diferentes paquetes de arena, con un espesor aproximado de
100 metros, con buenas propiedades petrofisicas, lo cual llevd a tener una
recuperacion de 900,000 barriles.
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Figura 3.14 Seccion con las principales facies interpretadas del Campo Agua Fria
(Tomada de CNH, 2010).

En 1998 se realizé otra fase de fracturamiento con muy poco impacto en la
produccion, lo que indic6 que la zona se encontraba agotada, debido a la
intervencion realizada en 1983.

Respecto al intervalo superior (Cuerpo 10), intervenido en 1991 se
encontraron facies de canal, con un espesor aproximado de 50 metros y buenas
propiedades petrofisicas, lo cual se vio reflejado en una recuperacion de 400,000
barriles, debido al buen trabajo de fracturamiento, buenas propiedades vy
espesores del intervalo, aunado a que dicho intervalo no habia sido drenado.

En el pozo AF-847 (Figuras 3.13 y 3.14), para el intervalo inferior el cual
fue fracturado en 1988 (Cuerpo 100) con facies de canal, llegd a tener una
recuperacion de 62,000 barriles. El resultado del fracturamiento no fue tan
efectivo, como en el caso del pozo Agua Fria 811, ya que no logré conectar todos
los horizontes de areniscas hasta los cuerpos de la unidad 85, lo cual se corroboré
en el 2005 al intervenir nuevamente el pozo, ya que mantuvo produccién de
manera posterior.
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En relacion al intervalo superior (Cuerpo 10) intervenido en 1992, se
encontraron facies de lobulo con cierta continuidad lateral, con un espesor
aproximado de 70 metros, lo cual se vio reflejado en una produccion de 262,000
barriles, debido al trabajo de fracturamiento, a las buenas propiedades petrofisicas
y espesores del intervalo, siendo posible drenar dicho intervalo. Por lo que es
posible que la mejor alternativa para éste pozo sea perforar un pozo horizontal
dentro de la unidad 10 con multi-fracturamientos.

3.1.5.3. Caracteristicas Geologicas.

Los yacimientos del Proyecto Agua Fria - Coapechaca se encuentran en un
sistema sedimentario turbiditico por lo que presentan caracteristicas complejas
gque se ven reflejadas en la alta heterogeneidad de facies, tanto areal como
verticalmente. Los procesos diagenéticos modificaron diferencialmente la
distribucion de porosidades y permeabilidades originales de las distintas facies
presentes, alterando la calidad de las propiedades petrofisicas de las formaciones
(areno - arcillosas) del subsuelo, estos elementos se traducen en yacimientos de
baja permeabilidad y baja energia, por lo tanto, de baja productividad, requiriendo
estrategias especiales de explotacion.

La Formacion Chicontepec, del Paleoceno a Eoceno Inferior, ha sido
tradicionalmente descrita como una secuencia turbiditica de mas de 2,000 metros
de espesor, constituida principalmente por lutitas interestratificadas, con capas
delgadas de areniscas de grano fino a grueso que graduan hacia la porcion
superior a lutitas limosas (Bitter, 1993).

La sedimentacién del Paleoceno se compone de turbiditas de ambiente
neritico externo a batial, formando complejos de abanicos y canales, constituida
por arenas lenticulares con intercalaciones de lutitas. Durante este periodo
sucedieron varios eventos de erosion y relleno de sedimentos. En el Eoceno
Medio (Formacién Guayabal) se interpreta que ocurrié una sedimentacion arcillosa
de ambiente batial.

3.1.5.4. Sistema Petrolero.

El sistema Chicontepec para el Proyecto Agua Fria - Coapechaca se define
como hibrido, dado que presenta deformacion estructural significativa, producida
por fracturas y sistemas de fallas laterales; las trampas son de tipo estratigrafico y
mixto, cuyo origen se asocia con lobulos de abanicos submarinos y rellenos de
paleocanales. Por otra parte es un sistema conocido en cuanto a su nivel de
certeza, ya que en los campos que se han estudiado existen datos de importantes
volimenes de produccion de aceite, en las areniscas lenticulares; los aceites se
correlacionan positivamente con la roca generadora del Jurasico Superior.
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é Rocageneradora.

Las rocas generadoras del Jurasico Superior de la Provincia Tampico-
Misantla son predominantemente secuencias calcareo - arcillosas y estan
relacionadas con las formaciones Santiago, Taman y Pimienta de edad
Oxfordiano, Kimmeridgiano y Tithoniano respectivamente.

é Migracion.

Las vias de migracion son los sistemas de fallas laterales, que afectan toda
la columna sedimentaria, desde el Jurasico Inferior hasta las secuencias
Cenozoicas. La migracion se di6 principalmente en una sola direccion, en sentido
vertical ascendente, con moderada extension hacia rocas con mayor porosidad
como son los estratos arenosos del Grupo Chicontepec o de la Formacién Aragén
del Eoceno inferior.

é Rocaalmacenadora.

Las rocas almacenadoras ocupan aproximadamente el 33% del relleno de
la Cuenca de Chicontepec. Principalmente son areniscas del Eoceno Inferior de la
Formacién Chicontepec Superior, originadas por sistemas de depdsitos turbiditicos
ciclicos de abanicos submarinos. También existen acumulaciones en rocas del
Paleoceno Superior y Eoceno Superior.

Los paquetes de areniscas con mayor potencial almacenador tienen
geometrias de barras de desembocadura, |6bulos y canales distributarios con
espesores de entre 12 y 18 metros. Las secuencias arenosas de grandes
espesores son escasas pero ofrecen las mas atractivas posibilidades para
contener hidrocarburos. La Formacion Aragon es correlacionable con la Formacion
Chicontepec e igualmente almacenadora en sus horizontes de areniscas.

Las areniscas (litoarenitas y grawacas liticas) van de grano medio a fino y
algunos estratos conglomeraticos de matriz arenosa; presenta porosidades
promedio de 12%. Los cuerpos arenosos presentan espesor variable, cuya
continuidad lateral es dependiente de la geometria y profundidad del
paleoelemento. Las formaciones del Grupo Chicontepec presentan alta
variabilidad vertical en cuanto a sus caracteristicas petrofisicas de porosidad y
permeabilidad; relacionada a que sus constituyentes liticos carbonatados tienen
un porcentaje que varia entre el 35y 40%.

é Rocasello.

Las rocas sello son las lutitas que se encuentran interestratificadas con las
rocas de los yacimientos areno - arcillosos. El sello principal lo componen

Capitulo 3. Ejemplos de México 71



sedimentos arcillosos, localizados por encima de la erosion regional del Eoceno
Temprano.

é Trampas.

El principal tipo de trampa tiene componente estratigrafica, aunque algunos
desarrollos arenosos tienen intenso fracturamiento vertical y otros estan afectados
por fallas laterales. En la mayoria de los casos son lutitas intercaladas con
areniscas de grano fino de estratificacion delgada que limitan en su cima, en su
base y lateralmente a los desarrollos arenosos (contactos discordantes y
gradacionales) que son los que forman las principales trampas.

é Sincronia.

En la Figura 3.15 se muestra la ocurrencia de cada uno de estos elementos
gue dieron origen a las acumulaciones de hidrocarburos y que indican la presencia
de sincronia en toda la Cuenca de Chicontepec.
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Figura 3.15 Sincronia de los eventos del sistema petrolero (Tomada de Vazquez, 2008).

3.1.5.5. Caracteristicas de los Yacimientos.

Los estudios realizados en la Cuenca de Chicontepec efectuados en los
ultimos afios contribuyen a un mejor conocimiento del area. Los yacimientos estan
distribuidos en areniscas y lutitas de edad Paleoceno Superior - Eoceno Inferior
gue comprenden una columna de mas de 1,000 metros de espesor bruto,
extendida en una superficie aproximada de 625 Km?.

El principal mecanismo de produccién del yacimiento es el de empuje por
gas disuelto, con presion muy cercana a la de saturacion del aceite, por lo cual
rapidamente se incrementa la relacion gas-aceite al declinar la presion,
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ocasionando una fuerte reduccion de la produccién de aceite inicial. El factor de
recuperacion actual es del orden de 3%, con una declinacion promedio del 50%
anual. La densidad del aceite varia entre los 18 y 49 °API (Tabla 3.1).

Tipo de roca:

Tipo de wampa:
Porosidad:
Permeabilidad
Espesor bruto
Espesor neto
Profundidad

Inferior

Arenas v lutitas
Interestratificadas
Estratigrifica
§—12%

0.1 — 5 milidarcy
Hasta 1900m

Hasta 500m

1000 a 2500 m bnm

Densidad del aceite:
Presiones iniciales:
Presion de saturacion:
Viscosidad:

Roca Fluido
Formacidn: Chicontepec Tipo de fluido: Aceite negro
Edad: Paleoceno-Eoceno Tipo de empuje: Expansion de gas en solucion

18 - 49°API
80 -360 Kg/em®
50-330 Kg/em’”

0.5 -17 centipoise

Tabla 3.1 Caracteristicas promedio de los yacimientos en la Cuenca de Chicontepec
(Tomada de Jiménez y Sandoval, 2009).

Los yacimientos asociados al Campo Agua Fria presentan una mezcla de
arenas lenticulares saturadas de hidrocarburos, en forma de I6bulos y rellenos de
canales, entre otras caracteristicas. La geometria de las secuencias arenosas es
muy compleja, lo cual tiene un impacto importante en la terminacion de pozos y en
el desarrollo del campo. En estos yacimientos no se ha detectado la presencia de
contactos de agua-aceite o de gas-aceite, su temperatura de fondo varia entre los

65°Cy 75°C.

3.1.5.6. Reservas.

Las reservas probadas, probables y posibles al primero de enero de 2012
para los campos que componen el Proyecto Agua Fria - Coapechaca, presentados
por Pemex, se muestran en la Tabla 3.2.

Reserva Reserva
Reserva Reserva Reserva
Remanente de Remanente Gas
. , Remanente : Remanente Gas Remanente
Campo Categoria Petrdleo Crudo : Seco Equivalente
. de Aceite S MNatural Gas Seco
Equivalente a Liquido
{mmb) {mmmpc) {mmmpc)
{(mmbpce) (mmbpce)

Probada 55.8 45.5 3.5 6.9 74
Agua Fria Probable 85.8 60.6 8.5 16.7 180.3
Posible 149.6 110.8 13.1 257 277.2

Probada 54.2 44.6 S 6.4 73
Coapechaca Probable 94 67.6 3.9 17.4 200.4
Posible 164.6 123.9 137 EF 309.8

Probada 43.3 2hLat 4.1 B.1 50.8
Coyula Probable 100.7 58.5 14.3 28 175.1
Posible 161.9 101 20.6 A40.4 252.5

Probada 19.1 16.2 1 1.9 24.5
Escobal Probable 49.5 36.5 4.4 8.6 109.4
Posible 88.5 68.2 6.8 13.4 170.5

Tabla 3.2 Reservas al 1 de enero de 2012 presentadas por Pemex (SENER, 2012).
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3.2. Cuenca de Veracruz.

La Cuenca de Veracruz es una cuenca sedimentaria Cenozoica que se
ubica en la margen suroeste del Golfo de México, esta limitada al Norte por la Faja
Volcanica Transmexicana, al Oeste por el Cinturén Deformado de la Sierra de
Zongolica y hacia el Sur por la Cuenca Salina del Istmo (Figura 3.14). La cuenca
esta separada del Golfo de México por altos estructurales asociados a los
Volcanes de los Tuxtlas y el alineamiento Alto de Anegada (Corona, 2010).

Figura 3.14. Mapa de los limites geoldgicos de la Cuenca Cenozoica de Veracruz con la Sierra de
Zongolica (Tomada de Corona, 2010).

La Cuenca Cenozoica de Veracruz se encuentra en la porcion central del
Estado de Veracruz y en aguas territoriales del Golfo de México, cubriendo un
area de 24,000 km?, incluyendo a su parte marina somera. Se ubica entre los
paralelos 18° 00’ y 20° 00’ de latitud Norte y entre los meridianos 94° 30’ y 97° 00’
de longitud Oeste.
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3.2.1. Marco Geoldgico.

La Cuenca de Veracruz estd limitada al poniente por la Plataforma de
Cordoba, la cual tiene caracteristicas geoldgicas diferentes (Figura 3.15).

Figura 3.15. Ubicacion y caracteristicas geoldgicas diferentes de la Cuenca de Veracruz y la
Plataforma de Cdordoba (Tomada de Pemex, 2009).

La Plataforma Mesozoica de Coérdoba: Esta constituida por rocas
calcareas mesozoicas cuya estratigrafia es el resultado de procesos relacionados
a ciclos relativos de cambios del nivel del mar y/o a pulsos tectonicos. En el
Cretacico Temprano, estos procesos comenzaron a formar las plataformas
carbonatadas (Plataforma de Cérdoba, Plataforma de Orizaba) y cuencas
asociadas, que constituyeron los dominios estratigraficos fundamentales que
iniciaron durante el Mesozoico. El frente estructural sepultado del cinturén plegado
y fallado que constituye la Sierra Madre Oriental, se compone de rocas
deformadas de la Plataforma de Coérdoba; esta constituida por rocas calizas del
Cretacico Inferior-Superior, que son productoras de aceite y gas amargo humedo.
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La Cuenca Cenozoica de Veracruz: Esta constituida por rocas clasticas
de edad Cenozoica, es una cuenca formada durante el Paleoceno-Oligoceno. Su
sedimentacion proviene de la erosion de secuencias igneas (Alto de Santa Ana),
metamorficas (La Mixtequita, Sierra Juarez y Macizo de Chiapas) y carbonatadas
(Plataforma de Cérdoba y Sierra de Zongolica), por lo que se conforma de una
secuencia alternante de lutitas, areniscas y conglomerados (flujos de escombros,
abanicos y canales) con amplia distribucién y gran variacion litolégica. Dentro de la
columna sedimentaria se incluyen plays establecidos e hipotéticos tanto del
Paledgeno como del Nedgeno, alcanzando un relleno sedimentario de decenas de
metros en la margen occidental hasta mas de 9,000 metros en su depocentro.

El modelo de depositacion para la Cuenca Cenozoica de Veracruz esta
dado por una serie de sistemas deltaicos, depdsitos clasticos de plataforma y
abanicos submarinos con depésitos turbiditicos. A lo largo de toda su extension se
encuentran los alineamientos estructurales regionales con orientacion NW-SE
sobre los cuales se localizan los campos de gas seco, asi como los principales
proyectos exploratorios. Los terrigenos acumulados en aguas profundas
corresponden con desarrollos de secuencias de areniscas, conglomerados y
lutitas, depositados en facies de canal, I6bulos, barras, etc; también se tienen
cuerpos arenosos formados en el talud por desplazamientos de gravedad y por
corrientes de turbidez.

En la Cuenca Cenozoica de Veracruz existen al menos 12 secuencias
estratigraficas, de las cuales solo 5 son productoras de gas seco en el Mioceno-
Plioceno y una productora de aceite en el Paleégeno (Figura 3.16).
Adicionalmente presenta un potencial considerable de acumulacion de
hidrocarburos en las areas geologicamente andlogas a las actualmente
productoras. Las unidades de roca del Eoceno Medio presentan facies de relleno
de canal, desbordes proximales y distales, que fueron depositadas en forma de
I6bulos en abanicos al pie del talud. En general, las profundidades del sistema de
depdsito alcanzan de batial a neritico externo en el Mioceno y batial en el Eoceno
Medio.

Las secuencias clasticas del Mioceno originadas por turbiditas en abanicos
submarinos, estan distribuidas ampliamente en toda la Cuenca, con ligeras
variaciones laterales en las facies para algunas formaciones, caracterizandose por
acumulaciones de abanicos submarinos en el Mioceno Inferior en gran parte de la
Cuenca de Veracruz.

Las turbiditas generalmente ocurren hacia abajo del declive que se
encuentra en la desembocadura de los rios después de la plataforma que es
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cortada por cafiones submarinos, areas de donde se desprendieron y se pusieron
en movimiento grandes masas de sedimentos con deslizamientos con derrumbes.

Los flujos de turbidez repetidos y sobrepuestos conforman los abanicos
submarinos. Estos abanicos normalmente se extienden en direccion perpendicular
a la orientaciéon de la Cuenca Cenozoica de Veracruz, pero las expresiones
topograficas en el piso de la misma pueden alterar tanto la orientacién como la
forma de los depositos clasticos. En cuencas mas profundas, las turbiditas pueden
cubrir muchos kilbmetros cuadrados y ser depositadas a 50 kilbmetros o0 mas del
margen de la cuenca.
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EDAD i p— 2 SISTEMA DE DEPOSITO UNIDAD PRODUCTORA
RECIENTE
LS P104_20 PHR4 .
2
PLOCEND |  MSIPL05.00 PHS g
LS MS_05 73 MEPIET ? CANALES MEANDRICOS COCUTEY LEAMBA
% PISO DE CUENCA
MSI_MS_06_00 M55 i
9 | CAMALES MEANDRICOS YABANICOS PLAYUELA, VISTOSO
L8 MS_08 o8 ME£D . DE PISODE CUENCA APERTURA, COCUITE, PAPAN
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g ABANICOS PISO DE CUENGA GON BREFIA, KEPLER, ARCLIMIA-101,
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LS M_16,38 ULTIMA ETAP DE RELLENO DE CARONES

DESARROLLO DE CAFIOMES

Figura 3.16 Secuencias deposicionales de la Cuenca de Veracruz (Tomada de Pemex, 2007).

Los depdsitos de corrientes de turbidez varian en granulometria, algunos
estan compuestos por sedimentos de grano relativamente grueso depositados por
dichas corrientes en aguas profundas, aunque a medida que se aleja de la fuente,
el tamafo disminuye (indice de distalidad). Estos depdsitos, caracterizados por la
presencia de una fauna aléctona de poca profundidad, estan interestratificados
con limos y arcillas de aguas profundas (hemipelégicos y pelagicos), asi como por
sedimentos retrabajados por las corrientes de fondo.

La frecuencia con que las corrientes de turbidez son generadas y
emplazadas en determinado lugar geografico de la cuenca, depende de la
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naturaleza del &rea donde se genera la corriente turbiditica, la proximidad entre el
area de origen y el area de sedimentacion, la sismicidad y el nivel relativo del mar.
Las corrientes turbiditicas generadas por descargas de rios durante los periodos
de lluvia pueden sucederse 2 veces al afo.

En la Figura 3.17 se muestra de manera esquematica el modelo
sedimentario turbiditico del Mioceno Inferior (CS - Cafiones Submarinos; AS-
Abanicos Submarinos; PC - Piso de Cuenca), que representan de forma completa
los ambientes en los cuales se fueron originando este tipo de depdésitos.

Frente
Tectonico
Laramide

Figura 3.17 Modelo Sedimentario de abanicos submarinos con turbiditas del Mioceno
Inferior de la Cuenca de Veracruz (Tomada de Corona, 2010).

Dentro de los abanicos submarinos en la Cuenca de Veracruz han sido
propuestas tres asociaciones de facies:

é EIl Abanico superior, se caracteriza por capas gruesas de grano grueso, con
facies de arenisca - conglomerado frecuentemente lenticulares y facies de
lutitas bioturbadas.
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¢

El Abanico medio, esta caracterizado por sucesiones de engrosamiento
hacia la cima, facies de grano medio y cantidades menores de
hemipelagitas.

El Abanico inferior, se compone de facies turbiditicas de grano fino - medio,
lateralmente de muy buena continuidad e intercaladas con hemipelagitas.

Las facies de planicie de cuenca se caracterizan por turbiditas de grano

muy fino, ademas de ser muy delgadas, donde las lutitas pelagicas y
hemipelagicas representan la mayor proporcion dentro de las facies presentes. De
igual forma, la presencia de derrumbes entre los abanicos submarinos caracterizé
y di6 forma a la sedimentacién de la cuenca. El aporte sedimentario, se debio
principalmente a los rios: Papaloapan, Matagallina, Mangos, Jamapa, Alta Luz y
Paso de Ovejas, que dieron lugar al sistema turbiditico presente en la Cuenca
Cenozoica de Veracruz.

3.2.2. Antecedentes Historicos.

¢

1953: Descubrimiento del primer campo del activo, el cual se denominé
Angostura, resultando productor de aceite.

1956: Descubrimiento de gas no asociado en los campos Mirador y Veinte,
produciendo hidrocarburos en rocas clasticas del Mioceno.

1958: Inicid la explotacion de gas seco con el pozo San Pablo 4.

1970-1980: Se descubrieron los campos Cépite, Mata Pionche, Mecayucan
y Miralejos, los cuales resultaron productores de aceite.

1981-2000: Se reactivo la exploracion con sismica 3D y la perforacion de
pozos exploratorios en el activo. Se descubrieron los campos Playuela y
Lizamba en afio 2000 alcanzando una produccién de 18,271 BPD.

2001: Se alcanzé una producciéon de 35.7 miles de millones de pies cubicos
de gas y las reservas remanentes 3P fueron del orden de 685.7 miles de
millones de pies cubicos de gas.

2002: Se incorporaron 60.5 miles de millones de pies cubicos de reservas
2P con los campos Cerraz, Brefa, Chilpaya y Perdiz.

2003: Se incorporaron 224.6 miles de millones de pies cubicos de gas en
reservas 3P con los campos Vistoso, Cehualaca, Apértura, Madera y Uloa;
estos yacimientos son de gas no asociado.

