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RESUMEN.

La Cuenca de Chicontepec se localiza al Centro-Oeste de la Republica Mexicana, representa una
zona de interés econdmico y petrolero muy importante para el pais, en los estados de Veracruz,
Puebla e Hidalgo; donde se ha registrado un continuo crecimiento en produccion de
hidrocarburos, al pasar de 63 mil barriles diarios en enero de 2012 a 79 mil barriles a fines del afio.
Esta cuenca presenta caracteristicas petrofisicas complejas en su litologia, es por eso la necesidad
de contar con altas tecnologias que maximicen los gastos de produccién y los factores de
recuperacion, también que mantengan la presién de los pozos, reduzcan el dafo a la formacion y

alarguen la vida productiva del yacimiento.

En este trabajo se analiza el Campo Humapa que pertenece al proyecto "Activo Integral Aceite
Terciario del Golfo” ubicado en la parte central de la Cuenca de Chicontepec. En zona se han
perforado 42 pozos, de los cuales 30 estan en funcionamiento, 8 estan cerrados y 4 estan
conectados. La produccién maxima alcanzada en este campo fue de 1.274 MBPD con 25 pozos
activos en enero de 2012, hasta el 30 de junio de 2012 la produccion fue de 1.175 MBPD vy la
produccidon acumulada fue de 522 MMB de aceite y 0.272 MMMPC de gas.

En el Campo Humapa se distinguen tres megasecuencias de composicion arcillo-arenosas
denominadas Megasecuencias Inferior, Media y Superior; limitadas respectivamente por cuatro
superficies discordantes: la discordancia basal y las discordancias “A”, “B” y “C”. La porosidad se
presenta en los horizontes microfracturados, finamente laminados, arcillo-arenosos, impregnados
con hidrocarburos; intercalados entre los estratos gruesos a medios altamente cementados. En el
campo se tienen tres estilos de deformacion: deformacion intraformacional, plegamientos
originados por la Orogenia Laramidica y un sistema fallas de desplazamiento lateral con fracturas

originadas por deformacion por cizalla.

Las rocas generadoras corresponden al Jurdsico Superior, y estan representadas por lutitas
carbonosas de ambiente transicional marino-lacustre de las formaciones Santiago, Taman vy
Pimienta. Las rocas almacenadoras son areniscas de grano fino, medio a grueso con porciones de
aspecto conglomeratico con fragmentos de calizas del Paleoceno-Eoceno Inferior de la Formacion
Chicontepec Superior. La roca sello es de tipo intraformacional y corresponde a lutitas con
intercalaciones de areniscas de grano fino, las cuales estan bien cementadas y forman parte del

Grupo Chicontepec. Las trampas son estratigraficas y de tipo combinado, asociadas a los bloques



dislocados por fallas laterales y a la ocurrencia de paleocanales en el subsuelo. La migracion de la
cuenca de Chicontepec se dio desde el Jurasico Superior hasta las secuencias del Paleoceno-

Eoceno principalmente en una sola direccidn a través de las zonas de fallas y fracturas asociadas.

La profundidad maxima desarrollada en el Campo Humapa son 2100 m, a través de 7 macroperas
qgue corresponden a pozos direccionales con un rango de desviaciéon de 0° a 45° los cuales
presentan fracturas hidraulicas y disparos en multiples intervalos; la produccién bruta es de 1.282
MBPD vy se transporta por medio de pipas que van a las baterias de separacidon que manejan la

produccidon de Humapa y Miquetla.

Dentro de la interpretacién de secciones sismicas, se observaron los reflectores geofisicos donde
se relacionan los intervalos productores y las altas amplitudes del modelo para identificar los
horizontes de interés. La porosidad es de tipo intergranular con fracturas y vicigulos; los minerales
mas frecuentes observados en el andlisis de [dminas delgadas son la calcita y el cuarzo; asi mismo
se evaluaron los registros geofisicos de resistividad y rayos gamma de los pozos identificando
tanto las zonas de mayor arenosidad como los horizontes de mayor potencial como rocas

almacenadoras.

Finalmente, se analizaron 4 pozos a los cuales se les realizaron pruebas de presién para conocer el
modelo y las fronteras de flujo que presentan los pozos; se determind que los pozos responden al
modelo de fractura vertical de conductividad finita, la cual implica una caida de presién a lo largo

de la fracturas.



ABSTRACT.

Chicontepec Basin is located in the Central West of Mexico, represents a very economic and
important area for the country, in the states of Veracruz, Puebla and Hidalgo, where there has
been continued growth in hydrocarbon production, from 63,000 barrels per day in January 2012 to
79,000 barrels by the end of the year. This basin has complex petrophysical characteristics in
lithology, this is why the need for high cost technologies that maximize production and recovery
factors, also maintain well pressure, reduce formation damage and lengthen the life of the

reservoir.

This paper analyzes the Humapa Field belonging to the project "Integral Active Tertiary Gulf Qil"
located in Chicontepec Basin. In the zone, 42 wells have been drilled, of which 30 are operational,
8 are closed and 4 are connected. Maximum production was achieved in this field of 1,274 MBPD
with 25 active wells in January 2012, until June 30, 2012 the production was 1,175 thousand

barrels per day and the cumulative production was 522 MMB of oil and 0,272 Bcf of gas.

In the Field Humapa there are 3 sandy clay composition megasequences called Lower, Middle and
Upper; limited respectively by four discordant surfaces: the basal unconformity and discordances
"A", "B" and "C". The porosity occurs in microfractured horizons finely laminated, sandy clay,
impregnated with hydrocarbons thick layers interspersed between highly cemented media
product of three types of deformation: an intraformacional deformation, foldings caused by the

Laramide Orogeny and a system of failures and fractures caused by shear deformation.

The source rocks are from the Upper Jurassic, and are represented by carbonaceous shales of
marine-lacustrine environment transitional of the formations Santiago, Taman and Pimienta.
Accumulation was in fine-grained sandstone, medium to coarse conglomeratic aspect with lots of
fragments of limestone of the Paleocene-Eocene Formation Superior Chicontepec. The type seal is
intraformacional and corresponds to shales with interbedded fine-grained sandstones, which are
well cemented and form part of the Group Chicontepec. The types of traps are stratigraphic and
combined, associated with dislocated blocks for lateral faults and the occurrence of paleochannels
in the subsoil. The Migration of Chicontepec basin came from the Upper Jurassic to the Paleocene-

Eocene sequences mainly in one direction through fault zones and associated fractures.

The maximum depth developed in the field are 2100 m Humapa through 7 drilling rigs with

directional wells corresponding to a deviation range of 0 ° to 45 °, which have hydraulic fractures
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and multiple shooting intervals, the MBPD 1282 gross output is transported through pipes that go

to the batteries that drive the separation of the Miquetla and Humapa production.

Within the model petrophysical, geophysical reflectors were observed which relate producing
intervals and high amplitudes of the model to identify the horizons of interest. The type of
porosity is intergranular; the most common minerals observed in the analysis of thin films are
calcite and quartz, likewise evaluated resistivity well logs, and gamma rays of the wells in order to

locate those producing intervals.

Finally, we analyzed four wells which were tested to determine the pressure model and flow
boundaries have wells, it was determined that the wells respond to model finite conductivity

vertical fracture, which implies a fall pressure along the fractures.



1. GENERALIDADES.

1.1 Introduccion.

La Cuenca de Chicontepec es de gran relevancia para el pais, debido a que la demanda de energia
es cada vez mayor y el volumen de reservas probadas es menor; esta zona representa grandes
reservas de hidrocarburos en el pais. Se encuentra geograficamente en el Centro-Oeste de la
Republica Mexicana, en parte de los estados de Veracruz, Puebla e Hidalgo, a 250 km al noreste de
la Ciudad de México y a 5 km al occidente de Poza Rica Veracruz, entre las coordenadas 20° 27" y
20°58” de latitud norte, 97° 19” y 98° 10” de longitud oeste entre los municipios de Papantla y
Chicontepec. Es parte de la Provincia petrolera denominada Tampico-Misantla y cubre una

superficie aproximada de 11,300 km? (Fig. 1.1).

CUENCA DE CHICONTEPEC

DORDENADAS GEOGRAFICAS
TITUD 21°39'53.72"N - 19°55'55.76"N

NGITUD 98°53'7.75"Q - 96°46'22.52"0

Fig. 1.1 Ubicacién de la Cuenca de Chicontepec.

Fisiograficamente se localiza en la planicie costera del Golfo de México, al oeste de la plataforma
de Tuxpan (Faja de Oro) y al oriente de la Sierra Madre Oriental; su eje axial tiene una longitud de
250 km, orientado noroeste—suroeste con una anchura promedio de unos 60 km. Comprende

principalmente a dos Provincias Fisiograficas: la de la Llanura Costera del Golfo Norte y



subprovincia de las llanuras y lomerios, asi como la de la Sierra Madre Oriental y subprovincia del

Carso Huasteco (Santillan-Pifia N. Aguayo-Camargo, 2010).

1.1.1 Datos Generales.

El Campo Humapa se encuentra al Noreste del "Activo Integral Aceite Terciario del Golfo", a 40 km
al noroeste de la ciudad de Poza Rica, Veracruz (Fig. 1.2), y cuenta con una superficie aproximada
de 128 km?; este campo se encuentra ubicado en la parte central de la cuenca Tampico - Misantla.
El Campo Humapa fue descubierto en 1956 con la perforacién del pozo Humapa-1. En zona se han
perforado 42 pozos, de los cuales 30 estan en funcionamiento, 8 estdn cerrados y 4 estan
conectados. La produccién maxima alcanzada fue de 1.274 MBPD con 25 pozos activos en enero
de 2012, hasta el 30 de junio de 2012 la produccién fue de 1.175 MBPD y la produccion acumulada
fue de 522 MMB de aceite y 0.272 MMMPC de gas. El tipo de aceite es crudo ligero con una
densidad promedio de 27 ° API; la presidn promedio varia dentro de un rango de 148 a 197 Kg/cm?
a una profundidad de 1.700 m. Los sistemas de produccion actuales son: el bombeo mecanico y el

bombeo hidraulico tipo jet. La profundidad media de los depésitos terciarios es de 1.700 m.




1.1.2 Vias de Comunicacion.

La Cuenca de Chicontepec cuenta con varias vias de acceso por Tierra a través de carreteras
federales y estatales que recorren la zona de norte a sur, asi como también cuenta con un
aeropuerto ubicado en la ciudad de Poza Rica, Veracruz. Debido a que el Campo Humapa se
encuentra en los estados de Veracruz y Puebla, las vias que delimitan el area son caminos de

terraceria que comunican los pueblos y zonas aledafias del campo (Fig. 1.3).

En el drea de Humapa se encuentra la zona arqueologia de Cacahuatenco cerca del area de
Pantepec ubicada al norte con los municipios de Francisco Z. Mena, al sur con Jalpan y Venustiano

Carranzay al poniente con Francisco Z. Mena y el Estado de Hidalgo.

¥n aine A w N SIMBOLOGIA
-4 —— Carretera Federal
—— Carretera Estatal
= Camino Pavimentado
= Terraceria
Brecha

0 Poblacién

@ Macropera

© BS/MSP
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campo personal de INAH y
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especies a proteger, por tal
motivo las dreas sin
desarrollo podrian verse

g.\,rr/- iﬂ\t—\} afectadas

"

g. 1.3 Vias de Comunicacion del Campo Humapa.

Fi

1.2 Objetivos.
1.2.1 Objetivo General.

Realizar la evaluacion geoldgica, geofisica y de ingenieria del Campo Humapa del Paleocanal de

Chicontepec.

1.2.2 Objetivos Particulares.
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Metas.

Mejorar el modelo geoldgico conceptual del drea Humapa, utilizando la informacion
geofisica disponible y considerando los aspectos representativos de Sedimentologia,
Estratigrafia, Geologia Estructural y el Sistema Petrolero.

Proponer una mejora en la ingenieria de yacimientos considerando las caracteristicas

geoldgicas, petrofisicas y de produccion de los yacimientos del campo Humapa.

Actualizar la interpretacion geoldgica del area de Humapa considerando los sistemas de
fallas laterales

Describir de las facies sedimentarias del campo a partir de la informacién disponible.
Elaborar una seccidon estructural representativa para el campo considerando informacion
geoldgica y geofisica disponible.

Actualizar el modelo petrofisico para el campo.

Metodologia.

Revisidn y andlisis de las fuentes bibliografias

Extraccidon y recopilacién de la informacidn de interés

Sintesis de la informacion de interés.

Revisidn del material grafico, analitico y de textos con que se cuenta.

Revision de secciones sismicas y de registros geofisicos utilizando un software
especializado.

Revisién e integracién de de toda la informacién recopilada y obtenida de los pozos, de la
seccion sismicas y de toda la informacién obtenida.

Discusion y andlisis de toda la informacion obtenida.

Captura y elaboracidn de textos y gréficos.

Edicidn de textos y figuras.

1.3 Importancia Econdmica.

El aumento de la demanda de energia en el mundo ha provocado la generacién y aplicacién de

nuevas técnicas de explotacion y produccion de hidrocarburos en yacimientos convencionales. El
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Proyecto Aceite Terciario del Golfo, es uno de los mas importantes del pais, ya que representa el

39% de la reserva total de hidrocarburos del pais, es decir, 17.7 MMbpce (PEP, 2011).

El volumen original de la Cuenca de Chicontepec es de 81 mil millones de barriles de crudo,
superior a los 38 mil millones del Activo Cantarell (casi 31 mil de ellos de Akal) y los 38 mil millones
del Activo Ku-Maloob-Zaap (casi 18 mil de ellos son de Ku, Maloob y Zaap), es decir, que
Chicontepec es mds grande que la suma de nuestros principales campos productores (Rangel,

2012).

Dentro de los trabajos de explotacién en Chicontepec a realizar, se estima la perforacién y
terminacion de 12,096 pozos de desarrollo de 2011 a 2024 y realizar 9,227 reparaciones mayores a
partir de 2011 hasta el 2046. También se espera la maximizacion del factor de recuperacion
mediante utilizacidon de sistemas de recuperacidon secundaria como la inyeccion de agua, para
contar en 2012 con la perforacion de 74 pozos inyectores y terminar en 2024 con un total de 4,884
pozos e igual nimero de terminacién de pozos inyectores durante el mismo periodo; éstos pozos

inyectores operardn con el agua extraida de 20 pozos costeros (PEMEX, 2011).

Por su parte en el campo Humapa, el volumen original de aceite es de 1,955.47 MMb y 725,19
MMMpc de gas, el factor de recuperacién del aceite es del 9% y el 64% para el gas. Las reservas
probadas de aceite son 159,042 MMb y 429,732 MMMpc de gas (Fig. 1.4). La produccién
acumulada es de 522.269 Mb de petréleo y 272,8 MMpc de gas, las reservas 2P restantes
estimadas son 158.52 MMb de aceite y 429,46 MMMpc de gas (Tabla 1.1).

Area
desarrollada
por campo

Aceite Gas Acaite Gas Acaite Gas Aceite Gas
{Mnmably | (MMMpc) {92} {34} {rbl} {Mmpc) | (tMmbl} | (MMMpc)

1,955.47 725.19 64.0 522.269 272.8 158.52 429.46

Volumen Factores de Produccion Reservas
original recuperacion acumulada remanentes 2P

Tabla 1.1 Volumenes originales, factores de recuperacion y produccion acumulada de aceite y gas del Campo
Humapa (PEMEX, 2012).
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R Aceite Ga

1 de enero de (mmb) (mmmpc)

2P 158.5 4295
3P 206.9 557.3

Aceite (mmb})

Produccién acumulada 0.522 0.273
al 30 de junio de 2012

Aceite (mbd) Gas (mmpcd)
Produccion,
junio de 2012
Aceite (mmb}) Gas (mmmpc)
Recursos prospectivos 101 234
Area 128 km?
Nimero de pozos 42
Pozos operando 30
Pozos cerrados 8
Tipo de hidrocarburo 27° APl
Campos Coyol y Humapa
Fecha de descubrimiento 1410311956
Coordenadas 20430.00N 97 52 0.00 W
2043000N 97 44 0.00W
2038000N 97 44 0.00W
2038000N 97 52000 W

Fig. 1.4 Reservas de Hidrocarburos del Campo Humapa (PEMEX, 2012).

En este sector la explotacion comercial del petréleo se inicié en junio de 2009 con una produccion
asociada a depdsitos del Terciarios. La produccién maxima alcanzada fue de 1.274 KBPD de
petréleo en enero de 2012, alcanzando valores de presion de saturacion que oscilan entre 157 y

201 Kg/cm®. Actualmente la presién promedio oscila entre 148 a 197 Kg/cm? (Fig.1.5).
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Fig.1.5 Historial de produccién del Campo Humapa, donde se puede observar que la explotacién comercial
del sector.

Debido a estas cifras de produccidn, es de importancia econdémica, por lo que se requiere del
desarrollo y administraciéon de tecnologias especializadas que incrementen significativamente la

productividad por pozo y permitan reducir los costos al minimo.

1.4 Desafio Tecnolégico

Debido a las caracteristicas petrofisicas complejas de la litologia presente en la cuenca, es
necesario contar con tecnologias avanzadas para estimular el yacimiento y lograr la maxima
produccidn de aceite. Las formaciones en este campo son muy compactas y de baja
permeabilidad, por lo tanto es necesaria la utilizacién repetitiva de herramientas especiales para
comenzar la produccién comercial del aceite. Los principales problemas que presenta Chicontepec
al momento de la explotacién de hidrocarburos son los siguientes:
e Baja productividad y alta declinacidn al inicio de la explotacion de los pozos, lo que origina
bajos voliumenes recuperados de hidrocarburos por pozo.
e Bajos factores de recuperacién 5-9 por ciento, por lo que sera necesario la implantacion de
mantenimiento de presidn y sistemas artificiales de produccidn.
e Gran dispersién operativa (3,750 km2), por lo que se requiere automatizar y optimizar la

operacion de instalaciones de produccién a minimo costo (Camacho Veldzquez, 2009).
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Por lo tanto, el desarrollo tecnoldgico requiere de un estudio de ingenieria a fondo de la Cuenca
que requerird de un mejoramiento en el modelado geoldgico y petrofisico en la toma de
informacién, mejoramiento de las imagenes sismicas; analizar los modelos petrofisicos asociados a
la distribucién de facies, modelos geomecanicos y sedimentoldgicos a nivel de microfacies, asi
como la caracterizacién geoldgica de sistemas turbiditicos; también es necesario conocer la
distribucion de heterogeneidades, la continuidad y conectividad de cuerpos arenosos y el
modelado integrado de datos a diferentes escalas: Datos sismicos, tomografia entre pozos,
registros geofisicos, nucleos (Camacho Veldazquez,2009).

El desafio tecnolédgico esta encaminado hacia la Administraciéon de Proyecto que debe evaluar a
cada uno de los yacimientos por separado e implementar técnicas de produccién no
convencionales, principalmente fracturamientos hidraulicos de forma masiva, que a su vez
requerird la perforacién y terminacién de una gran cantidad de pozos que presenten fracturas
hidrdulicas; asimismo, se requiere de un programa agresivo de pruebas piloto para evaluar los

métodos de recuperacion combinados, ademds de gente especializada en temas de yacimientos.

1.5 Complejidad del Yacimiento.

La cuenca de Chicontepec es una cuenca sedimentaria rellena de sedimentos terrigenos
turbiditicos depositados en un ambiente marino profundo, formado por un conjunto de abanicos
submarinos de edad Paleoceno-Eoceno Inferior. Los sedimentos arenosos de la Formacién
Chicontepec tienen su procedencia de las sierras occidentales, de la plataforma de Tuxpan al
oriente que fueron depositados dentro de una serie de abanicos submarinos. Los depdsitos de
abanico del Paleoceno Inferior fueron erosionados en la mayor parte de la cuenca durante el
Eoceno Temprano. Una gran discordancia regional en el limite del Eoceno Inferior corresponde a
lo que se conoce como el Paleocanal de Chicontepec. Las arenas que contienen petréleo en el
Campo Chicontepec estan presentes debajo de esta discordancia, en la porcién norte y central de

la cuenca, pero estan sobre la discordancia en la parte suroriental (Cheatwood y Guzman, 2002).

Las turbiditas fueron depositadas en aguas profundas en un paleocafiéon submarino donde se
encuentran abanicos submarinos y zonas de derrumbes con foraminiferos bentdnicos, algunos
restos carbonizados de plantas que presentan una laminacion paralela y cruzada. La estratigrafia

estda compuesta por una alternancia bien cementada de areniscas calcareo-arcillosas, lutitas y
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calizas de color gris oscuro; También contiene horizontes de conglomerado, con alto contenido de
cuarzo y calizas. Petrograficamente el Paleocanal se compone de rocas de grano muy fino a medio
y, en ocasiones, litarenitas, que contienen fragmentos de carbonato litico (fragmentos de
mudstone), cuarzos monocristalinos, plagioclasas y algunos esquistos. Los principales cementos
autigénicos son clorita, caolinita, calcita y ankerita. Las facies descritas a partir de muestras de
nucleo se ajustan con las microfacies obtenidos a partir de secciones delgadas donde el valor de la
permeabilidad va desde 0.1 hasta 400 mD, y valores de porosidad alrededor del 5%. El tipo de

porosidad es principalmente intergranular y por fracturas.

El andlisis de los registros geofisicos, tales como el de resistividad y de pared de pozo, nos
permitieron interpretar las facies asi como analizar las caracteristicas petrofisicas que conforma al

modelo geoldgico (Estrada-Baker Hughes, 2010).

El espesor estratigrafico de la Formacion Chicontepec en el paleocafién es muy variable,
dependiendo de la ubicacién del area considerada, ya que en la porcién norte el espesor es del
orden de 100 m Unicamente, en tanto que en su extremo occidental se han llegado a definir
espesores de 700 y hasta 2000 m. Estas secuencias sedimentarias presentan cambios litoldgicos
laterales y verticales rapidos, que los ubican como yacimientos discontinuos, aislados y de formas

irregulares, dificiles de ubicar con exactitud y con costos de produccion altos.

Debido a que la geologia es muy compleja, resultado de depdsitos turbiditicos que provocaron su
heterogeneidad y con un sistema de fallas laterales que desplazan bloques, se cuenta con todo
tipo de aceite en la cuenca: ligero, intermedio y pesado. Lo que representa un buen escenario para

la explotacién de hidrocarburos del yacimiento.

1.6 Area de Oportunidad.

Como parte del Proyecto Aceite Terciario del Golfo (ATG), la Cuenca de Chicontepec se ha divido
en 8 sectores donde se tienen 29 campos petroleros, los cuales se ubican en una zona que
comparten los estados de Veracruz y Puebla y comprenden un total de 15 municipios. Las
dimensiones promedio de la Cuenca de Chicontepec son 123 km de largo y 25 km de ancho con

una superficie aproximada de 11,300 km? (Fig.1.5).
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Los 29 campos del proyecto son: Sdbana Grande, Gallo, Coyula, Tenexcuila, Amatitlan, Agua Fria,
Pastoria, Ahuatepec, Corralillo, Tlacolula, Cacahuatengo, Escobal, Coyotes, Palo Blanco,
Coapechaca, Horcones, Agua Nacida, Tajin, Sitio, Coyol, Furbero, Aragdn, Miquetla, Presidente

Aleman, Soledad, Humapa, Remolino, Soledad Norte y Miahuapan.

