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Resumen 

La industria del petróleo y gas natural desarrolló nuevas tecnologías, al demostrar 

que los yacimientos de aceite y gas no convencionales son viables como objetivos 

de exploración y explotación. En la década de los 70´s, inició en Estados Unidos, 

una serie de estudios denominados “Shale Gas Project”, precursores en el inicio 

del aporte en el conocimiento de este recurso. Por el incremento en los precios de 

petróleo se ha observado un cambio hacia plays no convencionales ricos en 

líquido, sobre todo por la baja en los precios de gas.  

Entre los proyectos más importantes de Estados Unidos, la Formación Eagle Ford 

en Texas, ha sido uno de los mejores plays en lutitas gasíferas, estudiada por más 

de 120 años. Inicialmente fue productor de gas seco en la parte sur, posteriormente 

de gas húmedo y después aceite con menor presión, hacia el norte.  

En México existe un gran potencial geológico prospectivo en yacimientos no 

convencionales hacia el noreste y oriente, en la parte continental de la gran 

paleocuenca del Golfo de México. Se han identificado 5 provincias geológicas con 

potencial de gas en lutita, entre las que destacan la secuencia de lutitas de la 

Formación Eagle Ford, del Cenomaniano Superior a Turoniano. La columna 

sedimentaria presenta 1000 m de diferencia estructural, en dirección noroeste a 

sureste. Estratigráficamente se reconocen dos unidades dentro de la Formación 

Eagle Ford: La unidad superior con espesor promedio de 173 m y la unidad inferior, 

de espesor promedio de 47 m.  

Las unidades en la Formación Eagle Ford, presentan dos litofacies: la unidad 

superior consistente en el predominio de facies de caliza arcillosa con lutitas 

calcáreo-carbonosas; la unidad inferior predominan facies de lutita calcáreo-

carbonosas y en menor proporción de caliza arcillosa.  

El modelo paleosedimentario consiste en un ambiente de plataforma de mar abierto 

en aguas poco profundas. 

La unidad superior, indica facies proximales de borde de plataforma, con 

abundante contenido planctónico y en la unidad inferior: presenta facies distales en 

facies de lutitas calcáreo-carbonosas. 

Las propiedades geoquímicas y mineralógicas en las unidades superior e inferior 

presentan buenas expectativas con potencial en gas seco de lutitas, en la región 

sureste y hacia el  noreste, probable potencial en petróleo de lutitas.  
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Abstract 

The oil and natural gas industry developed new technologies, to prove that the non-

conventional oil and gas fields are viable as targets of exploration and exploitation. 

In the Decade of the 70´s, started in the United States, a series of studies called 

"Shale Gas Project", precursors in the beginning of the contribution to the 

knowledge of this resource. By the increase in oil prices has been observed a shift 

toward rich liquid non-conventional plays, mostly by the decline in gas prices. 

Among the most important projects of the United States, the Eagle Ford formation in 

Texas has been one of the best plays in shale gas, studied for more than 120 years. 

Initially he was producer of dry gas in the southern part, later of wet gas and then oil 

with lower pressure, to the North. 

In Mexico there is a large prospective geological potential in non-conventional 

deposits to the Northeast and East, in the continental part of the great paleocuenca 

of the Gulf of Mexico. We have identified 5 geological provinces with potential of 

gas in shale, including the sequence of Shale of the Eagle Ford formation from the 

upper Turonian-Cenomanian. The sedimentary column presents 1000 m of 

structural difference, northwest to southeast. Two units within the Eagle Ford 

formation is stratigraphically recognize: the upper unit with average thickness of   

173 m and the lower unit, average thickness of 47 m.  

The units in the Eagle Ford present two lithofacies: upper unit consisting of the 

prevalence of clayey limestone and calcareous and carbonaceous shales facies; 

the lower unit predominantly calcareous and carbonaceous shale and to a lesser 

extent clayey limestone facies. 

The paleosedimentario model is in an atmosphere of open in shallow sea platform. 

The upper unit: indicates proximal facies of platform, with abundant planktonic 

content edge and the lower unit: presents distal facies in calcareous and 

carbonaceous shale facies.  