2004: Se perforararon los pozos Arquimia-1, Apértura-401, Kepler-1,
Fourier-1 y Lleida-1, incorporando 196.3 miles de millones de pies cubicos
de gas en reservas 3P.

2005: Se alcanz6 la produccion maxima de 1,292.8 millones de pies
cubicos de gas diarios. Se descubrié el Campo Papan con 242.1 miles de
millones de pies cubicos de gas en reserva 3P, de los cuales, 237.9 miles
de millones de pies cubicos de gas correspondian a la reserva probada.
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é 2006: Se incorporaron reservas de gas no asociado con el mayor
conocimiento de los campos Lizamba, Enispe, Perdiz, Rosenbli y Romarik,
sumando 126.4 miles de millones de pies cubicos de gas en reservas 3P 6
24.3 millones de barriles de petrdleo crudo equivalente.

é 2008: Se descubrieron reservas de gas seco, con los campos Aral, Aris,
Cauchy, Kabuki y Maderaceo, sumando 313.8 miles de millones de pies
cubicos de gas, equivalente a 60.3 millones de barriles de petréleo crudo
equivalente de reservas 3P.

é 2009: La Cuenca de Veracruz alcanz6 una produccién promedio de 810
millones de pies cubicos de gas por dia. Las reservas remanentes totales
de la Cuenca de Veracruz alcanzaron los 228 millones de barriles de
petréleo crudo equivalente.

é 2010: Se descubrio el Campo Rabel, con la perforacién y terminacion del
pozo Rabel-1 resultando productor de gas natural. Este descubrimiento
incorporé reservas 3P de 26.6 millones de barriles de petréleo crudo
equivalente.

Como resultado de la estrategia de PEMEX enfocada a la busqueda de gas
no asociado, la cuenca fue reactivada a través de una intensa campafa de
adquisiciébn sismica y de perforacion exploratoria, logrando importantes
descubrimientos que la ubican como la segunda mejor cuenca productora de gas
no asociado del pais.

La Cuenca de Veracruz cuenta con una Reserva Remanente Total de 222.1
millones de barriles de petréleo crudo equivalente calculada por PEMEX al 1 de
enero de 2012 (Tabla 3.3).

Volumen Original Reserva Remanente de Hidrocarburos
Petrdleo
Cuenca de
Crudo Gas Natural Crudo Crudo |Gas Natural
Veracruz .
(mmb) (mmmpc) | Equivalente (mmb) (mmpc)
(mmbpce)
Probadas (1P) 755.8 5,888.90 1502 ol 738.6
Probables 0 0 33.6 5.0 147.9
2P 755.8 5,888.90 183.9 143 886.5
Posibles 0 050 38.2 6.6 162.8
Totales (3P) 1555 5,984.50 222.1 20.9 1,049.30

Tabla 3.3 Volumen Original y Reservas de Hidrocarburos en la Cuenca
de Veracruz (Tomada de Pemex, 2012).
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3.2.3. Campo Cauchy.
3.2.3.1. Localizacion.

El Campo Cauchy se localiza en la Depresion Central de la Cuenca
Cenozoica de Veracruz, sobre la planicie costera del Golfo de México, a 19.6 km
al Sureste de la ciudad de Cosamaloapan, Veracruz y a 10.2 km al Sureste del
pozo Novillero-10, en el municipio de Chacaltianguis, Veracruz (Figura 3.18).

Figura 3.18 Localizacion del Campo Cauchy-1 en la Cuenca Cenozoica de Veracruz
(Tomada de Pemex, 2009).

3.2.3.2. Antecedentes.

El objetivo de los trabajos realizados en el Campo Cauchy, fue el de evaluar
las caracteristicas petrofisicas de las areniscas depositadas como facies
canalizadas y desbordes asociados a abanicos de piso de cuenca de edad
Mioceno Superior, ya que es la secuencia productora de gas seco en areniscas, a
una profundidad total de 1,950 metros (Pemex, 2009).
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El Campo Cauchy corresponde al Proyecto de Inversion Cosamaloapan, en
el sureste de la Republica Mexicana, dentro del sector sur de la Provincia
Geoldgica Cuenca de Veracruz, perteneciente al Activo Integral Veracruz. La
incorporacion a produccion del campo fue de gran importancia para el Activo, ya
gue contribuye con el 18% de la produccion total.

En agosto de 2008 se descubrié el campo con la perforacién del pozo
Cauchy-1 y fue en diciembre de 2009 cuando se inicié su explotacion alcanzando
una produccion de 24.9 millones de pies cubicos por dia de gas no asociado. En el
2010 el campo aporté una produccion de 149.7 millones de pies cubicos diarios.

Para la caracterizacion estatica del Campo Cauchy, se utilizé el atributo
sismico Impedancia Relativa, para diferenciar la zona cargada con gas de la zona
con agua, esto permitié construir un modelo estatico de los principales yacimientos
del campo (Ms1 y Ms2), ajustados a las condiciones estructurales y estratigréaficas.
Se hizo el modelado de facies considerando que la secuencia se acumulé en un
ambiente de abanico de piso de cuenca, con el que se conocio la distribucién de
las propiedades petrofisicas.

De acuerdo con los estudios realizados, el Campo Cauchy se considera
como analogo geoldgico y de producciéon a los campos Arquimia, Playuela,
Cocuite y Lizamba; donde en todos ellos el nivel de interés en cuanto a rocas
almacenadoras es el Mioceno Superior, donde se propuso la localizacion del pozo
Cauchy -1.

3.2.3.3. Caracteristicas Geologicas.

El yacimiento principal se encuentra en una trampa combinada, que fue
perforada con el pozo Cauchy-1, que atraveso el yacimiento en el eje longitudinal
de la estructura, que presenta una orientacibn de noroeste a sureste. Su
componente estratigrafica se interpreta como un abanico de piso de cuenca en
facies de canales y Iébulos con aparente aporte del suroeste, lo que indica que
hacia la parte Sur existen fuertes aportes de sedimentos que permitieron formar
trampas estratigréficas que fueron modificadas por estructuras secundarias
(Figura 3.19).

El ambiente de abanico submarino de piso de cuenca, esta formado por dos
canales distributarios principales, amalgamados lateral y verticalmente, con
patrones de registro en forma de caja y estratos tabulares observado en los
ndcleos. Estos canales se entrelazan y se extienden aproximadamente en un
complejo a lo largo de 9 kildbmetros por 3 kilometros de ancho.
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Figura 3.19 Linea sismica que ilustra el comportamiento estructural del Yacimiento Cauchy-1
(Tomada de Pemex, 2009).

3.2.3.4. Sistema Petrolero.

é Rocageneradora.

Se interpreta que la roca generadora de hidrocarburos para esta zona
corresponde a lutitas pertenecientes al Mioceno, con buenas caracteristicas para
la generacién, ya que contienen una cantidad considerable de materia organica,
ademas de un sepultamiento de mas de 2 km, lo que ocasiona una buena
maduracion térmica.

é Migracion.

Se interpreta que en el Eoceno Tardio, comenzo la migracién en la Cuenca
Cenozoica de Veracruz. Las trayectorias de migracion se hicieron en sentido
vertical, cambiando posteriormente al oeste a causa de la subsidencia y de la
carga litostatica creciente. La migracion esta asociada a la deformacion ocurrida
durante el Mioceno Medio y Tardio (Orogenia Chiapaneca), que reconfigurd
estructuralmente la Cuenca Cenozoica de Veracruz, al formar altos y depresiones
intracuenca. En esta etapa es donde se originan las principales trayectorias de
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migracién hacia el frente tectOnico; este evento es también identificado por la
presencia de inclusiones fluidas de hidrocarburos liquidos y gaseosos.

El Mioceno Superior y Plioceno, representan dos etapas de acumulacién de
abundantes volimenes de sedimentos en la cuenca, por lo que la presion
litostatica sobre la roca generadora favorecié que se activaran las trayectorias de
migracion hacia el frente tecténico en la porcion occidental y en sentido vertical.
Las trayectorias de migracibn muestran que en la cuenca, la migracion de
hidrocarburos actualmente alcanza niveles estratigraficos del Eoceno.

é Rocaalmacenadora.

La roca almacén esta constituida por areniscas de grano medio a grueso de
color café oscuro, compuesta de fragmentos liticos, cuarzo y feldespatos en menor
proporcién. Los clastos estan moderadamente clasificados y en general son
subangulosos. Por su composicion, se clasifica principalmente como litarenita que
gradda a arenita sublitica.

é Rocasello.

La roca sello para este play corresponde a Ilutitas con espesores
considerables, de hasta varias decenas de metros, pertenecientes al Mioceno
Superior, que corresponden a facies arcillosas de piso de cuenca.

é Trampas.

En el Campo Cauchy, se tiene una trampa de tipo combinada, con un
cuerpo lenticular de areniscas y la flexion que forma con pliegues que esta
ubicado en una zona de alta amplitud sismica. La configuracion de la cima del
yacimiento se obtuvo con base en la distribucion de anomalias sismicas
considerando el modelo sedimentario que integra el resultado del andlisis
petrofisico (Figura 3.20).

é Sincronia.

Se interpreta que el gas termogénico del Paleoceno - Eoceno fue generado
y posteriormente expulsado en el Mioceno, todavia se encuentra en la parte final
de su expulsion. Por otra parte, el gas biogénico generado durante el Mioceno se
generd de manera sincronica con los depdsitos turbiditicos del Mioceno Tardio-
Plioceno Temprano. Todos los componentes del sistema petrolero convencional
estan presentes, por lo que existe buena sincronia.
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categorias de reserva (Tomada de Pemex, 2009).

3.2.3.5. Caracteristicas de los Yacimientos.

El Campo Cauchy esta conformado por dos yacimientos en areniscas
lenticulares (Ms1y Ms2), los cuales corresponden a trampas de tipo mixto. Son
turbiditas de piso de cuenca constituyendo una secuencia perteneciente al
Mioceno Superior de areniscas de grano fino a medio, cubiertas por gruesos
paquetes de lutitas (Figura 3.21).

Capitulo 3. Ejemplos de México 85



YACIMIENTO M351 YACIMIENTO M52

- g

Figura 3.21 Configuracién de los Yacimientos Ms1y Ms2 del Campo Cauchy
(Tomada de Solis, 2010).

El ndcleo 8 cortado en el intervalo 1,829-1,838 metros bajo mesa rotaria, es
representativo de este yacimiento, el cual presenta una porosidad primaria de tipo
intergranular de hasta 32% (Figura 3.22).
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Figura 3.22 Fotografia del ndcleo 8 del pozo Cauchy-1 en la Cuenca de Veracruz
(Tomada de Pemex, 2009).
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En el intervalo de 1,792-1,849 metros, se registro una produccién inicial de
9.2 millones de pies cubicos por dia, con un espesor bruto de 57 metros, un
espesor neto impregnado de 30 metros y consecuentemente una relacion de
espesores neto/bruto de 62%. Los valores promedio determinados fueron 25% de
porosidad, permeabilidad 425 milidarcies, saturacién de agua del 17% y volumen
de arcilla de 13%. Para los nucleos cortados dentro de los yacimientos, la
porosidad medida en laboratorio varia entre 21-31%, el rango de la permeabilidad
es de 5 a 1,250 milidarcies (Pemex, 2009).

3.2.3.6. Reservas.

Las reservas de hidrocarburos del Campo Cauchy calculadas por PEMEX al 1 de
enero de 2012 se muestran en la Tabla 3.4.

Reserva Reserva
Reserva Reserva
Remanente de Remanente Gas
: : : Remanente Remanente
Campo Categoria Petréleo Crudo | Seco Equivalente
: e Gas Natural Gas Seco
Equivalente a Liquido ( ) ( )
mmmpc mmmpc
{(mmbpce) (mmbpce) - -
Probada 42.9 42.9 223.1 222.9
Cauchy Probable 11.4 11.4 59.2 59.2
Posible 10.7 10.7 55.6 55.6

Tabla 3.4 Reservas de Hidrocarburos del Campo Cauchy, en la Cuenca de Veracruz
(SENER, 2012).

3.3. Cuenca de Burgos.

La Cuenca de Burgos es considerada como la principal provincia productora
de gas no asociado en el pais, la que se localiza en el noreste de México,
abarcando principalmente el estado de Tamaulipas, el extremo oriental de Nuevo
Ledn (Figura 3.23) y se extiende costa afuera hacia la plataforma continental.

La cuenca tiene una superficie aproximada de 49,800 Km?, los cuales de
acuerdo a PEMEX corresponden a la Regién Norte; esta subdividida en 9 areas:
Laredo (4,300 Km?2), Camargo (3,500 Km?), Oeste Presa Falcén (6,300 Km?),
General Bravo (4,000 Km?), China (4,900 Km?), Reynosa (8,000 Kmg?), San
Fernando (2,000 Km?2), Matamoros (6,900 Km?) y San José de las Rusias (9,900
Km?2).
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Figura 3.23 Ubicacion Geoldgica de la Cuenca Burgos (Modificado de
Echanove 1986).

3.3.1. Marco tectdnico y geologia estructural.

En su etapa temprana, la Cuenca de Burgos formo parte de una antefosa o
cuenca de antepais ubicada hacia el frente del cinturon plegado laramidico de la
Sierra Madre Oriental, proceso de deformacion que afectd a las secuencias del
Mesozoico y del Paleoceno al Eoceno Medio, sobre todo la parte sur y occidental
de esta cuenca. Sin embargo, la mayor parte del relleno sedimentario de la cuenca
representa depadsitos de la parte norte de la margen pasiva del Golfo de México. El
alto del basamento de El Burro - Picachos y la Peninsula de Tamaulipas
constituyen el limite sur y occidental de la cuenca, la cual se extiende hacia el
norte adentrandose en el Estado de Texas y hacia el oriente abarca parte del
Golfo de México considerandose como limite geogréfico la isobata de 200 m
(Figura 3.23).

El estilo estructural predominante corresponde a un sistema de fallas
normales listricas (fallas de crecimiento), de orientacion NW-SE, con caida hacia
el oriente, hacia donde las fallas se hacen mas jévenes y donde alcanzan
desplazamientos de hasta cientos de metros. Se observan estructuras roll-over
con nivel de despegue en sedimentos arcillosos del Paleoceno en la parte
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occidental y en niveles mas jovenes hacia el oriente, en donde despegan en el
Oligoceno (Figura 3.24).

Se distinguen tres principales estilos de fallamiento normal, uno hacia la
porcion occidental que involucra la franja del Paleoceno, en donde predominan las
fallas normales sindepositacionales en una zona de extensién poco desarrollada,
gue contribuyen a crear el entrampamiento y la separacién en compartimentos que
forman distintos yacimientos. Un segundo estilo se presenta hacia las
denominadas franjas del Eoceno y Oligoceno, en las cuales son comunes las
fallas sinsedimentarias de mediano a bajo angulo. La tercera zona se presenta en
la parte oriental y se extiende hasta la plataforma continental, en donde las fallas
son también de crecimiento pero con planos que tienden a la verticalidad y que
afectan predominantemente la columna del Mioceno y Plioceno (Figura 3.24). Se
tiene también la presencia de algunas fallas antitéticas con caida hacia el
occidente las que se asocian a las fallas principales.
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Figura 3.24 Caracteristicas del estilo estructural dominante en la Cuenca de Burgos y su extension
hacia la plataforma continental del Golfo de México (Tomada de PEMEX, 2010).
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3.3.2. Estratigrafia y Sedimentacion.

La columna sedimentaria de la Cuenca de Burgos abarca todo el
Cenozoico, con unidades de rocas del Mesozoico (Figura 3.25). El espesor
maximo de sedimentos calculado en el depocentro de esta cuenca es de
aproximadamente 10,000 metros, y esta compuesto litol6gicamente por una
alternancia de lutitas y areniscas depositadas siguiendo un patron general

progradante o regresivo.
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Figura 3.25 Columna estratigrafica de la Cuenca de Burgos (Tomada de WEC SLB, 2010).
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La historia sedimentaria inicial de la Cuenca de Burgos estuvo influenciada
por la deformacién Laramidica. Las zonas levantadas al occidente de la cuenca
fueron la fuente de aporte de los sedimentos que fueron a las areniscas y lutitas
de las formaciones Midway del Paleoceno Inferior y Wilcox del Paleoceno
Superior- Eoceno Inferior. Los paquetes de areniscas que forman los yacimientos
de estas unidades se depositaron en ambientes deltaicos, estuarios y costeros
como barras costeras e islas de barrera que cambian de facies al oriente a
plataforma y después a ambientes turbiditicos de base de talud y cuenca en la
parte mas oriental, extendiéndose hacia el Golfo de México.

El fallamiento sinsedimentario provocé la acumulacion y crecimiento de
paquetes de areniscas en los bloques bajos. Estos crecimientos alcanzan hasta
los 400 m en las zonas de extensién en la porcién centro - occidental de la cuenca
y sobrepasan en algunos casos los 1,000 m en la regién suroriental de la misma.

Los sedimentos del Eoceno Temprano de la parte superior de la Formacién
Wilcox fueron cubiertos por sedimentos arcillo - arenosos de la Formacién Reklaw,
siendo ésta sobreyacida a su vez por rocas de la Formacion Queen City de amplia
distribucion. A su vez, estas rocas son sobreyacidas por una columna
predominantemente arcillosa correspondiente a las formaciones Weches y Cook
Mountain, a las que sobreyacen Yegua y Jackson de caracter mas arenoso, las
cuales se depositaron progresivamente mas hacia el oriente durante el Eoceno
Tardio. Estas dos ultimas unidades reflejan un mayor aporte de sedimentos tanto
a la Cuenca de Burgos como a la parte profunda del Golfo de México debido al
rejuvenecimiento de las zonas occidentales de la cuenca en el Eoceno Medio y
Tardio por efecto de la Orogenia Laramide. En estas unidades se presentan varias
superficies de erosion y areas con bloques rotados desprendidos de la plataforma
a manera de plataformas derrumbadas.

En el Oligoceno se infiere un levantamiento y rejuvenecimiento de las areas
positivas localizadas al oeste y suroeste, ocasionando una gran afluencia de
clasticos y terrigenos finos hacia la Cuenca de Burgos y aguas profundas del
Golfo de México y la progradaciéon de sistemas de plataforma, deltaicos y fluviales
de la secuencia Vicksburg y Frio. Las facies con la mayor produccién registrada
hasta ahora corresponden a sistemas de barras costeras, playas y deltas
dominados o modificados por oleaje y facies fluviales. Los sedimentos del
Oligoceno también fueron afectados por fallas de crecimiento sinsedimentarias.
Hacia fines del Oligoceno se produce una transgresion y en el Mioceno Temprano
progradan nuevamente los ambientes fluviales, deltdicos y costeros y sobre
sedimentos de plataforma dando lugar al deposito de areniscas y algunos
conglomerados de la Formacion Anahuac vy varias unidades mas del Mioceno
Medio-Tardio y Plioceno. Estas secuencias mas jovenes tienen su mayor
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desarrollo en la parte oriental de la cuenca y hacia la Plataforma Continental, en
donde las mejores facies almacenadoras continlan siendo de deltas dominados
por oleaje, sistemas de barras costeras e islas de barrera y areniscas y lutitas
turbiditicas, en forma de abanicos submarinos en las partes mas profundas.

3.3.3. Geologia Petrolera.

En la Cuenca de Burgos se tienen 4 sistemas petroleros establecidos:
Pimienta - Midway, Midway - Wilcox, Wilcox - Wilcox y Vicksburg - Frio. Las rocas
generadoras principales son:

é Calizas arcillo - carbonosas y Iutitas calcareo - carbonosas de la Formacion
Pimienta del Jurasico Superior con materia organica tipo Il.

é Lutitas y limolitas arenosas de la Formacion Midway del Paleoceno con
materia organica tipo .

é Lutitas y limolitas arenosas de la Formacion Wilcox del Eoceno con materia
organica tipo Ill.

é Facies arcillosas de la Formacion Vicksburg del Oligoceno con materia
organica tipo Ill y cantidades subordinarias de tipo II.

El gas es predominantemente termogénico no asociado y asociado a
condensado proveniente de rocas maduras. Las rocas del Jurdsico Superior
empezaron a generar hidrocarburos a partir de finales del Cretacico y contindan
activas hacia el poniente de la cuenca. Las rocas de la Formaciéon Midway
entraron en la ventana de generacion de gas en el Eoceno Temprano, las de la
Formacion Wilcox lo hicieron en el Eoceno Tardio y las de Vicksburg alcanzaron
su madurez en el Mioceno Temprano, continuando hasta la actualidad. La
migracion ocurrid principalmente a lo largo de las superficies de fallas que
conectan las rocas generadoras con los paguetes de areniscas.

La roca almacén consiste de areniscas de las formaciones Midway, Wilcox,
Reklaw, Queen City, Cook Mountain, Yegua, Jackson, Vicksburg, Frio Marino, Frio
No Marino y Andhuac. La calidad de la roca almacén esta controlada por el
ambiente de deposito, la composicion de las areniscas, el tamafio y distribucién de
los granos, la distribucion y tipo de cemento, el porcentaje y tipo de matriz.

El sello lo constituyen los paquetes de facies arcillosas que sobreyacen de
manera alternante y ciclica a las facies arenosas y que los cubren lateralmente.
Las trampas son principalmente estructurales consistiendo de anticlinales tipo roll-
over con cierres por cuatro lados y cierres contra falla.
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La Cuenca de Burgos cuenta con una reserva remanente total de 777.2
millones de barriles de petréleo crudo equivalente calculada por PEMEX al 1 de
enero de 2012 (Tabla 3.6).