Coyotes-Soledad Norte

Tantoyuca,
Ixcatepec,
Tepetzintia,
Tenexcuila.

Sabana

Grande,
Tlacelula,
Pastoria,
Coyoles,
Sitio,
Aragén,
Sol. Nite.
Gallo,
Ahuatepec
. Amatitian

SoEgdud-Miqueﬂc

Agua Fria-Corralillo
Comalille
Agua Fria

Mighuapan

Presidente Aleman-Remolino
Presidente

Alemdn
Remolino

Tajin-Coapechaca

Coape a®

Furbero
Furbero

Fig. 1.5 Ubicacion de los sectores del proyecto ATG.

Los sectores 1, 3 y 4 que corresponden a los campos Coyotes-Soledad Norte, Humapa-Miahuapan
y Coyula-Escobal que se encuentran en la etapa de caracterizacion y desarrollo tecnoldgico. Los
sectores 2, 6, 7 y 8 que corresponden a Soledad-Miquetla, Tajin-Coapechaca, Furbero y Presidente
Aleman- Remolino se encuentran en estado de desarrollo y optimizacién, mientras que el Campo
Agua Fria-Corralillo se encuentra en etapa de caracterizacion inicial. Adicionalmente se
incremento recientemente el drea de interés petrolero con dos extensiones una al norte y otra al

sur de la cuenca.

Cabe mencionar que la forma de los poligonos no justifica la condicidén geoldgica-petrolera, ya que
existen condiciones geoldgico-petroleras similares en algunos sectores de la cuenca.

El area de interés que se evalud en este trabajo corresponde al Campo Humapa
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Ubicado en la porcidn centro-occidental del Paleocafién de Chicontepec en las localidades de

Francisco Mena, Castillo de Teayo, Ixhuatlan de Madero y Pantepec.

Como parte de la informacidn disponible para el Campo Humapa, se cuenta con secciones sismicas
3D analizadas en el software Petrel 2011 (Fig.1.6), registros geofisicos de rayos gama y resistividad

profunda, y algunos datos de produccion del campo.

Simbologia
— A O CTWOOTASO

HuTusgs

— Wi

Fig. 1.6 Ubicacidn de las secciones sismicas utilizadas del Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

1.7 Estado del Arte (Antecedentes).

La Cuenca de Chicontepec fue identificada en 1926 y en 1931 se descubre el primer campo,
cuando las compafifas “El Aguila” y “Stanford” perforaron pozos en rocas del Cretécico,

descubriendo hidrocarburos provenientes de areniscas de la cuenca de Chicontepec.

En 1935 se exploté comercialmente el primer pozo en el drea de Chicontepec, con el pozo Poza
Rica No. 8, el cual fluyé de forma intermitente debido a sus caracteristicas petrofisicas de la

formacion.

En 1952 inicia la explotacion de hidrocarburos en el drea de Presidente Aleman, posteriormente

entre 1952 y 1963 se descubren manifestaciones de hidrocarburos en formaciones arcillo-
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arenosas del Terciario en el area de los Campos Poza Rica y Cerro Azul, pero debido a su baja

permeabilidad no se considero rentable su explotacion (Gonzales y Cruz, 2000).

El Campo Humapa fue descubierto en marzo de 1956 con la perforacion del pozo Humapa-1, que
correspondia a las formaciones de Chicontepec Medio e Inferior, durante una prueba de presién

donde se tuvo baja produccién se recuperé el lodo viscoso y se decidié taponear el pozo.

Hacia los afos setentas se intensificé la perforacién hacia el Campo Soledad, donde los pozos
tenian interés en las areniscas del Grupo Chicontepec y en la Formacién Tamabra; se realizaron
reparaciones mayores e intervenciones en pozos someros con objetivo Eoceno Inferior, los cuales

eran de baja productividad y de bajo costo de perforaciéon (Narvaez, 2011).

El primer pozo productor del Campo Humapa fue el Bornita-1, perforado en abril de 1977, con un
gasto de 189 bpd, 0% de agua y RGA 100 m*/m? de la formacién Chicontepec Medio; mas tarde en
septiembre de 1977 se perforé el pozo Humapa-1D, donde la produccién venia de la formacién

Chicontepec medio obteniendo un gasto de 57 bpd, 0% de agua y RGA 100 m*/m°.

Para 1978, PEMEX contraté a la compafiiia "DeGoyler and MacNaughton™ para tomar registros
geofisicos en pozos exploratorios, evaluara los volimenes originales de gas y aceite de la Cuenca
de Chicontepec y con el objetivo corroborar el volumen de reservas. Desde entonces, varias
empresas han evaluado estos volumenes, todas ellas coincidiendo en la gran cantidad de

hidrocarburos que se localizan en esta zona.

En la primera etapa del Proyecto Chicontepec, la produccidon de aceite aumento de 2.5 Mbpd a
14.3 Mbpd mediante la perforacion de 300 pozos en los Campos Horcones, Soledad, Aragdn y
Coyotes. En el periodo de 1983 a 1991 se perforaron 228 pozos de desarrollo en los campos Agua

Fria y Tajin, con la finalidad de contrarrestar la declinaciéon de produccion de 14.3 a 9.8 Mbpd.

De 1992 a 2001 se observdé un declive de producciéon de hasta un 50%, obteniendo una
produccidn de aceite de 17.8 mbpd, al final del periodo. De 2002 a 2006 se reinicio la perforacion
en los Campos Agua Fria, Coapechaca y Tajin, alcanzando un incremento de 27.2 mbpd de

produccidn (Fig. 1.7).
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Fig. 1.7 Historial de Produccién del Proyecto Chicontepec (Narvéez, 2011).

A partir de 2006 PEMEX-PEP asigna un nuevo nombre al proyecto de la Cuenca de Chicontepec,
denomindandola: “Aceite Terciario del Golfo” (ATG). Siendo este uno de los proyectos con mayor
inversion histérica del pais, cuyo objetivo seria la perforacién masiva de pozos para lograr altos
niveles de produccién de aceite. Fue entonces que se reestructuraron administrativamente los 29
campos y miles de yacimientos existentes del Paleocanal en 8 sectores. Solo los sectores 3
(campos Coyotes, Horcones, Soledad Norte, Gallo, Soledad, Palo Blanco y Agua Nacida) y 7
(campos Agua Fria, Corralillo, Coapechaca y Tajin) se encontraban en desarrollo; por su parte en
Agua Fria se realizaron estudios iniciales para implementar un mantenimiento de presién en dicho

campo.

Al final del afio 2007, con la nueva administracion del proyecto se llegd a una produccion de 30
mbpd. La estrategia inicial del Activo se caracterizé por una gran actividad de perforacién y
terminacion de pozos del 2008 al 2010, representando una gran inversién, cerrando el 2010 con

una produccién de 44.8 mbpd.

Para el afio 2010 en el Campo Humapa se reanudaron las actividades de operacién y
mantenimiento, también se realizaron reparaciones menores en pozos de los Campos Coyotes y
Horcones; el gasto promedio de los pozos antes de la reactivacion en abril de 2010 fue de 20 bls

para 79 pozos en operacién, con un promedio 1,750 bpd de un mes. Entre 2011 y 2012 se
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perforaron tres pozos horizontales en la zona, el Coyotes-423D y Coyotes-276D (Fig.1.8),
obteniendo gastos de produccién de 400 y 318 bpd respectivamente con densidades que van de
los 37 a los 28 °API. Actualmente, el gasto promedio de produccién de Humapa es de 30 bpd, en

110 pozos en operacién, obteniendo una produccién promedio mensual de 3,300 bpd.

Fig. 1.8 Seccidn Sismica del Pozo Horizontal Coyotes-423D (PEMEX, 2012).

Para el 2012 en la Cuenca de Chicontepec se alcanzé en el mes de enero un promedio diario de
produccidn de 63 mil 313 barriles y se logré llegar a su maximo histérico de 65 mil 300 barriles en
un dia, resultado de la innovacién tecnolégica, asi como de las iniciativas orientadas a la reduccion
de costos y la implementacidon de las mejores prdcticas operativas que se aplican en Petrdleos

Mexicanos.
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2. MARCO GEOLOGICO GENERAL.

La Cuenca de Chicontepec estd compuesta por una plataforma estrecha, por una zona de talud y
por el Paleocanal de Chicontepec; es una antefosa con depositacion de sedimentos arcillo-
arenosos de ambiente turbiditico con una marcada asociacion faunistica de aguas profundas

(Cabrera, Cy Lugo, 1984).

El Paleocanal de Chicontepec es una depresion alargada, ubicada de noroeste a sureste, originada
por la combinacién de eventos tectdnicos y erosivos. Se rellend con materiales sedimentarios
marinos en ambientes turbiditicos de aguas profundas; en algunos lugares su espesor es de 2700
m. La columna geoldgica estd integrada por conglomerados, areniscas, limolitas y lutitas, con
edades que van del Paleoceno al Eoceno Temprano. Sus caracteristicas geoldgicas son complejas

debido a que no hay distribucién uniforme en el relleno sedimentario del Paleocanal.

Este sistema sedimentario fue originado por el relleno de materiales de corrientes submarinas que
circularon paralela y perpendicularmente a los margenes de la Sierra Madre Oriental y a la
plataforma de Tuxpan; se encuentra en contacto en su porcidn sur con las secuencias
sedimentarias comprendidas desde Jurasico al Paleoceno, en contraste, en la porcion norte las
rocas afectadas por la erosién son a partir del Paleoceno. Se presentan 3 discordancias que
separan a las unidades del Paleoceno-Eoceno. El relleno de esta depresion se llevd a cabo en el
Paleoceno y Eoceno inferior, por corrientes submarinas que trasportaron y depositaron mas de
1000 m de sedimentos turbiditicos, representados por alternancia de areniscas y lutitas ricas en
fauna mezclada y retrabajada de plataforma y cuenca, de diferentes edades (Cabrera, C. y Lugo,
1984). Los fésiles mas representativos del Eoceno Inferior son biozonas tipicas como Globorotalia

wilcoxsensis Bolli y Globorotalia rex Bolli.

El origen del Paleocanal de Chicontepec ocurrié a fines del Cretacico y a principios del Paleoceno,
posteriormente ocurrié el relleno sedimentario por corrientes submarina de sedimentos
procedentes de rocas del Paleoceno, Cretacico y Jurasico. El paleocanal se rellené de sedimentos
arcillosos y arenosos en forma alternada, cubriendo un drea de 123 km de longitud por 25 km de
amplitud, lo que dio lugar a trampas estratigraficas y mixtas localizadas a profundidades que
varian desde los 800 m en la porcidon norte, hasta alrededor de los 2500 m en la porcidn sur, cerca

de Tecolutla, Veracruz.
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2.1 Sedimentologia.

La Sedimentologia consiste en el estudio de los sedimentos, considerando su génesis, distribucién
y ambiente sedimentario. Los Sedimentos son los depdsitos de materiales transportados como
solidos o en solucion que se forman en la superficie de la tierra y en el fondo del mar. La columna
sedimentaria de la provincia petrolera Tampico-Misantla se encuentra sobre un basamento
constituido por rocas igneas y metamorficas que subyace discordantemente a la Formacion
Huayacocotla del Lidsico en la porcién occidental y centro del area, a la Formacién Cahuasas en la
porcién oriental y sur de la cuenca y a la Formacion Huizachal del Tridsico en las dreas adyacentes

al Cinturén Plegado de la Sierra Madre Oriental.

La columna sedimentaria de la provincia comienza con la acumulacién de conglomerados y lechos
rojos de la Formacién Huizachal del Tridsico Tardio; sobre los cuales se depositaron sedimentos de
la Formacion Huayacocotla. La Formacién Huayacocotla tiene dos miembros, el inferior esta
constituido por conglomerados, areniscas, limolitas y lutitas que fueron transportados por
corrientes de alta energia y depositadas como avalanchas de escombros, en ambiente fluviales y
lacustres, indicando el inicio del relleno de las fosas; contiene fdsiles ammonites y una gran
cantidad de restos lefiosos (madera), lo cual hace suponer de un ambiente marino poco profundo
y proximo a la costa. El miembro superior estd formado por areniscas, limolitas, lutitas y
conglomerado y se caracteriza por plantas fésiles continentales como las cicadofitas por lo que se

sugiere un ambiente de tipo fluvial (Cantu-Chapa, 1971).

La depositacion de los sedimentos relacionados con la apertura del Golfo de México durante el
Jurdsico Medio, inicia con una secuencia conformada por sedimentos continentales constituidos
por conglomerados, areniscas y lutitas de color rojizo depositados por corrientes aluviales en fosas
durante el Bathoniano, los cuales presentan mayores espesores en los depocentros de los synrift y
se adelgazan hasta acufiarse contra los altos de basamento sobre el cual descansan
discordantemente. Sobre estos sedimentos continentales se depositaron calizas ooliticas y
bioclasticas del miembro inferior de la Formacién Huehuetepec que marcan el inicio de una
secuencia transgresiva. Durante el Calloviano, una transgresion marina mas extensa, establecié un
ambiente de plataforma abierta representada por la Formacion Tepexic que estd constituido por
packstone y grainstone de oolitas que graduan verticalmente a sedimentos calcareo-arcillosos de
aguas profundas de la Formacién Santiago, que corresponde a una de las secuencias generadoras

de hidrocarburos en la cuenca.
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La paleotopografia existente durante el Kimmeridgiano continua el depdsito de sedimentos de
aguas profundas en los depocentros y en los altos de basamento se desarrollaron plataformas con
depdsitos de cuerpos formados por grainstone ooliticos, bioclastos con fragmentos de algas y
corales de la Formacidn San Andrés en los bordes, que cambian lateralmente hacia el interior a
facies lagunares constituidos por calizas de bioclastos, miliélidos y pellets principalmente El
depdsito de la Formacién San Andrés se llevé a cabo en un ambiente de alta energia posiblemente
sobre una plataforma tipo rampa, formando una franja de bancos ooliticos en las partes
estructurales mas altas que cambian lateralmente a facies arcillosas de mar abierto en los
depocentros de la cuenca donde se depositaron los sedimentos de las Formaciones Chipoco y

Taman de ambientes de rampa media a externa respectivamente (Fig 2.1).

CIMA DEL KIMMERIDGIANO
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Cima I - I l
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Fig. 2.1 Modelo Paleoambiental del Kimmeridgiano (PEMEX, 2010).

La Formacién Taman se caracteriza por una secuencia de lutitas calcdreas carbonosas y limoliticas
con radiolarios calcificados y silicificados, sacocomidos y estomiosféridos, prevaleciendo
condiciones anaerdbicas en la cuenca. La Formacién Chipoco, se caracteriza por una alternancia de
caliza (grainstone) y lutitas calcdreas, o bien areniscas calcareas con intercalaciones de lutitas
calcdreas arenosas. La Formacién San Andrés se encuentra representada por facies de calizas
ooliticas con fragmentos biégenos de algas, moluscos y restos de equinodermos. Las formaciones
San Andrés, Chipoco y Taman sobreyacen en forma concordante y progradante a la secuencia del
Oxfordiano. Una nueva transgresién provoca que las facies de la Formacidn Taman cubran a las
formaciones Chipoco y San Andrés, para pasar posteriormente en el Tithoniano a las facies de la
Formacidn Pimienta. Sus espesores cominmente delgados van entre los 300 a 500 m en la porcion

central de la cuenca y de 500 m en la porcidn sur.

El depdsito de calizas carbonosas de ambiente de cuenca profunda de la Formacién Taman

termina a principios del Tithoniano, que cambia gradualmente a una secuencia de calizas de
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estratificacion delgada con capas y lentes de pedernal negro, con abundante materia organica,
radiolarios calcificados y silicificados, estomiosféridos y sacocémidos, de ambiente pelagico
definido principalmente por especies de amonitas (Cantu-Chapa, 1971), pertenecientes a la

Formacidn Pimienta; estos depdsitos cambian transicionalmente hacia algunas porciones de la

Plataforma de Tuxpan a sedimentos bioclasticos someros y siliciclasticos costeros de la Formacion

La Casita, la cual consiste de una unidad basal de limolitas, areniscas y conglomerados calcareos.

Toda la secuencia comprendida del Jurdsico Medio al Tithoniano corresponde a un sistema
transgresivo de segundo orden con espesores mayores en los depocentros con reduccion y
acufiamiento en los altos de basamento, con una superficie de maxima inundacion en la secuencia
de calizas arcillosas con intercalaciones de bandas de pedernal de la Formacién Pimienta del
Tithoniano. Sobre esta secuencia, se encuentra el miembro calcarenitico de la Formacion
Tamaulipas Inferior constituido por capas de packstone-grainstone ooliticos, bioclasticos e
intracldsticos y calizas pelagicas del Berriasiano-Valanginiano. Estas rocas son sobreyacidas por un
sistema transgresivo que depositd calizas arcillosas del miembro bentonitico de la Formacién
Tamaulipas Inferior, que a su vez pasan gradualmente a calizas pelagicas menos arcillosas del
miembro de calizas crema como parte de un sistema de nivel alto. Una nueva transgresion
deposita calizas arcillosas del “Horizonte Otates” sobre la Formacién Tamaulipas Inferior al final

del Aptiano.

A partir del Albiano y hasta el Cretdcico Tardio, se deposita una secuencia tectonoestratigrafica de
margen pasiva. Durante el Albiano-Cenomaniano se formd la Plataforma de Tuxpan que es una
gran plataforma aislada con bordes muy pronunciados constituidos por cuerpos arrecifales, y sus
respectivos cambios laterales de talud y cuenca (Fig.2.2). Los espesores mayores de esta secuencia
se encuentran precisamente en los bordes arrecifales los cuales se van reduciendo lateralmente
hacia las facies de talud y cuenca que bordean la plataforma y que constituyen las unidades
litoestratigraficas pertenecientes a las formaciones Tamabra vy Tamaulipas superior

respectivamente (PEP, 2010).
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Fig. 2.2 Modelo Paleoambiental del Albiano- Cenomaniano (PEMEX, 2010).

En el Albiano temprano predomind la agradacién vertical y se desarrollaron grandes plataformas
carbonatadas de mdrgenes muy inclinadas, como la Plataforma de Tuxpan donde se acumularon
calizas someras de la Formacién El Abra que constituyen la parte principal de la plataforma, los
flujos de escombros y turbiditas carbonatadas de la Formacidon Tamabra corresponden a las facies
del talud. Las facies de la Formacién Tamabra pasan lateralmente hacia la cuenca a calizas

pelagicas que corresponde a la Formacion Tamaulipas Superior (Blair, 2000)

A finales del Cenomaniano y principios del Turoniano un pulso transgresivo originé un incremento
del nivel del mar por lo que se ahogo gran parte de la Plataforma de Tuxpan y permitié el depésito
de calizas arcilloso-carbonosas y lutitas calcareas de la Formacién Agua Nueva. En la parte final del
Cretdacico la mayor parte de la cuenca prevalecié el depdsito de calizas bentoniticas y lutitas de

ambiente de cuenca, correspondientes a las Formaciones Agua Nueva, San Felipe y Méndez.

Durante el Paleoceno se tuvo un cambio muy fuerte en la sedimentacidon de rocas calcareas de
aguas profundas a sedimentos terrigenos, como consecuencia de la deformacién y plegamiento
del Cinturdn Plegado de la Sierra Madre Oriental y el basculamiento al oriente de la Plataforma de
Tuxpan, lo que provocé la formacion de la Cuenca de Chicontepec donde ocurrid la depositacion
de una secuencia tectonoestratigrafica tipica de antefosa donde se depositan gruesas secuencias
constituidas por areniscas y lutitas de tipo turbiditico que se acufiaban hacia el oriente contra la

Plataforma de Tuxpan, que hasta el Eoceno medio estuvo actuando como una barrera
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paleotopografica. Dicha tectonosecuencia estd conformada por las unidades litoestratigraficas:

Velasco, Chicontepec Inferior, Chicontepec Medio y Chicontepec Superior (Blair, 2000).

Durante estas épocas, se produce un incremento en la depositacion de sedimentos turbiditicos y
se incrementa la formacion de cafiones submarinos con sus correspondientes abanicos
submarinos. Este importante aporte de volimenes de sedimentacion se relaciona con el descenso
del nivel del mar y el levantamiento de la porcion occidental de la cuenca favoreciendo la
transferencia de material terrigeno por los cafiones submarinos. Los flujos de algunos de estos
sistemas de canales llegaron a chocar con el borde occidental de un elemento topografico alto
que formaba la Plataforma de Tuxpan desvidandose hacia el sur formando complejos de I6bulos y
de canales orientados NW-SE, constituyendo el denominado Paleocafién Chicontepec (Fig. 2.3). De
manera contempordnea hubo aportes desde occidente, procedoentes de la Sierra Madre Oriental

y del oriente, procedentes de la Paleo-Plataforma de Tuxpan.
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Fig. 2.3 Modelo sedimentario que muestra la evolucién del Paleocafidn de Chicontepec (Blair, 2000).

2.2 Estratigrafia.

La columna estratigrafica completa del subsuelo de la Cuenca de Chicontepec se compone de 20
formaciones geoldgicas, las cuales son 3 del periodo Jurasico (Formaciones Taman, Pimienta, San
Andrés), 7 del Cretacico (Formaciones Tamaulipas Inferior, El Abra, Tamaulipas Superior, Tamabra,

Agua Nueva, San Felipe, Méndez) y 10 del Cenozoico (Formaciones Velazco, Grupo Chicontepec,
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Aragoén, Guayabal, Tantoyuca, Chapopote, Alazan, Horcones, Palma Real Inferior y Palma Real
Superior) que representan la estratigrafia de la cuenca; aunque especificamente, la Cuenca de

Chicontepec se rellend de la secuencia del Grupo Chicontepec y la Formacion Aragdn (Fig. 2.4).
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A continuacion se describen las caracteristicas generales de cada formacién de la columna

estratigrafica de la Cuenca de Chicontepec relacionadas con el sistema petrolero:
2.2.1 Periodo Jurasico.

Formacion Taman. Es una secuencia bien estratificadas de calizas microcristalinas de color negro,
de grano fino con estratos de 40 a 50 cm de espesor, con intercalaciones de lutita negra de 10 a

15 cm de espesor con tonos rojizos por intemperismo (Nava, 2001).
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Formacion San Andrés. Estd representada por grainstone de oolitas, peletoides, bioclastos e
intracldstos. Campa en 1970, la describe como calcarenitas porosas, con cambio de facies de

calizas micriticas a calizas calcareniticas, en lentes o franjas.

Formacion Pimienta. Se compone de una secuencia de calizas de color gris oscuro en capas
delgadas con bandas de pedernal, también cuenta con calizas mudstone-wackestone y calizas
arcillosas de color negro a gris oscuro intercaladas con capas delgadas de lutitas calcareas y lutitas
laminares negras, con abundante materia orgdanica; contiene lentes de pedernal negro (Nava,

2001).