The geochemical and mineralogical properties in the upper and lower units have 

good expectations with potential in dry gas Shales, in the Southeast and Northeast, 

likely potential oil Shales. 
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CAPÍTULO 1. Introducción 

 

1.1 Localización 
 

El área de estudio se localiza geográficamente en la parte noreste del estado de 

Coahuila, aproximadamente a 10 Km al noroeste del poblado de Villa Hidalgo, 

Coahuila y a 85 Km en la misma dirección de la ciudad de Nuevo Laredo, 

Tamaulipas; limita al noreste con la frontera internacional de México y Estados 

Unidos.  

Comprende una superficie aproximada de 1,620 Km2 (Figura 1) y pertenece a las 

provincias geológicas de Burgos y margen oriental de la Plataforma del            

Burro-Picachos (PEMEX, 2010; Ortega, et al., 1992), (Figura 2); dentro de las 

provincias petroleras de Burgos y Sabinas-Burros-Picachos (PEMEX, 2013), 

(Figura 3).  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 1. Ubicación del área de estudio (Google Earth, 2014) 

 

 



 6 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 2. Provincias Geológicas de México (PEMEX, 2010; modificado de Ortega, et al. 1992). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 3. Provincias Petroleras de México (PEMEX, 2013) 
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1.2 Objetivos 

2.1 Objetivo general 

Definir estratigráficamente y determinar los atributos geoquímicos de petróleo y gas 
de lutita de la Formación Eagle Ford a nivel del Cretácico Superior      
(Cenomaniano-Turoniano), en la provincia de Burgos y márgenes de la plataforma 
de Sabinas-Burro-Picachos. 
 

2.2 Objetivos particulares 
 
I. Caracterizar geológica y geoquímicamente a la Formación Eagle Ford. 

II. Definir las variaciones texturales y composicionales de las litofacies que 

afecten el potencial generador y de producción de la formación.  

III. Aportar información paleo-sedimentaria y geoquímica como criterios 
operativos para la exploración y explotación de yacimientos no 
convencionales.  
 

1.3 Justificación y pertinencia 
 
La alta y creciente demanda mundial de hidrocarburos, ha propiciado el desarrollo 

de importantes innovaciones tecnológicas para explorar y explotar los yacimientos 

no convencionales de la Formación Eagle Ford, en el Estado de Coahuila en 

México, donde se han perforado pozos direccionales con desarrollos horizontales 

de hasta 1600 m. 

• La interpretación geológica,  geoquímica y petrofísica de la Formación Eagle 

Ford, son fundamentales como criterios básicos que coadyuvan con las 

operaciones técnicas de exploración y de extracción de hidrocarburos en 

yacimientos no convencionales. 

• Desde el punto de vista estratégico para la industria petrolera nacional es 
imperativo dimensionar, caracterizar y evaluar el potencial del Play no 
convencional de la Formación Eagle Ford en el área de estudio.  
 

1.4 Hipótesis 
 

Las facies arcillosas de la Formación Eagle Ford al noroeste del área de estudio 

presentan variaciones estratigráficas y geoquímicas que son atractivas como 

potenciales generadoras y almacenadoras de petróleo y gas, que deben ser 

evaluadas sistemáticamente, delimitadas y cartografiadas en el área de estudio. 
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1.5 Planteamiento del problema 

Los problemas a resolver en formaciones arcillosas con potencial productor de 

aceite y gas como la Eagle Ford, son los siguientes:  

Primero, es  necesario determinar las características estratigráficas y geoquímicas 

en la Formación Eagle Ford y obtener criterios de correlación con las facies 

productoras que se extienden desde el noreste de Texas.  

Segundo, la falta de un estudio en la distribución de las facies litológicas permitirá 

definir las variaciones texturales y litológicas en el petróleo y gas de lutita. 

Tercero, los parámetros composicionales y mineralógicos en la clasificación de las 

lutitas presentan incertidumbre en los yacimientos no convencionales, en definir 

áreas con propiedades frágiles y dúctiles de la roca. 

  

1.6 Metodología 

Previamente se efectúo la investigación bibliográfica relacionada con la estratigrafía 

y geoquímica, de información especializada en el área de estudio, obteniendo la 

base de datos preliminar. 