Volumen Original Reserva Remanente de Hidrocarburos
Petroleo
Cuenca de
Gas Natural Crudo Crudo |Gas Natural
Burgos Crudo (mmb) .
(mmmpc) | Equivalente (mmb) (mmpc)
(mmbpce)
Probadas (1P) S8 18,832.00 388 6.4 1,876.70
Probables 11.5 1,936.50 163.3 2.4 812.5
2P 408.5 20,768.50 Sai.3 8.8 2,689.20
Posibles 10.2 2,218.50 219.9 0.8 1,070.40
Totales (3P) 418.7 22,986.90 777.2 9.5 3,759.60

Tabla 3.6 Volumen Original y Reservas de Hidrocarburos en la Cuenca de Burgos
(Tomada de Pemex, 2012).

3.3.4. Antecedentes Histoéricos.

La exploracion petrolera de la Cuenca de Burgos comenzd hacia las
décadas 1920-1930 por compafiias extranjeras, las que apoyadas en estudios
geoldgicos realizaron una etapa de perforacion que culminé con el establecimiento
de produccion de gas en los campos La Presa, Rancherias, Lajitas y Laredo,
ubicados en la porcion nor-noreste.

PEMEX inici6 la exploracion de esta cuenca en 1942, dando inicio la
produccion en 1945 con el descubrimiento comercial de gas y condensado en
areniscas del Oligoceno, en el Campo Mision, ubicado aproximadamente a 30 Km
al NW de la Ciudad de Reynosa, Tamaulipas. Debido a la presencia de
hidrocarburos en el area, se intensificé la actividad exploratoria y se sucedieron
nuevos descubrimientos, activAndose simultdneamente su desarrollo y el
establecimiento de nuevos campos (Echanove, 1986).

Dentro de los estudios geoldgicos y geofisicos regionales realizados en la
cuenca, se tienen los elaborados por Castillo (1969), Garcia del Angel (1969),
Sandoval (1969) e Yzaguirre (1969). Posteriormente, Gonzalez (1976) y Echanove
(1986), elaboraron estudios regionales actualizados de la cuenca, este ultimo
autor interpreta los ciclos transgresivos y regresivos en la cuenca. Pérez (1992),
realizd un trabajo sobre la Evolucién Geoldgica de la Cuenca de Burgos, donde la
estratigrafia y geologia se interpretaron a partir de lineas sismicas regionales y
registros geofisicos de pozo.
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En 1994-1995 se realizé el Estudio de Potencial Remanente del Cenozoico
del Proyecto Integral Burgos (Pemex, 1998). En este estudio, de tipo regional, se
delimitaron de manera general los plays mediante la interpretacién de secciones
sismicas 2D e informacion de pozos.

En 1993, PEMEX y Chevron elaboraron un estudio geoldgico y geoquimico
en el que se analiz6 la estratigrafia del area, y se definieron tres estilos
estructurales: el primero, al occidente del area, compuesto por una serie de
bloques afectados por fallas normales de poco desplazamiento; el segundo, un
sistema de fallas normales de crecimiento en las formaciones Vicksburg y Frio
principalmente, y el tercero ubicado al oriente, formado por bloques afectados por
fallas normales y diapiros de arcilla en el Oligoceno Superior y Mioceno. También
identificaron tres unidades de rocas generadoras de hidrocarburos, una en el
Paleoceno - Eoceno, otra en el Oligoceno y la tercera en el Mioceno.

Derivado de la inversién de recursos econdmicos, en abril de 1999, alcanz6
la meta de produccion de mil millones de pies cubicos diarios, la cual se mantuvo
por 4 afios con un programa intensivo de perforacion y reparacion de pozos.

El Proyecto Burgos es el mas importante para PEMEX en términos de
produccion de gas no asociado en los ultimos afios, aportando desde el afio 2000
el 21% en promedio de la produccion total nacional de gas.

En enero de 2011 la Subdireccion de Planeacion y Evaluacion (SPE) de
PEMEX Exploracion y Produccién presenté ante la CNH el Proyecto Integral
Burgos, que tiene como principal objetivo incorporar reservas de gas seco, gas
hamedo y aceite, en el periodo 2011-2028, con un valor medio de 1,778 millones
de barriles de petrdleo crudo equivalente, en rocas de edad Jurasica, Cretacica y
Cenozoica. El programa operativo considera la perforacion de 879 pozos
exploratorios, la realizacién de 160 estudios geoldgicos y 20 estudios geofisicos,
que implican la adquisicién de 9,200 km de sismica 2D y 20,800 km? de sismica
3D, con una inversidn total exploratoria de 71,604 millones de pesos. En enero de
2012 la CNH dictamin6 como favorable el proyecto.

3.3.5. Campos Emu y Alondra.
3.3.5.1. Localizacion.

Los campos Emu y Alondra se encuentran ubicados al suroeste de la
ciudad de Reynosa, Tamaulipas, en el Estado de Nuevo Ledn, en el area que
corresponde a la franja occidental de la Cuenca de Burgos (Figura 3.26).
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Figura 3.26 Ubicacion de los campos Emu y Alondra, en la Cuenca de
Burgos (Tomada Uribe et al, 2004).

3.3.5.2. Antecedentes.

El Campo Alondra, fue descubierto en 1970 y su desarrollo se hizo entre
1985 y 2005, con 35 pozos perforados y una produccién acumulada de 141 miles
de millones de pies cubicos de gas.

En el afio de 1989 se perforé la localizacion Emu-1, la cual quedod
productora con un gasto de 7.8 millones de pies cubicos diarios.

En el afio 1998 se retomd la exploracién en el Play Midway con la
adquisicién, procesado e interpretacion del cubo de 3D Emu con una extension de
100 km?. Este cubo se interpreté aplicando el anlisis de anomalias de amplitud y
la interpretacion del modelo sedimentario mediante descripciones de la roca
almacenadora en los pozos del area. Como resultado de esta interpretacion se
propusieron tres localizaciones: Generador-1, Clamato-1 y Raza-1 y se interpret6
un modelo geolégico de abanicos submarinos de piso de cuenca, cuya distribucion
se encontraba fuertemente restringida a la distribucion de las anomalias de
amplitud.

Capitulo 3. Ejemplos de México 95



En 1999 se perfor6 el pozo Generador-1, el cual encontré el mejor espesor
de areniscas con una buena calidad de roca almacén y mejor posicion estructural;
sin embargo, el pozo resultd invadido de agua en el intervalo de interés. Este
resultado detuvo la exploracion del Play Midway y se considerdé necesario que
para explotar este tipo de trampas estratigraficas era indispensable el uso e
implantacion de nuevas tecnologias que fueran mas alla del analisis convencional
o tradicional hasta ese momento realizado en la Cuenca de Burgos. Este punto
sirvi6 de partida para poder implantar la aplicacién de la Inversion Acustica, La
inversion Elastica y el AVO, tanto en &reas con sismica 3D como en &reas con
sismica 2D.

En el afio 2000 Pemex decidié trabajar con el Centro Nacional de
Procesado Sismoldgico y la compafiia CGG para elaborar la Inversion Acustica del
cubo 3D de Emu vy tratar de discriminar las respuestas de arenas con agua y las
respuestas de arenas con gas.

Posteriormente en 2001 se trabajé también la Inversion Acustica para el
cubo 3D Alondra. El proceso de Inversion Acustica permite establecer un enlace
entre los pardmetros del yacimiento, las impedancias acustica y la sismica.

En el aflo 2001 se realizaron para el Campo Emu estudios de Inversién
Sismica Simultanea Dependiente con el Angulo, con la compafiia Jason
Geosystems. Esta tecnologia fue probada en 2002 con la perforacién del pozo
Levita-1, quedando como productor de gas en la arena Emu con un gasto inicial
de 5.2 millones de pies cubicos de gas diarios y con una produccion acumulada de
1.2 miles de millones de pies cubicos de gas al mes de octubre de 2002.

3.3.5.3. Caracteristicas Geologicas.

Los campos Emu y Alondra se encuentran en el Play Midway del Paleoceno
gue se caracteriza por ser un Play de secuencias acumuladas en aguas
profundas, ya que se desarrolla en ambientes neritico-externo a batial superior en
algunas areas en el Paleoceno Inferior. El Play esta litol6gicamente constituido por
una serie de cuerpos arenosos depositados en abanicos submarinos por
corrientes turbiditicas e interestratificados con potentes secuencias hemipelagicas
arcillosas, constituyendo excelentes trampas estratigraficas que han sido probadas
por un buen nimero de pozos exploratorios.

El Play tiene una produccion acumulada de 183 miles de millones de pies
cubicos de gas y una reserva 3P de 294 miles de millones de pies cubicos de gas.

Para el area del Campo Emu, se interpreté un modelo de depdsito con una
secuencia turbiditica que proviene del noroeste y oeste, que cae al medio graben,
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ocasionando un depdsito de abanico de piso de cuenca (Figura 3.27), el cual esta
restringido por la geometria misma del graben y con diferentes facies
sedimentarias de acuerdo al modelo propuesto de abanico donde el depdsito
corresponde con un conjunto de areniscas masivas, ya que se identificaron por lo
menos 3 cuerpos arenosos en el nacleo de Emu DL-1. Se trata de una arenisca
bien clasificada, madura con tamafio de grano medio a fino (0.12 mm), con granos
subredondeados a redondeados y con una zona de estructuras sedimentarias
correspondientes con estratificacion cruzada y ondiculas en la base de cada
arena. Esto corresponde con una corriente de turbidez densa. Petrograficamente,
la roca ha sufrido alteraciones diagenéticas como: compactacion y disolucion; sin
embargo, en la mayoria de los casos esto no ha afectado la calidad de la roca
almacenadora.

Corriente de Turbidez

Figura 3.27 Modelo sedimentario propuesto para el area del
Campo Emu (Tomada de Uribe et al, 2004).
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La Figura 3.28 muestra el modelo geoldgico del Campo Alondra sefialando
la direccién del aporte de la fuente de las areniscas, la cual parece haber sido de
norte a noreste (N-NE) y se pueden apreciar las diferentes facies sedimentarias.
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Figura 3.28 Modelo Geolégico del Campo Alondra en la Cuenca de Burgos
(Tomada de Figoén et al, 2004).

3.3.5.4. Sistema Petrolero.

é Rocageneradora.

La principal roca generadora se caracteriza por litologias arcillo-calcareas
de color negro, sinbnimo de un buen contenido organico que se depositaron en
condiciones que van de ambientes de rampa externa a cuenca desde Burgos
hacia la Cuenca del Golfo de México.

Las rocas generadoras de los campos Emu y Alondra son lutitas y limolitas
arenosas. La Formacion Midway, tiene un potencial generador que varia de
regular hasta muy buena, asociado a una plataforma cuyo ambiente de depdsito
se profundiza desde neritico medio hasta batial superior (Figura 3.29).
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Figura 3.29. Potencial Generador Midway (Tomada de Vizcarra, 2005).

é Migracion.

El proceso de Migracion para el Paleoceno Midway, es un proceso poco
conocido, pero se ha observado asociado a fallamiento normal y lateral que rompe
y fragmenta las estructuras mesozoicas, permitiendo la migracién de gas seco
generado profundamente en la secuencia mesozoica, los cuales cargaron con gas
a las rocas almacenadoras mesozoicas y cenozoicas, asociados a tenues
anomalias geotérmicas.

é Roca almacén.

Las rocas almacén de la Formacion Midway consisten en cuerpos de
areniscas turbiditicas, de color gris oscuro, de grano fino a medio; son areniscas
de cuarzo ligeramente calcareas, depositados por corrientes de turbidez
provenientes de la plataforma a manera de abanicos de talud, de piso de cuenca o
bien como desbordes de canales submarinos que van desde la plataforma media
hasta el talud continental. Se tienen depdsitos de complejos abanicos submarinos
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de talud y de piso de cuenca, con espesores brutos de hasta 110 m y de arenas
saturadas con espesores promedio de 35 m.

Los desarrollos arenosos en facies turbiditicas de los intervalos productores
del Paleoceno Midway se localizan a profundidades de 2,500 a 2,900 metros.
Estos cuerpos de areniscas fueron depositados en un ambiente de frente deltaico
dominado por el oleaje. Los espesores brutos de la roca almacén fluctian entre
los 18 y 50 m, mientras que los rangos de porosidades varian entre 11y 20 %. Los
sistemas regionales de fallas de extension ejercieron una gran influencia en el
depdsito de estos cuerpos arenosos, ya que originaron grandes depocentros en
los bloques bajos de las fallas.

é Rocasello.

El sello superior y lateral de las facies almacenadoras lo constituye las
potentes secuencias (desde 20 hasta 100 metros) de lutitas de color gris oscuro a
negro que envuelven a esos cuerpos detriticos arenosos, ya que los yacimientos
estan asociados a trampas de tipo estratigréfico.

é Sincronia.

Basados en las simulaciones de los modelos 1D, 2D y 3D se define la tabla
de eventos del sistema petrolero (Figura 3.30) para visualizar, como debieron de
ocurrir de manera sincrénica en tiempo geoldgico la relacion de los elementos y
procesos esenciales del sistema petrolero, para que los hidrocarburos generados
se entrampen y se preserven en la trampa se incluye la edad geolégica para cada
uno de ellos asi como la posible preservacion del sistema y el momento critico del
mismo.

Tiempo ( Ma
154 150.7144. . 93.5 650 60.9 548490413 33.7 285 238 164 11.2532170 pay T

PALEOC | EOCENO | OLIGOC lemermomesolws |-

OPFP ALEOGTEN O NEOGGENO |Q Elementos & Eventos
ROCA GENERADORA

U ROCA ALMACEN
ROCA SELLO
ROCADE SOBRECARGA

FORMACION TRAMPA

JST GENERACION ACEITE Y GAS
aleogeno
JST

EXPULSION

MOMENTO CRITICO

Figura 3.30. Secuencia de los eventos del Sistema Petrolero en la Cuenca de Burgos
(Tomada de PEMEX, 2010).
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3.3.5.5. Caracteristicas de los Yacimientos.

En el area de los campos Emu y Alondra se tiene produccion en el
Paleoceno Midway. Los yacimientos estan constituidos por areniscas gris claro y

gris oscuro de granos finos de cuarzo,

subredondeados,

clasificados, consolidados en matriz arcillosa y cementante calcareo.

regularmente

Algunas de las principales caracteristicas de estos yacimientos son:

o> & & & & & o o

3.3.5.6. Reservas.

Tipo de trampa: Estratigrafica.
Rango de profundidad: 1,500 - 3,500 m.
Rango de espesor neto: 2 - 16 m.

Rango de Porosidad: 7 - 25 %.
Rango de saturacion de agua: 25 - 65 %.

Rango de permeabilidad: 0.01 - 14.2 milidarcies.
Rango de presién de yacimiento: 1,940 - 9,100 psi.
Rango de gastos iniciales: 0.25 - 15 millones de pies cubicos de gas diarios.

En la Tabla 3.7 se muestran las cifras de las Reservas de Hidrocarburos
para los Campos Emu y Alondra aprobadas por el Pleno de la CNH, al 1 de enero

de 2012.
Reserva Reserva
Reserva Reserva
Remanente de Remanente Gas
. ; . Remanente Gas| Remanente
Campo Categoria Petroleo Crudo | Seco Equivalente
, L Natural Gas Seco
Equivalente a Liquido ( ) ( )
mmmpc mmmpc
(mmbpce) (mmbpce) & =
Probada 2.6 2.6 14.7 13.4
Alondra Probable 0 0 0 0
Posible 1.6 1.6 9 8.2
Probada 0.6 0.6 3.3 3.3
Emu Probable 0.2 0.2 1.1 1ET
Posible 0.7 0.7 3.8 3.8

Tabla 3.9 Reservas de Hidrocarburos de los Campos Emu y Alondra (SENER, 2012).
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Capitulo 4. Ejemplos del Mundo.

Los sistemas turbiditicos representan las mayores reservas de petrdleo en
muchas de las cuencas sedimentarias del mundo (80 cuencas aproximadamente).
Los sistemas turbiditicos producen el 22% del petréleo en el Mar del Norte, mas
del 83% en la Cuenca de Campos en el margen continental de Brasil y el 90% de
la produccién de la Cuenca de los Angeles. Por lo cual, es de gran importancia
comprender como se forman estos sistemas y sus caracteristicas para la
exploracion y explotacion petrolera.

4.1. Brasil - Cuenca de Campos.

La Cuenca de Campos es la cuenca petrolera costa afuera mas productiva
de Brasil, se localiza al sureste de Rio de Janeiro, entre las coordenadas 21° 30 'S
y 23° 45' Sy 38° 45' W y 42° 00" W; se limita al norte por el Alto de Victoria, al sur
por el Alto de Cabo Frio y en el oeste por los limites de los Estados de Rio de
Janeiro y de Espiritu Santo (Figura 4.1). La porcion marina de la cuenca tiene
profundidades de méas de 3,400 m de profundidad (aguas profundas), tiene una
superficie aproximadamente de 100,000 km? y su porcién continental es de
aproximadamente 500 km? (Chevron, 2006).
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Figura 4.1 Ubicacion geoldgica de la Cuenca de Campos y sus yacimientos productores en
turbiditas (Tomada de Beasley, 2010).
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4.1.2. Antecedentes de la Cuenca de Campos.

Para el afio 1971, Petrobras inicié la exploracion petrolera en la Cuenca de
Campos, frente a la costa sureste de Brasil; después de la perforacion de una
serie de pozos que resultaron secos, en el afio 1974 se efectué el primer
descubrimiento en ésta cuenca mediante la ejecucion de perforaciones en tirantes
de agua de 120 metros. El noveno pozo exploratorio marino de Petrobras
encontré una zona productiva en los carbonatos de edad Albiano del Campo
Garoupa; éste hallazgo abrié el camino para la exploracion intensiva de la Cuenca
de Campos. Si bien los objetivos de exploracion iniciales eran los carbonatos de
edad Albiano, limitados principalmente a la Plataforma externa, se realizaron
descubrimientos mas grandes en los yacimientos de areniscas cenozoicas, en
tirantes de agua de mas de 500 metros.

En 1975 se efectué un descubrimiento importante en un tirante de agua de
166 metros, corresponde con el Campo Namorado con 250 millones de barriles, el
cual fue el primero de una serie de yacimientos en turbiditas que se perforo en la
Cuenca de Campos.

Mediante la expansion de la experiencia operativa en el area, Petrobras
logré definir con mas precision los modelos sedimentolégicos y estratigraficos del
margen continental. A mediados de la década de 1980 se definieron como objetivo
a los yacimientos en turbiditas de aguas marinas profundas, correspondientes a un
ambiente de abanicos submarinos. Posteriormente se descubrieron cuatro campos
turbiditicos gigantes y super-gigantes en aguas cada vez mas profundas:

é 1984: El Campo Albacora, fue perforado en un tirante de agua de 293 m.

é 1985: El Campo Marlim, fue perforado en un tirante de agua de 853 m.

é 1989: El Campo Barracuda, fue perforado en un tirante de agua de 980 m.
é 1996: El Campo Roncador, fue perforado en un tirante de agua de 1,853 m.

El Campo Albacora, es un campo turbiditico gigante localizado en aguas
profundas, en un rango de 230 a 1,900 metros de tirante de agua, tiene un
volumen estimado de 4.4 billones de barriles y se extiende sobre un area de 235
km?. El campo fue descubierto en septiembre de 1984 con el pozo exploratorio 1-
RJS 297 perforado a 293 metros de profundidad de agua. Este campo representa
el 15% de volumen de aceite original in situ de la Cuenca de Campos y se estima
un volumen de aceite recuperable de 1,000 millones de barriles. Las formaciones
productoras son areniscas del Cretacico, Mioceno, Eoceno y Oligoceno. Conforme
se incrementa el tirante de agua, la densidad del aceite varia, en aguas someras
la densidad es de 20 a 36 °API, para aguas profundas es de 20 a 26 °API.
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El Campo Albacora Leste, con un area de 141 km?y un volumen estimado
en sitio de 3,800 millones de barriles, el Campo Albacora Leste es el cuarto mas
grande de la Cuenca de Campos, descubierto en 1986. Productor de aceite
pesado y con terminaciones en arenas no consolidadas en yacimientos de
formaciones turbiditicas complejas. Las reservas totales certificadas en Albacora-
Leste son de 534 millones de barriles de petréleo y 32.6 millones de barriles
equivalentes de gas, de los que 409 millones son reservas probadas.

En 1998 el pozo 4-RJSs 477 fue perforado y se le hizo una prueba
extendida de pozo, fue terminado con grava, requiri6 de bombeo electro
sumergible para bombear el crudo hacia la plataforma vecina. Debido a la
complejidad geoldgica y saturacion de fluidos en el yacimiento, siete pozos pilotos
fueron perforados durante la fase de planeacion antes del afio 2002. Este
programa piloto permitié perforar 16 pozos horizontales con extensiones laterales
de 650 metros y 14 pozos horizontales inyectores con extensiones laterales de
650 a 800 metros.

Debido a la mala consolidacion de la formacion y el gran porcentaje de finos
presentes en el yacimiento, aceite pesado, bajas gradientes de fractura, la baja
temperatura de fondo y los requerimientos para el mantenimiento de presion, la
Cuenca de Campos, es una de las areas en donde la terminacién del pozo es un
reto enorme.

Para el afio 2007, en la Cuenca de Campos se habian perforado mas de
1,100 pozos con el descubrimiento de méas de 50 campos, que estaban
produciendo 1.5 millones de barriles por dia, o que representa el 74% de la
produccion mundial de crudo de Petrobras.