2.2.2 Periodo Cretacico.

Formacion Tamaulipas Inferior. Se compone de calizas wackestone y mudstone de color gris y
gris oscuro con microfdsiles plancténicos; incluye lentes y bandas de pedernal gris oscuro a negro,
ademds presenta intercalaciones de lutitas negras laminares con un espesor promedio de 400 m
.En su parte basal contiene grainstone calcarenitico con oolitas, bioclastos y peletoides, seguidos
por un wackestone con horizontes bentoniticos, después se compone de wackestone grueso con

oolitas, de color gris y diseminaciones de hematita.

Formacion El Abra. Es una secuencia compleja de facies de plataforma, en la que se tienen
depdsitos de post-arrecife de laguna interna y de arrecife; en su facie lagunar se compone de una
seccion de mudstone a packstone de milidlidos y bioclastos, color gris claro, con dolomias y

evaporitas (Nava, 2001).

Formacion Tamaulipas Superior. Consiste en calizas con un espesor de 60 a 400 m, de tipo
mudstone a wackestone gris claro y café oscuro, con lineas estiloliticas; contiene bandas y lentes
de pedernal y nédulos de hematita, con intercalaciones de lutitas, margas y delgados horizontes
de tobas, ademds abundante disolucidn. Hacia la base contiene intercalaciones de estratos

delgados de bentonita de color claro, verde y gris.

Formacion Tamabra. Se constituye de rocas derivadas de organismos arrecifales, moluscos y
rudistas; consisten de brechas intraformacionales con fragmentos de packstone y grainstone,

mudstone de foraminiferos y dolomias microcristalinas.
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Formacion Agua Nueva. Consiste de una alternancia de mudstone, wackestone con nddulos y
bandas de pedernal; contiene intercalaciones de lutitas carbonosas y cuerpos de margas
benténiticas. Los estratos son delgados y medios en la base y laminares en la parte media y
superior. Incluyen mudstone y calizas arcillosas, biégenas y bandeadas, wackestone gris claro con

nddulos y bandas de pedernal negro.

Formacion San Felipe. Consiste de mudstone y wackestone bentoniticos, con escasos nédulos de

pedernal; alterna con capas de lutitas color gris claro a gris verdoso, con material glauconitico.

Formacion Méndez. Se compone de una secuencia de lutitas y margas de color gris y gris verdoso
con espesores de 100 a 1000 m, que llegan a alternar con capas de bentonita blanca; incluyen

calizas arcillosas de color gris, lutitas en parte bentoniticas en capas delgadas (Nava, 2001).

2.2.3 Periodo Terciario.

Formacion Velasco. Se compone de lutitas de color gris, verde, algunas capas son calcdreas y otras
se componen de bentonita verde, con interestratificaciones de areniscas calcdreas en capas
delgadas. Hacia la parte sur consiste de margas de color gris, gris-verde, con capas muy delgadas

de bentonita, cenizas y arenas.

Grupo Chicontepec. Grupo estratigrafico ubicado al sureste de San Luis Potosi hasta Teziutlan
Puebla, paralelo a la Sierra Madre Oriental. Nuttall dividié al Grupo Chicontepec en tres miembros:
Chicontepec Inferior, Medio y Superior debido a su buena diferenciaciéon que se puede hacer con
sismica y con micropaleontologia (Contreras, 1979). El Grupo Chicontepec, el cual sobreyace
concordantemente con la Formacién Méndez y subyacen a las secuencias arcillosas de las
formaciones Guayabal y/oAragdn, se compone de una alternancia de areniscas arcillosas con
limolitas y lutitas, de color gris verdosas con estratificacién ritmica e intercalaciones delgadas de

margas arenosas de color gris oscuro.

e Formacion Chicontepec Inferior. Consiste principalmente de lutitas suaves, grises,
ligeramente arenosas con tonos verdosos y pardos, con contenidos moderados de
bentonita blanca y verde, intercaladas con areniscas arcillosas grises de grano fino (Pérez,

1990).
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e Formacién Chicontepec Medio. Se compone de lutitas compactas, masivas, color gris, sin
estratificacion visible y con laminas de areniscas calcdreas. En algunas partes se caracteriza
por la presencia de fragmentos de caliza formando areniscas conglomeraticas, alternadas
con areniscas oscuras de grano fino a medio, compactas y con restos de plantas (Nava,
2001).

e Formacidén Chicontepec Superior. Consiste de lutitas calcareas de color gris claro a oscuro
con 400 m de espesor promedio, de grano fino a medio con ligera impregnacion de aceite
residual en varias localidades. Contiene escasos horizontes de areniscas de color pardo
oscuro, gris verdoso y verde oscuro, también con impregnaciones de aceite residual

(Aleman, 1980).

Formacion Aragén. Consiste de lutitas de color gris claro, gris oscuro y verdoso, con espesores de
80 a 325 m, se distingue por presentar estratificacion marcada por laminacién causada por

intercalaciones de bentonita (Nava, 2001).

Formacion Guayabal. Consiste de lutitas de color gris azul; con intercalaciones de areniscas de
grano fino, a veces calcdreas; localmente contiene ndédulos de siderita caracteristicos de esta
formacion. En la parte sur se compone de conglomerados lenticulares con fragmentos de calizas
del Cretacico, asi como margas color verde olivo de estructura nodular, con intercalaciones de

lutitas plasticas de color verde a café ligeramente arenosas.

Formacion Tantoyuca. Se constituye por una secuencia arenoso-conglomeratica, areniscas y
conglomerados arenosos de grano grueso que varia a fino, con cementante calcadreo y algunas
intercalaciones de lutita arenosa de color gris a gris oscuro; presenta también algunos
conglomerados y brechas con fragmentos de calizas de diferentes colores, asi como fragmentos de

pedernal negro y areniscas, probablemente provenientes de la erosién del Grupo Chicontepec.

Formacion Chapopote. En la base se compone de lutitas calcareas verdes que intemperizan a
amarillo, plasticas y arenosas; contiene también algunas capas delgadas de areniscas de grano fino
con horizontes de lutitas, en algunas localidades presenta areniscas conglomeraticas con
intercalaciones de lutitas grises y algunas capas de bentonita. El espesor varia de 80 hasta 800

metros (Nava, 2001).
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Formacion Alazan. Esta formacion consiste en una serie de margas y lutitas de color gris a azul
oscuro con espesores de 60 a 930 m, que intemperizan a color gris rojizo con intercalaciones de

capas delgadas de areniscas.

Formacion Horcones. Se compone de lutitas gris claro y gris oscuro, calcareas con intercalaciones
de areniscas de cuarzo finas y algunos estratos de conglomerados calcdreos, en capas de 10 a 15
centimetros de espesor, con intercalaciones de ceniza volcanica; también se encuentran
conglomerados heterogéneos con fragmentos redondeados de calizas y dolomitas, con pedernal

negro y en menor proporcién fragmentos de rocas igneas y areniscas calcareas.

Palma Real Inferior. Se constituye por lutitas calcareas de color amarillo café, intemperizadas vy
guebradizas, laminares y nodulares con intercalaciones de areniscas en capas delgadas de grano

fino.

Palma Real Superior. Se conforma de lutitas grises, arenosas, bentoniticas, con intercalaciones de
areniscas de cuarzo de grano fino, con cuerpos lenticulares de calizas coralinas con abundantes
orbitoides; contiene un horizonte de areniscas de cuarzo, de grano fino a medio; también se

encuentran conglomerados al noroeste de Poza Rica (Nava, 2001).

2.3 Evolucidn Geoldgica Regional.

Los eventos geolégicos que afectaron la Provincia Tampico-Misantla estdn relacionados con los
eventos orogénicos ocurridos en la placa Norteamericana hace 800-1100 Ma en el Precdmbrico
Tardio, cuando se depositaron desde el Cambrico hasta el Devdnico, sedimentos en las cuencas
sedimentarias, posteriormente sufrieron deformaciones, intrusiones y cambios de alta presién y
temperatura originados por la Orogenia Taconiana. Posteriormente durante el Carbonifero y el
Pérmico se realizo la sedimentacién de la plataforma cldstica y carbonatada, que evoluciond a

ambiente de aguas profundas.

Posteriormente, otro proceso orogénico afectd a las unidades estratigraficas de la placa
Norteamericana, originados por la Orogenia Apalachiana-Ouachita-Marathon generando esquistos
de la regién de Tampico-Misantla, Teziutlan -Acatlan en Puebla y de Nochistlan en Oaxaca. Se
produjo actividad intrusiva Permo-Tridsica para cerrar el ciclo de formacién de la Pangea. En el

Mesozoico, en el periodo Tridsico inicié la formacion de fallas normales que originaron fosas
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tectdnicas que fueron rellenadas por material clastico continental, principalmente de la Formacion
Huizachal. Al momento de la fragmentacion de la masa continental se generaron las cuencas
intracontinentales donde se depositaron conglomerados, areniscas, lutitas y limolitas; al mismo
tiempo se emplazaron lavas, diques y mantos de composicién basdltica y andesitica; las
localidades con rocas de origen continental del Tridsico se encontraron en los Anticlinales de
Huizachal-Peregrina y Huayacocotla, en el subsuelo de la regién de Tampico-Misantla y en el area
del macizo de Teziutldan. Las rocas triasicas del Anticlinal de Huayacocotla sobreyacen
discordantemente a las rocas pérmicas deformadas y erosionadas, mientras que en el Macizo de
Teziutldan estdn sobre granitos erosionados del Paleozoico Tardio e interestratificadas con

derrames lavicos, principalmente andesiticos (Nava, 2001).

Durante el Jurasico Temprano se generd la Formacién Huayacocotla producto de una transgresion
marina proveniente del pacifico, lo que favorecid el depdsito de lutitas y areniscas de ambiente
marino somero y transicional de la Formacidon Huayacocotla. Posteriormente las formacidénes
Huayacocotla y Huizachal sufrieron plegamiento y emersién, quedando toda el drea expuesta
durante el Jurdsico Medio, propiciando depdsitos de rocas continentales correspondientes a la
formacion Cahuasas, también de ambiente continental fluvial, formado por areniscas, lutitas y

conglomerados acumulados en abanicos aluviales, canales, barras y planicies de inundacién.

A partir de la parte final del Jurasico Medio se llevd a cabo una invasién marina asociada a la
apertura del Paleo Golfo de México, desarrolldndose en un sistema de archipiélagos en cuyos
margenes durante el Kimmeridgiano se depositaron oolitas de alta energia que constituyen a las
calcarenitas de la Formacién Tepexic y que a su vez son las rocas almacenadoras mds antiguas de
la Provincia Tampico Misantla. La transgresidon continud durante el Tithoniano hasta que se
deposito la Formacién Pimienta, constituida por lutitas y carbonatos arcillosos con pedernal. En el
area norte donde existian ambientes de alta energia se depositd la Formacidon La Casita,
constituida por areniscas y lutitas obscuras. Al final del Jurasico continuo la sedimentacién de
arcillas calcareas en las formaciones Santiago, Taman y Pimienta, las que consitituyen excelentes

rocas generadoras.

Posteriormente se desarrollaron las plataformas carbonatadas y areas con aguas profundas en el
Cretacico con lo que se depositaron los sedimentos de las formaciones Tamaulipas Inferior,
Otates, Tamaulipas Superior, El Abra y Tamabra. Durante el Aptiano-Albiano-Cenomaniano se

formaron los arrecifes al margen de la Plataforma de Tuxpan (Formacién El Abra) y en aguas
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profundas se depositaron calizas con pedernal, correspondientes a la Formacién Tamaulipas

Inferior y Superior.

En el talud de la plataforma de Tuxpan se depositaron calizas clasticas, provenientes de la
denudaciéon de las Plataformas carbonatadas que dieron origen a la Formacién Tamabra
constituida por brechas calcdreas; los fragmentados carbonatados se acumularon al pie del talud

durante el mismo Albiano-Cenomaniano.

Durante el Cretacico Tardio inici6 el levantamiento de la Sierra Madre Oriental y comenzd la
acumulaciéon de terrigenos finos intercalados con carbonatos y como consecuencia de este
material se originaron la Formacidn Soyatal y las formaciones calcéreo-arcillosas Agua Nueva, San
Felipe y Méndez, al oriente. La regién continlo sujeta a compresion por el evento tectdnico
denominado Orogenia Laramide o Cordillerana, la cual propicié la generacién de pliegues y fallas

inversas, teniendo como resultado la estructura de la Sierra Madre Oriental (Aguayo, 1996).

En el Cretacico Tardio y en el Paledgeno se generaron las formaciones Velasco y Chicontepec, en
una cuenca sintectonica donde hubo un amplio desarrollo de canales submarinos que se
rellenaron de sedimentos arcillo-arenosos de tipo turbiditico y areno-arcillosos con carbonatos en

el Occidente (Aguayo, 1996).

Debido a la erosion de las rocas resultado del levantamiento de la Sierra Madre Oriental, la
secuencia Cenozoica clastica inicié su depésito en el Paleoceno; ya que entre la Plataforma de San
Luis Valles y la Plataforma de Tuxpan se originé una depresién denominada ante-fosa o Cuenca de
Chicontepec; en ella se depositdé un gran volumen de sedimentos terrigenos correspondientes a
las formaciones Chicontepec Inferior y Chicontepec Medio. La Cuenca de Chicontepec y la Cuenca
Bejuco-La Laja se desarrollaron al poniente y norte de la Provincia Tampico-Misantla
respectivamente, las cuales se rellenaron de sedimentos arcillo—arenosos de tipo turbiditico, con

abundantes canales y abanicos submarinos.

La depositacion de turbiditas se mantuvo durante el Eoceno Temprano en las formaciones
Chicontepec Superior y Velasco Superior; posteriormente en el Eoceno Medio se depositaron
arcillas de ambiente batial. En el sureste del area, la secuencia clastica de las Formaciones
Chicontepec Inferior y medio descansan discordantemente en el Jurasico Superior San Andrés; en
la parte centro y norte, subyacen al Cretacico Superior Méndez. El Paleoceno esta representado

por las formaciones Velasco, Chicontepec Inferior y Chicontepec Medio, mientras que el Eoceno
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Inferior se caracteriza por las formaciones Aragdn y Chicontepec Superior (Canal). El Eoceno
Medio por la formacion Guayabal y el Eoceno superior por las formaciones Tantoyuca y

Chapopote.

Durante el Eoceno Tardio se originaron la Formaciéon Chapopote y la Formacién Tantoyuca, en el
Oligoceno, el Mioceno, siguieron ocurriendo transgresiones y regresiones menores, propiciando el
depdsito de sedimentos areno—arcillosos y conglomerados con un espesor de hasta 8000 m en Ia
zona del depocentro. Finalmente, en el Plioceno hubo una regresion generalizada que dio como

resultado el limite la linea de costa actual.

2.4 Caracteristicas sedimentoldgicas del Campo Humapa.

Dentro del Paleocanal de Chicontepec, estratigraficamente en el Campo Humapa se distinguen
tres megasecuencias de composicién arcillo-arenosas denominadas Megasecuencias Inferior,
Media y Superior; estas son limitadas respectivamente por cuatro superficies discordantes: la
discordancia basal y las discordancias “A”, “B” y “C”; que indican periodos intermitentes vy

progradantes de sedimentacion (Fig. 2.5).

Fig. 2.5 Megasecuencias Inferior, Media 'y Superior del Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

La sedimentacidn terrigena de dichas superficies discordantes es de lutitas, debido a diferentes
eventos tectono-sedimentarios ocurridos durante el depdsito de columna estratigrafica. De
acuerdo al analisis e interpretacion de dos secciones sismicas (Fig. 2.7 Y 2.8) que muestran la

distribucidon cualitativa de la arcillosidad total, modeladas en Petrel; se observé que en el Campo
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Humapa, el Grupo Chicontepec cuenta con una columna sedimentaria maxima de
aproximadamente 1110 m.

sw thw_ _ SE

ﬁ-ﬁz CAMPO HUMAPA

S DISTRIBUCION DE ARCILLOSIDAD

Fig. 2.7 Seccion sismica NW-SE del campo Humapa donde se indica la distribucidn de arcillosidad tomada
del modelo Petrel antes de realizar el trazo adecuado de las discordancias (CNH-UNAM,2012).
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Fig. 2.8 Seccidén Sismica W-E del campo Humapa donde se indica la distribucién de cuerpos arenosos y la
posicion de las discordancias (CNH-UNAM,2012).
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Las principales fuentes de aporte de sedimentos son la Plataforma de Tuxpan al oriente y del talud
de la Cuenca de Chicontepec en la parte occidental. A continuacién se describen las

megasecuencias que se encuentran en el Campo Humapa:

2.4.1 Megasecuencia Inferior.

Se encuentra entre la discordancia basal del limite Mesozoico-Terciario y el horizonte discordante
A, la estratificacion presenta capas areno-limo-arcillosas y limo-arcillosas; sus espesores tienden a
ser uniformes alcanzando hasta 2.5 km. La sedimentacion que cubrié a la paleo-topografia
mesozoica, se depositdé en condiciones a profundidades de 1500 a 2000 metros, tendiendo a
nivelar la paleotopografia basal. Esta secuencia subyace a la unidad litoestratigrafica
correspondiente a la Megasecuencia Media. El espesor estimado para esta Megasecuencia en el
campo Humapa es de aproximadamente 350 m, tal como se observa en las secciones sismicas

anteriores.

La geometria de los cuerpos es tabular estratificada continua y laminada, en algunas partes los
cuerpos areno-limo-arcillosos son de forma lenticulares. La conectividad entre los cuerpos
arenosos puede considerarse de baja a intermedia debido al volumen masivo de arcillas. De
acuerdo al Registro de facies a nivel de pozos, los estratos son areno-arcillosos con intercalaciones
en menor proporcién. De acuerdo a la importancia econdmica, esta Megasecuencia presenta
algunos horizontes arenosos que pueden ser considerados como rocas almacenadoras, sin
embargo es importante considerar el volumen de arcillas que pueden llegan a formar un sello en

el sistema (Fig. 2.8).
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Fig. 2.8 Inter-estratificacion de sedimentos limo-arcilloso en facies de abanico distal
en la Megasecuencia Inferior.

2.4.2 Megasecuencia Media.

Ubicada entre las discordancias estratigraficas A y B, sobreyace a la Megasecuencia Inferior y
subyace a la Megasecuencia Superior. Contiene una mayor cantidad de sedimentos areno-limo-
arenosos que la secuencia anterior. La distribucion lateral es relativamente uniforme, alcanzando
una continuidad de hasta 3000 m, donde existen cuerpos tabulares continuos donde se
encuentran rocas almacenadoras que corresponden a zonas de importancia petrolera. El espesor

aproximado de esta secuencia es de 330 m.

El aporte de sedimentos en esta secuencia es en direccién NW-SE y W-E y los depdsitos presentan
una serie de deslizamientos intraformacionales, por lo que se pierde la continuidad de algunas

capas (Fig.2.9).
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La geometria de los horizontes sedimentarios es en forma lenticular continua con presencia de
plegamientos y deslizamientos locales. La conectividad entre los cuerpos areno-limosos es de
intermedia a alta presentando intercalaciones irregulares en dichos cuerpos.

De acuerdo a la importancia econémica petrolera, esta secuencia estratigrafica es la que presenta
mayor numero de cuerpos lenticulares que se pueden considerados como rocas almacenadoras
con potencial productor, por lo que es una unidad de interés econémico-petrolero; sin embargo,
hay que tener en cuenta que existe una fuerte cementacidon de cuerpos arenosos por calcita,
haciendo que los pozos sean de baja productividad, obteniendo un rango de gastos de produccion
de entre 7 a 128 bpd. Los pozos en promedio producen poco menos de 30 bpd. El rango de

espesores de los horizontes arenosos varia de entre los 7 a los 64 m.

2.4.3 Megasecuencia Superior.

Esta unidad arcillo-arenosa que subyace discordantemente a la columna estratigrafica del Eoceno
Inferior y sobreyace a la Megasecuencia media; es mas arcillosa que las megasecuencias
anteriores. Tiene un espesor aproximado de 430 m y esta constituida por una serie de depdsitos
arcillo-arenosos de tipo monticular masivo producto de deformaciones intraformacionales en
direccion W-E.

Los cuerpos areno-limosos son estratiformes, interestratificados con horizontes lenticulares
arenosos, de tamafio grueso a masivo. Presenta deslizamientos y derrumbes locales,
progradantes, sobre facies de abanicos distales. Existe una baja conectividad de cuerpos arenosos

debido a la alta presencia de arcilla. La matriz arcillosa de los cuerpos arenosos presenta
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cementacién por calcita. Dentro de la importancia econdmica petrolera, esta secuencia es la que
menos horizontes arenosos contiene; sin embargo, existen algunos cuerpos lenticulares de

interés.

2.5 Caracteristicas Estructurales del Campo Humapa

En el campo Humapa se pueden encontrar tres estilos de deformacidn: una que corresponde con
deformacién intraformacional producto de la sedimentacion, el segundo corresponde con
plegamientos originados por la Orogenia Laramidica y un tercer sistema que corresponde con

fallas de desplazamiento lateral con fracturas originadas por deformacion por cizalla.

Deformacidn intraformacional. Consiste en la formacion de pliegues y fallas locales generadas por
fuerzas gravitacionales en los bordes del talud, posteriormente continua el acarreo de sedimentos,

por lo que se rompen y forman fallas inversas locales con direccion a los pliegues.

Plegamiento laramidico. De acuerdo al andlisis de las secciones sismicas del campo Humapa, se
puede ver la presencia de pliegues abiertos y suaves (Fig.2.10), donde se aprecia que las capas de
las secuencias estratigraficas mesozoicas tienden a ser semihorizontales a forma que se alejan de

la Sierra Madre Oriental.

Campo Humapa
Seccion NW-SE

Fig. 2.10 Seccion NW-SE del campo Humapa donde se pueden observar en el recuadro inferior izquierdo los
pliegues suaves del Mesozoico. Las flechas rojas indican los pozos improductivos de la seccion (CNH-UNAM,
2012).
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El esfuerzo principal de deformacion provenia del SW y corria hacia el NE por lo que los pliegues
tienen direccién NW-SE y sus planos axiales en direccidn hacia el NE. Los pliegues formados en la
secuencia del Mesozoico y la base del Terciario son resultado del choque de las placas Farallon y

Norte-Americana durante el Cretacico.

Sistema de fallas laterales y fracturas asociadas. Existe una serie de fallas dextrales, las cuales
presentan un fallamiento inverso que acusan un sistema transpresivo que originé un sistema de

flor positiva (Fig. 2.11).

Seccion NW-SE
Sistema de Fallas laterales

Campo Humapa

Fig. 2.12 Sistema de Fallas laterales que afectan toda la secuencia estratigrafica del Campo Humapa (CNH-
UNAM,2012).

Las direcciones del par conjugado de fallas laterales son: a) N35°W 90° y b) N45°E 90°(Fig.2.13). La
direccion de los esfuerzos principales de falla es N 10°E, en posicién horizontal. Tambien existe un
sistema de fracturas asociadas a las fallas, que tienen la misma direccion y estas representan las

principales rutas de migracion del sistema petrolero.
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Fig. 2.13 Modelado en 3D del sistema conjugado de fallas laterales en Petrel (CNH-UNAM, 2012).
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3. SISTEMA PETROLERO.

El sistema petrolero es un sistema natural que incluye todos los elementos y procesos necesarios
para que un yacimiento de aceite o gas exista en la naturaleza. De acuerdo a PEMEX, en México se
tienen 16 sistemas petroleros (Fig. 3.1), siendo el area de Chicontepec, una de los mas
importantes del pais, ya que pertenece a la secuencia sedimentaria cretdcica-paleégena y cuenta

con rocas generadoras del Jurasico Inferior-Medio y Jurasico Superior Tithoniano.

SISTEMAS PETROLEROS

Il 1 Jurssico Infeno-Medio-Jurasico Medio ()

& Tiwanions- Turenians {1)
[ & TuwunianoTurcelans )
Bl 10apdiona-Atbiano ()
- 11 Creldcico Superior-Crati cion Suparior (-}
Wl 20tano-Agtano ()

Il 13 Peletganc Pakagens it

Wl 2 osiardgians - Oxerdiana {1}

[E0 3 Tihonisne-timmerkdglanc-Creticio-Petsdgenc-Nstgena (1)
B+ TiiheniancKimmeridgiancCrebicic

- £ Cretdcics Infarior-Cretacics Modic-Suponor (-]

=

T 4B M A di it Bl )

14 Mk ansariorMi dic-Bupsriar-Plk o)
[ & cratacico MegioGratacica Madl-Suparicr (1}

Il 7 cretacico Infarior-Cretaeicg Medic-Supsor (7)
18 Mincono suparior-Miecano suparics-Plicoenn(l)

Fig.3.1 Sistemas Petroleros en México.

El sistema petrolero de Chicontepec presenta una geologia compleja, una deformacién estructural
asociada a fallas laterales, las trampas son de tipo estratigraficos y mixtos asociadas a cuerpos
lenticulares de areniscas, en algunos casos cortados por fallas. El paleocanal de Chicontepec
contiene reservas probadas significativas muy importantes para el pais.

Las partes del sistema petrolero son las siguientes: roca generadora, roca almacenadora, roca
sello, ruta de migracién, maduracién, tipo de fluido, presién y trampa, dichos subsistemas se

deben relacionar en tiempo y espacio (sincronia) para que se forme una acumulacién natural de
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hidrocarburos en la corteza terrestre, misma que debe ser susceptible de explotarse con

rendimiento econdmico (Fig. 3.2).

Trampa
(acumulacion Hcs.)

Roca | Roca Roca Aceite | Gas
generadora almacén sello

Fig. 3.2 Esquema tipico de un sistema Petrolero (Guzman, 2001).

3.1 Roca Generadora.

Las rocas generadoras son secuencias sedimentarias que permiten la conservacién temporal y la

transformacion de materia organica en hidrocarburos.
La generacién de Hidrocarburos puede ocurrir de dos formas:

e Hidrocarburo biogénico. Cuando el petréleo se forma directamente en la diagénesis, en la
cual la materia organica se deposita y mas tarde sufre una alteracion quimica, fisica y
biolégica ante un aumento en la temperatura; ésta tiene un valor menor de 50 °C
aproximadamente. Durante la diagénesis ocurre la transformacién de grasas, proteinas y
carbohidratos derivados de los organismos principalmente marinos, a kerégeno, El contenido
de carbdn orgdnico de los sedimentos transformados en roca varia de 0.5 a 5%.

e Hidrocarburo catagenico. Cuando se forma el bitumen a través del rompimiento termal o
cracking, se incrementa el gradiente geotérmico de la materia organica y se producen altas
temperaturas y presiones que van de los 50 a los 200 °C y de 300 a 1500 bares
respectivamente. Al proceso en el cual se forman los hidrocarburos liquidos se le llama

catagénesis. Cuando las temperaturas van de los 200 a los 250 °C se forma gas metano;
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cuando las temperaturas son mayores a 250 °C la materia prima se metamorfiza y se genera el

grafito.

Las rocas generadoras del campo Humapa corresponden al Jurasico Superior, y estan
representadas por lutitas carbonosas de ambiente transicional marino-lacustre de las formaciones
Santiago, Taman y Pimienta; en todas ellas se tiene una alta concentracidon de materia organica. El
espesor de los sedimentos que cubren las rocas generadoras es de hasta 1700 m, los cuales
favorecieron la maduracion térmica. La materia organica es leflosa y amorfa procedente del
plancton, también hay rocas precursoras de aceite ligero y gas. A continuacién se describen las

secuencias generadoras del campo Humapa:

e La Formaciéon Santiago contiene lutitas carbonatadas, microlaminadas, limo-arcillosas, calizas
arcillo-piritizadas y horizontes de nédulos calcdreos; con espesores arcillosas que varian desde
los 10 a 755 m. Los organismos son bivalvos y cefalépodos del Oxfordiano. El contenido de
Carbodn Organico Total (COT) varia de 0.5-6.3 %, la temperatura maxima de descomposicién de
la materia organica varia de 425-525°Cy el kerégeno es del tipo Il, el cual corresponde a fases
maduras que generan aceite y gas. Los biomarcadores indican un ambiente marino salobre
subdxico arcilloso.

e La formacién Taman, contiene mudstone y calizas arcillosas con espesores maximos de hasta
998 m, el contenido de Carbén Orgdnico Total (COT) de 0.1-5.4%, las temperaturas maximas
de descomposiciéon de la materia organica varia de 421 a 527°C. Los organismos del que
procede son esponjas, pelecipodos, radiolarios y equinodermos del Kimmeridgiano. Los
biomarcadores indican un ambiente marino salino anéxico carbonatado.

e La formacidn Pimienta estd compuesta de mudstone y calizas arcillosas con ligeras
intercalaciones de lutita, bentonita y pedernal con espesores maximos de hasta 485m. El
porcentaje de Carbdn Organico Total (COT) es de 0.2-6.5%, la temperatura maxima de
descomposicion de la materia organica varia de 412-476°C. La fauna estd compuesta por
Calpionella sp, Fibrosphaera sp y Globochaete del Tithoniano., el kerégeno es del tipo | y II.
Los biomarcadores indican un ambiente marino salino andxico carbonatado arcilloso (PEMEX,

2005).
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3.2 Roca Almacenadora.

Son aquellas rocas que debido a sus propiedades de porosidad y permeabilidad, permiten el flujo y
el almacenamiento de los hidrocarburos, deben tener continuidad lateral y vertical. La roca
almacenadora debe ser porosa y debe disponer de suficientes espacios para almacenar un
volumen considerable de hidrocarburos; asi como también debe ser permeable, es decir, que los
poros estén interconectados para que fluyan facilmente los hidrocarburos a través de ella.

Las rocas almacén del campo Humapa son areniscas (litarenitas feldespaticas) de grano fino,
medio a grueso con porciones de aspecto conglomeratico con fragmentos de calizas del
Paleoceno-Eoceno Inferior de la Formacién Chicontepec Superior, originadas por sistemas de
depdsitos turbiditicos ciclicos de abanicos submarinos, asi como por acumulaciones en rocas del
Paleoceno Superior y Eoceno Superior. La formaciéon Aragdn es igualmente almacenadora y su

sello son sus horizontes arcillosos.

De acuerdo al analisis sismico de la seccion NW-SE, entre la base del Terciario y la discordancia A
existe un area aproximada de 46 750 000 m?, de los cuales 10 935 000 m?* (23%) del area tiene la
probabilidad de contener arenas y podrian constituir potenciales rocas almacenadoras. Entre la
discordancia Ay la discordancia B existe un area aproximada de 35 000 000 m?, de los cuales 8 980
000 m” (26%) tiene probabilidad de ser rocas almacenadoras. Finalmente entre las discordancias B
y C se tiene un 11% de probabilidad de tener horizontes productores, de un total de drea de 36

760 000 m? (Fig. 3.3).

Potenciales Productores

4

Discordancia A- [ Discordancia B-
Dlscordancla B Discordancia C

™ Base del Terciario-
Discordancia A

Fig. 3.3 Grafico donde se muestran los porcentajes de los horizontes con potencial productor ubicados entre
las 4 discordancia de la columna estratigrafica del campo Humapa. Los porcentajes en menor proporcion
representan el drea de arenas que podrian constituir rocas almacenadoras (CNH-UNAM, 2012).
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3.3 Roca Sello.

Son rocas que por su escasa permeabilidad o por contener poros de tamafio subcapilar, no
permiten el paso del petrdleo, sirviendo como cierre, impidiendo el desplazamiento del gas y/o

aceite.

El campo Humapa presenta un sello intraformacional que corresponde a lutitas con
intercalaciones de areniscas de grano fino, las cuales estan bien cementadas y forman parte del
Grupo Chicontepec localizado por encima de la erosién regional del Eoceno Temprano; hacia al

sureste las rocas sello son los horizontes arcillosos de la formacién Guayabal.

3.4 Trampa.

Es el arreglo geoldgico que permite la acumulacion de aceite y se conserve de manera natural
durante un cierto periodo de tiempo. En el drea de Chicontepec las trampas son de tipo
estratigraficos y mixto, las primeras estan asociadas a variaciones de permeabilidad, superficies de

erosion, rellenos de canal, barras de areniscas y acufiamientos.

En el campo Humapa, encontramos trampas estratigraficas y de tipo combinado asociadas a los
bloques dislocados por fallas laterales y a la ocurrencia de paleocanales en el subsuelo; en algunos
casos la geometria del depdsito se debe a la superposicién de abanicos submarinos y superficies
de erosién dentro del paleocanal. Los cuerpos lenticulares de areniscas y el arreglo estructural de

las secuencias constituyen trampas combinadas.

Tambien se tienen trampas por variacion de permeabilidad, las cuales corresponden con lébulos,
rellenos de canal y zonas de desborde que estan aisladas por secuencias impermeables tanto
verticales como laterales; se deben a las anomalias en la estratificacion de los sedimentos al

momento de la sedimentacion.

Existen algunas trampas estructurales por debajo del Grupo Chicontepec, en la Formacion
Tamabra, las cuales presentan deformaciones que originan pliegues anticlinales suaves. Este tipo
de trampas son localizables mediante estudios sismicos, por debajo del Paleocanal de

Chicontepec.
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El modelo de entrampamiento del campo donde no hay fallas, estd formado por trampas
estratigraficas con variacion de permeabilidad, las cuales corresponden a lutitas y areniscas de
grano fino que limitan los horizontes arenosos donde se ubican las acumulaciones comerciales de

hidrocarburos (Fig. 3.4).

Fig. 3.4 Modelo de entrampamiento del area de Chicontepec.

3.5 Migraciodn.

La migracidn es el movimiento de los hidrocarburos a través de los poros o discontinuidades de la
roca en el interior de las capas de roca. Cuando la roca generadora es capaz de almacenar parte
los hidrocarburos dentro de la misma roca después de la diagénesis o catagénesis, se dice que
ocurre la migracién primaria. La migracién secundaria ocurre en rocas con mayor porosidad y
permeabilidad en trayectos mas largos, cuando las rutas de migracion son fallas, fracturas o
superficies de estratificacion o discordancias que conectan distintos tipos de cuerpos rocosos en

direcciones laterales o verticales.

La migracion de la cuenca de Chicontepec se dio desde el Jurasico Superior hasta las secuencias
del Paleoceno-Eoceno principalmente en una sola direccion a través de las zonas de fallas y
fracturas asociadas (Fig. 3.5). Es importante considerar el efecto de la Orogenia Laramidica la que
causé el levantamiento del borde occidental de la Plataforma de Tuxpan, provocando la erosién e
infiltracion de aguas oxigenadas en las rocas carbonatadas del Cretdcico y Jurdsico. Las bacterias
contenidas en el agua filtrada provocaron la degradacion de los hidrocarburos, lo que contribuyd a
la migracién de hidrocarburos en sentido vertical ascendente hacia las rocas de mayor porosidad
(almacenadoras) como lo son los estratos arenosos lenticulares del Grupo Chicontepec o de la

Formacion Aragén del Eoceno Inferior. El reacomodo isostatico y los cambios del nivel del mar
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favorecieron la erosién marina, continuando con la expulsién y migracién, y el relleno de las
trampas estratigraficas y estructurales de la cuenca. Finalmente los esfuerzos de sepultamiento y
degradacién térmica generados por el peso de la columna litostatica favorecieron el movimiento
de las ventanas de gas hacia zonas de mayor estabilidad y menor presiéon. La principal ruta de
migracion son las fallas laterales, verticales y los sistemas de fracturas asociadas, las que permiten
la comunicacién desde las o almacenadoras de la Fora generadora con las rocas almacenadoras de
la Formacion Tamabra y del Grupo Chicontepec. Es importante sefialar que los pozos perforados

en la zona de falla son improductivos.

~ Seccion NW-NE | =

Fig. 3.5 Fallas laterales y fracturas asociadas como medio de migracion del Campo Humapa (CNH-UNAM,
2012).

3.6 Sincronia

La sincronia es la relacién precisa en espacio y tiempo de todos los elementos que conforman el
sistema petrolero, para que sea posible la generacidon y entrampamiento de los hidrocarburos
susceptibles a ser explotados econdmicamente. En la figura 3.6 se describe la relacidn de tiempo

geoldgico con los eventos geoldgicos de la Cuenca de Chicontepec.
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Fig. 3.6 Sincronia de la Cuenca de Chicontepec (PEMEX, 2005).

Como se puede ver en la figura sobre la sincronia (Fig. 3.6), todas las variantes del sistema
petrolero interactian en el Paleoceno hace 60 Ma, sin embargo el momento critico donde se
relacionan todos los elementos en tiempo y espacio es durante el Oligoceno a finales del Nedgeno,

periodo en el cual continud la migracidon y acumulacién de hidrocarburos.

3.7 Plays Productores de la Cuenca de Chicontepec

Los plays son areas geograficas con potencial petrolero donde se encuentran las acumulaciones de
hidrocarburos, las cuales son similares en cuanto a generacién, acumulacién, trampa, maduracion,
migracién, y almacenamiento. De otra forma, el “play” se define como un conjunto de
prospecciones no perforadas y de yacimientos conocidos de petréleo, que en principio se creen
comparten un almacén comun, un sello regional y un sistema de carga de petréleo. El area
geografica donde se aplica el modelo se llama “play fairway”. Un play se considera probado si se
conocen las acumulaciones de petréleo en el area, como resultado de la combinacién de factores

que definen al play; un “play working” se refiere a areas sujetas a investigacion.

En Chicontepec se tienen definidos tres plays productores: Play Chicontepec de edad Paleoceno-
Eoceno Inferior, Play Chicontepec Canal de edad Eoceno Inferior-Tardio y Play Tantoyuca de edad
Eoceno Superior (Fig. 3.7). A continuacion se describen los plays regionales que forman parte de la

Cuenca de Chicontepec.
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Fig. 3.7 Plays productores de la cuenca de Chicontepec.

Play Tantoyuca (Eoceno Tardio). Es una secuencia sedimentaria que se compone de
conglomerados, areniscas, limolitas y lutitas depositadas en un ambiente de neritico a
batial a través de de deltas y canales submarinos de diferentes profundidades. Las rocas
almacenadoras son areniscas que tienen espesores de 12 a 18 m, la porosidad es
intergranular. La roca sello son las lutitas de la Formacién Palma Real. Debido a la
complejidad de su geologia, las trampas en su mayoria son estratigraficas, aunque existen
algunas combinadas.

Play Chicontepec Canal (Eoceno Inferior Tardio). Este play se ubica al sureste de la cuenca
de Chicontepec en donde se ponen en contacto las discordancias de las rocas del Jurasico
Superior y las del Eoceno Inferior de la Formacidon Chicontepec. El depdsito de
aproximadamente 1000 m de espesor, se origind a partir de un evento erosivo de gran
magnitud que relleno el paleocanal donde se depositaron una gran secuencia de
sedimentos turbiditicos de ambiente neritico batial

Play Chicontepec Paleoceno-Eoceno Inferior. Este play se ubica en la parte occidental de la
cuenca y se conforma de sedimentos marinos, turbiditicos de ambientes neritico externo y
batial depositados en forma de abanicos submarinos en forma de I6bulos rellenos de canal
y zonas de desborde. El espesor de los sedimentos terrigenos distribuidos de manera
irregular rebasan los 1700 m, las arenas constituyen la roca almacén vy las lutitas
constituyen la roca sello.

Play Cretdcico-Medio. Este play se ubica en la Formacién Tamabra, donde se mezclan

calizas de la Formacion Tamaulipas superior con los componentes calcareos de aguas
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someras de la Caliza El Abra (Heim, 1940). La Formacidn Tamabra contiene intercalaciones
de algunos metros de espesor de mudstone y wackstone en capas delgadas, medias,
laminadas de color gris obscuro, las cuales contienen pequeios lentes nédulos y delgadas
capas de pedernal. Los componentes de las secuencias calciareas son foraminiferos
plancténicos, pequefios bioclastos y calciferas contenidos en una matriz micritica. La
distribucion de estas brechas calcareas no demuestran un arreglo determinado, presentan
variaciones laterales bien marcadas ya que aunque la estratificacion en afloramiento
aparece horizontal paralela, su distribucidon lateral sugiere una geometria lenticular

(Lépez-Doncel, 2003).

3.7.1 Andlisis de Plays en el Campo Humapa

Para estudiar los plays o zonas con potencial petrolero del campo Humapa se realizaron estudios
geofisicos, en los cuales se trazaron 3 lineas sobre el drea de estudio para interpretar los

horizontes sismicos de interés y la extraccion de atributos sismicos (Fig. 3.8).

1 NW-SE

Fig. 3.8 Lineas sismicas trazadas dentro del Campo Humapa (CNH-UNAM,2012).

Se analizaron los registros de rayos gamma y resistividad a los pozos ubicados en la linea 1 que va
de NE-SW y de NW-SE. De acuerdo a la interpretacion de la figura 3.9 donde se muestran los
registros de pozos, se observa que entre la discordancia A y la Base de Terciario predominan las
arenas, aunque son dificiles de correlacionar; ademas, en las proximidades de la discordancia A los

horizontes son mas arcillosos.
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Fig. 3.9 Seccion sisimica donde se muestran los registros gamma-resistividad de la Linea 1, que va en
direcion SW-NE y NW-SW (CNH-UNAM, 2012).

En la figura 3.9 podemos ver que las discordancias A y B son relativamente paralelas y de acuerdo
a registros de rayos gamma las secuencias sedimentarias corresponden a arenas finas intercaladas
con lutitas. Entre la discordancia B y C, los horizontes son mas irregulares y el contenido de arenas

es menor (Fig. 3.10).

Fig. 3.10 Seccidn sismica SW-NE y NW-SE donde se muestra el trazo de las discordancias sobre los horizontes
estratigraficos del campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

De acuerdo a la interpretacion sismica de la figura 3.10, entre la base del Terciario y la
discordancia A existen reflectores discontinuos pero amplitudes altas, a medida que te acercas a la
discordancia A los reflectores pierden amplitud; mientras que entre las discordancias A y B las
amplitudes son continuas, a lo largo de toda la seccién. Cuando te acercas a la discordancia C se

observa que llegas a una zona heterogénea.
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Las arenas arcillo-arenosas se ubican por arriba y por debajo de la discordancia A. Entre la base del
Terciario y la discordancia A no se ven reflectores, dado que se tiene un aspecto masivo, en la
parte superior se presentan eventos que se pueden distinguir debido a sus grandes amplitudes.
Debajo de la base del Terciario los reflectores son continuos y se ubican secuencias sedimentarias
que sufrieron ligeros plegamientos de grandes amplitudes.

Se analizaron las ubicaciones de pozos en otra linea semi-regional que va en direccién W-E, la cual
nos muestra que hay un pozo que tiene horizontes arenosos por debajo de la discordancia ubicada

en la Base del Terciario. (Fig. 3. 11)

(]

Discordancia C
Discordancia B

Discordancia A

Base Terciario

Fig. 3.11 Seccion sismica en direccién W-E donde se muestran los registros gamma realizados a 4 pozos del
Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

La respuesta sismica de los pozos anteriores, nos muestra que existié un ligero plegamiento por
debajo de la Base del Terciario, entre dicha base y la Discordancia A los eventos son discontinuos y

de baja amplitud, y los espesores de estos horizontes sedimentarios se reducen hacia el este.
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4. METODOS DE PERFORACION.

Debido a que en la Cuenca de Chicontepec se tienen yacimientos complejos, estos en algunos
casos pueden considerarse como no convencionales, considerando su alta complejibilidad
geoldgica, ya que se encuentran en secuencias de poco espesor, poca continuidad lateral,
dislocados por fallas, baja porosidad y permeabilidad ya que se tienen intercalaciones de lutitas y
areniscas, por su complejidad antes mencionada es necesario contar con los métodos adecuados
y Optimos para la explotacién eficiente de los yacimientos. A continuacion se describen algunos
métodos de explotacion que se utilizan actualmente en este tipo de yacimientos, asi como las
herramientas utilizadas en cada método. En el Campo Humapa la mayoria de sus pozos se
fracturan hidrdulicamente y son disparados en multiples intervalos, ademas de que la perforacion
de varios pozos realizada en los ultimos afios es direccional y cuenta con intervenciones,
reparaciones y conversiones a sistemas artificiales de produccién. Para la elaboracién de un
método de explotacidon es necesario conocer las caracteristicas que posee nuestro yacimiento
como el modelo del campo, geometria de pozo, tipo de pozos, tipo de terminacion, para elaborar
estrategias de ejecucion que alarguen la vida del yacimiento y nos ayuden a tomar mejores

decisiones en algin punto del proyecto.

Madela Geamebria Tipo Sistemas Sigtema
Yacimiento Pozos Terminacidn Artificiales Produccion
¥ i ncilla Ninguno H i
Canale Vertical g Reinyeccion de gas
orizonta Dbl B.M Hacia ducto &
Fractur
Inclinada g, L01 B. M. Hacia Ducto B
Capas 3
Multilateral— Agujerc desc. BEC Quema de Gas

4.1 Perforacién Bajo Balance.

La perforacion bajo balance es la técnica que permite perforar con la presién hidrostatica del
fluido en el pozo menor que la presién de la formacién, donde el yacimiento aporta fluidos al pozo

para circularlos a la superficie y recuperarlos; sus mecanismos pueden ser:

a) Naturales.- Es cuando se utilizan fluidos de baja densidad como agua, aceite, gas, niebla o

espuma.
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b) Inducidos.- Esta operacion se realiza cuando se aligera la columna de fluido en el pozo
utilizando nitrégeno o aire (usar éste Ultimo componente es sumamente peligroso cuando
se mezcla con el gas natural de las formaciones productoras ya que puede causar

explosiones subterraneas).

Esta técnica se utiliza para proteger la formacidon productora, evitar la pérdida de circulacién,

aumentar la velocidad de penetracion y reducir el dafio a la formacién (PEMEX, 2004).

Las condiciones de balance utilizan la siguiente relacion:

Pd = Ph —Pf

Pd = Presién diferencial Ph mayor que PfF—  Sobre balance: Pd = +
Ph = Presidn hidrostatica PhigualaPf —® Balance:Pd=0

Pf = Presion de formacion (Yacimiento o de Ph menor que P Bajo Balance: Pd = -
Poros)

La perforacion bajo balance puede hacerse con lodo y con fluido aireado cuyas caracteristicas
distintivas se indican a continuacion:

e Perforacién bajo balance con lodo.- Consiste en bajar la densidad del fluido de perforacién

de tal forma que la presién del pozo sea ligeramente mayor que la presion hidrostatica.