En 2010 Petrobras supero la produccion de 2 millones de barriles por dia,
esto implicé mejorar la infraestructura de transporte, procedimientos operacionales
y proteccion ambiental. Los principales campos que componen la Cuenca de
Campos son: Albacora, Barracuda, Caratinga, Bijupira-Salema, Marlim, Marimba y
Roncador (CNH, 2011).

4.1.3. Marco Geologico de la Cuenca de Campos.

El origen de la Cuenca de Campos es similar a las otras cuencas
sedimentarias costa afuera en la margen continental de Brasil, que tienen su
evolucion estratigrafica y estructural controladas por los eventos de la tectonica de
placas, asociado a un rift y posteriormente al movimiento de las placas
Sudamericana y Africana, traducido en tres etapas principales: pre-rift, rift y post-
rift (proto-oceanica y marinos). Tales eventos han ocasionado el relleno de la
cuenca sedimentaria generando la estratigrafia caracteristica de la Cuenca de
Campos (Chevron, 2006).
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Las etapas de rift proto-ocednica y marina se asocian respectivamente a la
tecténica que causO extension y que origind depresiones donde ocurrieron los
procesos de sedimentacion muy importantes (Figura 4.2).

NW SE

Figura 4.2 Seccioén geoldgica de la Cuenca de Campos mostrando una cuenca sin rift con su
respectivo relleno sedimentario (Tomado de Chevron, 2006).

La tecténica que afectd la corteza en la fase de rift (Cretacico Inferior), se
asocia al cambio que ocurrié en la estratigrafia, la cual también se modificd
posteriormente por la reactivacion tectonica (Cretacico Superior) la que fue
responsable de establecer dos sistemas de fallas y la depresién que formé la
cuenca, formandose areas preferentes de captacion de turbiditas (Albiano al
Reciente); caracteristicas que permitieron la maduracion térmica de la materia
organica, que posteriormente originaron la migracion y acumulacién de grandes
volimenes de hidrocarburos (Chevron, 2006).

Estos eventos contribuyeron a la formacién de sistemas de valles de rift con
estructuras orientadas preferencialmente en direccion NE-SW y otras con
tendencia N-S, a lo largo del margen continental del este de Brasil. En el sistema
de valles de rift se formaron los grabens y medios-grabens, que estan limitados
por fallas normales sintéticas y antitéticas con desplazamientos de hasta cientos
de metros. En el margen continental se encuentran importantes estructuras, tales
como pliegues y fallas (Chevron, 2006).

La Cuenca de Campos, en su parte central presenta un sistema de fallas
con direccion E-W que la separa en dos regiones tectbnicamente semejantes, este
sistema de fallas se produjo cuando la fase de rift separo la corteza continental
(Cretacico Inferior), debido a los movimientos entre las partes norte y sur de la
cuenca; un hecho que origind un conjunto de fallas normales cuyos
desplazamientos se produjeron por esfuerzos que causaron extension en direcciéon
E-W.
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Las zonas de fallas normales originaron depresiones intra-rifts
estructuralmente complejas, donde se acumularon turbiditas y se presentd la
migracion de los hidrocarburos en la Cuenca de Campos (Chevron, 2006).

Otra consecuencia de la tecténica de la fase rift fue la conformacion de
bloques altos y bajos de la cuenca, que se relacionan con los procesos
sedimentarios y geoquimicos que permitieron que se formaran yacimientos de
hidrocarburos en la parte noreste. Las condiciones del marco estructural de esta
fase rift fueron importantes para permitir que se acumularan gruesos espesores de
evaporitas que se depositaron durante la tectonica extensiva, ademéas de las
capas sedimentarias de las unidades estratigraficas mas jovenes (Chevron, 2006).
En la fase rift la evolucion estructural de la cuenca se relaciona con la tecténica
extensiva acumulandose gruesas capas de sal y con su posterior movimiento que
fue responsable de iniciar el proceso halocinético, principalmente en el noroeste.

El marco estratigrafico de la Cuenca de Campos se compone de rocas de
basamento cristalino, que fueron cubiertas por rocas igneas y sedimentarias. Las
secuencias de la fase rift de la cuenca incluyen los basaltos de la Formacién
Cabitnas vy la porcién inferior de la Formacion Laguna Fea (Figura 4.3), su
sedimentacion esta constituida por conglomerados, coquinas y pelitas fluvio-
lacustre. Las secuencias de los margenes pasivos de la zona proto-oceanica y
marina, cubren la Formacion Macaé (Albiano) y el Grupo Campos (Turoniano-
Coniaciano).

La secuencia sedimentaria de mayor interés petrolero fue definida como
Formacion por Schaller (1973), posteriormente fue redefinida por Rangel (1994)
como Grupo Campos (Chevron, 2006). La edad de este Grupo se encuentra entre
el Turoniano y el Maastrichtiano, estando compuesta por terrigenos y carbonatos.
El Grupo Campos se subdivide en las formaciones de Ubatuba, Carapebus y
Emboré.

La Formacion Carapebus de edad Turoniana, esta constituida por areniscas
gue varian de grano fino a grueso, inclusive con algunas capas de conglomerados,
intercaladas con estratos de peliticas de la Formacién Ubatuba. El proceso de
depositacion de esta secuencia corresponde con corrientes de turbidez en el
ambiente sedimentario de talud continental.

La Formacion Ubatuba es una secuencia pelitica depositada hasta el
Holoceno, relacionada a un paleoambiente de baja energia. Se compone de
lutitas, margas y calizas con un espesor de mas de 1,000 metros de pelitas;
presenta intercalaciéon de areniscas turbiditicas. Los ambientes deposicionales
marinos del Grupo Campos son abisal, batial y neritico (Figura 4.3).
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Figura 4.3 Columna Estratigrafica de la Cuenca de Campos
(Tomada y modificada de Chevron, 2006).

Rici y Becker (1991) estudiaron la seccion Cenozoica de la Cuenca de
Campos, empleando sismo-estratigrafia. Definieron cuatro grandes unidades o
secuencias, denominadas Unidad I, Il, Il y IV, con edades comprendidas entre el
Paleoceno y Mioceno Superior (Chevron, 2006).

La Unidad |, de edad Paleoceno-Eoceno, litolégicamente se compone de
depdsitos costeros, que en la parte intermedia cambia a depdsitos marinos
someros que también progradan a una secuencia distal compuesto de sedimentos
batiales arcillosos con areniscas de abanicos submarinos (turbiditas).
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La Unidad II, de edad Eoceno Superior-Oligoceno, esta compuesta por
sedimentos areno-arcillosos progradantes con un patrén en clinoformas. Los
paleoambientes de esta unidad son deltaicos que progradan a plataforma y talud
continental.

La Unidad Ill, de edad Mioceno Inferior, es una secuencia terrigena
progradante siendo frecuente la presencia de cafiones submarinos en diversos
niveles; son turbiditas cuyas facies varian desde la parte proximal a distal, donde
los sedimentos asociados a la plataforma, progradan a la plataforma continental, el
talud y cuenca, en donde se acumularon turbiditas. En esta unidad se acumulé en
la cuenca con contribucion de sedimentos terrigenos continentales.

La Unidad 1V, de edad Mioceno Superior, es agradacional que evoluciona a
progradacional con patrones sigmoidales que se formaron mas alla de la
plataforma, el espesor més significativo es de 2,000 metros que se encuentra en la
region del talud mas alla del borde de la plataforma, los sedimentos finos se
encuentran alejados de la zona de pendiente. Los sistemas de abanicos
submarinos progradantes, estan asociados a los sedimentos peliticos, en la parte
central de la cuenca se observan cafiones submarinos.

En la Cuenca de Campos, los depédsitos de turbiditas son de gran
importancia, representando grandes reservas de petréleo y gas. Los primeros
descubrimientos de campos gigantes de petréleo en secuencias de edad entre el
Oligoceno-Mioceno en la cuenca datan de 1980. Inicialmente estos depdsitos eran
considerados como abanicos submarinos con turbiditas comunes y homogéneos.
Sin embargo, datos e informacién recientes indican que estos depdsitos
turbiditicos son mas complejos y heterogéneos.

Las turbiditas de la Cuenca de Campos fueron depositadas en fosas (valles)
en la meseta de Sao Paulo. La plataforma continental se compone de valles que
se comunican a la cabecera de cafiones submarinos en el talud continental
(Chevron, 2006).

En Brasil los depositos de turbiditas mas prolificos se localizan en las aguas
profundas de la Cuenca de Campos (400 - 2,500 m), en la seccion del Oligoceno
Superior-Mioceno Inferior. Estas turbiditas forman parte de una sucesion regresiva
del Eoceno Medio al Reciente que generalmente tiene un patrén progradacional
por todo el margen continental de Brasil (Chevron, 2006).

Los estudios recientes sobre los depdésitos de turbiditas en la Cuenca de
Campos fueron efectuados por Morais (2004), quien describe la presencia de
I6bulos en los sistemas turbiditicos (Chevron, 2006).
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Los sistemas turbiditicos del Mioceno Superior, localizados en las porciones
mas externas de la cuenca, tienen un fuerte control estratigrafico, una geometria
compleja y un conjunto de cambios de facies muy discretos.

En los yacimientos de la secuencia turbiditica de la Cuenca de Campos, el
aceite existente tiene una densidad media de 25 °APl. Los aceites
extremadamente biodegradados tienen una calidad minima de 10 °API. El
contenido de azufre varia entre 0.22% y 1.73%, con un promedio de
aproximadamente 0.5% (Chevron, 2006).

4.1.4. Campo Roncador.
4.1.4.1. Localizacion.

El Campo Roncador esta ubicado en el area Norte de la Cuenca de
Campos en Brasil, a 125 km de la costa de Rio de Janeiro (Figura 4.4), cubriendo
un area aproximada de 132 kmz, se ubica en aguas profundas, bajo un tirante de
agua que varia entre 1,500 y 2,000 metros de profundidad.
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Figura 4.4 Ubicacion del Campo Roncador de la Cuenca de Campos en Brasil
(Tomada de Cuvillier, 2000).
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4.1.4.2. Antecedentes.

El Campo Roncador fue descubierto en octubre de 1996 con la perforacion
del pozo RJS-436, perforado en un tirante de agua de 1,853 metros. La
produccion del campo empezé el 23 de enero de 1999, cuando el barco flotante de
produccion de posicionamiento dinamico (DP FPSO) Seillean se enlazé con el
pozo 1-RJS-436A por un sistema pionero de terminacion submarina, el cual logré
en aquella época, un récord mundial con un tirante de agua de 1,853 metros. En
marzo de 2001, se transfirid ese sistema piloto al pozo 9-R0O-20-RJS, ubicado en
el Modulo 3 del Campo Roncador, donde permanecié hasta mayo de 2002,
produciendo cerca de 15,000 barriles por dia.

Brasil tiene el avanzado sistema de métodos y herramientas en aguas
profundas, que se han venido utilizando principalmente en los campos de Marlim y
Roncador, ambos campos situados en la Cuenca de Campos, cuyas areniscas
turbiditicas productoras carecen de empuje hidraulico y de ahi que requieran
continda inyeccion de agua para mantener la presion de las formaciones.

La formacion productora del Campo Roncador es de areniscas nho
consolidadas y presenta valores de permeabilidad alto, con aceite de 31 °API.
Este campo requiere del control de arena y el mantenimiento de la presion con
inyeccion de agua. EI método de control de arena que utilizan es el Frac-Pack,
definido como una combinacién de fracturamiento de la formacién seguido por un
empaque anular, este sistema ha dado buenos resultados en Brasil.

4.1.4.3. Caracteristicas generales del Campo Roncador.

Representa a nivel mundial uno de los descubrimientos de hidrocarburos
mas importantes de la década de 1990, con reservas estimadas de 4 billones de
barriles de petréleo crudo equivalente en areniscas acumuladas en una secuencia
turbiditica. Contiene grandes volimenes de hidrocarburos (9.2 billones de barriles
inmediatos y una reserva de 2.6 billones de barriles estimados) en cuerpos
arenosos en turbiditas del Cretacico Superior (Maastrichtiano).

El pozo exploratorio encontrd el yacimiento en un horizonte de 153 metros
de espesor del Maastrichtiano, dividido en cinco zonas principales separadas por
intercalaciones de lutitas; la zona mas alta del yacimiento muestra una anomalia
en la amplitud sismica que puede ser detectada en las secciones sismicas. Las
otras cuatro zonas no muestran contraste de impedancia acustica con las lutitas
intercaladas, por lo tanto no presentan anomalias en la amplitud. Su geometria
externa se define en el noreste por bloques hundidos y en el sureste se tienen
acuilamientos. Los yacimientos del campo se presentan separados por un
conjunto de fallas.
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Debido a la extensiéon del area del Campo Roncador y al gran volumen
existente de hidrocarburos, Petrobras plane6 el desarrollo de la produccion del
campo en 4 modulos (Figura 4.5). El aceite de cada modulo posee distintas
densidades; la densidad del aceite del M6dulo 1A varia entre los 28 y 31 °API, la
densidad del aceite del Médulo 2 es de 18 °API, la densidad del aceite del Médulo
3 es de 22 °API y la densidad del aceite del Médulo 4 es de 18 °API.

El crudo producido se almacena en el barco flotante de produccién,
almacenamiento y descarga (FPSO-Brasil); el crudo se envia periddicamente
hasta un buque petrolero. El gas se transporta por un gasoducto hasta el
continente, por medio de las Plataformas de Namorado 1 o Garoupa. Se prevé
que para el afio 2014 el Campo Roncador alcanzard su méaxima produccion,
donde se deberan superar los 480,000 barriles diarios de produccion.
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Figura 4.5 Division en 4 Modulos del Campo Roncador en aguas profundas y sus plataformas
semisumergibles FPSO-Brasil (Tomada de CNH, 2011).

El Campo Roncador en la Cuenca de Campos, tiene reservas de mas de
3,000 millones de barriles de petrdleo crudo equivalente con una calidad del aceite
que varia de entre los 31y 18 °API.
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4.2. Peru - Cuenca Talara.

La Cuenca Talara se localiza en el noroeste de Peru (Figura 4.6), paralela
a los Andes, cubriendo una extensa depresion alargada de rumbo NE-SW paralela
al frente Andino, comprende parte del continente y de la Plataforma Andina; su
limite noroccidental esta dado en parte por el Banco Perd, siendo esta la barrera
marginal de la cuenca. El borde oriental de la parte norte de la Cuenca Talara
(Region Méancora) esta delimitado por la montafia de los Amotapes; al sur limita
con la Falla “La Casita” y Alto de “Silla de Paita” que separa a la Cuenca Talara de
la Cuenca Trujillo y Sechura. El Alto de Zorritos se encuentra al norte de la
cuenca, este limite est4 asociado con la zona de Falla “Tronco Mocho” (Chipana,
2006).

Figura 4.6 Ubicacion geografica de la Cuenca Talara en Peru
(Tomada de Rojas Linares, 2010).

La Cuenca Talara es la principal cuenca petrolera costa afuera en la region
noroeste de Perd, donde se han desarrollado varios campos petroleros, siendo el
principal de ellos el de Brea y Parifias, seguido en importancia por los campos de
Lobitos y el Alto, habiéndose generado mas del 90% del petroleo del noroeste
peruano.
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En la region, la Cuenca Talara es la mejor conocida geolégicamente, dado
gue se tiene un desarrollo avanzado de sus yacimientos petroleros que han
acumulado una produccién de 1,600 millones de barriles de crudo y gas asociado.
La produccién de hidrocarburos en la Cuenca Talara se ubica en los depocentros
axiales submarinos, en el talud continental superior.

4.2.1. Antecedentes de la Cuenca Talara.

Los primeros trabajos fueron realizados con base en la geologia de campo
y determinaciones de macrofauna (Bosworth 1922, Iddings Olsson 1928 vy
Petersen 1936). Para las localidades de Brea y Parifias, Travis (1936), present6
en su trabajo: “The Brea Parifias Oil Field Northwestern Perd”, columnas
estratigraficas elaboradas en los afios 1928 por Idding y Olsson y en 1940 por
Wiedey vy Frizzell. En 1954 Quiroga y Petersen elaboraron el “Mapa Geoldgico
Generalizado del noroeste del Peru”, donde incluyen una columna estratigréafica
generalizada. Posteriormente con el desarrollo de los campos petroliferos, los
métodos que fueron empleados para la geologia del subsuelo y las
determinaciones micropaleontolégicas que se efectuaron, permitieron aumentar
ampliamente los conocimientos, siendo resumidos por Stainforth (1954, 1955).
Desde entonces la estratigrafia establecida ha variado poco, sin embargo se
pueden citar trabajos como el de Grover (1973) con el nombre de “Modelos
Deposicionales en el Eoceno del noroeste Peruano” que incluye una columna
estratigrafica del Eoceno y sus ambientes deposicionales. Euribe (1973) elaboré
una columna estratigrafica por areas para el noroeste del Perd, incluyendo
ademds fbsiles marcadores y zonas Palinolégicas. Zufiiga y Cruzado (1979)
elaboraron un estudio Bioestratigrafico del noroeste, Serrane (1987) publicé un
“Informe Geoldgico sobre la Evolucion Tecténica y Sedimentaria de la Cuenca
Talara”, Gonzales y Carridon (1988) complementaron la columna estratigrafica de
Euribe incluyendo los espesores promedio para las formaciones que se
encuentran sobre el basamento, considerando la informacion de los pozos
perforados costa fuera (Quispe, 2010).

4.2.2. Marco Geologico de la Cuenca Talara.

La geologia de la Cuenca Talara es compleja, considerando la sucesion de
eventos tectonicos en donde el fallamiento normal es el que condicion6 la
geometria de la cuenca, ademas de las variaciones estratigraficas; las fallas
longitudinales son paralelas a los pilares tectonicos de Zorritos y los Amotapes.
Existen algunas fallas laterales (de rumbo), fallas de crecimiento (listricas) que
originaron estructuras “rollover”. Las estructuras mayores son “horts” y “graben”,
dentro de estas estructuras es comun el fallamiento con fracturas en “echelon”.
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La Cuenca Talara corresponde al tipo de Cuenca “Fore Arc”, que se
desarrolla entre el borde oriental del Talud Continental, representado por el Alto
estructural del Banco Peru y por el Flanco del Arco Magmético Andino (Figura
4.7).

MONTANA AMOTAPE CORDILLERA ANDINA

CUENCA LANCONES CUENCA MARANON
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PLACA NAZCA

Figura 4.7 Ubicacion de la Cuenca Talara en la margen continental
(Tomada de Chipana, 2006).

Los sedimentos carbonatados que constituyen la Cuenca Talara
comenzaron a depositarse en el Albiano (Formacion Muerto), pasando a
sedimentos provenientes de un margen activo desde el Cretacico Superior hasta
el Oligoceno; son secuencias que descansan sobre el basamento, constituido por
un complejo metamoérfico de rocas prepaleozoicas y paleozoicas. Las rocas del
Cenozoico consisten de sedimentos clasticos cuyas edades varian entre el
Paleoceno y el Eoceno (Chipana, 2006).

El Eoceno Medio y Superior, estan representados por sedimentos
turbiditicos, neriticos y fluvio-litorales que se agrupan en el Grupo Talara y en la
Formacion Verdun, cubriendo un espesor aproximado de 1,420 metros.

La estratigrafia de la Cuenca Talara comprende varios ciclos
deposicionales, con periodos de transgresion y regresion en el Cretacico y
principalmente en el Cenozoico. Estas transgresiones y regresiones fueron
interrumpidas por periodos de no depositacibn o erosion intensa y son
identificados por discordancias en la columna estratigrafica (Figura 4.8).

La Cuenca Talara fue rellenada por secuencias turbiditicas inestables
denominado actualmente el Grupo Copa Sombrero. Este Grupo se compone de
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una secuencia turbiditica del Cretéacico, dentro de una faja plegada con una
tendencia NE-SW, alcanzando aproximadamente 3,900 metros de espesor.

La Formacion Encuentros de 1,400 metros de espesor, comprende 5
secuencias, mayormente turbiditicas, una de ellas corresponde a un gran canal
turbiditico del miembro Jabonillos, dentro del ciclo depositacional del Turoniano.
La discordancia se marca en la base de la Formacién Tablones, como una base
conglomeratica transgresiva del Campaniano.

La Formacién San Cristobal aflora principalmente al sur de la Cuenca
Talara, esta constituida de areniscas y limonitas con pequefios niveles
conglomeréticos, aumentando su granulometria hacia el norte; su ambiente de
depositacion es basicamente un delta progradante, variando de frente deltaico a
episodios fluviales con un espesor aproximado de 600 metros.
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Figura 4.8 Columna estratigrafica de la Cuenca Talara
(Modificada de Rojas Linares, 2010).
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La Formacion Muerto estad caracterizada por su litologia de ambiente de
plataforma profunda a moderada y es considerada como la principal roca
generadora de hidrocarburos de la Cuenca Talara, tiene un espesor aproximado
de 1,000 metros y esta dividida en 2 unidades que representan la secuencia
transicional de ambiente andxico de facies carbonosas dentro de la fase inicial de
la sedimentacion turbiditica que caracterizo el Cretacico Superior en esta area.