Esta técnica permite una mejor estabilidad del agujero y control de presiones pozo abajo.

e Perforacién con fluido aireado.- Se aplica el término aireado para el nitrégeno o aire y
consiste en bombear al interior de la tuberia un volumen calculado de nitrégeno o aire,
para que al mezclarse con el fluido del pozo se aligere la columna hidrostatica a fin de
tratar de reducir las pérdidas de circulacién ocasionadas por sistemas convencionales de

lodo.
Los riesgos que se pueden tener durante la intervencion del pozo con dicha técnica, incluyen:

pérdida de control del pozo, manejo de fluidos de perforacion en superficie e inestabilidad en las

paredes del agujero (Fig. 4.1).
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Perforacion Bajobalance Perforacion Convencional

H retvrme de fluldos de perforaddin H retvrno de fluldos de perforaddin
al sistema de clrenlacién cerrado alsistema de circulaclén ablerio

Fig. 4.1 Comparativo donde se muestran los tipos de Perforacion Convencional y Bajo Balance (Tomado de
Weatherford, 2010).

En el disefio de fluido de perforacién, uno de los aspectos mas importantes a considerar es el
gradiente de la presion de formacidn. Para poder manejar una condicién segura en el manejo de
“" ” 4 H H . . . . .

cero” solidos en fluido se necesita un buen equipo y personal capacitado en el manejo de equipo
superficial, otras condiciones que debe tener en el disefio es un verdadero flujo turbulento,
compatibilidad del fluido de perforacién con la formacién, la viscosidad y el punto de cedencia

(PEMEX, 2004).

4.2 Perforacién con Tuberia Flexible.

La unidad de tuberia flexible es un sistema de servicio portatil con fuerza motriz hidraulica,
disefiada para inyectar y recuperar una sarta continua de tuberia concéntrica a la tuberia de
produccidn que tiene mayor didmetro interno o a las tuberias de revestimiento. Los tamafios de
diametro de tuberia flexible disefiada para la perforacién de pozos van desde 0.75” (19.05 mm)
hasta 3.5” (88.9 mm) de didmetro externo; aunque existen tamafios mayores de acuerdo a las

especificaciones del cliente (Fig. 4.2).
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Usos de la tuberia flexible

e Lavado de arenas y sélidos.

e Limpieza de parafinas y asfaltenos.

e Descargado del pozo e inicio de produccién.
e Acidificacién.

e Cementacion.

e Consolidacion de arenas.

e Perforacion.

e Circulacion de fluidos en densidad de ahogo.
e Pescay herramientas de colocacion.

e Sartas de inyeccién de productos quimicos.
e Tuberia de produccién.

e Colocacién de herramientas de ensayo y punzado.
e Terminacidn sin tuberia.

e Sartas de limpieza de fondo para produccidn secundaria.

5

e i =

ig. 4.2 Unidad de perforacion de tuberia flexible (Tomaa de Sandpipertruck, 2012).
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4.2.1 Ventajas de la perforacion con tuberia flexible.

e Las unidades de perforacion son méviles y compactas.

e La tuberia puede ser bajada y recuperada mientras se estan circulando los fluidos en
forma continua.

e Habilidad para trabajar con la presion de superficie presente.

e No es necesario matar el pozo.

e El cuerpo de la tuberia flexible no necesita que se hagan o se deshagan conexiones.

e Reduccion de tiempo de perforacién comparado con los equipos de tuberia por tramo.

e El dafio a la formacién se minimiza cuando la terminacién o reparacién se utiliza sin matar
el pozo.

e La ausencia de conexiones en la tuberia provee mayor holgura en el espacio anular y
permite usar mayores tamafios de tuberia flexible.

e Los tubulares existentes para la terminacion se mantienen en el lugar, reduciendo los
costos de remplazo de la tuberia de produccién y sus componentes.

e Control continuo del pozo, especialmente con la tuberia en movimiento (Well Control

School, 2003).

4.2.2 Desventajas de la perforacién con tuberia flexible.

e La tuberia flexible es susceptible a torceduras lo cual causa el debilitamiento de la tuberia
y requiere frecuentemente un remplazo de la misma.

e La tuberia flexible es de mejor espesor que la tuberia de acero, lo cual limita la resistencia
a la carga de tensién de la tuberia.

e Se reduce la resistencia de la tuberia flexible contra los reventones y el colapso debido al
debilitamiento por doblado de la misma.

e La longitud de la tuberia flexible es limitada debido a las caracteristicas del transporte en
carretes (altura y peso).

e Los tamafios de tuberia flexible para servicios son limitados, los mas comunes son los de 2

3/8” ylosde 2 7/8".
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e Las pérdidas de presidn son altas cuando se estan bombeando fluidos debido a los

pequenos didmetros y longitudes de la sarta. Los gastos de circulacién son bajos

comparados con la tuberia de acero.

e La tuberia flexible no puede rotarse en superficie y se puede utilizar solo para perforacién

liviana o fresado (Well Control School, 2003).
De acuerdo a la figura 4.3 los componentes de la tuberia flexible son:

e Inyector.

e Arco guia de la tuberia (cuello de ganso).
e Carrete de servicio.

e Fuentes de potencia/energia motriz.

e Consola de control.

e Equipamiento de control y monitoreo.

e Conectores en el interior del pozo.

e Preventores de reventones y empaques.

Tuberia flexib[e
Ty

Carrete de Tuberia
Qperado
Hidraulicamente

Arco Guia

/)
\ de Tuberia

Contador

~

Guiador
Horizontal

Consola
de Control

Fuente de
Energia
Motriz

———Eslinga multiple

Inyector de
Tuberia de
Potencia
Hidraulica

Conjunto del
Stripper

~—— Columna de

Control de Pozo

T —patas de Apoyo

del Inyector

" Te de Flujo

Valvula del
Cabezal de Pozo

Fig. 4.3 Componentes superficiales de la tuberia flexible (Tomada de Well Control School, 2003).
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4.3 Perforacion Multilateral

Consiste en perforar para alcanzar nuevos intervalos productores de un yacimiento explotado con
pozos convencionales. Para esto se perforan varios pozos a partir de uno convencional, con el fin
de incrementar el area de drene del yacimiento (ramales), en varias direcciones dentro de la
seccién horizontal, vertical o direccional y lograr el incrementar la eficiencia de la produccién de
hidrocarburos mientras se reducen los costos e impactos ambientales de contaminacién en

superficie. Los ramales varian de 2 a 8, dependiendo del caso (Schlumberger, 2001).

4.3.1 Ventajas de la perforacion multilateral.

e Incremento del gasto de producciéon en un 30-60% con menores caidas de presidn que
pozos horizontales o verticales.

e Explotacidn mds eficiente de estructuras geoldgicas complejas.

e Mayor area de contacto con el yacimiento.

e Exploracion y evaluacién de intervalos productores.

e Reduccién de niumero de pozos a perforar y de instalaciones superficiales.

e Reduccion de costos de perforacion, terminacidn y reparacion de pozos.

e Se pueden utilizar pozos existentes sin necesidad de construir uno nuevo.

e Ayudan a controlar la entrada de agua y gas.

4.3.2 Desventajas de la perforacion multilateral

e El monitoreo y control de pozos multilaterales dentro del yacimiento es complicado.

e Elriesgo durante la perforacién de pozos aumenta.

e Serequiere personal capacitado para manejar esta tecnologia.

e Serequiere de equipos especiales en el reingreso de los pozos laterales.

e Lainversiény los costos iniciales son altos.

e El mantenimiento de los ramales de un pozo horizontal es mas complejo que los esquemas

de pozos convencionales.

De acuerdo a la configuracién basica de pozos multilaterales que se muestra en la figura 4.4, para
formaciones de baja permeabilidad y con fracturas naturales o inducidas, en el pozo A con los dos
tramos laterales opuestos en el fondo puede intersectar con mas fracturas que un solo pozo

horizontal y también puede reducir la caida de presidn por friccién durante la produccién. En el
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pozo B, los tramos laterales apilados verticalmente resultan efectivos en formaciones laminadas o

en yacimientos estratificados. En el pozo C con los tramos laterales horizontales que conforman

arreglos tipo horquilla, abanico o espina dorsal, tienen como objetivo una sola zona y estan

destinados a maximizar la produccién de yacimientos someros de baja presion o de crudo pesado

(Schlumberger, 2001).

Las conexiones laterales constituyen un elemento critico en la configuracidn de la terminaciéon de

los pozos, ya que el yacimiento puede presentar condiciones de presidon y temperatura especificas

al momento de perforacidon de un pozo. Las conexiones se dividen en aquellas que no presentan

integridad hidraulica (niveles 1, 2, 3y 4) y las que si lo hacen (niveles 5y 6).

= onatumimente fracturades

Yacimientos somercs.
agotades. o de petrélen pesado
——— Pezo principal —
Yacimientos
laminados o estratificados
Dos tramos
laterales opuestes]
Yacimientos de baja permea bilidad e —

Tramos laterales
verticalmerte apilades

Conexiones

i gy e

H
ﬁ

Tramos laterales de
tipo abanico honzontal

e

Fig. 4.4 Configuracién basica de los pozos multilaterales (Oilfield Review, 2002).

Clasificacion de las conexiones.

Los pozos multilaterales se caracterizan de acuerdo con lo mencionado en el Foro de Avance

Técnico de Pozo Multilaterales (TAML), donde se establecid la clasificacion de conexiones en

niveles segun el grado de complejidad mecanica, conectividad y aislamiento hidraulico (Fig. 4.5).
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Fig. 4.5 Clasificacién de las conexiones para pozos multilaterales (Qilfield Review, 2002).
Nivel 1. Pozo de re-entrada sin entubar o conexidn sin soporte.

Nivel 2. Pozo principal entubado y cementado con tramo lateral terminado a agujero descubierto

o con tuberia de revestimiento desprendida.

Nivel 3. Pozo principal entubado y cementado con tramo lateral entubado y sin cementar, con

tuberia de revestimiento conectada mecanicamente al pozo principal (color rojo).

Nivel 4. Pozo principal entubado y cementado con tramo lateral entubado y cementado, con

tuberia de revestimiento en el tramo lateral conectado mecdnicamente al pozo principal.

Nivel 5. Pozo principal entubado y cementado y tramo lateral entubado, cementado o sin
cementar donde la integridad y el aislamiento hidrdulico estan provistos por la tuberia de
revestimiento primaria en la interseccién de la tuberia de revestimiento del tramo lateral sin

componentes de terminacién adicionales dentro del pozo principal.

4.4 Perforacion con Tuberia de Revestimiento.

La tuberia de revestimiento constituye el medio con el cual se cubre el agujero que se va
perforando. Con ello se asegura el éxito de las operaciones llevadas a cabo durante las etapas de

perforacion y terminaciéon del pozo.
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La perforacién con TR consiste en eliminar la sarta de perforacién y sustituirla con una tuberia de
revestimiento, con lo cual se logra un ahorro de entre el 7% y el 10% en el tiempo total de
perforacion, por lo cual es una alternativa mas para optimizar la rentabilidad de los proyectos de
inversiéon, sin embargo, no debe utilizarse indiscriminadamente en cualquier pozo o campo, sin
antes hacer una evaluacidn econdmica de los pozos donde se pretende utilizar esta técnica. Para
aplicar esta técnica es necesario contar con las juntas adecuadas en las tuberias de revestimiento

para que se puedan ir armando los diferentes tramos de tuberia (Qilfield Review, 2005).

El objetivo de la tuberia de revestimiento es proteger las zonas perforadas y aislar las zonas
problematicas que se presentan durante la perforacién. Tal es el caso de revestir el agujero para
mantener la estabilidad del mismo, prevenir contaminaciones, aislar los fluidos de las formaciones

productoras, controlar las presiones durante la perforacion y en la vida productiva del pozo.

Ventajas de la perforacién con tuberia de revestimiento.

- Es aplicable a cualquier profundidad de pozo, tanto para pozos someros como profundos.

- Se perfora con la misma tuberia y se eliminan tiempos improductivos.

- Es util en zonas con pérdidas de circulacién, cambios de presién y formaciones inestables

- La perforacion y colocacidn de tapones de cemento u otros agentes utilizados para aislar
zonas con pérdida de circulacidn, zonas presurizadas, condiciones de pozo inestables o
formaciones moviles con derrumbes excesivos.

- Brinda una mejor limpieza de pozo con circulaciéon casi continua, una geometria anular de
didmetro Unico y velocidades anulares mas elevadas.

- Posibilita la utilizacion de lodos livianos (menos costosos).

- Disminuye los problemas de arrastre y mejora la calidad potencial del cemento y del pozo.

Operaciones y arreglos de TRs en la perforacion y entubacion de pozos (fig. 4.6):
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Fig. 4.6 Arreglos de TRs (Qilfield Review, 2005).
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Las operaciones de perforaciones tradicionalmente implicaron el empleo de barreras triconicas o
barrenas de cortadores fijos en el extremo (1). Como alternativa los operadores pueden utilizar
varios arreglos de pozo para perforar con tuberias de revestimiento. En la perforacidon con TRs
cortas se utiliza suficiente tuberia para entubar el agujero descubierto y se omite la parte superior
de la TR (2). El arreglo de fondo de pozo se baja a la columna de perforacion convencional hasta la
profundidad objetivo y soporta las cargas de perforacidn principales, un colgador para tuberia de
revestimiento corta o empacador conecta la columna de perforacién con el liner o TR corta. El
arreglo de fondo se puede recuperar solo una vez finalizando el pozo, si existe una falla se debe
extraer toda la tuberia y la TR corta. La posicidn del colgador para el liner dentro de la sarta limita
la profundidad de perforacion maxima. Una sarta de revestimiento completa en barrena
perforable no recuperable (3) o una barrena recuperable (4) provee funcionalidad y flexibilidad
adicional. El arreglo de fondo recuperable puede desplegarse y recuperarse con tuberia articulada

mas pequena o cable de acero sin necesidad de bajar y extraer la TR de pozo.

Es importante sefialar que la configuracidon de la tuberia de revestimiento en la perforacion varia
de acuerdo a las caracteristicas del yacimiento que se estd perforando y la metodologia que

impone la compafiia que estd realizando este trabajo es variable.
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4.5 Perforacion Direccional.

Consiste en desviar un agujero con base en una trayectoria planificada hacia un objetivo
determinado, ubicado a cierta profundidad, cuya ubicacion posee direccion y desplazamiento con

respecto a la vertical (Gorgone, 2005).

4.5.1 Conceptos basicos de la perforacidn direccional.

e Profundidad Medida (MD): es la distancia o longitud del pozo. Representa la distancia de
la trayectoria del pozo o la medicién de la tuberia en el pozo.

e Profundidad Vertical Verdadera (True Vertical Depth): es la proyeccién de la profundidad
medida en la vertical. Representa la distancia vertical de cualquier punto del pozo
perforado al sistema de referencia.

e Desvio: es la distancia horizontal de cualquier punto del pozo al eje vertical de referencia,
también se le conoce como desplazamiento o desviacion horizontal.

e Punto de arranque (Kick off Point, KOP): es la profundidad del pozo en la cual se coloca la
herramienta de deflexidn inicial y se comienza el desvio.

e Angulo de inclinacién: es el angulo formado del pozo con respecto a la vertical.

e Tasa de incremento o disminucién de angulo: es la cantidad de grados por unidad de
longitud necesarios para incrementar o disminuir el angulo.

e Direccidn u orientacién: angulo fuera del Norte o Sur (hacia el Este u Oeste), que muestra
la orientacion y el desplazamiento (Barberii, 1998).

e Azimuth: angulo desde el Norte, en direccion de las agujas del reloj, de la desviacién del
pozo.

e Seccidon aumentada: seccién del pozo, después del KOP, donde el angulo de inclinacién
aumenta.

e Seccion tangencial: seccién del pozo donde el angulo de inclinacion y direccién
permanecen constante.

e Seccidn de descenso: seccién del pozo donde el dngulo de inclinacién disminuye.

e Giro: es el movimiento necesario desde la superficie para obtener un cambio de direccién

u orientacion.
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e Registro: es la medicidn por medio de instrumentos, del dngulo de inclinacidén y direccién
en cierto punto del pozo.

e Coordenadas: son las distancias en las direcciones N-S y E-W de un punto dado.

e Rumbo: es la interseccién entre el estrato y un plano horizontal, medido desde la posicidén
N-S.

e Echado: es el dngulo entre el plano de estratificacién de la formacion y el plano horizontal,
medido en un plano perpendicular al rumbo.

e Pata de Perro: cualquier cambio severo de dngulo y trayectoria del pozo.

e Severidad de Pata de Perro: es la tasa de cambio del angulo entre dos secciones,
expresado en grados por unidad de longitud.

e Objetivo (Target): es un punto fijo del subsuelo que corresponde a la formacién que debe

ser penetrada por el pozo (Barberii, 1998).

4.5.2 Tipos de Pozos Direccionales

Tipo I. El pozo se planea de modo que la desviacién inicial se obtenga a poca profundidad. El
angulo de inclinacidon se mantiene constante hasta llegar al objetivo o intervalo productor. Esta
configuraciéon se usa principalmente para pozos de profundidad moderada, en regiones en las que
la produccion estd en un solo intervalo y en las que no se requieren sartas intermedias de
revestimiento. Se usa también para perforar pozos mas profundos en los que se requiere mucho

desplazamiento lateral.

Tipo Il. Es el pozo de configuracion en “S”. La desviacidn se inicia también cerca de la superficie. La
inclinacion se mantiene, lo mismo que en el Tipo . hasta que se logra casi todo el desplazamiento
lateral. Seguidamente se reduce el dngulo de desviacidn hasta volver el pozo a la vertical para
llevar al intervalo productor. Esta configuracién, que puede traer consigo algunos problemas, se
usa principalmente para perforar pozos con intervalos productores multiples, o en los que hay

limitaciones impuestas por el tamafio y la localizacién del objetivo.

Tipo lll. La desviacion se comienza bien debajo de la superficie y el dngulo promedio de inclinacidn

se mantiene hasta llegar al objetivo (fig. 4.7). Esta configuracion es especialmente apropiada para
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situaciones tales como las de perforacién de fallas o de domos salinos, o en cualquier situacién en

las que se requiera volver a perforar o reubicar la seccion inferior del pozo.

Pozos Horizontales. La productividad de los pozos horizontales llega a ser mayor que la de uno

vertical. Comunican una mayor area de la formacidn productora, atraviesan fracturas naturales,

reducen las caidas de presidn y retrasan los avances de los contactos agua-aceite o gas aceite.
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Fig. 4.7 Patrones basicos de agujero para pozos direccionales (PEMEX, 2004).

Tipo llI

Tipo Horizontal

4.5.3 Aplicacion de Pozos Direccionales

En la figura 4.8 se muestran algunas aplicaciones de pozos direccionales, las cuales pueden ser:
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VARIOS POZOS DESDE PERFORACION  LOCALIZACIONES DESVIACION LATERAL PERFORACION DE
FLATAFORMAS FIJAS DE FALLAS INACCESIBLES ¥ ENDEREZAMIENTO DOMOS SALINOS

Fig. 4.8 Aplicaciones de pozos direccionales (PEMEX, 2004).

Varios Pozos desde Estructuras Artificiales. La aplicacion actual mas comun de los métodos de
desviacion es en la perforacidn costa afuera, ya que permite perforar un nimero éptimo de pozos
desde la misma plataforma o macropera. Esa operacién simplifica notablemente las redes de
recoleccion y los sistemas de produccion, factores que gobiernan la viabilidad econdmica de la

industria costa afuera.

Perforacion en Fallas Geoldgicas. Otra aplicacidn de la perforacién direccional es la perforacion en
fallas geoldgicas. El pozo se desvia a través de la falla o para obtener una mayor produccidn, se
elimina asi el riesgo de perforar pozos verticales a través de planos de fallas muy inclinados, lo que

puede ocasionar el deslizamiento y el cizallamiento de las sartas revestidoras.

Localizaciones Inaccesibles. Este método se aplica cuando se tiene la necesidad de situar el equipo
de perforacion a distancia del intervalo productor debido a que la ubicacién del pozo se encuentra
en una zona inaccesible, es decir, se desea obtener produccion de intervalos situados bajo rios,

montafas, ciudades, etc.

Desviacidn Lateral y Enderezamiento. Se usa primordialmente para resolver dos problemas: el de

apartarse de una obstruccién desviando el pozo, o el de enderezar el pozo si éste se ha torcido.

Perforacion de Domos Salinos. Los programas de perforacion direccional también se usan para

evitar los problemas de perforacién de domos salinos, cuando el yacimiento a explotar se
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encuentra entrampado baja la saliente de un domo salino y por razones operacionales no se desee

atravesar.

Pozos de Alivio. Esta técnica se aplicé a fin de poder bombear lodo y agua para controlar pozos

desbocados (descontrolados).

4.6 Perforacion Horizontal.

La perforacién horizontal es el proceso de perforacion de un pozo desde la superficie hasta un
punto del subsuelo arriba del objetivo llamado punto de arranque, después se desvia el pozo
desde el plano vertical hasta formar una curva que intersecte con un punto de entrada con una
inclinacion cerca a la horizontal y manteniéndola dentro del yacimiento hasta llegar al punto de

fondo deseado (fig. (Lynn Helms, 2008).

Los pozos horizontales (fig. 4.9) pueden proveer soluciones

dptimas en situaciones especificas donde se necesite mejorar:

e La Recuperacion final y el drenaje del yacimiento
e La Productividad en yacimientos consolidados
e El espaciado de pozos y la reduccién de la cantidad de

pozos en proyectos de desarrollo.
Punto de Arranque (KOP)

e Control de problemas de conificacién gas/agua )
Seccion de Construccion (Build-Up
Section)

Fin de Construccion
(EBU) Objetivo (Target)

Fig. 4.9 Perforacidn Direccional Horizontal.
4.6.1 Metodologia de la perforacién horizontal.

Al inicio de la perforacién de un pozo horizontal, se realiza la misma técnica rotatoria de la
perforacion vertical donde la sarta de perforacién es rotada desde la superficie y esta se compone

de varias juntas de acero conectadas, accesorios, lastrabarrenas y la barrena de perforacién.
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Del punto de arranque hasta el punto de entrada (la seccion curva del pozo horizontal) se perfora
con un motor hidrdulico colocado arriba de la barrena y accionado con un fluido de perforacion.
La barrena es rotada por medio del motor hidraulico sin la necesidad de rotar toda la sarta, el
desvio del pozo se realiza mediante un motor de fondo. Se realiza el deslizamiento del pozo
orientando la trayectoria de la curva con el motor y rotando la tuberia de fondo. La seccion de
curvatura por lo general tiene un radio de 300-500 pies. Para regresar a la posicion vertical del

pozo; la tuberia debe moverse lentamente mientras el motor sigue rotando la barrena.

Los accesorios de la tuberia del pozo que transmiten las lecturas de los sensores se encuentran
cerca de la barrena, estos sensores proporcionan el azimuth y la direccion del conjunto de
perforacion; algunos sensores modernos nos permite calcular la posicidon (coordenadas x, vy, z)

tridimensionales de la barrena.