El Grupo Talara estd representado por las formaciones: Lutitas Talara,
Arenisca Talara y Pozo. Los sedimentos que componen al Grupo Talara,
pertenecen a un ciclo transgresivo y son de facies marinas, con cambios rapidos
debido al paleo-relieve y a movimientos verticales. Gonzales (1976), denominé a
este ciclo sedimentario como ciclo Talara y describié turbiditas originadas por
corrientes de turbidez. Entre las estructuras sedimentarias notables, se tienen
depositos de canal presentes en lutitas marrones y areniscas verdes (Chipana,
2006).

La Formacién Lutitas Talara, de edad Eoceno Medio, corresponde a
depoésitos marinos, aflora en forma discontinua al Norte y Oeste, mostrando
secuencias de areniscas Yy lutitas en una matriz arcillosa de color marrén. Esta
formacion contiene abundantes microfdsiles de foraminiferos tipicos, marcadores
del Eoceno Medio (Chipana, 2006).

La Formacion Arenisca Talara representa depoésitos de turbiditas, esta
constituida por una secuencia de areniscas de color blanco grisacea con
intercalaciones delgadas de limolitas marrones.

La Formacion Pozo aflora al este y sur en forma discontinua, constituida por
lutitas de color gris verdoso con capas delgadas de areniscas finas que
corresponde con depdsitos marinos (Chipana, 2006).

La Formacion Chira-Verdun, de edad Eoceno Superior, es un complejo de
canales turbiditicos a mega turbiditicos con un espesor aproximado de 1,450
metros en el depocentro de la cuenca. La Formacion Chira (arcillosa) se compone
de facies turbiditicas mas finas y distales de lutitas marrones y verdosas. La
Formacion Verdun (clastica) corresponde con la parte basal y media del sistema
mega turbiditico. Este sistema tendria en sus facies el relleno de grandes canales
turbiditicos que erosionan el talud pre-existente y también el apilamiento de
secuencias conglomeraticas muy gruesas con facies debriticas conocidas como la
Formacion Verdun.
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4.2.3. Yacimiento Leones.

4.2.3.1. Localizacion.

El Yacimiento Leones se encuentra ubicado en el extremo sureste del Lote
VI, en el distrito de Parifias, en la Cuenca Talara, Departamento de Piura en la
costa noroeste del Perd. La zona abarca una extension aproximada de 12.8 km?
con una elevacién promedio de 120 msnm. Se ubica en la parte central sur de la
Cuenca Talara y sus limites geograficos son: hacia el norte con el yacimiento
Jabonillal y el Yacimiento Carrizal, hacia el sur con el Yacimiento Bodega y
Miscelanea Talara, hacia el este con el Lote IX de Unipetro y hacia el oeste con el
Yacimiento Rio Bravo (Figura 4.9). Actualmente el yacimiento es operado por la
compafia Sapet Development Perd Inc., con coordenadas UTM al Norte:
9'496,651 m 9'501,940 m y al Este: 475,470 m 479,750 m.

LOTE XV

LOTE IV

LOTE VI

OCEANO |
: LEONES LOTEIX
PACIFICD .
YAGIMIENTO LEONES
LOTE |
—
LOTE IV e

Figura 4.9. Ubicacion del Yacimiento Leones de la Cuenca Talara - Lote VI
(Tomada de Quispe, 2010).

4.2.3.2. Antecedentes.

El Yacimiento Leones a lo largo de su historia ha sido administrado por tres
diferentes compaiiias, la primera fue la empresa IPC (International Petroleum
Company) que inicié sus actividades de exploracion en el yacimiento por los afios
20 del siglo pasado, en los afios 50 inici6 su produccién; en el afio 1968, el
yacimiento pas6 al poder del Estado Peruano administrado por PETROPERU,;
posteriormente en los afios 90 en una nueva etapa de privatizacion el yacimiento
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pasé a ser administrada por Sapet Development, convirtiéndose en la actual
operadora.

Las operaciones en el yacimiento se iniciaron en noviembre de 1924 con el
pozo 1639 y 1639-A, los cuales no obtuvieron resultados favorables y fueron
abandonados, posteriormente en el afio 1955 con el pozo exploratorio 4625 se
obtuvieron resultados alentadores que dieron inicio a una intensa campafa de
perforacion, desarrollando de esta manera el Yacimiento Leones; estos pozos
pertenecen a la época de la IPC, cuando pasé al Estado Peruano; el pozo
exploratorio que inici6 una nueva campafia de perforacién fue el pozo 6015,
ubicado en la parte sur del Yacimiento Leones.

En el afio 1996, la actual comparfia operadora del Yacimiento Leones,
Sapet Development, inicié una nueva campafa de perforacion con 5 pozos hacia
el oeste del yacimiento y desde esa fecha solo se han realizado intervenciones en
los pozos existentes para acelerar la produccion.

4.2.3.3. Caracteristicas geoldgicas del Yacimiento Leones.

La secuencia estratigrafica del Yacimiento Leones es diferente a la columna
general de la Cuenca Talara por diversas causas, tales como erosion, no
depositacion o por efecto de las fallas. A continuacion se muestra la columna
estratigrafica general del area (Figura 4.10).

La secuencia estratigrafica estd conformada por formaciones que van
desde el Paleoceno hasta el Reciente, con espesores promedio de 1,670 a 1,830
metros. Las formaciones que se encontraron en el area son: Chira, Verdun, Pozo,
Areniscas Talara, Lutitas Talara, Chacra, Parifias, Palegreda, Cerro Tanque,
Mogollén, San Cristdbal, Basal Salina y Balcones. Las formaciones consideradas
como almacenadoras para éste yacimiento son las formaciones Parifias, Mogollén,
Basal Salina, Verdun, los miembros Terebratula y Hélico de la Formacion Talara y
la Formacion Mesa.

La Formacion Mogollén consiste de areniscas masivas, de grano medio a
grueso hasta conglomeratico, compacta a ligeramente compacta, calcarea con
granos subredondeados a redondeados; en las secuencias de areniscas se
encuentran intercalaciones de Iutitas. Las areniscas estan compuestas
principalmente de cuarzo lechoso a semihialino, minerales oscuros y micas, en la
parte intermedia de ésta Formacion se encuentran lutitas de buen espesor que
permite la division de la Formacion en tres miembros: Mogollon Superior
(Arenoso), Mogollon Medio (Lutitas), y Mogollon Inferior (Arenoso). La Formacién
Mogollén es del tipo relleno longitudinal axial de la parte Norte de la cuenca Talara
de NE a SW, desde Mancora hasta Portachuelo.
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Figura 4.10 Columna estratigrafica del Yacimiento Leones en la Cuenca Talara
(Tomada de Quispe, 2010).

Nufiez Del Prado (1988) clasifica las unidades estratigraficas de la Cuenca
Talara en dos mega secuencias que fueron separadas por una discontinuidad y
gue corresponden a la influencia de movimientos compresivos del Eoceno Medio
(Quispe, 2010). El sistema de depdsito de la Formacion Mogollén corresponde a
un sistema fluvio deltaico que prograda del NE hacia el SE, alimentando un
sistema de abanicos submarinos con l6bulos turbiditicos (Figura 4.11).

La fuente de aporte de sedimentos son las rocas de edad cretacicas
situadas al norte, desde donde se tienen abanicos conglomeraticos que se
desarrollaron hacia el sur a través de canales bastante anchos (1-2 km); el corte
interpretativo representa la relaciones estratigraficas entre las facies transgresivas
del Mogollon Superior que son discordantes por medio de un onlap transgresivo
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sobre las facies progradantes del Mogollén Inferior, ésta discordancia fue
producida por un incremento del nivel del mar. Nufiez del Prado (1988) considera
que la estructura no tuvo mayor influencia en la sedimentacioén, ya que la cuenca

fue afectada por un fallamiento normal no muy acentuado de la misma edad de
ésta formacion (Eoceno Medio), (Quispe, 2010).
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Figura 4.11 Mapa Paleogeogréfico de la Formacion Mogollén
(Tomada de Quispe, 2010).

Capitulo 5. Tecnologias y Métodos de Explotacion 120



Mogollon interior del abanico submarino.- este medio corresponde a la
primera subdivision del abanico submarino, a lo largo de los cuales los
conglomerados del Mogollén seran gradualmente remplazados por las arenas de
la Formacion Manta y finalmente por la Formacion Salina no diferenciada. La
acumulacion de sedimentos del Mogollon Interior del abanico submarino, esta
caracterizado por una asociaciéon de los procesos del flujo de escombros arenosos
y de flujo de detritos, siendo el dltimo el que dio origen a depdsitos de canales
turbiditicos.

La Formacion Manta “Entrelazado” del Abanico Medio Submarino.- en
este medio la depositacibn ocurri6 en canales que cambiaron de curso
rapidamente y que divergieron hasta interferir el uno con el otro; el proceso
principal es el flujo de una mezcla de sedimento y agua que dejé una serie de
estructuras sedimentarias.

Abanico submarino inferior de la Formacion Salina no diferenciado.-
representa la subdivision mas baja dentro del abanico submarino de depositacién
y esta caracterizado por procesos de depositacion de turbiditas de alta
concentracion.

Transicion del abanico submarino a depdsitos de fondo de la cuenca
en tiempos de la Formacion Salina no diferenciado.- en esta Ultima zona, en el
abanico submarino inferior se depositaron areniscas Yy lutitas en el fondo de la
cuenca. Se compone de turbiditas distales compuestas de delgadas capas de
arena muy fina que grada hacia arriba a limolitas arenosas separadas por
esporadicos intervalos de lutitas, depositados por corrientes turbiditicas. Las capas
delgadas de arenisca muy fina y de limolitas representan las partes distales de las
turbiditas.

4.2.3.4. Sistema Petrolero.

El origen de los hidrocarburos de la Cuenca Talara, en particular de las
rocas almacenadoras del Cenozoico de donde proviene el mayor volumen de
produccion de hidrocarburos, esta relacionado con las presencia de formaciones
lutiticas que son las generadoras, ya que por su alto contenido de materia
organica son buenas rocas generadoras y mediante una favorable accién
termoquimica, dieron las condiciones adecuadas para la generacién de
hidrocarburos, que posteriormente migraron lateralmente bajo la accion
hidrodindmica hacia altos estructurales que en ese tiempo estaban conformados
por pliegues de bajo relieve. Este tipo de estructuras fueron las que captaron en
principio la migracion de los hidrocarburos que fue interrumpida por el fuerte
fallamiento en blogques que modifico casi por completo las estructuras originales,
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dando como resultado que los hidrocarburos fueran entrampados y preservados
en numerosos bloques fallados.

Las areas propicias para la generacién de hidrocarburos son las denominas
“cocinas” que se encuentran en los bajos estructurales relevantes en la Cuenca
Talara (Figura 4.12), estas se encuentran localizadas en las areas de Siches,
Malacas y Lagunitos, donde se estima que se han acumulado la mayor cantidad
de sedimentos con alto contenido organico de edad Cretacica y Cenozoica. Se
considera entonces a la zona de Lagunitos como la cocina de mayor aporte, luego
Siches y posteriormente Malacas; esto significaria la posibilidad de distintos
microtiempos geolégicos de generacion-migracion dentro del Eoceno Superior.
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Figura 4.12 Perfil esquematico de la generacion y migracion de hidrocarburos en
la Cuenca Talara (Tomada de Quispe, 2010).

é Roca Generadora.

En el Yacimiento Leones, las secuencias de lutitas del Cenozoico y las
secuencias de lutitas carbonatadas del Cretacico, han permitido la generacién de
hidrocarburos. Los analisis geoquimicos realizados en estas secuencias
sedimentarias, confirman el buen potencial generador. Los hidrocarburos
acumulados en los diferentes depoésitos de la cuenca tienen su origen en las rocas
Cretacicas de las Formaciones (Redondo, Muerto, Monte Grande, Petacas), rocas
del Paleoceno (Formacién Balcones) y rocas del Eoceno (Formacion San
Cristobal-Miembro Negritos).

é Roca Almacén.

Las rocas almacén en el Lote VI son las formaciones Basal Salina,
Mogollén, Parifias, Verdun, Mesa, miembro Tunel de la Formacion San Cristébal,
miembros Hélico y Terebratula del Grupo Talara y ciertos intervalos de areniscas
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de la Formacion Palegreda. La principal roca almacenadora para el area del
Yacimiento Leones es la Formacion Mogoll6n, debido a la gran distribucién de
ésta Formacion en el area, asi como también a sus propiedades petrofisicas.

é Roca Sello.

Las intercalaciones de lutitas y areniscas originadas por los procesos
turbiditicos, fluviales y marinos son las principales rocas sello; las lutitas marinas
segregaron y sellaron las capas de areniscas en aguas profundas y someras. Las
interestratificaciones de Ilutitas marinas son las principales rocas sello,
considerando que algunas unidades estan compuestas de areniscas multiples
separadas por lutitas. Los sellos laterales son fallas normales principalmente y la
depositacion lateral o erosional truncan la mayoria de las areniscas marinas dentro
de las lutitas (Quispe, 2010).

En el Yacimiento Leones, las formaciones que suprayacen (Formacion
Cerro Tanque) e infrayacen (Formacion San Cristébal) a la Formacion Mogollén,
presentan escasa permeabilidad y corresponden en general a secuencias de
lutitas arcillosas, comportandose como roca sello, asi mismo existen delgadas
intercalaciones de lutitas dentro de la Formacion Mogollon que también funcionan
como rocas sello.

é Migracion.

Las rutas de migracion preferenciales han sido las fallas normales, listricas,
transcurrentes y rotacionales, regionales Pre-Cretacicas reactivadas en el
Cenozoico, como ocurrié en la zona de Lagunitos, Siches, Norte Paita, y Muerto-
Pananga, que han conectado las cocinas con las rocas almacenadoras.

4.2.3.5. Caracteristicas de los yacimientos.

Estructuralmente el Yacimiento Leones esta afectado por eventos
tectdnicos que originaron fallas normales y eventos tecténicos compresionales que
originaron fallas inversas (Figura 4.13), las fallas inversas son responsables de
gue en el Yacimiento Jabonillal se presenten repeticiones en las formaciones al
norte del Yacimiento Leones (Quispe, 2010).

La calidad de los hidrocarburos del Yacimiento Leones es en promedio de
38° API. La Formacion Mogollén es una de las formaciones mas productivas, de la
gue se han extraido grandes cantidades de hidrocarburos en la Cuenca Talara.
Algunas de las caracteristicas petrofisicas del yacimiento son una porosidad de
10%, una saturaciéon de agua de 40% y una permeabilidad de 1 milidarcy (Quispe,
2010).
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LEYENDA

Figura 4.13 Seccion estructural mostrando las principales fallas que afectan al
Yacimiento Leones (Tomada de Quispe, 2010).

El calculo de reservas reportado y calculado por el método volumétrico,
considera un volumen de petroleo original in situ de 97.4 millones de barriles,
como reserva desarrollada un volumen de 6 millones de barriles, y un volumen por
desarrollar de 4.2 millones de barriles (Quispe, 2010).

Actualmente la produccion de petrdleo por pozo es en promedio de 150
barriles por dia y la produccion acumulada asciende a 8.5 millones de barriles; el
yacimiento cuenta con 90 pozos, de los cuales 9 de ellos son pozos abandonados
durante la perforacion, 35 son pozos abandonados temporalmente y 46 pozos se
encuentran en produccion (Quispe, 2010).

4.3. Venezuela - Cuenca de Carupano.

La Cuenca de Carupano, es una cuenta petrolera costa afuera que se
localiza al noreste de Venezuela, al norte de la peninsula de Paria; su extension
es de aproximadamente 30,000 km? con una orientacion NE-SW (Figura 4.14).
Esta delimitada por la Plataforma Margarita-Los Testigos al Norte, la peninsula de
Araya-Paria y Cordillera Norte de Trinidad al sur, la isla de Tobago al este y alto de
Margarita-Coche-Araya al oeste (Arriaga, 2009).
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Figura 4.14 Ubicacion geogréfica de la Cuenca de Cartpano en
Venezuela (Tomada de Reinoza, 2009).

4.3.1. Historia de la Cuenca de Carupano.

Entre 1975 y 1982 se realizé la campafa exploratoria petrolera mas
importante en la Plataforma Continental Venezolana. En la parte nor-oriental,
region de Cariaco, se adquirieron aproximadamente unos 20,000 km de lineas
sismicas, complementadas con levantamientos magnetométricos y gravimétricos;
con este esfuerzo se cubrid la Ensenada de Barcelona, Tuy Cariaco, Cubagua y
parte de La Blanquilla (Reinoza, 2009).

En la Plataforma de Venezuela Oriental fueron descubiertos los campos:
Patao y otros gigantescos campos de gas costa afuera, al Norte de la Peninsula
de Paria entre 1979 y 1982. En 1980 se descubrié el Campo Morro de petréleo
pesado y en 1981 se descubrié el Campo Rio Caribe de gas y condensado.
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En el afio 2007, la produccién Nacional de Venezuela fue de 1,144 milliones
de barriles, resultando una produccién acumulada de aproximadamente 61,544
millones de barriles de petréleo en Venezuela para el periodo 1914-2007. Esta
produccion se concentr6 en la Cuenca de Maracaibo-Falcén, la Cuenca de
Barinas y Apure, la Cuenca Este y finalmente la Cuenca de Carupano, que fue
incorporada en 2006 (Tabla 4.1).

Los niveles de reservas probadas de petroleo crudo de Venezuela para
finales de 2007 se reportaron en 99.377 millones de barriles, las reservas
probabas de gas natural son de 29.469 millones de barriles de petréleo crudo
equivalente. La Cuenca de CarUpano presenta niveles de reserva de petréleo
crudo de 75 millones de barriles y gas natural de 2.543 millones de barriles de
petréleo crudo equivalente.

Probados(1) Probados Produccion 2007 Re];f_?];;h?:}‘ a
desarrollados (MBPD) P
produccion (afios)
Petrileo (2) MMBIs hasta el 31/12/2007
Maracaibo-Falcon 20574 5776 1130 50
Barinas Apure 1835 306 82 61
Oriente 76893 9455 1923 110
Cariipano L
Petréleo total 993771 15537 3135 87
Extra Pesado 58173 4355 706 226
Gas Natural en Bpe (3)
Maracaibo-Falcon 5973 4181 184 89
Barinas Apure 7 46 10 53
Oriente (4) 20876 13903 505 113
Cartipano 2543 e e
Total de gas natural en Bpe 29469 18130 669 117
Total de hidrocarburos en Bpe 128846 33667 3834 93

Tabla 4.1 Reservas y produccion de Venezuela (Tomado de Reinoza, 2009).

4.3.2. Marco Geologico de la Cuenca de Carupano.

Los elementos estructurales mayores han sido cartografiados a nivel de la
base del basamento igneo-metamarfico Mesozoico. Los mas importantes del area
estan representados por la deformacion de las secuencias de la Plataforma
Margarita - Los Testigos, peninsula de Araya - Paria, cordillera Norte de Trinidad,
altos de Margarita- Coche- Araya, Patao y San Juan de las Galdonas, las
subcuencas Caracolito, Paria, Araya y Este de Margarita; que estan deslizadas por
fallas prominentes de direccidn Este - Oeste (Reinoza, 2009).

La Plataforma Margarita- Los Testigos- Tobago (MTT), representa una de
las estructuras mas extensas y uniformes del margen continental nororiental en la
parte Norte de América del Sur (Figura 4.15), se extiende en territorio venezolano
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por unos 250 km sobre la Isla de Margarita y al Este por unos 100 km hasta la Isla
de Tobago, su anchura es variable de 80 a 100 km; cubre una superficie cercana a
los 30,000 km?, de los cuales, unos 20,000 km? corresponden a Venezuela. En
esta plataforma se encuentran numerosas islas como las de Margarita, Coche, Los
Frailes, Los Testigos y Tobago, y dos provincias geomorfoldgicas, el banco de
Cumberland y el valle submarino de Carupano (Reinoza, 2009).
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Figura 4.15 Corte geoldgico desde la Plataforma Margarita-Los Testigos hasta el Rio Orinoco
(Tomado de Reinoza, 2009).

El talud continental se interrumpe hacia el oeste por la prominencia de Aves
y hacia el este por el banco de Granada. Cerca de la costa e islas, se observa un
cambio de pendiente a unos 20 metros de profundidad (Reinoza, 2009).

A partir del Eoceno se produce un cambio tecténico en la cuenca, las
dimensiones de esta fueron restringidas, con un relleno sedimentario de gran
espesor que cubre las superficies erosionadas del Cretacico Superior, controlado
principalmente por importantes fallamientos, las secuencias sedimentarias son de
caracter turbiditico relacionados con la actividad tecténica (Arriaga, 2009).

El ambiente de depositacién para esta unidad (Eoceno Medio) es marino
abierto, de aguas profundas, pelagico, originado por corriente de turbidez. El eje
de la sedimentacion tiene sentido NE-SW. Las turbiditas también indican
profundidades batiales con areas de suministro ubicadas al noroeste.

Durante el Eoceno Superior - Oligoceno, la fuente principal de sedimentos
se ubica al noroeste, originando un relleno sedimentario de tipo acrecional vertical
solapante (onlap fill) y acreacional vertical (uplap fill) en condiciones de aguas
marinas profundas, es decir, turbiditas (Arriaga, 2009).
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La Formaciéon Caracolito: Es de edad Oligoceno, durante la sedimentacion
de esta unidad prevalecieron condiciones de aguas profundas (batial), con
evidencias muy marcadas por la presencia de corrientes de turbidez, que fueron
las responsables por las caracteristicas sedimentarias de este intervalo. La
correlacion mas probable del Oligoceno encontrada en la Cuenca de Carupano, es
con la secuencia de la misma edad, identificada en los pozos costa afuera en la
parte norte de la Cuenca de Cariaco y cuencas al norte de la plataforma La
Tortuga — Margarita (Reinoza, 2009).

Plioceno: Este periodo estd caracterizado por el maximo desarrollo de la
cuenca. En el Plioceno Temprano prevalecen depdsitos de aguas profundas,
donde el relleno se distribuye principalmente en la regién sur-oriental y lo
constituye un complejo de abanicos submarinos profundos de caracter turbiditico
(Arriaga, 2009).

El eje de la cuenca se orienta en dos direcciones, E-O y NE-SW, las fuentes
principales de sedimentos se ubican al noroeste y suroeste. Durante el Plioceno
Tardio la sedimentaciéon de las secuencias ocurre en aguas someras tropicales
tranquilas, en una plataforma de poca inclinacion. El relleno se distribuye
principalmente en la regidon sur-oriental y esta constituido por un complejo
interdigitado de abanicos marinos profundos.

Desde el Mioceno Medio hasta el Plioceno Tardio, se acumulan grandes
espesores de sedimentos, posteriormente en el Plioceno Medio-Tardio, ocurre una
progradadaciéon, formando una secuencia pro-deltaica en toda el area. Desde al
Pleistoceno al Reciente, las condiciones de sedimentacién se hacen mas someras
con la ampliacion de la plataforma, desarrollandose arrecifes coralinos y bancos
carbonaticos asociados, los cuales amplian la distribucién de la sedimentacion
hasta constituir la plataforma que observamos hoy en dia (Arriaga, 2009).

La Formacion Tres Puntas: Es de edad Mioceno Inferior-Medio, se acumulé
en un ambiente de sedimentacién de profundidad neritico inferior a medio, en un
prodelta que cambio de facies a plataforma y después a un abanico submarino
profundo; por lo que la parte inferior es de ambiente batial, entre 500 y 1,000 m de
profundidad. En esta Ultima parte de la formacion hay evidencias de turbiditas
como lo demuestran la presencia de areniscas con foraminiferos de ambiente mas
someros, dentro de las profundidades batiales (Figura 4.16).

Del Mioceno Medio en adelante, la inundacién marina del Alto de Patao y la
inversion estructural que afecta a las secuencias mas antiguas resulta en una
disminucién de los espesores de sedimentos depositados posteriormente en la
subcuenca de Caracolito. A su vez, una acelerada subsidencia en la subcuenca de
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Paria resulta en la depositacion de una secuencia gruesa de sedimentos
provenientes de la margen sur de la cuenca. Estas unidades inicialmente solapan
el franco del sur del Alto de Patao y al cubrirlo en algunos sectores, solapan
distalmente el Anticlinal de Caracolito.

Las facies sismicas proximales incluyen reflexiones de discontinuas a
cadticas, con alta amplitud, intercaladas con zonas sin reflectotes. Las facies
distales son de alta continuidad y baja amplitud. El andlisis sismo-estratigrafico de
este intervalo sugiere una cuenca con depdésitos arcillosos de aguas profundas,
con aporte turbiditico principalmente del sur. Se interpreta que el Alto o Anticlinal
de Caracolito se mantiene sumergido bajo aguas profundas durante este periodo.

La Formacién Cubagua: Es de edad Mioceno Superior-Plioceno Superior,
se compone de sedimentos de aguas profundas, con una litologia consistente de
lutitas grises con glauconita y nddulos de pirita acompafiadas de limolitas grises
(Reinoza, 2009), adicionalmente se presentan algunos intervalos arenosos con
clasticos mas finos, transportados por corrientes de turbidez (Figura 4.16).
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Figura 4.16. Columna estratigréfica de la Cuenca Cartpano (Tomada de Salcedo, 2011).
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Durante el Plioceno Temprano prevalecian aguas profundas, con un relleno
asociado a un proceso de acrecion vertical “uplap” constituido por un complejo de
abanicos submarinos interdigitados, de caracter turbiditico.

Los depdésitos del Plioceno Inferior perforados sobre el Alto de Patao
contienen areniscas intercaladas con arcillas de ambiente marino. Las areniscas
generalmente contienen evidencia de depositacion en aguas marinas someras,
incluyendo ambientes deltéico-distributarios. Las areniscas se presentan en
paguetes aislados, los que se encuentran al oeste del cambio de pendiente; estas
secuencias han sido descritas como de origen turbiditico.

La parte superior del Plioceno Inferior contiene evidencia de una
transgresion marina en la cuenca. Una facies sismica de reflexiones paralelas,
continuas y de baja amplitud cubre en su totalidad el area del Alto de Patao. El
cambio de pendiente en el talud previamente desarrollado en la parte oeste de la
plataforma presenta solapamiento de la facies paralela, que en los pozos esta
caracterizada por arcillas marinas de depositacion batial a neritica.

Dentro de esta intervalo, la facie sismica progradacional y de alta amplitud
se desplaza a la parte sur de la cuenca, donde estd mejor desarrollada en el
suroeste como una secuencia depositada hacia el norte. Al alejarse del talud se
reduce el espesor de la secuencia y de las reflexiones, tienen baja amplitud y mas
continuidad. Las areniscas penetradas en los pozos Rio Caribe 1 y 2 han sido
interpretadas como turbiditicas en este intervalo.

4.3.3. Campo Dragén — Mejillones — Patao — Rio Caribe.
4.3.3.1. Localizacion.

Petréleos de Venezuela S.A., desarroll6 el Proyecto Mariscal Sucre para la
explotacion de sus recursos gasiferos ubicados costa afuera en la Cuenca de
Carupano. Este proyecto consiste de la explotacion de cuatro campos de gas
natural, los campos Rio Caribe, Mejillones, Patao y Dragon, estan ubicados 40 km
al norte de la Peninsula de Paria (Figura 4.17), al noroeste de Venezuela, cerca
de la frontera con Trinidad. La extension geografica total de los 4 campos es de
aproximadamente 2,084 km?; el Campo Rio Caribe tiene una extensién geografica
de 206 km?, el Campo Mejillones 278 km?, el Campo Patao 242 km? y el Campo
Dragén 180 km?. Estos cuatro campos tienen una produccién de hasta 1,200
millones de pies cubicos de gas diarios. EIl Campo Patao representa el campo mas
grande descubierto en aguas venezolanas (Reinoza, 2009).
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Figura 4.17. Ubicacion geoldgica de los Campos Dragon, Mejillones, Patao y Rio Caribe
en la Cuenca de Carlpano en Venezuela (Tomada de
http://www.eumed.net/cursecon/ecolat/ve/2006/kr-sucre.htm).

4.3.3.2. Caracteristicas de los Yacimientos.

Los yacimientos estan ubicados a profundidades que varian entre 2,110 y
2,360 metros bajo el nivel del mar y presiones iniciales entre 3,920 y 4,160 [psi].
Las profundidades de agua varian entre 90 y 160 metros de suroeste a noreste
aproximadamente. Los campos Patao y Dragon son de gas seco, con un
contenido de metano cercano al 99%.

Las caracteristicas geoquimicas de los hidrocarburos presentes en la
Cuenca de Carupano, basadas en la composicion molecular e isotépica de
algunas muestras de gases, sugieren la presencia de al menos dos sistemas
petroleros, biogénico y termogénico. Su interpretacion de la informacion de la
cuenca indica que los fluidos acumulados en las areniscas de aguas profundas de
edad Miocena Tardia y Pliocena (gas y condensado) pueden ser correlacionados
con rocas generadoras potenciales (lutitas) del Eoceno Tardio, Oligoceno o
Mioceno Temprano (Reinoza, 2009).

4.3.3.3. Sistema petrolero.
é Rocageneradora.

Las rocas generadoras de la Cuenca de CarUpano son lutitas y limolitas
(lodolitas) prodeltaicos, contemporaneos con la Formacién Lower Cruse del
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Mioceno Inferior, similar a la Cuenca Columbus de Trinidad, inmediatamente al sur
de esta cuenca. Las rocas generadoras potenciales pudieron haber alcanzado la
madurez para generar los fluidos en las partes mas profundas de la cuenca, al
lado de los altos estructurales donde los fluidos son acumulados y forman
yacimientos (Reinoza, 2009).

é Rocaalmacén.

Las rocas almacenadoras son principalmente areniscas deltaicas del
Plioceno Inferior, sin embargo, areniscas turbiditicas profundas originadas por el
Rio Orinoco ancestral también pueden estar presentes y constituir rocas
almacenadoras. Aun cuando Talukdar (1983), mencion6é la ausencia muy
caracteristica de una contribucion detritica del Escudo de Guayana a través del
delta del Rio Orinoco en el Nedgeno, se interpreta que en los yacimientos del
Campo Patao estan presentes areniscas turbiditicas (Reinoza, 2009).

é Rocasello.

Las rocas sello son principalmente lutitas y limolitas (mudstone)
intraformacionales de la seccién deltaica del Plioceno (Reinoza, 2009).

é Trampas.

El intervalo basal del Plioceno es el principal productor de gas en la cuenca,
donde las trampas son principalmente estructurales, con fallas normales formadas
por transtension; asociadas con fallamiento transcurrente a través de una zona de
falla de 150 km al sur de la Placa Caribe. Las trampas formadas en segmentos
transpresionales de la zona de falla también estan presentes (Reinoza, 2009).

é Migracion.

Las secuencias arcillosas alcanzaron la madurez en el Plioceno, seguida de
la depositacion de varios kilbmetros de sedimentos en el Mioceno y Plioceno
Inferior. La migracion de los hidrocarburos desde las lutitas y limolitas de la
Formacion “Cruse Inferior” fue principalmente vertical a través de fallas asociadas
con zonas de fallas transcurrentes; el tiempo del fallamiento fue Plioceno y
Pleistoceno.

4.3.3.4. Antecedentes Historicos.

En la campafa exploratoria entre marzo de 1979 y septiembre de 1982
fueron perforados un total de 13 pozos, entre exploratorios y delimitadores: Rio
Caribe (2), Mejillones (2), Mejillones Sur (1), Patao (5) y Dragén (3). Las reservas
oficiales del Proyecto Mariscal Sucre se cuantificaron en 14.73 miles de millones
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de pies cubicos de gas, distribuidas de la siguiente manera: El Campo Drag6n con
3.43 miles de millones de pies cubicos de gas, el Campo Patao con 4.08 miles de
millones de pies cubicos de gas, el Campo Mejillones con 4.95 miles de millones
de pies cubicos de gas y el Campo Rio Caribe con 2.27 miles de millones de pies
cubicos de gas.

En 2006, el Ministerio del Poder Popular para la Energia y Petroleo aprob6
la incorporacion de reservas probadas de gas natural en los yacimientos de esos 4
campos petroleros de 10,963 billones de pies cubicos de gas, se han descubierto
25 Trillones de pies cubicos de gas en la Cuenca de Carupano (Reinoza, 2009).

El esquema de explotacién propuesto, segun el compromiso del plan de
negocios, contempla la explotacion de los cuatro campos gasiferos; en una
primera fase la explotacion de los campos Dragdén y Patao con una produccién
estimada de 600 millones de pies cubicos de gas, y en su segunda fase la
explotacion de los campos Mejillones y Rio Caribe que tendran una produccién
adicional de 600 millones de pies cubicos de gas diarios, para el afio 2014.

Para la ejecucién de dicho esquema de explotacién costa afuera, se
requiere el desarrollo de las nuevas tecnologias que permitan cumplir con la
produccion estimada de 1,200 millones de pies cubicos de gas diarios
provenientes de los cuatro campos gasiferos.

Debido a que el Proyecto Mariscal Sucre representa la explotacion costa
afuera de un é&rea totalmente nueva para Venezuela, a partir de los diversos
estudios realizados en los ultimos afios se han visualizado y conceptualizado gran
cantidad de alternativas a nivel de exploracion y explotacion de yacimientos,
esquema de pozos, concepto de desarrollo submarino y superficial, andlisis
econdémico, impacto de incertidumbres y la optimizacién de decisiones.

El Proyecto Mariscal Sucre en su segunda fase, que comprende la
explotacion de los campos Mejillones y Rio Caribe, requerird de una adecuada
seleccion y disefio del sistema de recoleccion submarino que cumpla con el
objetivo de maximizar el uso de la energia del yacimiento, la recuperacién de los
hidrocarburos, cumplimiento de las normas nacionales de pruebas de pozos y que
genere mayor flexibilidad operacional para la corrida de herramientas de limpieza
o de inspeccion. La importancia de un disefio apropiado se refleja en la
maximizacién de la produccién y la reduccion de los costos de operacion.
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Capitulo 5. Tecnologias y Métodos de Explotacion.

Aplicar la tecnologia adecuada es muy importante en el desarrollo y
explotacion 6ptima de los yacimientos petroleros, donde se deben diferenciar las
aplicables a yacimientos carbonatados naturalmente fracturados y a yacimientos
turbiditicos, de alta complejidad geoldgica y de baja permeabilidad. Asi mismo, las
tecnologias relevantes al desarrollo y explotacion 6ptima de los yacimientos de
gas no asociado, son las correspondientes a yacimientos de areniscas compactas,
de muy baja permeabilidad y a yacimientos turbiditicos, en los que la distribucion
horizontal y vertical de los cuerpos de arena es erratica. Las operaciones costa
afuera requieren a su vez de tecnologias especializadas de perforacion y
produccion.

En los afos recientes se ha impulsado fuertemente el desarrollo de
tecnologias para mejorar la conexién del yacimiento con la superficie, tanto para
aumentar la recuperacion primaria de aceite, como para obtener mejores
eficiencias de barrido en la aplicacion de procesos de recuperacion secundaria y
mejorada. Los desarrollos tecnoldgicos en perforacion y terminacion de pozos
permiten actualmente la construccion de pozos multilaterales que hacen
econdmicamente viable la explotacion de campos con caracteristicas y
condiciones operativas dificiles (PEMEX, 2009).

Algunos de los principales retos tecnoldgicos son: La produccién rentable
de yacimientos altamente heterogéneos de baja permeabilidad, como es el caso
de los yacimientos turbiditicos de la Cuenca de Chicontepec, la extraccién del
aceite contenido en los bloques de matriz de los yacimientos carbonatados
naturalmente fracturados, la produccion de yacimientos costa afuera de aceite
extra pesado, y la produccién de hidrocarburos en aguas profundas (PEP, 2009).

La perforacibn de pozos resulta cada vez mas costosa y se ve en
situaciones mas comprometidas con el ambiente. Por eso es indispensable utilizar
algunas técnicas especiales, que nos permitan alcanzar los objetivos de los
programas de perforacion en la busqueda de hidrocarburos, con el minimo de
tiempo, maxima seguridad y al menor costo.

5.1. Perforacién de pozos no convencionales.

Un pozo no convencional es aquel que permite mejorar la explotacion,
teniendo como objetivo maximizar la recuperacion de petroleo, mediante su
longitud y area de contacto con el yacimiento. El desarrollo de sus trayectorias
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permite mejorar la explotacion primaria, secundaria o mejorada del yacimiento.
Estos pozos aumentan su grado de complejidad, ya sea por el tipo de trayectoria,
geometria o herramientas de construccién a utilizar para su ejecucion y/o
terminacién (Gonzélez, 2011). Pueden ser del tipo:

Direccionales
Horizontales
Multilaterales
Alcance Extendido

o & & o

El objetivo de los pozos no convencionales es mejorar la recuperacién de
petréleo mediante el aumento del area de contacto entre el pozo y el yacimiento.

5.1.1. Beneficios de los pozos no convencionales.

Los pozos no convencionales son mas eficientes que los pozos verticales
para drenar hidrocarburo en un volumen dado y pueden ser una opcion atractiva
para hacer mas eficiente la extraccion de aceite y gas, en este caso en la Cuenca
de Chicontepec. Entre sus beneficios se encuentran:

é Mayor volumen de drene.

Mayor nimero de fracturas interceptadas en su trayectoria en el caso de
fracturamiento natural.

Menor inversion requerida para drenar un volumen conocido.

Reduccion de tiempo de perforacion.

Opcidn de convertir pozos horizontales en pozos multilaterales.

Evita la saturacién de gas en la vecindad del pozo.

Mitiga el riesgo de no encontrar comunicacion con las arenas de interés.
Incrementa el factor de recuperacion por unidad de volumen.

Mejoran escenarios de produccion.

Convierten a areas rentables las que actualmente no lo son.

o>

o> & & & & & & o

5.2. Perforacién de pozos direccionales.

Un pozo direccional consiste en dirigir la trayectoria de un pozo hacia un
objetivo determinado, el cual por lo regular no puede ser unido al origen mediante
una linea vertical; para lograr intersectar el objetivo, el pozo direccional se
construye con diversos ensambles de fondo, los cuales se vuelven mas
complicados dependiendo de la trayectoria (Gonzalez, 2011).
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5.2.1. Ventajas de pozos direccionales.

é Desarrollo a bajo costo de yacimientos bajo cuerpos de agua.

Perforacion de muchos pozos desde una localizacién o plataforma.

é Poder llegar a un yacimiento que desde un pozo vertical seria imposible, en
lugares poco accesibles y bajo ciudades o areas protegidas.

é Mayor area de contacto con la zona de interés, obteniendo una mayor
productividad del pozo.

é Altos gastos de produccion, de 3 a 6 veces mas que de un pozo vertical en
la misma area.

é Reduce la conificacion de agua y/o gas en formaciones con problemas de
interfase de fluidos.

é Reduce los problemas de produccion de arena, aumentando la

recuperacion, ya que se tienen menores caidas de presion.

Aumenta la inyectividad, en casos de inyeccion de fluidos.

Puede reemplazar hasta cuatro pozos verticales dentro de un mismo

yacimiento, dependiendo del espaciamiento.

é Mejora la eficiencia de barrido en proyectos de recuperacion mejorada.

[ o
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5.2.2. Aplicacion de pozos direccionales.

Los principales problemas que se pueden evitar con la perforacion de pozos
direccionales son:

é Mdltiples viajes, entrando y sacando tuberia.

é Prevencion y/o remediacion de pegaduras de tuberia por problema de
presion diferencial.

Torque excesivo.

Limpieza del agujero y asentamiento de recortes de perforacion en el fondo
del pozo.

é Control del peso de la barrena para obtener y mantener control direccional.
é Problema de cementacion de la tuberia de revestimiento o liner.

5.2.2. Complejidad de pozos direccionales.

Las trayectorias usadas para alcanzar un objetivo determinado pueden ser
divididas en simples tramos de recta y secciones circulares, las cuales ayudan a
cambiar la inclinacion o azimut de forma suave, juntar estos componentes brindan
una forma simple de intersectar el objetivo. Para intersectar cierto objetivo, pueden
existir un conjunto de soluciones que se denominan “familia de soluciones”, las
cuales cumplen con las condiciones generales para resolver un problema, en este
caso para unir el yacimiento con superficie y con ello se mide la complejidad en el
desarrollo de la trayectoria direccional a aplicar, dando soluciébn para la
recuperacion del petréleo (Gonzélez, 2011). Las trayectorias mas usadas en la
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industria petrolera son: Tipo J, tipo S, tipo S modificado y doble angulo (Figura
5.1).

“s" modificado Tipo"s”

Tipo“|

Doble angulo

Figura 5.1 Trayectorias mas comunes en los pozos direccionales
(Tomada de Gonzélez, 2011).

5.3. Perforacién de pozos horizontales.

Un pozo horizontal es aquel donde la ultima etapa se perfora en forma
horizontal. La mayoria de los pozos horizontales han sido enfocados al
mejoramiento de la produccion, a partir de yacimientos naturalmente fracturados y
a la reduccion de agua y gas (Figura 5.2).

Los pozos horizontales son utilizados para incrementar los ritmos de
produccion ya que con esta técnica de perforacién se aumenta el area de drene y
su eficiencia por gravedad, la perforacion horizontal permite desarrollar campos
costa afuera con menor nimero de pozos, plataformas mas pequefas y
econdmicas que las convencionales.

La perforacibn horizontal se puede aplicar a yacimientos de baja
permeabilidad, a yacimientos cuyos fluidos son de alta viscosidad y a yacimientos
naturalmente fracturados, donde se comunica a las fracturas con el pozo,
ayudando al flujo de los fluidos del yacimiento.

Los pozos horizontales permiten incrementar el area de contacto del
yacimiento y aumentan la productividad por arriba de la que puede proporcionar
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un pozo vertical. Los pozos horizontales también pueden reducir la tendencia a la
conificacion en yacimientos con cuerpos de agua o casquete de gas, ya que
generan una baja presién diferencial alrededor del pozo perforado.

Figura 5.2 Diagrama de un Pozo horizontal (Tomada de CNH, 2011).

5.3.1. Ventajas de un pozo horizontal.

o & & & & & o
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Existe mayor area de flujo del yacimiento al pozo.

Flujo controlado.

Disminuye la caida de presion en el yacimiento.

Controla efectos de conificacién de agua.

Explota yacimientos fracturados y zonas aisladas.

Reduce el riesgo y costo de perforacién de zonas problematicas.

Atraviesan perpendicularmente el sistema natural de fracturas, reduce los
problemas de arenamiento y de conificacion de agua y/o gas.

Por lo general, justifica los costos de perforacion con grandes gastos de
produccion.

Se mejora el manejo del yacimiento.

Se produce en zonas de poco espesor donde la perforaciéon vertical no es
rentable.

Se pueden inyectar fluidos como método de recuperacion mejorada
(recuperacion térmica).