Estos sensores nos proporcionan informacién del ambiente del fondo de pozo, como la presién y
temperatura, el peso de la barrena, la velocidad de perforacidn y el torque rotacional. También
nos proporcionan informacién acerca de las caracteristicas de la roca como su radioactividad
natural y su resistencia eléctrica, similar a aquella obtenida de los registros de pozo tomada con
tuberia horizontal. Cualquier instrumentacién utilizada en el fondo se relaciona con la “medicién
durante la perforacion” (MWD), la informacion se envia a la superficie mediante pequefias

fluctuaciones en la presidn del fluido de perforacidn a través de la TP.

Los pozos horizontales perforados adecuadamente pueden producir los siguientes beneficios:

Pueden aumentar los gastos de produccion 3 a 4 veces por encima de los pozos verticales.

e El costo extra de los pozos horizontales se paga con el aumento de los gastos de
produccion.

e En yacimientos muy permeables, los pozos horizontales pueden reducir la cantidad de
pozos y mejorar los gastos iniciales de produccion/vida del pozo.

e En yacimientos fracturados, delgados y discontinuos, los pozos horizontales incrementan
significativamente la recuperacion final debido a que el drenaje es mas eficiente.

e El desarrollo de campos marginales puede resultar econdmicamente factible debido a la

reducida cantidad de pozos requeridos para explotar el yacimiento (PEMEX, 2004).
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4.6.2 Medicion durante la Perforaciéon (MWD).

Se utiliza el equipo M.W.D. para conocer de manera directa en la superficie, informacidn continua,
el dangulo alcanzado y el rumbo al que esta orientada la herramienta deflectora. Por medio de una
probeta alojada dentro de la sarta de perforacidon se transmiten pulsos a través de el lodo hasta la
superficie, para ser extraidos en el stand pipe donde esta colocado un primer receptor de sefiales
llamado translucer, esta a su vez manda la sefial a un equipo de computo, donde se decodifica la

sefial ddndonos informacién usual (angulo, rumbo, temperatura, presion y orientacién), (Fig. 4.10).

El equipo MWD consta de cuatro componentes importantes los cuales son:

e Conjunto del generador de pulsos con sustituto.
e Sensor / elementos electrdénicos de la zonda.
e Unidad con largueros de arrastre.

e Sistema de cdmputo.

b v e
# ' rad Ve

21 Unidad con largueros
%] de arrastre

Dispositivo remoto de
presentscion de datos
para el perforador !

Registradora Grafica

1 Equipo awdliar:

Computadora de la superficie
Dispositivo remoto de presantacion
de detos, para el perforador,
Sensorfelementos electronicos de
la sonda

Conjunto del generador de pulsos
con substituto tren rovanic

Equipo de prueba

Fig. 4.10 Equipo de Medicidn durante la Perforacion (Tomado del Manual de Perforacion de
PEMEX, 2004).
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4.6.3 Motores de Fondo

Son operados hidraulicamente por medio del lodo de perforacion bombeado desde la superficie a
través de la tuberia de perforacién. Pueden utilizarse para perforar tanto pozos verticales como
direccionales. Entre las principales ventajas proporcionadas del empleo de este tipo de motores

podemos mencionar las siguientes:

e Proporcionan un mejor control de la desviacion.

e Setiene la posibilidad de desviar en cualquier punto de la trayectoria de un pozo.
e Ayudan a reducir la fatiga de la tuberia de perforacién.

e Pueden proporcionar mayor velocidad de rotacidn en la barrena.

e Generan arcos de curvatura suaves durante la perforacién.

e Se pueden obtener mejores ritmos de penetracion.

El uso de motores de fondo, reduce los riesgos de pescados, hace éptima la perforaciéon y en
consecuencia, disminuye los costos totales de perforacion. Cabe resaltar que el motor de fondo no
realiza la desviacidon por si solo, requiere del empleo de un codo desviador (bent sub). El angulo

del codo es el que determina la severidad en el cambio del angulo.

Los motores de fondo pueden trabajar con cualquier tipo de fluido de perforacidn (base agua o
aceite), lodos con aditivos e incluso con materiales obturantes. Aunque los fluidos con alto
contenido de sélidos reducen en forma significativa la vida de la herramienta. El contenido de gas
o aire en el fluido pueden provocar dafios por cavitacidén en el hule del estator (fig.4.11).

El tipo y diametro del motor a utilizar depende de los siguientes factores:

e Didmetro del agujero.
e Programa hidraulico.
e Angulo del agujero al comenzar la operacién de desviacién.

e Accesorios (estabilizadores, lastrabarrenas, codos, etc.).
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Fig. 4.11 Arreglo del motor de fondo dirigible (Tomado del Manual de Perforacién de PEMEX, 2004).

El sub curvo se usa para impartir deflexion constante al conjunto. Su rosca superior es concéntrica
con el eje de su cuerpo, y su rosca inferior es concéntrica con un eje inclinado de 1 a 32 con

relacion al eje de la rosca superior.

Los motores de fondo pueden ser de helicoidales o de turbina. Los motores dirigibles son la
herramienta mas utilizada para perforar pozos direccionales y se caracterizan por tener
versatilidad de poder perforar en modo rotatorio y deslizado. Estos aparejos evitan la necesidad

de cambiar los aparejos de fondo.

Motores de turbina. El motor de fondo es la herramienta deflectora que genera la fuerza de
torsion del pozo abajo y elimina la necesidad de dar rotacién a la sarta. La primera variacion de
este motor es la llamada turbo barrena o motor tipo turbina, que es una unidad axial multietapa

gue es eficiente y confiable en formaciones duras.

Consta de una seccidn multietapa de rotor y estator, una seccién de cojinetes, un eje impulsor y

un sub que hace girar la barrena. La primera etapa se compone de rotor y estator de configuracion
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idéntica. El estator es fijo y desvia el flujo de lodo de perforacion hacia el rotor, el cual va fijo en el

eje impulsor. Lo importante es transmitir la accidn rotatoria para hacer girar la barrena (Fig. 4.12).

Eje Seccién de Ro- Seccion de
Impulsor  tar y Estator Cojinetes

|_/

I L

i =— =

Fig. 4.12 Motores de fondo tipo turbina (Tomado del Manual de Perforacion de PEMEX, 2004).

Motores helicoidales. La segunda variacion del motor de fondo es el motor de desplazamiento

positivo o “helicoidal”. Consta de un motor helicoidal de dos etapas, una valvula de descarga, un

conjunto de biela y otro de cojinetes y un eje. El motor helicoidal tiene una cavidad en espiral

forrada de caucho (hule), provista de seccién transversal eliptica que aloja un rotor sinosoidal de

acero. Por consiguiente, el flujo descendente presurizado del lodo, entra entre la cavidad espiral y

el rotor, el cual se desplaza y gira. La rotacion energiza el eje impulsor y el efecto es fuerza de

torsion que hace girar la barrena (fig. 4.13).

Secadn de potencia

* Seccion ajustable
{Bent housing)

Cuerpo del
estabilizador ~

* Posee conaxiones angulares para
poder hacer |a graduacion
Ben Housing

Cuerpo superior

Rotor

Fig. 4.13 Motores de fondo tipo helicoidal (Tomado del Manual de Perforacién de PEMEX, 2004).

4.7 Fracturamiento Hidraulico.

El fracturamiento hidraulico de un pozo consiste en la inyeccién de un fluido a presién

denominado fluido de fractura, hasta la profundidad a la que se encuentra la roca que se quiere
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fracturar, expuesta en la cara del pozo, para lograr la falla de la misma, es decir, hasta fracturar o

hacer fallar la formacion.

Esta técnica se utiliza basicamente para lograr el incremento de la conductividad del petréleo o
gas en formaciones de baja permeabilidad y para reducir o eliminar el efecto de dafo en los pozos;
también se utiliza para controlar la produccion de arena en formaciones poco consolidadas y para
atenuar la velocidad de deposicidn de materiales como asfaltenos, parafinas y arcillas migratorias
qgue dafan la formacion; también se utiliza para restablecer las condiciones de flujo que faciliten Ia
afluencia de fluidos del pozo a la formacidén o viceversa. En la recuperacién secundaria se utiliza
para mejorar el indice de inyectividad del pozo y creacidn de canales de flujo de alta conductividad

en el drea de drene del pozo productor (Alayon-Gonzalez, 2007).

Fluidos Fracturantes. Los fluidos fracturantes se utilizan para abrir y propagar la fractura
eficientemente, asi como para transportar el apuntalante a lo largo de la fractura. Es necesario
analizar las propiedades del fluido a utilizar, las condiciones de presién y temperatura del pozo, las

caracteristicas de los fluidos de formacién y el tipo de roca.

Dentro de las propiedades que debe tener estdn: el bajo coeficiente de pérdida, la alta capacidad
de acarreo del apuntalante, las bajas pérdidas de presion por friccion en las tuberias y altas en la
fractura, facil remocion después del tratamiento, la compatibilidad con los fluidos de formacién vy

un dafo minimo a la permeabilidad de la formacién y fractura.

Los tipos de fluidos fracturantes que se utilizan son base agua y base aceite. Los fluidos base agua
son utilizados en un 70% de los tratamientos de fracturamiento ya que se obtienen de diversas
fuentes de suministro, pero se deben verificar por que podria contener sélidos en suspensién que
afectaria el comportamiento del fluido mezclado con los aditivos. Los fluidos base aceite no
inhiben las arcillas, tienen baja tension interfacial en el sistema roca fluido, son compatibles con la

mayoria de las formaciones y fluidos contenidos en ellas.

Proceso de Fracturamiento. Primero se realiza la mezcla de quimicos especiales para obtener un
fluido apropiado y asi poder bombear la mezcla del fluido dentro de la zona a altas presiones para
acuiar y extender la fractura. El fluido fracturante es bombardeado para la fractura inicial, la
primera cantidad de fluido que entra en la fractura se encarga de la creacién de la misma y del
control de la pérdida de fluido dentro de la formacién, a lo largo de las superficies de la formacion

creadas por la fractura, las cuales son paredes de la misma. Las fracturas se extienden o se
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propagan a medida que se continla bombeando el fluido de tratamiento. La fractura producida
proveerd canales de alta conductividad desde el yacimiento hasta el fondo del pozo. Se podria
considerar que después de fracturar un pozo, se origina un cambio de patrén de flujo radial o

lineal (Fig. 4.14), (Alayén-Gonzalez, 2007).

FRACTURAMIENTO HIDRAULICO
AGUA !
- .
AGUA——\ —
CAMION DE-—
BOMBEO ty ~om
A
L 1,000m
TUBERIA
CEMENTADA
TUBERIA
DE ACERO
AGUA +
ARENA +
ADITIVOS
APUNTALANTE
FRACTURAMIENTO)|
Q =
- L 4,000m
POZO
CONVENCIONAL  HORIZONTAL

Fig.4.14 Esquema del Fracturamiento Hidraulico en un yacimiento no convencional (Tomado de Skifergas,
2012).

Evaluacion de la fractura. La evaluacién de la fractura es realizada inmediatamente después de
finalizado el bombeo, con los datos obtenida de las presiones manejadas durante el tratamiento.
Considerando en esta evaluacién el tiempo de cierre, el empaque de la fractura, la longitud
alcanzada, los intervalos fracturados, si ocurrié arenamiento en el pozo durante o después de la
fractura, el tiempo de rompimiento de gel de la fractura, el tiempo de activacion de los pozos

después de finalizado el trabajo, determinando de esta manera el éxito o fracaso de la operacién.
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4.8 Perforacidon en el Campo Humapa.

En el Campo Humapa se cuenta con 7 macroperas que contienen pozos direccionales, los cuales
suman un total de 42, los que fueron perforados a profundidades que llegan hasta los 2100 m. Los
pozos fueron analizados de acuerdo a la profundidad de los intervalos productores y de acuerdo a
los datos de produccion registrados por PEMEX durante el 2012. En la fig. 4.15 se muestra el

arreglo de las macroperas analizadas en el modelo de Petrel.

Macropera 1

Macropera 2

Fig. 4.15 Esquema de distribucion de p(;zos direccionales del Campo Humapa, los puntos en rojo
representan los intervalos probados en los pozos (CNH-UNAM, 2012).

La macropera 1 contiene 3 pozos, que se encuentra perforados profundidades que van desde 1705
m a 1807 m, uno de ellos fue disparado en 2 intervalos (1753-1785 m y 1795-1807 m) logrando

una produccién de 40.80 bpd.

La macropera 2 contiene 5 pozos, que se encuentran perforados a profundidades que van desde
los 1550 m a 1916 m; 4 cuentan con registros de produccidn en un intervalo productor y solo uno
cuenta con dos intervalos productores (1770-1795 m y 1805-1820 m), logrando un gasto de
produccion de 31.38 bpd.

En la macropera 3 se tienen 6 pozos, perforados a profundidades que van desde los 1495 m a los
1914 m; todos con registros de produccion de un intervalo. El pozo mas productor registra un

gasto de 38 bpd.
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En la macropera 4 se tienen 7 pozos, perforados a profundidades que van desde los 1312 m hasta
1956 m, los cuales contienen gastos de produccién que van desde 7.62 bpd el mas bajo a 57.91

bpd el mas productor.

Para la macropera 5 se tienen 7 pozos con gastos de produccidon que van de los 60.91 bpd a los

7.14 bpd, en profundidades que van desde los 1495 m hasta los 2076 m.

En la macropera 6 hay 7 pozos perforados a profundidades que van de los 1717 m a los 2025 m,
logrando un rango de gastos de produccion que van desde los 11.43 bpd a los 128.28 bpd, estando

aqui el area de mayor oportunidad dentro del campo.

En la macropera 7 se tienen 7 pozos perforados a profundidades que van desde los 1302 m hasta

los 1988 m, logrando gastos de produccién que van de los 11.6 bpd hasta 29.51 bpd.

4.8.1 Datos de Perforacidn.
Pardmetros generales de Perforacidn:

- Profundidad: 2100 m desarrollados.

- Rango de desviacion: 0° a 45°.
Densidad del lodo de perforacién:

- Primera etapa: 1.10-1.25 gr/cm? con inhibidor de polimeros.
- Segunda etapa: 1.25-1.35 gr/cm3 con inhibidor de polimeros.

- Tercera etapa: 1.35-1.40 gr/cm?® con emulsidn inversa.
Dificultades durante la perforacion:

1. Etapa inicial. Hidratacidn de arcillas, pérdidas de circulacion, atascamiento de las tuberias
de revestimiento, inestabilidad del pozo, flujo de gas y agua superficial.

2. Etapa Intermedia. Reaccidn de las capas intercaladas en las lutitas, pérdida de fluido por el
estancamiento de las pipas, altas velocidades de penetracién, incremento de la densidad
de circulaciéon debido a la concentracion de recortes en la zona anular, perdidas de

circulacion.
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3. Etapa de Produccidon. Empacamiento, Friccidn, presencia de gas, pérdidas de circulacion,

pegaduras debido al cambio de presién, acumulacidn de flujo en la seccidn curva del pozo.

Las configuraciones de tuberias de revestimiento en el campo Humapa son: tuberia conductora de
10 %” utilizada en la instalacién de los preventores y esta cementada a una profundidad de 40 a
100 m; la tuberia intermedia es de 7 5/8” y esta cementada a una profundidad que va de los 250 a
700 m, tal profundidad esta dada por la correlacion de pozos del campo; finalmente, la tercera
etapa es perforada con una TR de 5 %" la cual se cementa hasta la profundidad total del pozo.
Generalmente se utilizan coples tipo APl en la cementacién de las tuberias. En la primera etapa, la
presidon es normal y el lodo de perforacidn es base agua con densidades que van de 1.1 a 1.4
gr/cm®, la densidad del lodo puede variar debido a la estabilidad de las arenas y al gradiente de
presién que se tenga. No se encontraron problemas durante el proceso de perforacién. En la fig.
4.16 se muestra el estado mecanico de un pozo representativo del campo Humapa, donde se
observan las tuberias de revestimiento y a la derecha la columna estratigrafica con las formaciones

geoldgicas que atraviesa el pozo (PEMEX, 2012).
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ESTADO MECANICO TIPO: HUMAPA
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Fig. 4.16 Estado mecanico de un pozo representativo del campo Humapa (PEMEX, 2012).

4.8.2 Manejo de Hidrocarburos en el Campo Humapa.

El Campo Humapa tiene una produccion bruta de 1.282 MBPD que se transportan por medio de
pipas que van a las baterias de separacion que manejan la produccion de Humapa y Miquetla. La

infraestructura que maneja el campo se muestra a continuacién:
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Fig. 4.17 Manejo de produccién del campo Humapa (PEMEX, 2012).

Es importante mencionar que debido a que los gastos de produccién son moderados en el campo,

no se cuenta con oleoductos ni gasoductos para transportar el hidrocarburo dentro del bloque.

Actualmente se estdn construyendo 2 baterias de separacidn en los margenes del bloque, en el

Campo Coyol, hacia donde se tiene planeado mandar la produccién de gas y aceite del Campo

Humapa.
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5. DESARROLLO DE CAMPOS.

Todo campo o yacimiento petrolero comienza su vida con un proceso de exploracién, donde se
recopila, analiza y se sintetiza toda la informacién del drea de estudio que permita evaluar la
magnitud de la oportunidad econdmica que se tenga en el subsuelo.

Durante la exploracidon de campos se busca localizar zonas de acumulacién de hidrocarburos que
sean econdmicamente rentables para su extraccidn, posteriormente se corren analisis sismicos 2D
y 3D, asi como registros geofisicos para confirmar la existencia de hidrocarburos en las areas
estudiadas. Una vez que se identifican los plays se procede a la etapa de desarrollo mediante la
perforacion de pozos exploratorios.

Posteriormente a esta etapa se requieren buscar las estrategias para recuperar la mayor cantidad
de reservas basandose en la caracterizacién detallada del yacimiento. La recuperacidon de estas
reservas puede hacerse por métodos primarios, secundarios o por procesos de recuperacion
mejorada Es importante saber que cada yacimiento tiene estrategias de explotacién particulares e
individuales, no existe un procedimiento especifico para elaborar el plan de explotacién de un
yacimiento.

En el caso del desarrollo del campo Humapa se busca mejorar las estrategias de explotacion,
utilizando la informacion técnica del campo para mejorar su caracterizacién y por consiguiente
aumentar o disminuir el volumen prospectivo de reservas con las que se cuenta. La evaluacién de
las estrategias de explotacién envuelve aspectos técnicos y econdmicos que seran mas faciles de
definir cuando existe un alto nivel del conocimiento del yacimiento; desafortunadamente para el
analisis de este proyecto se cuenta con informacién limitada, lo que nos obliga a manejar

conclusiones y recomendaciones basandonos en los limitados datos disponibles de campo.

5.1 Modelo Petrofisico del Campo Humapa.

El modelado petrofisico se puede definir como un proceso mediante el cual se describen las
caracteristicas que controlan la capacidad de almacenamiento y de produccién de los yacimientos,
usando toda la informacidon posible que se tenga disponible. Las propiedades del yacimiento
influyen en la caracterizacién del campo y estas incluyen desde una descripcién geoldgica de la
cuenca, tipos de roca, distribucién de facies, ambiente de depdsito, geometria de los cuerpos que

conforman el vyacimiento, hasta sus propiedades petrofisicas como son la porosidad,
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permeabilidad y saturacién de agua. Estos datos provienen de diversas fuentes de informacién
como son: estudios geoldgicos, levantamientos y procesamiento de informacién sismica, registros
geofisicos de pozo, muestras de nucleo, datos de produccion, entre otros.

Para realizar el estudio petrofisico en el Campo Humapa se reviso la informacién disponible de 20
pozos productores y no productores del drea, esta informacion fue revisada y validada mediante el
software de Petrel. Se verificd la correlacién de registros de pozos con las secciones sismicas, las
propiedades fisicas de las rocas obtenidas a partir de registros geofisicos y datos de produccion;
también se realizé el cilculo de las propiedades petrofisicas como el volumen de arcilla,

porosidad, permeabilidad y saturacién de fluidos en la roca.

5.1.1 Informacion Disponible.

Se utilizaron datos técnicos y de produccién de 20 pozos considerados productores y no
productores, asi como algunos pozos exploratorios utilizados para la extraccion de nucleos. Estos
pozos cuentan con informacién de registros geofisicos en formato digital LAS del tipo: rayos
gamma naturales (GR), potencial natural (SP), resistividad profunda (R85), resistividad somera
(R20), densidad (RHOB) y/o porosidad-densidad (DPHI), porosidad neutrén (NPHI), tiempo de
transito (DT) y/o porosidad sénico (SPHI), y caliper (CALI). Asi como también se contdé con
imagenes con interpretacion geofisica de los minerales, la porosidad y la saturaciéon de fluidos
dentro de la roca perforada.

Se cuenta con informacién de 6 nucleos de pozos exploratorios, a los cuales se les describen sus
propiedades petrofisicas, su contenido mineraldgico y su textura mediante ldminas delgadas e
imagenes SEM; se cuenta con informacion sobre el tamafio de grano, sobre la espectroscopia de
rayos gamma y sobre la difraccion de rayos X.

Se cuenta con las graficas de resistividad profunda (RD), resistividad somera (RS) 6 resistividad
media (RM) y las curvas interpretadas de porosidad efectiva (PHIE), saturacion de agua (Sw),
volumen de arcilla (VCL), permeabilidad (K) y en algunos casos SP se encuentran contenidas en el

software de Petrel.
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5.1.2 Estado de la Informacién Disponible.

La informacion petrofisica, obtenida de PEMEX, fue analizada, validada y cargada en el software
Petrel.

La mayoria de los registros geofisicos no pudieron ser verificados debido a falta de encabezados y
nomenclatura, sin embargo al analizar las curvas en general y la curva del caliper no se observan
grandes variaciones en cuestién cuantitativa debido a que los agujeros nos presentan derrumbes.
Para la determinacion las curvas interpretadas de: PHIE, Sw, Vcl y K no se indica el modelo ni el
método de interpretacion.

No se cuenta con registros de imagen de pozo ni registros de potencial natural para determinar
estructuras sedimentarias, en algunos casos se aprecian algunos cambios en los registros que
representan las estructuras discordantes que atraviesa el pozo.

Con respecto a los pozos exploratorios se tienen imagenes de microscopio electrénico de escaneo

(SEM) en donde se aprecia el tipo de porosidad y las estructuras sedimentarias.

5.1.3 Distribucion espacial de propiedades.

Debido a que los intervalos productores del campo Humapa se encuentran por encima de la base
del Terciario y debajo de la discordancia C, no se encuentran marcadas las discordancias Ay B en
los pozos. Las facies corresponden a frentes loburales de los abanicos submarinos donde se
presentan arenas con mayor contenido de calcita que de cuarzo como cementante; los espesores
de areniscas (litarenitas y calcarenitas) son pequefios, lo que se presentan con intercalaciones de

lutitas (Fig. 5.1). El tamafio de granos de arena es de fino a muy fino.
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Fig. 5.1 Registro del pozo HUM-1643, donde se muestra la intercalacién de areniscas con lutitas

(CNH-UNAM, 2012).
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De acuerdo a las laminas delgadas y fotografias SEM, se observa que se tienen cuerpos
fragmentados de forma angulosa y subangulosa y estan constituidos por cuarzo, calcita, liticos
pluténicos y volcanicos, cuarcita, esquisto, pedernal, mica biotita, pedernal, trazas de materia
organica y foraminiferos bentonicos.