Se puede lograr una mayor recuperacion de petréleo en yacimientos de
baja permeabilidad.
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5.3.2.

¢
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5.3.3.

Desventajas de un pozo horizontal.

La planeacién de pozos no convencionales, demanda el conocimiento del
area a desarrollar, para seleccionar el area adecuada donde se disefiara el
pozo.

La produccion del pozo debe cubrir los altos costos de construccion del
mismo.

La aplicacion de tecnologia horizontal dependera de la factibilidad técnica.
Ajuste de trayectorias y ajuste del programa de terminacién puede significar
gue el proyecto no sea rentable, debido a los altos costos operativos.
Inestabilidad del agujero, la cual puede provocar cierres o fracturas del
agujero.

Estratos o capas de recortes en la parte baja del pozo debido a la
ineficiente limpieza del agujero.

Enjarres depositados en formaciones permeables.

Pegaduras de tuberias de perforacion y revestimiento.

Dificultades al realizar toma de registros geofisicos.

Trabajos pobres de cementacion.

El costo es alrededor de 1.4 a 3 veces mas que un pozo vertical.

Los costos se incrementen debido a los riesgos operacionales por los
equipos y herramientas utilizados.

Complejidad de pozos horizontales.

El grado de complejidad de un pozo horizontal, al producir petréleo requiere

de condiciones que permitan la aplicacion de esta tecnologia y definir que tan
complejo es a su vez la construccién del pozo con las consideraciones siguientes:

é Conectividad al yacimiento a lo largo de la seccién horizontal.

é Seleccion del tipo de terminacién, para que exista la posibilidad de
instalacion de un sistema artificial, cuando la energia del yacimiento
se agote.

é El grado de complejidad también lo podemos clasificar acorde a la
construccion del pozo considerando el radio de curvatura y su
geometria.

5.3.3.1. Clasificacion de pozos horizontales por su radio de curvatura.

Los pozos horizontales se pueden clasificar por su radio de curvatura de la

siguiente forma; radio ultra corto, radio corto, radio medio y radio largo, como se
muestra en la (Figura 5.3).
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Badio de curvatura: 1- 2 ft
Angulo de construccion 45° a 60°/ ft
Radio E{adio de curvatura: 20-40 ft
Angulo de construccion 2° a 5°/ ft
Corto
J—
250-450 ft (76-137m)
Radio de curvatura: 300-800 ft
i Angulo de construccién 6° a 20°/ 100ft
Radio
Medio
2000-4000 ft (609-1219m)
Badio de curvatura: 1000- 3000 ft
Angulo de construccién 2° a 6°/ 100ft
Radio
Largo
>4000 ft (1219m) R ———

Figura 5.3 Clasificacion de los pozos horizontales por su radio de curvatura
(Tomada de Gonzélez, 2011).

Para disefiar un programa de perforacion horizontal es necesario conocer la
columna geoldgica probable, esto es edades, contactos y descripcion litoldgica.
Esta informacién es béasica para decidir los tipos de barrenas que se utilizaran,
también el tipo y caracteristicas del fluido de control y hacer correlaciones con
pozos vecinos para identificar y prevenir problemas operativos. La decision de
perforar un pozo horizontal de tipo corto, medio o largo depende de muchos
factores como los siguientes:

é A pesar de que la longitud del radio de curvatura se puede extender de una
manera espectacular durante la perforacion de estos pozos y obtener
records de perforacion en las secciones horizontales, si existe la
discontinuidad geoldgica dentro del yacimiento considerandose este como
heterogéneo, este factor es determinante en la longitud a perforar.

é Los pozos de radio corto estan usualmente asociados a multiples tipos de
terminacion semejantes a la terminacion de pozos verticales, usualmente
éste tipos de pozos se emplean en yacimientos de bajas presiones. Estos
pozos también son utilizados para recuperacion secundaria estimulados
con espumas.

é Los pozos de radio largo se utilizan en yacimientos con propiedades
petrofisicas buenas en intervalos extensos.
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é EIl costo es otro factor que considerar, eso depende de la estrategia de
explotacién del yacimiento.

5.3.5. Técnicas de terminacion en un pozo horizontal.

Los pozos horizontales se terminan con frecuencia sin tuberias de
revestimiento frente a las zonas de interés. Se ha recurrido frecuentemente al
empaque de grava para intervalos largos procurando estabilizar los pozos y
reducir el efecto del flujo anular.

La definicion adecuada del tipo de terminacion mas confiable dependera del
tipo de yacimiento, esto permitird disminuir los problemas que se puedan
presentar relacionados con la produccion de arena, tales como la erosion, el
manejo y la eliminacion de la arena en la superficie.

El riesgo de la conificacion prematura de agua y/o gas tiende a incrementar
los costos en los pozos horizontales, esto debido a la distribucién heterogénea de
la caida de presion a lo largo del pozo. Aunque para realizar el disefio de la
terminacién, se dividen los pozos horizontales en cuatro categorias, basadas en
su radio de curvatura, desde la seccion vertical a la seccion horizontal.

Para el caso de pozos horizontales, existen diferentes maneras de terminar
este tipo de pozo: agujero descubierto, liner ranurado, liner ranurado con
empaques externos y liner ranurado con empacamiento externo y controladores
de flujo. La seleccion del tipo de terminacién tiene una influencia directa en el
desempefio del pozo.

El tipo de terminaciéon dependera de las caracteristicas del yacimiento,
siempre buscando recuperar el mayor volumen de petréleo, prolongar la vida
productiva del pozo y retardar el avance del contacto agua-aceite y/o gas aceite.
Lo anterior hace necesario un analisis exhaustivo del yacimiento para seleccionar
la terminacién mas adecuada de acuerdo a las caracteristicas del mismo.

5.3.5.1. Ventajas de la terminacion de un pozo horizontal.

Reduce las caidas de presion del yacimiento al pozo.

Incrementa gastos de produccién al aumentar el area de drene.

Establece un patrén de flujo homogéneo a lo largo de la seccion horizontal.
Disminuye el efecto de flujo anular a lo largo de la seccién horizontal.

Se tiene un mejor control de contacto agua-aceite y/o gas-aceite.

Prolonga la vida productiva del yacimiento.
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5.3.5.2. Terminacién en agujero descubierto.
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La terminacién en agujero descubierto, es de bajo costo puesto que el
contacto con el yacimiento es directo. En el caso de una formacién productora con
baja permeabilidad, esta propiedad del yacimiento influiria como causa de una
pobre estimulacion a lo largo de su seccion horizontal, histéricamente esta
terminacion fue la primera en utilizarse (Figura 5.4).

Figura 5.4 Terminacién en agujero descubierto
(Tomada de Gonzéalez, 2011).

5.3.5.3. Terminacién con liners ranurados.

Esta técnica de terminacion con liners ranurados, tiene como principal
objetivo evitar que la formacion se colapse con el apoyo de un liner ranurado,
(Figura 5.5). Esto a su vez permite utilizar herramientas adicionales de registro
mientras se perfora (LWD), para obtener informacion del yacimiento como datos
de presion, datos de resistividad, registros tipo rayos gama, datos de porosidad,
entre otros, sin que queden atrapadas. Existen tres tipos de liners, liners
disparados, liners ranurados y liners pre-empacados.
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Figura 5.5. Terminacion con Liners Ranurados
(Tomada de Gonzalez, 2011).

5.4. Perforacion de pozos multilaterales.

La perforacion multilateral es el proceso de perforacion multiple de varios
pozos con el fin de incrementar el area de drene del yacimiento, es decir, perforar
uno o varios ramales (laterales) en mdultiples direcciones dentro de una seccion ya
sea horizontal, vertical o direccional (Cardenas, 2008).

Se define un pozo multilateral (ML), como aquel que a partir de una misma
boca del pozo se accede con dos o0 mas ramas, a uno o varios horizontes
productivos (Figura 5.6).

El objetivo de los pozos multilaterales o ramificados es aumentar la
productividad del pozo y reducir los costos de explotacién. Puede ser aplicable a
po0zos nuevos O a pozos existentes con reentradas. Los pozos horizontales y
multilaterales, pueden producir de 3 a 5 veces mas que los pozos verticales en la
misma area y en casos especiales pueden llegar a producir hasta 20 veces mas
que los pozos verticales. Es ahi donde se produce el auge de esta nueva
tecnologia.
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La perforacion de los pozos multilaterales, es posible con los métodos
rotatorios convencionales, pero se tiene la desventaja de que no se tiene un
control total sobre la direccion y existe una reduccién en la velocidad de
penetracion, mientras que el sistema rotativo direccional, es mas estable y
presenta menos riesgos de atrapamiento de la sarta de perforacion debido a la
rotacion completa de la sarta, ofreciendo una mejor limpieza del pozo.

Triple tipo pie de Cuervo Dualtipo horguilla Tipo espina dorsal

Figura 5.6 Presenta algunas de las posibles geometrias de pozos multilaterales
(Tomada de Lopez, 2012).

5.4.1. Ventajas de los pozos multilaterales.

é Son rentables para la produccion de horizontes multiples.

é En yacimientos donde hay un solo horizonte productor de gran espesor
y con gran anisotropia vertical.

6 En pozos marinos, costa-fuera donde el traslado de una plataforma es
muy significativo en el costo total del pozo.

é En yacimientos marginales donde es imperativo reducir los costos de
produccion y reparacion de pozo.

é Este tipo de pozos reducen considerablemente el impacto ambiental
(menos locaciones, menos aparatos de bombeo, menor ruido, menor
cantidad de lineas de transporte, menos caminos).

é Se reducen costos de horas de equipo, tuberias, instrumental,
supervision, mantenimiento, etc.

é Se permite el acceso a diversas capas del subsuelo que se encuentran
a diferentes profundidades.
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La tecnologia de perforacién de pozos multilaterales ofrece ventajas con
respecto a otras técnicas, tales como los pozos verticales y horizontales
convencionales. También permite explotar diversas formaciones o mas de un
yacimiento y es el medio mas econdmico para desarrollar campos que tienen
estructuras geoldgicas aisladas, campos satélites remotos y yacimientos
pequefios que contienen volumenes de reserva limitados (Figura 5.7).

l Pozo multilateral moderno

l Pozos activos 1 Pozos invadidos l

Figura 5.7 Muestra los alcances logrados con los pozos direccionales
(Tomada de Lopez, 2012).

5.4.2. Complejidad de pozos multilaterales.

Generalmente para definir el grado de complejidad del pozo multilateral al
producir petréleo (Figura 5.8), se requieren 3 condiciones ideales para la
aplicacion de este tipo de tecnologia y definir qué tan compleja podria ser su
construccion ya sea por lo siguiente:

é Conectividad del yacimiento principal con cada uno de los ramales.
é Posibilidad de reingresar a los ramales en forma selectiva.
é Sello hidraulico entre el pozo principal o madre y los ramales.

En la medida en que alguna de estas condiciones no sea indispensable, el
proyecto decrece en complejidad y costo.
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Figura 5.8 Muestra la complejidad de un pozo multilateral (Tomada de CNH, 2011).
5.5. Perforacién con tuberia flexible.

Con el objetivo de maximizar la rentabilidad, las operaciones de reentrada
de perforacién, estimulaciéon de yacimientos y reterminacion de pozos, a menudo
deben ejecutarse sin equipos de perforacion rotativos o equipos de reparacion de
pozos convencionales. La utilizacién de tuberia flexible permite que se lleven a
cabo operaciones de remediacién de pozos presurizados o “activos” sin extraer los
tubulares del pozo (Gonzéalez, 2011). La cooperacién entre los operadores y los
proveedores de esta tecnologia continda aportando herramientas y técnicas que
mejoran la productividad tanto en campos nuevos como en campos maduros.

Muchas compairiias operadoras se estan volcando a efectuar operaciones a
través de la tuberia de produccion, u operaciones concéntricas, para resolver
problemas de produccion complejos y satisfacer los exigentes desafios que
plantean las operaciones de intervencion o reterminacion de pozos. La
pronunciada declinacion de los volumenes de produccién y el reemplazo
insuficiente de las reservas de petréleo y gas han obligado a los operadores a
reexaminar las estrategias de desarrollo de campos y los esfuerzos de manejo de
yacimientos.
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Los responsables del manejo de los activos de las compafiias necesitan
cada vez mas optimizar el desempefio tanto de los pozos nuevos como de los
pozos existentes para satisfacer la demanda global de petrdleo. Las sartas largas
de tuberia de acero de diametro relativamente pequefio, o tuberia flexible, pueden
movilizarse rapidamente para perforar pozos nuevos 0 pozos de reentrada a
través de los tubulares existentes. Esta tecnologia también se utiliza para realizar
operaciones de terminacion iniciales, operaciones de intervencion y reparacion de
pozos con fines de remediacion, u operaciones de reterminacion.

En comparacién con la perforacién rotativa convencional, los equipos de
reparacion de pozos y las unidades para entubar pozos presurizados, la tuberia
flexible enrollada en un carrete para su transporte y el equipo de superficie
necesario para su despliegue e insercion en el pozo, ofrecen numerosas ventajas.

El incremento de la eficiencia es el resultado del despliegue y recuperacion
continuos de la tuberia en pozos presurizados o “activos” sin necesidad de
controlar o matar el pozo. Ademas, no es necesario extraer los tubulares de
produccion del pozo y ejecutar operaciones de fondo de pozo volviendo a bajar los
tramos individuales de una sarta de servicio convencional con conexiones
roscadas.

La flexibilidad de poder trabajar con el pozo presurizado y la capacidad
Unica de bombear fluidos en cualquier momento, independientemente de la
profundidad o de la direccion de viaje de la tuberia flexible en un pozo, ofrecen
ventajas claras y versatilidad operacional. En comparacion con las operaciones
con cable o linea de acero, la tuberia flexible provee capacidades de carga
relativamente grandes en pozos verticales mas profundos y de alto angulo y mayor
capacidad de traccion, o sobretraccién, en el fondo del pozo.

Estas capacidades facilitan las operaciones de limpieza de pozos; las
operaciones de limpieza por chorro, o la extraccion de fluidos de pozos con gases
inertes o fluidos mas livianos; los tratamientos de estimulacion &acida o de
estimulacién por fracturamiento hidraulico; los tratamientos de consolidacion o de
control de la producciéon de arena, las operaciones de cementacién, pesca o
fresado y las operaciones de perforacién direccional tanto como las de perforacion
de pozos en condiciones de bajo balance.

La instalacion de lineas eléctricas, cables de transmision de datos, o cables
de alimentacion en el interior de las sartas de tuberia flexible permite la
adquisicién de registros de pozos en tiempo real, el monitoreo y control de fondo
de pozo, la adquisicién de mediciones durante la perforacion y la operacién de
bombas eléctricas sumergibles (Gonzéalez, 2011).
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Utilizando sistemas de fondo de pozo especificos para cada aplicacion, las
operaciones concéntricas con tuberia flexible estan ayudando a los operadores a
incrementar la productividad de los pozos y los campos petroleros a lo largo de
todo el ciclo de vida de los yacimientos productivos. Incluso en condiciones
econdémicas adversas y en ambientes operativos subterraneos rigurosos, el
empleo de tuberia flexible facilita la ejecucion de operaciones de intervencion
eficaces desde el punto de vista de sus costos, lo que permite optimizar la
produccién de hidrocarburos, incrementar la recuperacion de reservas de los
yacimientos y mejorar sustancialmente la rentabilidad de los campos petroleros.

La tuberia flexible constituye una alternativa viable para maximizar la
rentabilidad en muchas aplicaciones demandantes que deben llevarse a cabo sin
equipos de perforacion rotativos o equipos de reparacion de pozos. Los nuevos
sistemas integrados y las innovadoras combinaciones de herramientas y técnicas
han sido la clave del éxito obtenido recientemente con el empleo de tuberia
flexible en diversas aplicaciones especiales.

5.6. Herramientas de medicion y registro.

5.6.1. Mediciones durante la Perforacion (MWD).

El MWD es una herramienta electromagnética de alta tecnologia,
posicionada en la sarta de fondo, que realiza mediciones de agujero, cerca de la
barrena y son transmitidas a la superficie sin interrumpir las operaciones normales
de perforacion, es decir, en tiempo real. Actualmente la herramienta MWD, esta
firmemente establecida como un elemento que forma parte integral de las
operaciones de perforacion direccional (Correa, 2009).

La tecnologia MWD (Measure While Drilling) proporciona informacion sobre
las condiciones en las que se perfora, estas incluyen:

Temperatura en el pozo.

Presion (poro, anular y formacion).

Pruebas de impacto.

Pruebas de fluidos, presion y temperatura.

Torque y peso en la barrena (WOB).

Volumen del flujo del lodo.

Geonavegacion.

Perforacion direccional (profundidad, inclinacion, direccion, azimut,
toolface).
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Esta informacion permite que el operador pueda perforar con mayor
eficiencia y poder utilizar otros servicios en el pozo como motores de lodo,
sistemas de rotacion navegables y dispositivos de registros durante la perforacion
(LWD). Cabe mencionar que diversos autores incluyen dentro de los estudios
MWD a los rayos gamma, resistividad y densidad-neutrdn, y caliper; esto es por
gue dichas mediciones son utilizadas para fines de correlacion, direccionamiento y
evaluacion de formacion para evitar rupturas o dafios en el pozo o en las
herramientas y seguir el intervalo de interés en pozos horizontales.

5.6.1.1. La herramienta MWD.
Consiste en tres secciones basicas:

é Fuente de energia. A base de baterias de litio o de turbinas.

é Seccion de sensores. Para definir la trayectoria del pozo. Comunmente
acelerometros (para mediciones de inclinacion y azimut), magnetometros
(para medicion de la direccion de referencia en un pozo) con base al norte
magneético, y otros sensores: presion, rayos gamma Yy la resistividad son
colocados en secciones separadas de la herramienta.

é Transmisores. De dos maneras: mediante ondas de presion a través de
lodo o mediante sefales electromagnéticas a través de la formacion.

5.6.1.2. Aplicaciones de la herramienta MWD.

Localizaciones inaccesibles.

Pozos multiples.

Control de fallas.

Domos salinos.

Perforacion multi-direccional en mares profundos.
Pozos horizontales y multilaterales.
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5.6.1.3. Ventajas de la Herramienta MWD.

Mejora el control y determinacion de la posicion de la barrena.

Reduce el tiempo de registros.

Reduce el riesgo de atascamiento por presion diferencial.

Reduce las patas de perro.

Reduce el numero de correcciones con motores de fondo en los pozos.
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5.6.2. Registros durante la Perforacion (LWD).

La tecnologia LWD (Logging While Drilling), proporciona informacion
petrofisica en tiempo real mientras se perfora. Tienen la ventaja de medir las
propiedades de formacion antes de que exista el efecto de invasion.
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Asi mismo, muchos pozos pueden ser dificiles o aln imposibles medir con
instrumentos convencionales con cable, sobre todo en pozos desviados. En estas
condiciones, LWD asegura que algunas mediciones en el pozo sean tomadas
mientras que con los registros convencionales no es posible.

5.6.2.1. Pardmetros medidos por una herramienta LWD.

é Rayos gamma
é Resistividad de formacion
o Induccién
o Propagacion electromagnética
o Laterolog (RAB, Boton vy lateral)
é Propiedades acusticas
0 Sonico
o Caliper ultrasénico
é Sismica
o Dirill-Bit Seismic (VSP-inverso)
0 Seismic MWD (SWD)
é Mediciones nucleares
o Densidad/Porosidad
o Neutron/Porosidad
é Imagenes durante la perforacion
é Resonancia Magnética

5.6.3. Aplicacion de la Herramienta PeriScope en el Mar del Norte.

El Campo Brenda se ubica en el Mar del Norte y produce petrdleo de un
sistema de turbiditas canalizadas (Figura 5.9). Individualmente, sus areniscas
prospectivas son con frecuencia demasiado delgadas para que se observen por
métodos sismicos, dada la resolucion, lo cual complica la caracterizacion y el
desarrollo de campos.

Los objetivos de perforaciéon potenciales del Campo Brenda fueron
identificados utilizando una técnica de pre-procesamiento sismico de avanzada, un
modelo de velocidad de alta resolucién, la generacién de imagenes sismicas antes
del apilamiento y el andlisis de la impedancia elastica.

Una forma mas precisa de evaluar las areniscas prospectivas y localizar la
lutita no productiva situada inmediatamente alrededor del pozo, se utilizd la
herramienta direccional de generacion de imagenes profundas durante la
perforacion PeriScope 15 de Schlumberger.
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La herramienta PeriScope 15, es un dispositivo de resistividad
electromagnético, de lectura profunda, que determina la direccion y la distancia
existente hasta los limites de capas mediante el despliegue de los contrastes de
conductividad. Con un espaciamiento transmisor-receptor de 244 cm, la
herramienta posee la capacidad tedrica para detectar limites de hasta 4.6 m con
respecto al pozo. No obstante, la distancia resuelta real depende de la resistividad
de las capas circundantes y adyacentes, y de la complejidad de la estratificacion
geoldgica.
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Figura 5.9 Localizacién del Campo Brenda en el Mar del Norte
(Tomada de Bourgeois, 2006).

La herramienta PeriScope registr6 datos de los alrededores del pozo y
ayudd a identificar con éxito la cima del yacimiento y la presencia de zonas de
menor calidad en el mismo, lo que ayudd a refinar la perforacion del pozo
horizontal. Luego se realizaron ajustes en el direccionamiento del pozo para
maximizar su longitud en el yacimiento de alta calidad, manteniendo al mismo
tiempo la mayor separacién posible con respecto a las paredes del pozo y por
encima del contacto agua/aceite situado en la base del yacimiento.

Los resultados de las graficas polares azimutales generadas con la
herramienta PeriScope muestran la posiciéon de la barrena con respecto a los
limites de las capas cercanas, lo que permite al equipo de geonavegacion realizar
ajustes de la trayectoria en tiempo real a fin de optimizar la colocacién del pozo.
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5.7. Fracturamiento hidraulico.

El trabajo de fracturamiento hidraulico, de un pozo consiste en la inyeccion
de un fluido denominado fluido de fractura a presién, hasta la profundidad a la que
se encuentra la roca que se quiere fracturar, expuesta en la cara del pozo, para
lograr la falla de la misma.

Después de alcanzada la falla, el mantenimiento de la presion del fluido
produce la extension de la fractura mas alla del punto de fractura inicial, el fluido
de fractura es el encargado de transmitir la presion hidraulica al yacimiento
(Figura 5.10). Dicha fractura crea un canal de flujo nuevo y méas grande que
cualquiera de los preexistentes, estos Ultimos procedentes de las fracturas
naturales o de la comunicacion entre los poros. La fractura lograda de esta
manera se adentra en la formacion en una medida que depende de toda una serie
de factores que se expondran posteriormente. Este nuevo canal de flujo puede
conectar las fracturas naturales asi como proveer un area de drenaje adicional del
yacimiento.

La primera cantidad de fluido con apuntalante que entra en la formacion es
el encargado de la creacion de la fractura y del control de la pérdida de fluido
dentro de la formacién. Para prevenir el cierre de la fractura, una vez que se
detiene el bombeo, se debe adicionar apuntalante al fluido de fractura abierta una
vez que el trabajo ha terminando. El apuntalante colabora en el incremento de la
conductividad, del petréleo o gas, a través de la fractura hasta el pozo.

/\
/\

S—

Figura 5.10 Propagacion de la fractura en la formacion productora
(Tomada de Gonzéalez, 2011).
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La capacidad de la fractura para conducir los fluidos hasta el pozo afecta
directamente la capacidad de produccién del pozo al que se le ha practicado un
trabajo de fracturamiento. La conductividad, la longitud, espesor y la altura de la
fractura a la que se coloca el apuntalante, son factores importantes. Una alta
conductividad de fractura, combinada con una buena longitud de la misma y la
correcta colocacion del apuntalante, puede resultar en un buen incremento de la
produccion para pozos viejos 0 NUevos.

Un fracturamiento selectivo de acuerdo al tipo de yacimiento y propiedades
de la roca, optimiza la recuperacion de reservas y el control de produccion en las
areas productoras de petroleo, tanto de gas como de aceite. Uno de los objetivos
del fracturamiento hidraulico es incrementar el area de contacto entre el pozo y el
yacimiento.

El fracturamiento hidraulico ha sido una de las principales herramientas que
el ingeniero petrolero dispone para incrementar la productividad de los pozos,
considerando los comportamientos siguientes:

é Desviar el flujo para evitar el dafio en las vecindades del pozo y retornar a
su productividad normal.

é Extender una ruta de conducto en la formacién y asi incrementar la
productividad.

é Alterar el flujo de los fluidos en la formacion.

é Hacer un canal de conducto a través de las vecindades del pozo con el
objeto de librar la zona dafada.

é Con este Ultimo criterio, la fractura hidraulica tiene impacto positivo en la
administracion de yacimientos, toma de decisiones, y explotacion
estratégica de los mismos.

La baja permeabilidad de la formacion es la principal causa de la realizacion
de un trabajo de ese tipo, entendiéndose por baja permeabilidad aquella que hara
que el pozo sea poco productivo, desde el punto de vista econdémico. En muchos
pozos que van a ser perforados en la Cuenca de Chicontepec o con un tipo de
formacion geoldgica similar, la propuesta de perforacion incluye la planificacién de
un trabajo de fracturamiento como parte del programa de terminacion.
Frecuentemente, los detalles de la perforacidon o terminacion estan condicionados
por factores relacionados con el éxito de los futuros trabajos de fracturamiento.

En el caso de las formaciones heterogéneas, la prediccion de los resultados
de un trabajo de fracturamiento se hace mas dificil que en el caso de formaciones
homogéneas. El modelado de yacimientos ubicado en ese tipo de formaciones, se
hace complicado. Frecuentemente, el propésito de un trabajo de fracturamiento
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hidraulico en este tipo de formaciones es comunicar los estratos entre si para que
todos aporten a la produccion y de esta forma se resuelve el problema de la
existencia de estratos aislados (Gonzalez, 2011).

Para resolver los problemas planteados, se utliza la técnica de
fracturamiento hidraulico para la estimulacion del pozo, cuyo objetivo es
incrementar la productividad del mismo a través de la creacidén de un sistemas de
fracturas, que van desde la cara del pozo hasta cierta profundidad dentro de la
formacion y luego se rellena con el apuntalante; gracias a dicha fractura se
aumenta la conductividad, produciéndose el efecto equivalente de un aumento de
la permeabilidad del yacimiento.

5.8. Perforaciéon no convencional en México.

La perforacion horizontal en México es considerada como no convencional,
ademas de ser aplicable a yacimientos naturalmente fracturados. También se le
emplea para controlar la conificacién de agua y de gas.

La explotacion de yacimientos por medio de pozos horizontales tiene un
gran valor estratégico, propiciando una rapida recuperacion de inversiones,
incremento de reservas recuperables, reduccion de los costos de produccion y
menor nimero de pozos o plataformas por campo.

Los yacimientos petroleros mas importantes de México se encuentran en el
sureste del pais donde predominan las formaciones naturalmente fracturadas. La
produccion en muchos de estos campos esta relacionada con porosidad
secundaria por cavernas de disolucion y por fracturas, de tal forma que es
necesario determinar la orientacion del sistema de fracturas para una correcta
explotacion del yacimiento.

La perforacion horizontal ha incrementado notablemente debido a la
busqueda de nuevas formas de extraer el aceite. México se encuentra aplicando
esta tecnologia como método alterno de produccién de los campos, por lo que se
han perforado algunos pozos horizontales en los campos Agua Fria, Cuitlahuac,
Franco Espafola, Poza Rica, Cerro Azul, Akal, Abkatin, Zapp, Catedral y Cerro
Nanchital, logrando con ello mejor conocimiento tanto de los posibles problemas
gue se puedan presentar durante la perforacién, asi como el disefio de
terminacién mas conveniente para los pozos perforados en dichas areas.

Los costos de extraccidn del petréleo son cada dia mas altos y el riesgo
durante la perforacion de pozos profundos es grande, por lo que los pozos
horizontales son una fuerte opcion a futuro para obtener mas petroleo.

Capitulo 5. Tecnologias y Métodos de Explotacion 154



El costo de un pozo horizontal es aproximadamente de 2 a 4 veces mayor
gue un pozo vertical. La produccion de un pozo horizontal debe ser de 2 a 4 veces
mayor que un pozo vertical para que sea rentable. Este efecto se acentla en
yacimientos naturalmente fracturados, donde la perforacién horizontal mejora la
produccion de cinco hasta veinte veces. En esto radica la importancia de la
seleccién de una “mejor” trayectoria para arribar al objetivo, ya que de lo contrario
su ganancia sera menor y en muchos casos se pueden incluso tener pérdidas
economicas severas (Gonzéalez, 2011).

Actualmente se disefia un pozo con geometria adecuada acorde al tipo de
yacimiento y que considere una menor inversion y mejore la eficiencia econémica
del proyecto.

En el proyecto Chicontepec, los pozos horizontales que se localizan en
yacimientos turbiditicos tienen una tasa de flujo variable, que oscila en los 50
barriles por dia hasta un maximo de 1,000 barriles por dia, en un principio se tiene
muy poca produccion de agua, conforme aumenta la vida productiva del pozo,
éste se va llenando de agua, lo que origina que se utilicen diversas tecnologias
para contrarrestar este tipo de problemas.

Se espera que en el periodo 2009-2017 el proyecto Chicontepec registre
una produccién de crudo promedio de 500 MBD, y una produccion promedio de
gas de 546 MMPCD. Se estima que el maximo de produccién de crudo (744 MBD)
se alcanzara en el afio 2016.

En la Cuenca de Chicontepec, debido a sus caracteristicas geoldgicas,
petrofisicas, y de los fluidos se han puesto en marcha diversos proyectos, cuya
finalidad es analizar la viabilidad de integrar nuevas técnicas de explotacién, con el
unico fin de maximizar la recuperacion de hidrocarburos y disminuir los costos.

5.8.1. Proyecto Agua Fria.

En 1991 se perforaron los primeros pozos horizontales en México, con el
objetivo de atravesar diferentes cuerpos de areniscas de la Formacion
Chicontepec, en el campo, Agua Fria, Distrito Poza Rica, Region Norte; se
perforaron los pozos 801-H, 801-H2, 807-H y 817-H con longitudes horizontales de
alrededor de 1,000 m, para tratar de incrementar la productividad, reducir los
costos y el numero de pozos de relleno (Figura 5.11).

Se tenia el objetivo de probar la perforacion horizontal con el fin de reducir
los costos de produccion y mejorar la recuperacion final de petréleo durante mayor
tiempo, ademas de hacer extensiva su aplicaciéon en otros campos de la Cuenca
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de Chicontepec. El uso de esta tecnologia, considerando que la Formacién
Chicontepec tiene diferentes cuerpos productores aislados entre si, los cuales
serian mas facilmente atravesados en si trayectoria si fuese en forma horizontal,
abarcando asi mas de un cuerpo que contuviera aceite.
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Figura 5.11 Pozo horizontal 801-H, ubicado en el Campo Agua Fria de la Cuenca de Chicontepec
(Tomada de Gonzalez, 2011).

Hasta el 2005, a nivel mundial, se habian perforado alrededor de 20,000
pozos horizontales, de los cuales 22 pozos apenas se habian perforado en México
en los campos de Cuitlahuac, Agua Fria, Franco Espafiola, Poza Rica, Cerro Azul,
Akal, Abkatun, Zapp, Catedral y Cerro Nanchital. Al afio 2009 se perforaron
alrededor de 127 pozos horizontales en México.

En términos generales, los pozos horizontales son efectivos en yacimientos
de espesores pequefios, en formaciones naturalmente fracturadas, en yacimientos
densos y con problemas de conificacion de agua y/o gas, asi como yacimientos de
baja permeabilidad.
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5.9. Bombas eléctricas sumergibles (ESP).

En los sistemas de levantamiento artificial, particularmente en las bombas
eléctricas sumergibles (ESP). Los nuevos resultados en cuestion de desempefio y
resistencia estan ampliando el rango de aplicaciones ESP. Y los avances en
materia de disefio y manufactura estan resultando en sistemas ESP mas flexibles
para ambientes de pozos hostiles, adaptandolos para prestar servicios a mayor
profundidad, incrementando su capacidad de tratamiento del gas, y volviéndolos
mas resistentes a los sélidos y los elementos abrasivos.

5.9.1. Aplicaciones submarinas de los sistemas ESP.

Con las mejoras logradas en materia de confiabilidad, los sistemas ESP
estan contribuyendo significativamente a la produccion en los campos marinos.
Para desarrollarlos, esos yacimientos deben conectarse a la infraestructura
existente. Los sistemas ESP estan desempefiando un rol importante en lo que
respecta a la recuperacion de estas reservas no desarrolladas.

5.9.2. Caso Practico de un sistema ESP en el Mar del Norte.

Luego de descubrir el Campo Gannet en el sector britanico del Mar del
Norte en 1973, Shell Expro, conecto varios yacimientos satélites a la instalacion de
ese campo, que se encuentra ubicado a 180 km al este de Aberdeen, en un tirante
de agua de 95 m. Los satélites submarinos explotan los yacimientos Gannet B, C,
D, E, Fy G, que producen de las turbiditas de edad Cenozoica, situadas en
profundidades que oscilan entre 1,768 y 2,728 m. Estos satélites estan conectados
a la plataforma de produccién Gannet A, descubierto en el afio 1982.

El Campo Gannet E, utiliza sistemas ESP para enviar la producciéon de
petréleo y gas a la plataforma Gannet A. Este campo se encuentra ubicado a 14
km de distancia de la plataforma Gannet A (Figura 5.12). El Campo Gannet E
produce un crudo pesado de 20°API.

Las reservas iniciales se estimaron en 132 millones de barriles de petréleo
crudo equivalente, con un factor de recuperacion del 43%. Las caracteristicas de
transporte y tratamiento del crudo pesado combinadas con la baja presion del
yacimiento, hicieron necesario el método de levantamiento artificial por gas para
poner en marcha el pozo y enviar los fluidos producidos nuevamente a la
plataforma Gannet A.

Se prefirieron los sistemas ESP en lugar de otros métodos de levantamiento
artificial porque podian producir con mayores volumenes y manejar los fluidos en
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forma més eficaz que otros sistemas. Los sistemas ESP de este campo promedian
una vida util de 2.3 afios.

Plataforma
Gannet A

Gannet B

Empacador ESP con paso para
cable y linea de quimicos

Derivacién de herramientas en Y Medidor de instalacion permanente

Bombas ESP Linea de inyeccion del desemulsificador

Filtros de arena 3

S ——— e

Derivacion de |a tuberia de produccion

Uniones perforadas

Figura 5.12 Sistema ESP operando en dos pozos del Campo Gannet E
(Tomada de Bremner, 2007).

5.9.3. Caso Practico de un sistema ESP en Brasil.

En las zonas marinas de Brasil, como en otras zonas petroleras, el disefio
de los desarrollos de yacimientos situados bajo aguas profundas se ha visto
limitado por las presiones de los yacimientos, ya que de ellas dependia la
distancia aceptable entre el pozo y la plataforma, sin una pérdida critica del flujo.
La disminucién de la presion se puede compensar por medio de la inyeccién de
agua, mientras que la contrapresion se puede reducir con el levantamiento artificial
por gas. Sin embargo, la eficiencia de este sistema disminuye en los pozos con
largas conexiones horizontales, tipicas de las terminaciones submarinas.

Para mantener la produccion de crudo en estos pozos submarinos de aguas
profundas es preciso encontrar nuevas soluciones para incrementar los gastos de
produccion, simplificar el disefio de las instalaciones de produccion, disminuir el
namero de plataformas de produccion y reducir las inversiones y los costos
operativos. Varias soluciones se encuentran en proceso de investigacion, entre las
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gue se incluyen el mejoramiento de las condiciones de fondo, las bombas
multifasicas submarinas y la separacion submarina de fondo.

En junio de 1998, se instalo una bomba electrosumergible en el pozo RJS-
477, que forma parte del yacimiento Albacora Leste y se encuentra a una
profundidad de 1,107 m bajo el nivel del mar, como resultado de la instalacién de
la bomba, el pozo comenz6 a producir hacia la Plataforma P-25 del Campo
Albacora (Figura 5.12).

Plataforma de produccion
amarrada al lecho manno

Cable submarino
y linea de flujo

Bomba .
electrosumergible
submarina

Disparos i =

Figura 5.12 Bomba electrosumergible submarina instalada en el Campo Albacora Leste
de la Cuenca de Campos en Brasil (Tomada de Cuvillier, 2000).

Campo Albacora Leste: Con un area de 141 km? y un volumen estimado
in situ de 3,800 millones de barriles, el Campo Albacora Leste es el cuarto campo
turbiditico mas grande en aguas profundas de la Cuenca de Campos en Brasil,
descubierto en 1986. Productor de aceite pesado y con terminaciones en arenas
no consolidadas en yacimientos de formaciones turbiditicas complejas. Las
reservas totales certificadas en Albacora-Leste son de 534 millones de barriles de
petréleo y 32.6 millones de barriles equivalentes de gas, de los que 409 millones
son reservas probadas.
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Para instalar las bombas electrosumergibles en aguas profundas, se
desarroll6 especialmente un nuevo equipamiento que permite la transmision de
energia hasta la profundidad extrema del agua y a grandes distancias.

El sistema de energia ha sido desarrollado para un rango de 24 km de
distancia, lo que permite, que los pozos de la Cuenca de Campos, que se
encuentran a unos 1,150 m de profundidad bajo el nivel del mar produzcan hacia
instalaciones de alta capacidad, fijas en aguas menos profundas.

5.10. Proceso de seleccion.

Una vez que se han determinado las caracteristicas del yacimiento y se
conocen los tipos de tecnologias que pueden aplicarse para su desarrollo, se
deben generar multiples escenarios con diversas opciones, de tal forma que
después de una rigurosa evaluacion se pueda elegir el mejor escenario de
explotacion con el fin de maximizar la recuperacion y disminuir a su vez el riesgo o
incertidumbre.

Un escenario es la combinacién de opciones que marcan un Unico curso
de accion. En la Figura 5.13 se observa que existen multiples escenarios para un
mismo yacimiento dependiendo de la geometria del pozo, el tipo de terminacién y
el sistema artificial que implique el mayor beneficio; cada uno de esos posibles
escenarios debe ser evaluado para poder seleccionar el mas adecuado.

Modelo Geometria Tipo Sistemas
Yacimiento Pozos Terminacion Artificiales

A es > Vertical A cilla + Ninguno
tiias | =Horizoi 2! 3 le T~ BM
clinado w Empac:

w-iviaitiraterat ot AgUJEFO desc. » BEC

*

Escenario 2 Escenario 3 s Escenario 4

Escenario 1

Figura 5.10 Esquema de posibles escenarios para la explotacion de un yacimiento
(Tomado de Neri, 2011).

Una de las herramientas que sirve de apoyo para la seleccion del
escenario mas conveniente, es el analisis de las curvas de declinacion, en las
cudles se puede observar el comportamiento de la produccién en un determinado
periodo de tiempo. Finalmente se elige aquel escenario que proporcione la mayor
produccion, el mayor valor econdmico y el menor riesgo de operacion.
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CONCLUSIONES

é A lo largo del tiempo diferentes autores han dado un significado diferente al
termino “turbidita”, por lo que ha sido necesario llegar a una convergencia
gue permita a los geocientificos trabajar y comprender a este tipo de
secuencias sedimentarias.

é Gran parte de la produccion mundial de hidrocarburos proviene de
yacimientos en secuencias turbiditicas.

é Un mejor conocimiento de la geometria y facies del subsuelo trae como
consecuencia un mejor entendimiento de las propiedades petrofisicas, lo
gue asegura una mayor tasa de éxito en la recuperacion de hidrocarburos.

é En proyectos de explotacibn es necesaria la continua y permanente
actualizacion de los modelos geoldgicos que permitan realizar la
caracterizacion estatica y dinamica del yacimiento.

é Es de vital importancia tener identificadas, caracterizadas e interpretadas
las facies turbiditicas y sus ambientes sedimentarios de tal forma que
contribuyan al conocimiento sobre los mecanismos de transporte y
depdsito, para conocer la distribucion espacial y vertical de las secuencias
potencialmente almacenadoras.

é Para obtener informacién mas confiable es necesario estudiar nucleos y
muestras de recortes para contribuir a la elaboracion de modelos
tridimensionales que permitan visualizar la complejidad de estas
secuencias.

é Se debe disefiar el esquema de explotacion mas conveniente para este tipo
de yacimientos, dependiendo de sus principales caracteristicas.

é La elevada heterogeneidad de los yacimientos turbiditicos representa un
gran reto para lograr una explotacion econémicamente rentable, por lo que
es necesario adquirir un conocimiento geoldgico y petrofisico integral.

é La experiencia en exploracion y explotacién en yacimientos turbiditicos
nacionales e internacionales debe ser adoptada para ser aplicada y obtener
mayores beneficios.

é Los métodos y tecnologias que se encuentren funcionando con éxito en un
campo pueden resultar no ser las mas convenientes para otros campos, por
lo que seria conveniente generar una guia que indique el tipo de tecnologia
gue se deberia aplicar para cierto yacimiento en funcion de sus
caracteristicas.
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é La Cuenca de Chicontepec, concentra importantes reservas 3P, pero
constituye uno de los mayores retos para la industria petrolera en México
debido a su alta heterogeneidad y su baja energia de los yacimientos.

é Los yacimientos en turbiditas de las cuencas de Burgos y Veracruz ofrecen
un aporte significativo a las reservas nacionales de México.

é Actualmente, los campos turbiditicos gigantes y supergigantes localizados
en aguas profundas de la Cuenca de Campos en Brasil, concentran el 83 %
de su produccién nacional.

é En la etapa de desarrollo de un campo turbiditico, el nUmero de pozos a
perforar, el tipo de pozo y su adecuado espaciamiento, depende de la forma
de los depdsitos de turbiditas, de su espesor, de su variabilidad interna, de
su porosidad y de su permeabilidad.

é Los desarrollos tecnolégicos en perforacion y terminacién de pozos
permiten la construccion de pozos no convencionales que hacen
econdmicamente viable la explotacion de campos con caracteristicas y
condiciones operativas dificiles.

é Las operaciones costa afuera de yacimientos en secuencias turbiditicas
requieren de tecnologias especializadas de perforacion y produccion.

é Dentro de las estrategias que se tienen para la explotacién de yacimientos
turbiditicos de baja permeabilidad, se cuenta con la operacion de sistemas
artificiales de produccion como el Bombeo Mecanico y Bombeo Neumaético,
previo andlisis de factibilidad, en funcion de las caracteristicas del
yacimiento, de los pozos y de los fluidos a producir.
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