El volumen de arcilla esta sobreestimado con el modelo de interpretacion petrofisica utilizado, al
compararlo con el andlisis de nucleo en un intervalo sin lutita a esa profundidad. Debido a que el
volumen de poros es bajo y la porosidad intergranular es muy baja por la cementacion de calcita,

se observan valores de resistividad altas comparadas con otras areas de la cuenca.
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Fig. 5.2 Altas resistividades debido a los altos volimenes de arcilla en pozo ubicado en el Campo Humapa.

Los intervalos productores de los pozos fueron proyectados y modelados en un cubo sismico del
gue se obtuvieron secciones sismicas representativas (Fig. 5.3). La mayoria de los pozos se
encuentran al sur del campo Humapa. Las superficies de las discordancias marcadas
anteriormente no coinciden con los reflectores sismicos; en general se tienen altas amplitudes en
algunos bloques, que es donde se tienen a los cuerpos arenosos de mayor interés como rocas

almacenadoras.
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Fig. 5.3 Linea Sismica donde se muestra que las discordancias marcadas no se relacionan con los horizontes
sismicos en el Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

Como se puede observar en los reflectores sismicos (Fig.5.4), no se aprecia claramente la relacién
entre los intervalos productores y las altas amplitudes del modelo, sin embargo son parametros

muy importantes que se deben tomar en cuenta para identificar horizontes de interés.
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Intarvalos Producteres

Fig. 5.4 Lineas sismicas con intervalos productores de los pozos ubicados en el cubo sismico modelado en
direccion inline y crossline (CNH-UNAM, 2012).

Los pozos fueron modelados independientemente en cubos sismicos, de forma que se apreciaran
los intervalos productores respetando la desviacion de los pozos en las secciones sismicas, en el
estudio no se encuentra una clara relacién entre los intervalos productores y las altas amplitudes

en los reflectores sismicos (Fig.5.5).

90



NI AIAETE AR

Fig. 5.5 Intervalos productores de los pozos ubicados en el cubo sismico propuesto donde se ve la relacion
de la profundidad del intervalo y el atributo sismico de amplitud (CNH-UNAM, 2012).
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5.1.4 Andlisis de resultados.

Con la informacién analizada de los registros geofisicos, se encontré que el modelo de Doble Agua
es el modelo geofisico que mas se ajusta al Campo Humapa. Este modelo propone que una
formacidn arcillosa se comporta como una formacién limpia con las misma porosidad, tortuosidad
y contenido de fluido, excepto que el agua parece ser mas conductiva que lo esperado de su
salinidad volumétrica. El exceso de salinidad es debido a cationes adicionales ligados levemente en
una capa difusa que rodea las particulas de arcilla para compensar la deficiencia de cargas
eléctricas en el mineral de arcilla. Este modelo no toma en cuenta la exclusién de sal de parte del
volumen de poros cercanos a la superficie arcillosa.

Evaluando las caracteristicas petrofisicas a partir del modelo de Petrel, se obtuvieron valores de
porosidad efectiva de hasta 13% en los cuerpos mas arenosos del campo, sin embargo en el
analisis de nucleos se determind que es baja la porosidad primaria intergranular debido a la fuerte
cementacién por calcita y dolomia, y a la alta arcillosidad en la matriz (Fig. 5.6). Se presentan en
algunos casos trazas de porosidad secundaria, y los rangos de porosidad y permeabilidad son

variables, observandose permeabilidades de hasta 10 mD (Fig. 5.7).

O

-

de porosidad intergranular presente en el Campo Humapa.

Fig. 5.6 Modzlo
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Fig.5.7 Grafica de variacion de Porosidad vs. Permeabilidad del Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

Los datos encontrados a partir del andlisis de nucleos de los 6 pozos exploratorios fueron
graficados de acuerdo a su porcentaje mineraldgico en promedio y al tipo de componente

arcilloso que se encontrd en la roca (Fig. 5.8 y 5.9).

MINERALOGIA (HUMAPA)

50.0

45.0
40.0

50 —

300 |—
[%] 250 |—
200 |—

150 —
100 —

Wl ) —

| Cuarzo M Feldespato M Plagioclasa  Calcita @ Ankerita @ Dolomita B Arcilla To'ta[l

Fig. 5.8 Graficas de barras donde se muestran los porcentajes mineralégicos del Campo Humapa (CNH-
UNAM, 2012).

Como se ve en la figura 5.8, los minerales mas frecuentes observados en las ldaminas delgadas e
imagenes SEM tomadas de los nucleos, son la calcita y el cuarzo; ademas de arcillas y plaglioclasa y

en menor porcentaje dolomia y feldespato. El porcentaje promedio de arcilla es un 6 %, la cual se
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compone en su mayoria de ilita y mica seguida por clorita, esméctica y caolinita (Fig. 5.9). Las

arcillas antigénicas se encuentran dispersas en los poros de la roca.

| [lita-Esmectita
m Clorita

m Esmectita

H |lita+ Mica

= Caolinita

Fig. 5.9 Grafica donde se muestra el porcentaje y composicion de las arcillas encontradas en los nucleos del
Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

Dentro de las caracteristicas de estos elementos tenemos que la caolinita es responsable de la
migracion de finos asociados al campo, la esméctica puede hincharse en presencia del agua dulce,
la ilita aumenta la tortuosidad de los poros y la clorita puede causar la precipitacion de
compuestos secundarios de hierro.

El problema que poseen las ilitas, es que se desarrollan en las areniscas creando grandes
voliumenes de microporosidad donde se puede almacenar agua, aumentando la saturacién de
agua irreductible. La clorita cuando es expuesta a tratamientos acidos tiende a disolverse y libera
hierro en forma de gelatina; los cristales de hierro contribuyen a la reduccidn de la permeabilidad

en las areniscas (Fig. 5.10).

94



]

e

2@ I
(_‘)O C | Los finos tapohan
‘. C | las restricciones -
C < M| entre pores %,
| - N e -
(:,!r | ; Ilr N ™,
=y Y il V¥ // -\\
o N G
i ™ \l y I\\ Jlll
L : / = -“h.:__ Direccion
\, ok | - de flujo de
~gw 1 ! ~  fluidas
/‘\ [\ _,_/ *
Fi T - -
f F - - Finos
'\ 4 A _‘\. maovibles
% ) v i ]
S |
A J
R

Para contabilizar el volumen de arcilla se realizé el analisis de nucleos con espectroscopia de rayos
gamma; interpretandose que la radiacidon de rayos gamma naturales que es medida proviene del
Potasio, Torio y Uranio que se encuentran en las formaciones arcillosas. El Potasio y Torio estdn
asociados con la ilita y caolinita, mientras que el Uranio se puede encontrar en arenas, arcillas y
carbonatos. En el campo Humapa, para determinar el volumen promedio de arcilla es necesario
corregir los valores de arcillosidad debido a que la presencia de Uranio es muy variable.

Para corregir los valores de rayos gamma por contenido de Uranio se utiliza la siguiente formula:

GR = C;Th+C,K+C5U
Donde el Torio y el Uranio estdn en ppm y el Potasio en %, las constantes se calcularon mediante

matrices obtenidas de la curva CGR (GR corregido por efecto del Uranio) (Fig.5.11).
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Fig. 5.11 Espectroscopia de rayos gamma realizada en un nucleo del Campo Humapa donde la curva roja es
el rayos gamma corregido por Uranio (CNH-UNAM, 2012).

Los resultados observados a través del analisis de las curvas de porosidad muestran que los
principales cementantes corresponden a calcita y cuarzo, al igual que arcilla como matriz (Fig.

5.12).
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Fig. 5.12 Curvas de porosidad tomadas del analisis de un pozo exploratorio en el intervalo 1154-1165 m del
Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

96



Para determinar los valores de corte del modelo petrofisico se utilizé la grafica de Hingle
(Resistividad vs Porosidad) a partir de los intervalos productores en los registros de porosidad de
varios pozos del Campo Humapa. Los intervalos productores analizados se encuentran a una

profundidad que va desde los 1270 m hasta los 1947 m (Fig. 5.13).
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Fig. 5.13 Graficas de porosidad (py) vs resistividad (Rt) utilizadas para calcular la saturacion de agua tomadas
a diferentes intervalos en un pozo del Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

5.1.5 Calculo de saturacién de corte

Analizando las graficas de Hingle para determinar los valores de corte de la saturacién de agua, se
observd que los valores son muy variables y dependen de las propiedades fisicas de la roca.
Cuando se utiliza la curva de las variables porosidad-densidad (DPHI) se nota que los valores son
muy dispersos debido a que existen varias matrices en la roca, por lo que no se recomienda su
uso. Cuando se utiliza la curva de las variables porosidad-neutrén (NPHI), los valores dependen de
los efectos ambientales y no es confiable. La curva DT (DT35) corresponde a porosidades
primarias, lo cual no es de mucha utilidad por que en el campo Humapa se tienen porosidades
secundarias. Por lo anterior, se recomienda utilizar la curva de diametro de pozo (CALI) verificando
gue no se presenten derrumbes que afecten la medicién.

Para calcular la saturacion de agua a partir del registro de resistividad como parte del modelo

petrofisico se utiliza la siguiente relacién matematica:

Sw= |— Sw= |— = 64% Ro=1 Rw=2.43
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El volumen de arcilla esta sobreestimado en la interpretacion petrofisica, debido a que se
considerd al cuarzo como mineral principal y por no corregirse el contenido de Uranio y la edad de
la roca; con este andlisis se podria tomar un valor de corte mayor al considerado en el célculo de
volumenes de Vcl=50%, con los valores para volumen de arcilla que se tienen calculados en el

modelo sélo con cuarzo (actual) se puede considerar un valor de Vcl<=65% (Fig. 5.14).
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Fig. 5.14 Graficas de volumen de arcilla (Vcl) vs resistividad (Rt) utilizadas para calcular la saturacion de
agua tomadas a diferentes intervalos en un pozo del Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

Debido a que el modelo petrofisico no considera a la calcita, la porosidad efectiva es menor a la
considerada de PHIE=5%,; las curvas de Hingle muestran que los valores se reducen hasta un 2%

(Fig. 5.15).
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Fig. 5.15 Graficas de porosidad (PHIE) vs resistividad (Rt) utilizadas para calcular la saturacion de agua
tomadas a diferentes intervalos en un pozo del Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).

Debido a que la porosidad se reduce por no incluir a la calcita en su modelo, la saturacién de agua

también se reduce, por lo que el valor de corte es mayor al utilizado de 65%. Es importante
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analizar las graficas correctamente porque muchos de los valores estdn dados por apreciacién de
las mismas.

El modelo petrofisico depende en gran medida de la resistividad del agua de formacion (Rw), la
cual depende de la salinidad y de la resistividad verdadera de la roca (Rt). Para el modelo
propuesto se utilizé la Rw a partir de la salinidad de entre 35,000 ppm a 45,000 ppm reportada
para el area. Las curvas de resistividad y las de porosidad fueron corregidas, haciéndose la

interpretacién de Rty Rxo, por diametro de invasién (Fig. 5.15).

S —— gl S e e T i " - R

[p—— [E—— - S - o

]

'ujl‘p{\“"

';.‘#a-lf:“;?f'

JT.:#\-EJ‘I

.‘.11.':"'{!.-:1#.1._"

,'Ilﬂ;:::lﬂ

Fig. 5.15 Registros geofisicos tomados de un pozo del Campo Humapa y modificados en los dos ultimos
carriles de la derecha, los registros de porosidad y litologia (CNH-UNAM, 2012).

Del analisis de nucleos tomados de los pozos exploratorios se tomaron los siguientes valores:
e Exponente de cementacién m=2.71,
e Coeficiente de tortuosidad a=0.9,
e Resistividad del agua de formacion Rw=0.1 ohm/m

e Exponente de saturacién n=1.93.

Estos valores que corresponden a intervalos donde se encuentran las litarenitas y calcarenitas,

fueron corroborados a través de la grafica de Pickett, a partir de los registros geofisicos (5.16).
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Fig. 5.16 Grafica de Pickett donde se corroboran los valores tomados del andlisis de nucleos y registros
geofisicos (CNH-UNAM, 2012).

Observaciones al Modelo Petrel. El modelo de Petrel solo considera las curvas de calculo de
volumenes y la propagacion geoestadistica de parametros de volumen: porosidad efectiva (PHIE),
saturacion de agua (SW), volumen de arcilla (VCL), rayos gamma naturales (GR), resistividad
profunda (RD), resistividad somera (RS), permeabilidad (K) y en algunos casos potencial natural
(SP). Los valores de corte utilizados son los mismos empleados para todos los campos de
Chicontepec y no considera variaciones en los tipos de roca y unidades de flujo petrofisicas de la

cuenca.

5.1.6 Resultados del analisis petrofisico.

En todos los pozos analizados del campo Humapa se tiene un alto contenido de calcita y cuarzo,
por lo que se debe hacer la interpretacidon petrofisica considerando estos componentes
mineralégicos, al igual del componente de arcilla que se tenga. Cuando se considera a la calcita en
el estudio se observa que se reduce la porosidad efectiva, ya que en algunos casos ésta llega a
cementar los granos de cuarzo.

Cuando se utilizan los rayos gamma naturales para calcular el volumen de arcilla, se recomienda
reducir el contenido de Uranio hasta en un 50% de la curva y corregir el indice de arcillosidad. El
volumen de arcilla del Campo Humapa debe ser calculado utilizando la formula de Larianov para
rocas del Terciario; por tanto al modificarse los volumenes de roca sedimentaria, se reduce el
volumen de hidrocarburos.

Para calcular el volumen de hidrocarburos es necesario conocer la saturacién de agua, por lo que

se recomienda que se determine el efecto de la variacion de la resistividad de la roca debido a
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anisotropia eléctrica originada por el contenido, caracteristicas y distribucién de las arcillas. La
informacidn utilizada en los registros geofisicos para este proyecto es muy limitada.

Los valores de corte utilizados para el modelo petrofisico fueron calculados a partir de las graficas
de Hingle, y se llegd a la conclusion que estas variables estan sobreestimadas debido a los cambios
de facies sedimentarias en el campo. En estos casos lo recomendable es determinar las unidades
geoldgicas y las unidades de flujo previamente, para recalcular dichos parametros con un nuevo
modelo de interpretacion petrofisica que incluya calcita y corrigiendo el volumen de arcilla por
contenido de Uranio y edad de la roca, y asi entonces volver a obtener los valores de corte, los
cuales deben cambiar, tendiendo a reducirse. Por lo tanto los valores de corte corregidos del

Campo Humapa son: Vcl<65%, Sw<65% y PHIE>2%.

5.1.7 Acciones a realizar.

Para mejorar el conocimiento petrofisico del Campo Humapa es necesario realizar las siguientes
acciones:

1. Correr el registro de espectroscopia de rayos gamma naturales en futuros pozos para
determinar el volumen de arcilla, considerando la correccién de la curva por Uranio y la edad de la
roca

2. Para calcular la saturacion de agua se debe utilizar valores de resistividad que midan la
anisotropia de la roca utilizando registros triaxiales que midan Rth y Rtv.

3. Se debe considerar la presencia de cuarzo y calcita en la interpretacién petrofisica para calcular
el porcentaje de minerales totales, la porosidad efectiva y la saturacion de agua.

4. Determinar nuevos valores de corte a partir de las curvas recalculadas de porosidad efectiva y
saturacion de agua. Se recomienda utilizar las graficas de Hingle con datos de propiedades
petrofisicas que cuenten con menos margen de error. Las facies sedimentarias en el Campo
Humapa juegan un papel importante, ya que de ellas depende la apreciacidon de los registros
geofisicos y a su vez de las graficas analizadas.

5. Recalcular los volimenes de reservas de hidrocarburos en el campo Humapa teniendo en
cuenta lo anterior: Vcl corregido por U y edad de la roca, PHIE y Sw obtenidos con el modelo
petrofisico incluyendo calcita, valores de corte estimados por zonas de acuerdo a la clase de roca y
unidad de flujo con el nuevo modelo petrofisico; posteriormente marcar las discordancias en el

software Petrel, propagando las propiedades petrofisicas con un modelo geoestadistico
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estocdstico que cuente con 50 estimaciones como minimo, guiadas por el atributo sismico de
amplitud RMS o por inversion sismica.

6. El modelo petrofisico depende de la informacién disponible que se tenga en el campo, por lo
tanto se tendrd una mejor caracterizacién estdtica entre mas informacién técnica del campo se
tenga. Es importante correr el mayor numero de registros geofisicos que se puedan tener para
verificar que los datos de campo sean correctos y los adecuados para utilizarse en el estudio de la

geoestadistica.

5.2. Analisis de pruebas de produccion del Campo Humapa.

Para el estudio de las pruebas de produccion se analizaron 42 pozos productores y no productores
perforados en 6 macropera, ubicados dentro de los paquetes limitados por las discordancias A, B,
Cy la Base del Terciario. La informacién de produccién proporcionada por PEMEX fue analizada y
comparada entre si, evaluando los registros geofisicos de resistividad y rayos gamma de los pozos
con la finalidad de ubicar los intervalos productores de dichas macroperas. En la figura 5.17 se

muestra la ubicacidn de las macroperas analizadas en el software Petrel.

Macropera 6
Macropera 5

Macropera 4=

: Macropera 1
Macropera 3=

Macropera 2ay 2b

Fig. 5.17 Ubicacidn de las macroperas del Campo Humapa (CNH-UNAM, 2012).
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Macropera 1. Se compone de los pozos HUM-1A, HUM-1B Y HUM-1C (Fig.5.18), Los intervalos

productores se correlacionaron y resultaron productores a 50 m debajo de la discordancia A,

siendo asi el pozo HUM-1A el menor productor y teniendo un rango de produccién que va desde

los 25 a los 41 bpd.
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Fig. 5.18 Correlacion de registros geofisicos de los pozos de la macropera 1 del Campo Humapa (CNH-UNAM,

2012).

Macropera 2. Se compone de 13 pozos, se dividié en 2 partes (2a y 2b) de forma que se pudiera

tener un mejor analisis de la informacion.

La Macropera 2a esta compuesta por 6 pozos, de los cuales 5 muestran su intervalo productor

entre la Base del Terciario y la discordancia A, aproximadamente a 100 m por debajo de A en un

paquete facilmente correlacionable a través de registros geofisicos. Los gastos de produccién

inicial de esta seccidon varian de 17 a 39 bpd (Fig. 5.19). El pozo sobrante contiene su intervalo

productor entre la discordancia A y B, y se ubica a 150 m por debajo de B, contando con una

produccion inicial de 35 bpd.
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Fig. 5.19 Correlacion de registros geofisicos de los pozos de la macropera 2a del campo Humapa (CNH-

UNAM, 2012).

La macropera 2b se compone de 7 pozos, los cuales 5 producen producen entre la base del
Terciario y la discordancia A, y 2 por arriba de A.

Los pozos HUM-2B1, HUM-2B2, HUM-2B3, HUM-2B4 Y HUM-2B5 ubicados entre la Base del
Terciario y la discordancia A, contienen su intervalo productor entre 100 y 150 m por debajo de la
discordancia de A. Los valores de produccion varian de entre 28 a 58 bpd, donde el pozo HUM-2B5
es el mas productor.

Los pozos HUM-2B6 y HUM-2B7 ubicados entre las discordancias A Y B, tienen su intervalo
productor entre 30 y 50 m por debajo de B, con gastos de 21 y 8 bpd respectivamente resultando

menores productores que la macropera 2a (Fig. 5.20).
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Fig. 5.20 Correlacion de registros geofisicos de los pozos de la macropera 2a del campo Humapa (CNH-
UNAM, 2012).
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Macropera 3. Se compone de 7 pozos, de los cuales 5 producen por debajo de la discordancia Ay
2 producen por debajo de la discordancia B

Los pozos que producen por debajo de la discordancia A presentan diferentes cuerpos
estratigraficos y los intervalos productores no son correlacionables (Fig. 5.21); mientras que los
pozos que producen entre las discordancias A y B cuentan con valores de produccién bajos que
varian de 1 a 28 bpd y corresponden a cuerpos de 15 a 30 m de espesor ubicados de 30 a 50 m por

debajo de B.
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Fig. 5.21 Correlacion de registros geofisicos de los pozos de la macropera 3 del Campo Humapa (CNH-UNAM,
2012).

De acuerdo a la figura 5.21, el pozo HUM-3B produce a 100 metros por debajo de la discordancia A
un gasto de produccidn de 30 bpd; mientras que el intervalo productor del pozo HUM-3F se ubica
a 250 metros por debajo de Ay tiene una produccién de 22 bpd.

Los pozos HUM-3C y HUM-3G aunque presentan curvas de resistividad y de rayos gamma
favorables, producen un gasto de produccién muy bajo que varia de los 8 a 7 bpd en un intervalo
ubicado a 50 m arriba de la base del Terciario,

Para el pozo HUM-3E no se cuenta con informacién cuantitativa, solo se puede observar en el

registro que tiene un espesor de 20 m en comun con todos los pozos de la macropera.

Macropera 4. Se compone7 pozos cuyos intervalos productores pertenecen a la parte media-

inferior del paquete ubicado entre la discordancia A y la Base del Terciario (Fig. 5.22).
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Fig. 5.22 Correlacion de registros geofisicos de los pozos de la macropera 4 del campo Humapa (CNH-UNAM,

2012).

De acuerdo al registro de rayos gamma y resistividad, los pozos HUM-4A, HUM-4B, HUM-4C,
HUM-4D Y HUM-4F producen en un intervalo ubicado a 250 metros por debajo de la discordancia
A, donde se tiene un alto contenido de arenas de hasta 75 m de espesor correlacionable en todos
los pozos.

Los valores de produccién iniciales de los pozos HUM-4B y HUM-4D son 85 y 128 bpd
respectivamente, siendo asi los pozos mas productores de la zona.

El pozo HUM-4E produjo a 50 m por encima de la base del Terciario, sin embargo no se cuenta con
registros de produccion. El pozo HUM-4G inicié su produccion con 31 bpd en el intervalo

productor ubicado a 100 m debajo de la discordancia A.
Macropera 5. Se compone de 7 pozos, los cuales presentan gastos de producciéon muy bajos. En

los registros de resistividad se observa que 5 de los pozos analizados en esta seccién se

encuentran ubicados en la parte media inferior de los paquetes comprendidos entre la
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discordancia A y la base del Terciario, donde los primeros 200 m debajo de A son arcillosos y se

observan muy pocas capas arenosas (Fig. 5.23).
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Fig. 5.23 Correlacion de registros geofisicos de los pozos de la macropera 5 del campo Humapa (CNH-UNAM,
2012).

Como se puede ver en el registro geofisico, los pozos HUM-5D, HUM-5E, HUM-5F presentan el
intervalo productor a diferente profundidad, 150, 250 y 360 metros por debajo de la discordancia
A respectivamente; mientras que para los pozos HUM-5G y HUM-5C el intervalo se ubica de 50 a
75 m por encima de la Base del Terciario. El rango de los valores de produccién son muy variables
van de 11 a 30 bpd. La variacién en la profundidad de la produccidn para cada pozo es debido a
que los cuerpos geoldgicos no presentan una cierta continuidad y la respuesta a los registros no

permite correlacionar los horizontes sedimentarios.
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Los pozos HUM-5A y HUM-5B contienen gastos iniciales de produccion de 16 y 29 bpd
respectivamente; y el intervalo productor se ubica aproximadamente 100 metros por debajo de la

discordancia B.

Macropera 6. Se compone de 5 pozos, de los cuales sélo se tiene informacién de produccion en
tres, HUM-6B, HUM-6D y HUM-6E. El intervalo de interés se encuentra entre 50 y 100 metros por
debajo de la discordancia A. Los valores de produccién inicial varian de los 7 a los 31 bpd. Cabe
mencionar que para el pozo HUM-6A se identifica un intervalo productor pero no se tiene

informacion cuantitativa adicional (Fig. 5.24).
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Fig. 5.24 Correlacion de registros geofisicos de los pozos de la macropera 6 del campo Humapa (CNH-UNAM,
2012).

El pozo HUM-6C presenta espesor de 10 metros considerado como intervalo productor ubicado a
150 metros por debajo de la discordancia B.

La mayor parte de la produccién del campo Humapa proviene de la unidad limitada por las
discordancias A y Base de Terciario, aunque también hay intervalos productores entre las
discordancias Ay B.

Los valores de resistividad altos corresponden a cuerpos constituidos por intercalaciones de capas
delgadas de areniscas y lutitas. El espesor de los intervalos de prueba varié de 25 a 50 m. La
produccidn inicial en los intervalos probados es muy variable pero en promedio van de 15 a 35
bpd. Hay que hacer notar que no se cuenta con mucha informaciéon de produccién como el
tamafio de los estranguladores, la duracién de la prueba o el registro de presidon de todos los

pozos con los que se obtuvieron los datos de produccion de las pruebas, etc.

109



5.3 Analisis de pruebas de presion del Campo Humapa.

Las pruebas de presién son utilizadas para proveer la informacién que nos proporcionen las
caracteristicas del yacimiento, prediciendo el desempefio del mismo y diagnosticando el dafio de
formacidn. El analisis de pruebas de pozo es uno de los métodos mas importantes disponibles para
los ingenieros de yacimientos para establecer caracteristicas del yacimiento, tales como
permeabilidad y compresibilidad, posicidn de fronteras y fallas.

Las Pruebas de Presidon se pueden definir como el proceso en el cual se somete el pozo a un
impulso el cual produce un cambio en la tasa de flujo y se mide su respuesta, es decir un cambio
de presion. La respuesta del yacimiento esta determinada por parametros tales como: la
permeabilidad, factor de dafio, coeficiente de acumulacién en el pozo, distancia a los bordes,
entre otros. Basados en el entendimiento de la fisica de yacimientos, se desarrollé un modelo
matematico que relaciona los parametros de yacimiento con la respuesta del pozo. En
consecuencia, cuando comparamos la respuesta del modelo a la respuesta medida del yacimiento
podemos inferir que los parametros del modelo son iguales a los pardmetros del yacimiento. Una
prueba de presidon es la Unica manera de obtener informacién sobre el comportamiento dinamico
del yacimiento.

La caracterizacién del campo Humapa es indispensable para la predicciéon del comportamiento de
produccidn. En la produccién del campo es necesario el control de su comportamiento y la
evaluacion de las condiciones de los pozos productores. Las pruebas hechas en los pozos deben
ser disefiadas, realizadas y evaluadas de acuerdo con la informacién que se desee obtener y
tomando en consideracion las limitaciones existentes. Con estas pruebas se buscd validar las

capacidades de flujo de pozos tanto productores como no productores del campo Humapa.

5.3.1 Informacién empleada para el analisis.

Se cuenta con un resumen de registros de presion de fondo, los cuales se analizaran integralmente
cuando se tienen datos completos, y cuando el registro es incompleto, se considero cada registro
como valor independiente solo para conocer su magnitud (Tabla 5.1). Las graficas y registros

disponibles para el analisis del Campo son proporcionados por PEMEX.
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TIPO DE

POZO | FECHA HORA | [PRESION @ nmd(PSI)  NMD{MV] ULT EST (MV) ULT EST (MD) PRES ULT EST GRAD (KG/CM2) REGISTRO CIMA[m) = BASE[m)  NMD{MD)
1 10/01/2012 | 2:30PM 2237.054149 1758 1648.978707 |  1649.49 2104.66 0.0854 RPFC 1736 1780 1758
1 27/11/2007 |  3:45PM 3234.328036 1758 1700 1700 3167.44 0.0811 RPFC 1736 1780 1758
1 03/12/2010 | 5:20PM 3165.314545 1710.2 1735 1745 3203.27 0.0767 RPFF 1767 1793 1780
1 31/01/2012 | 6:00PM 2292.77 1710.2 1710.2 1780 2292.77 0.0814 RPFF 1767 1793 1780
1L 26/04/2012 1:30 PM 2179.506 1710.2 1710.2 1780 2179.506 0.0752 RPFF 1767 1793 1780
1 12/05/2012 | 12:00 AM 2156.453 1710.2 1710.2 1780 2156.453 0.0753 RPFE 1767 1793 1780
1 02/01/2012 | 12:30PM 2043.557433 1658.438 | 1609.046071 1660 1990.6 0.0754 RPFF 1695 1728 17115
1 10/03/2012 | 9:30PM 1883.78 1658.438 1658.44 1711 1883.78 0.0789 RPFF 1695 1728 17115
1 11/05/2012 | 2:00PM 2016.818686 1658.438 1623.71 1623.71 1975.88 0.0829 RPFF 1695 1728 17115
1 26/02/2011 | 12:05PM 2603.205074 1692.2668 1657.44 1900 2563.54 0.0801 RPFF 1923 1947 1935
3. 06/01/2012 | 9:30 AM 1113.21 1545.932414 | 1545.932414 1792 1113.21 0.0585 RPFF 1779 1805 1792
3 | 231/2012 | 245pM 2155.336761 1545.932414 | 1504.003571 1750 2101.08 0.091 RPFF 1779 1805 1792
3 10/11/2010 | 2:30PM 1372.811228 1475 1364.8541 1500 1271.16 0.0649 RPFC 1440 1510 1475
3~ | 21/11/2010 | 12:30PM 1481.07515 1475 1400 1400 1450.04 0.0291 RPFF 1440 1510 1475
3 31/01/2012 | 3:30PM 1364.782618 1475 1214.96 1350 1253.11 0.0302 RPFF 1440 1510 1475
3 16/02/2012 8:30 PM 799.2636 1452.5 2184.9 1284.9 1320 0.05 RPFF 1440 1465 1452.5
4. | 10/01/2011 | 3:45PM 1121.97 1250 1121.97 0.0465 RPFF 1270 1282 1276

Tabla 5.1 Informacidn disponible para el analisis de pruebas de presién.

En la tabla 5.1 se muestra el nombre de pozo, la fecha de la toma de presidn, la profundidad en
metros verticales y desarrollados, asi como los valores de presién tomados por el registro de

presion de fondo cerrado.

5.3.2 Descripcion del andlisis de las pruebas de presion en pozos productores.

Pozo Humapa 4D. Es un pozo vertical que presenta un solo intervalo disparado1736 m-1780 m,
terminado el 21 de septiembre de 2010 y fue fracturado el 5 de octubre de 2010 (Fig. 5.25).
Presenta dos pruebas de variacion de presidn; la primera del 8 al 14 de octubre de 2010, para la
cual se tienen los aforos, y una segunda prueba fue realizada del 26 al 27 de noviembre de 2010,
sin embargo, para ésta fecha no se tiene los aforos del pozo y por lo tanto no se pueden
interpretar. El inicio de produccién fue el 30 de noviembre de 2010, alcanzando un maximo de 33

BPD.
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Fig. 5.25 Estado mecanico del pozo Humapa-4D.

Los parametros del yacimiento utilizados en las pruebas de presién realizadas del 8 al 14 de

octubre de 2010 son:
e Radio del pozor,: 0.31 pie
e Espesor neto h,: 78 pie
e Factor de Volumen del aceite B, = 1.3014
e Viscosidad p, =0.3730cp
e Porosidad ¢ =0.12
Compresibilidad Total Cr = 1.8 x10 ®° psi™
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Fig. 5.26 Grafica de prueba de presién del pozo Humapa-4D.

El pozo Humapa-4D inicid su comportamiento con una presion arriba de 3300 psia hasta llegar a
los 3691 psia en un periodo de 75 hrs, posteriormente se cerré el pozo y al dia 5 se volvié a abrir,
logrando una presién similar a la de arranque. El pozo se termind con fractura hidrdulica y se
analizé mediante las curvas de Fetkovich, sin embargo el pozo no presenta un flujo pseudo-radial,

por lo que se determind que la fractura es incierta (Fig. 5.27 y 5.28).
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Fig. 5.27 Grafica de variacion de presidon-produccién vs tiempo del Campo Humapa-4D.
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Fig. 5.28 Modelo de ajuste con “Fractura vertical de conductividad infinita” del pozo Humapa-4D.

Para tener un mejor analisis de las pruebas de presidn es necesario calcular algunas propiedades
petrofisicas como la porosidad y permeabilidad de la formacién antes y después de la fractura
para saber la eficiencia de la misma; asi como para evaluar las dimensiones y caracteristicas de

flujo que se pueden presentar en el pozo.

Una recomendacion para el pozo Humapa-4D consiste en cerrar el pozo por mas de 200 hrs para
conocer el parametro de permeabilidad, y observar el comportamiento del mismo después del
cierre. También se sugiere documentar los aforos de presién en el mismo archivo donde se
encuentran los registros de presidén para tener una buena interpretaciéon de datos de presién-

produccion.

Pozo Humapa 3F. Este pozo cuenta con dos graficas de registro de presion de fondo en el intervalo
de 2055-2076 m. (Fig. 5.29). El pozo inicio su produccién el 8 de mayo de 2010, con una presion en
la cabeza cercana a los 2750 psia y un gasto menor a los 30 bpd, después de 90 hrs se cerrd el

pozo logrando una produccién acumulada mayor a los 1000 bls.

114



COMPORTAMIENTO DE PRODUCCION - POZO: HUMAPA 2

Estrangulador —#— Gasto porHora Presion en cabeza —#—Produccion Acumulada —%—RGA

3500 or 300

SE ABRE POZO 8 DE MAYO DE 2010 A LAS 00:00 HRS INTERVALO: 2055-2076 MTS
H I 270

3000
= 240

B mm

®1s)
g

2
=

Gasto (Bls/hr)

2000

1500

Presion Cabezal (Psi)
Produccion acumulada

1000 %

60

500
30

g :
888888888888588588888388288858888888888558888888888
AR DELLEEE R ARt b CER S Bt

iempo

Fig. 5.29 Historial de produccién del pozo Humapa-3F donde se muestran las variantes de estrangulador,
gasto, presién y produccién acumulada.

Debido a que la informacidon de presidon-produccion de este pozo es muy limitada, se sugiere tener
un registro de presiones y gastos de produccién antes y después de la prueba de fondo de pozo;
por tanto no se pueden emitir comentarios acerca de los parametros relacionados con la
geometria, estado y tipo de flujo del yacimiento.

Pozo Humapa 4C. En este pozo se realizd una prueba de presién de fondo en el intervalo 1658 m -
1702 m, del cual no se tienen datos previos al cierre para validar la informacién de produccién, por

tanto solo se emiten comentarios de la informacién disponible.

En las figuras 5.30 y 5.31 se observa que el comportamiento del pozo después de ser fracturado
verticalmente. El ala de la fractura es pequefia x=22.7 m, sin embargo se nota un cambio de
permeabilidad en el sistema. Se recomienda realizar una prueba pre-fractura para correlacionar la
variacion de datos, y de ser posible reactivar la fractura para que los canales de flujo del pozo sean

mas grandes y asi tener mayores gastos de produccion.
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Fig. 5.30 Registro geofisico del pozo Humapa 4C donde se muestra la litologia y el intervalo a evaluar.
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Fig. 5.31 Grafica de presidn al cierre del pozo Humapa 4C.

Pozo Humapa 6F. En este pozo se realizd una prueba de presidn en el intervalo 1748 m -1772 m,
sin embargo no se cuentan con los datos iniciales de presidon-produccion para comparar la
informacidn posfractura. Se cuenta con un registro geofisico de pozo en el intervalo a evaluar (Fig.

5.32).
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Fig.5.32 Registro geofisico del pozo Humapa 6F donde se muestra el intervalo a evaluar.

Como se puede observar en el registro geofisico, en el intervalo 1748-1772 m se tiene

una

intercalacidon de areniscas con lutitas, las cuales tienen una porosidad promedio de 0.7, una

saturacion de agua promedio del intervalo es de 0.417 y se observa una fractura vertical de

conductividad finita.

Se realizaron dos pruebas de presidn a gasto variable, de la cual se considerd la interpretacion de

la primera para determinar los parametros asociados al modelo de fractura de conductividad finita

(Fig.5.33).
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Fig. 5.33 Grafica donde se muestran las dos pruebas de presidn realizadas en el pozo Humapa 6F.
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El ala de fractura determinada es de 175 m, lo cual se considera un buen valor por lo que no seria

necesario intervenir el pozo en ese momento ya que las caracteristicas de la fractura son buenas.

Se sugiere realizar una simulacidn de pozo considerando un sistema cerrado para afinar el

comportamiento total del pozo ya que en la segunda prueba se observa una caida de presion en el

pozo (Fig.5.34).
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Fig. 5.34 Comportamiento del pozo Humapa 6F donde se muestran dos pruebas de presidn.
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5.3.3 Resultados del analisis de produccion de los pozos del Campo Humapa.

Los datos analizados de las pruebas de presién realizadas en los pozos del Campo Humapa se

muestran en la tabla siguiente:

POZO ‘ HUMAPA-4D HUMAPA-3F HUMAPA-6F
Dato de Informacidén
Intervalo (m) 1736-1780 1658-1702 1748-1772

Modelo de Pozo

Fractura vertical

de conductividad

finita

Fractura vertical de

conductividad finita

Fractura vertical de

conductividad finita

Fronteras

Comportamiento

infinito.

Comportamiento

infinito.

Comportamiento

infinito.

Coeficiente de

almacenamiento del pozo

Cs (bbl/psi) 0.3 0.0165 0.0651
Volumen de aceite (bbl) - 300.4098 4235.332
Movilidad de aceite (k/u) 3.5657 1.5572 3.5402
Coeficiente de

almacenamiento del pozo

Cs2 (bbl/psi) 0.003 | --- -

Permeabilidad

k (md) 1.33 3.6458 2.0947
Capacidad de Flujo

kh (md.ft) 103.74 274.6768 77.4841
Longitud media de la

Fractura Xf (ft) 152 74.5951 576.204
Conductividad de la Fractura

Fcd 9.7128 100
Conductividad de la fractura

adimensional kfW (md.ft) -—- 2641.5088 120699.181
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Presion Inicial

Pi (psia)

3756.0973 2918.2941 2738.3652

Tabla 5.2 Informacidn obtenida a partir del analisis de pruebas de presion en 3 pozos del Campo Humapa

(CNH-UNAM, 2012).

Los pozos analizados responden al modelo de fractura vertical de conductividad finita, la cual

implica una caida de presién a lo largo de la fracturas. Esta caida de presidon contribuye a la

formacion de un flujo lineal simultaneo en la fractura y un flujo lineal conocido como flujo bilineal.

6. CONCLUSIONES

La informacion sismica utilizada para la evaluacion petrolera es de suficiente calidad para
realizar comentarios y recomendaciones acerca los rasgos estructurales, estratigraficos vy
petrofisicas del Campo Humapa, basandose en el apoyo del software Petrel y de los datos
de produccidn del area estudiada.

Los principales plays productores del Campo Humapa se encuentran en el Grupo
Chicontepec, en el cual se encuentran 3 megasecuencias estratigraficas discordantes
limitadas por una discordancia basal y por las discordancias A, By C.

Las discordancias se originaron debido a eventos tectdnicos y sedimentarios que
generaron tres niveles diferentes de acumulacion de turbiditas en la columna
estratigrafica, la cual se compone en su mayoria de lutitas.

La Megasecuencia Inferior tiene un espesor aproximado de 350 m y corresponde a
depdsitos areno-arcillosos y arcillo-arenosos de forma tabular depositados sobre una
superficie topografica mesozoica profunda (basamento). En esta Megasecuencia existen
algunos horizontes lenticulares que representan zonas de interés petrolero como
potenciales rocas almacenadoras.

La Megasecuencia Media ubicada entre la discordancia A y B contiene estratos limo-
arcillosos de aproximadamente 330 m, que llegan a formar canales de gran longitud,
I6bulos y zonas de desborde que presentan buena continuidad lateral. En esta secuencia
se encuentran algunas zonas con cuerpos de areniscas que corresponden a rocas
almacenadoras; por lo que esta unidad es de gran interés econdmico-petrolero.

La Megasecuencia Superior tiene un espesor aproximado de 430 m y corresponde a

estratos delgados a medios, arcillo-limosos y arenosos-limosos producto de
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deslizamientos y derrumbes que ocasionaron flujos de escombros. En esta secuencia se
tiene menor abundancia de cuerpos arenosos debido a los procesos de sedimentacién y a
la fuerte cementacion por calcita.

La productividad del campo es baja, de alrededor de 30 bpd en promedio; siendo asi que
el pozo de menor produccién produce 7 bpd y el de mayor produccién 128 bpd.

El valor promedio del espesor productor es de 27m, y corresponden a varios horizontes
arenosos sobrepuestos que dan la apariencia de ser gruesos y continuos.

En el Campo Humapa se distinguen 3 tipos de deformacidn: deformacidn intraformacional,
pliegues originados por la Orogenia Laramidica y un sistema de fallas de desplazamiento
lateral con fracturas verticales originadas por deformacién por cizalla.

La Deformacién intraformacional se caracteriza por la presencia de pliegues y fallas locales
de tipo recostado generados por fuerzas gravitacionales en los bordes del talud.

El Plegamiento laramidico se caracteriza por la presencia de pliegues abiertos cuyos planos
axiales tienen rumbo hacia el NW con direccién al NE, resultado de la interaccién entre las
placas Farallén y norteamericana durante el Cretacico Tardio y el Cenozoico Temprano,
donde el esfuerzo principal generador de la deformacién provenia del SW y corria hacia el
NE, por lo que los ejes de los pliegues formados tienen direccion NW-SE y sus planos
axiales son ligeramente en direccion hacia el NE.

El sistema de fallas laterales son de tipo dextral y presentan fallamiento inverso de
segundo orden que acusan un sistema transpresivo que origind un sistema de flor positiva.
Las direcciones generales de las fallas son a) N35°W 90° y b) N45°E 90°, por lo que forman
un par conjugado, el esfuerzo principal de las fallas es en posicidon horizontal en una
direccion N10°E.

El area de oportunidad petrolera (play) donde se encuentran el mayor nimero de cuerpos
lenticulares arenosos probados en el campo se ubica entre la discordancia Ay la Base del
Terciario, aunque también hay zonas de oportunidad entre las discordancias A-B y B-C.

Las anomalias de amplitud se pueden relacionar con las zonas productoras, por lo que es
importante realizar una correlacién cualitativa y cuantitativa de los horizontes sismicos y
los datos de produccion.

Debido a la complejidad geoldgica que se tiene, es importante realizar un modelado de
cuerpos arenosos que simule la distribucién espacial de las arenas de forma semi-

estocastica.
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- De acuerdo al analisis de las secciones sismicas, la mayor cantidad de intervalos
productores se encuentran al sur del campo donde se observan altas amplitudes en
algunos bloques.

- En el modelo petrofisico se recomienda volver a evaluar el volumen de arcilla mediante el
modelo de Doble Agua donde se agregue la calcita dentro del modelo, al utilizar este
modelo se observa que se reduce el volumen de arcilla y disminuye la porosidad efectiva,
debido a que la calcita cementa los granos de cuarzo y reduce la porosidad.

- Los valores de corte utilizados en el Campo Humapa son: Vcl<= 0.50, PHIE>= 0.05 y Sw<=
0.65, los cuales no se consideran adecuados por que cuando hay variaciones en los tipos
de rocas y unidades de flujo. Los valores de corte estan sobrestimados, debido a que el
volumen de arcilla debe ser mayor y la porosidad efectiva debe ser menor, el valor de

saturacion de agua es correcto.

7. RECOMENDACIONES.

- Realizar un modelo tridimensional de las facies turbiditicas con mayor arenosidad que
componen las megasecuencias y que son consideradas como las mejores rocas
almacenadoras del sistema petrolero.

- Se recomienda reinterpretar la informacién sismica a partir de la productividad de pozos,
de forma que se haga el reajuste y ubicacion correcta del limite de las discordancias.

- Basarse en los reflectores sismicos e identificar los planos de falla que representan las
rutas de migracién del sistema petrolero para evitar perforar pozos en esas areas.

- Correlacionar las propiedades petrofisicas tomada del analisis de nucleos con los
reflectores sismicos del modelo Petrel para identificar zonas que no han sido barridas y se
puedan perforar nuevos pozos de desarrollo.

- Correlacionar las zonas productoras con las anomalias de amplitud tomadas de la sismica
3D, para tener una mayor certeza de las facies que se tengan en el campo.

- Se debe realizar un calculo volumétrico a partir del modelo de facies para caracterizar la
complejidad del subsuelo y discretizar los cuerpos acumuladores de hidrocarburos.

- Se recomienda utilizar el modelo de Petrel para analizar los datos de registros de pozos,
asi como para evaluar los valores petrofisicos de saturacion de agua (Sw), porosidad
efectiva (PHIE) y volumen de arcilla (Vcl) utilizando las curvas de registros geofisicos y las

graficas de Hingle.
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En los registros de rayos gamma se debe reducir el volumen de Uranio de las curvas, para
volver a calcular el volumen de arcilla mediante la férmula de Larionov para rocas del
Terciario; haciendo asi que se modifique el modelo petrofisico y el cadlculo de volumenes
de hidrocarburos.

Se recomienda que se determine el efecto de la variacién de resistividad de la roca debido
a la anisotropia eléctrica originada por el contenido de arcillas a partir del cdlculo de
saturacion de agua.

Recalcular la porosidad efectiva tomando en cuenta las formaciones arcillosas que tengan
contenido de cuarzo y calcita, haciendo correcciones a las curvas de resistividad y
porosidad, reinterpretando los valores de Rt y Rxo.

Calcular la permeabilidad de la formacion antes y después del fracturamiento para evaluar
la eficiencia de las fracturas, asi como sus dimensiones y caracteristicas.

Documentar los aforos de pozos y los registros de presidn para realizar una buena
interpretacion de datos de presién-produccién.

Registrar la presion de pozo fluyendo y cerrado, asi como el gasto de produccion antes y
después del cierre del pozo para tener determinar la presién en estado transitorio y asi
estimar la permeabilidad de la formacidn y establecer los limites del pozo.

Considerar las fallas laterales y el sistema de fracturas como rutas de migracién de

hidrocarburos para evitar perforar pozos en esas zonas.
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