Esta base de datos antecedente se complementa con la información específica de 

pozos, como son, la correlación de cimas estratigráficas mediante registros 

eléctricos, bioestratigrafía, petrografía, muestreo y descripción textural y 

mineralógica de núcleos.  

Esta información es fundamental en la integración e interpretación estratigráfica, 

determinación de facies sedimentarias de las lutitas, características de la 

mineralogía contenida en las lutitas, concentración de materia orgánica, contenido 

de carbono orgánico (COT) y reflactancia de la vitrinita (Ro) y posterior realización 

de mapas derivadas de estas interpretaciones.  

Con la determinación de las propiedades estratigráficas y geoquímicas de las 

lutitas de la Formación Eagle Ford, se definen las variaciones en las facies 

litológicas, el Contenido Orgánico Total (COT) y Reflactancia de la vitrinita (Ro), 

esto es, parámetros que aporten información en definir posibles zonas favorables 

de un yacimiento no convencional potencial. 

Al obtener los resultados, se analizaron y discutieron para realizar las conclusiones, 

mismos que constituyen este documento.      
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1.7 Antecedentes 
1.7.1 Yacimientos no convencionales 
 
Las rocas que en el pasado se consideraron como generadoras, hoy se consideran 
también como yacimientos potenciales. Cuando se consideró a los yacimientos no 
convencionales como plays el enfoque cambio en la búsqueda de lutitas con alto 
contenido de materia orgánica (Alexander et al., 2011). En el desarrollo de estos 
recursos, la industria del petróleo y gas se encaró con el desafío del desarrollo de 
nuevas tecnologías; después de tres décadas se demostró que los yacimientos no 
convencionales son viables como objetivos de exploración. Ahora son 
abastecedores abundantes de gas natural en los Estados Unidos de Norteamérica. 
Aunque por otro lado debido a los bajos precios actuales en el gas, existe el éxito 
del desarrollo de la lutita gasífera y los operadores continuaran en la innovación, en 
la solución de tecnologías e ingeniería para el mejoramiento de su localización y 
extracción eficiente (Alexander et al., 2011). 
 
Hay dos tipos de recursos petroleros por evaluar, (Chan et al., 2010) (Figura 4):  

- Recursos convencionales, donde existen en acumulaciones discretas de 

petróleo relacionado a estructuras geológicas y/o rasgos estratigráficos, afectados 

por condiciones hidrodinámicas basados en la flotabilidad del petróleo en agua, 

siendo su extracción por medio de pozos convencionales. 

- Recursos no convencionales, en donde la acumulación de hidrocarburos se 

distribuye en una gran área y no es afectado por influencia hidrodinámica (también 

se le denomina como depósitos tipo continuo). Estos requieren de tecnología 

especializada para su extracción, la que se sigue perfeccionando.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 4. Relación de yacimientos convencionales y no convencionales (modificada de EIA, 2012). 
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las relaciones entre los recursos convencionales y no convencionales, se ilustran 

en el triángulo de recursos petroleros (Chan et al., 2010) (Figura 5). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 5. Triángulo de Recurso Petrolero (Chan et al., 2010). 

 

Los yacimientos convencionales se producen a partir de depósitos de areniscas 

porosas y permeables o en depósitos de calizas. Los yacimientos no 

convencionales se producen a partir de la roca generadora de los plays 

convencionales.  El petróleo y gas de lutita son no convencionales, por el hecho de 

tratarse de producir de una roca con una porosidad y permeabilidad mínima      

(Chan et al., 2010).           

El término "play en lutitas" es relativo considerando que muchos de los plays en 

lutitas presentan diferentes texturas y mineralogías, sin ser el 100% de lutita como 

el término implica. Las variables en las propiedades de las rocas en estos plays 

requieren de diferentes técnicas para extraer el petróleo y el gas. Los métodos no 

convencionales, como el fracturamiento hidráulico y la perforación horizontal se han 

implementado para extraer este recurso natural (Passey et al., 2010). 

Grandes volúmenes de petróleo y gas existen en los yacimientos no 

convencionales, aunque su recuperación comercial con frecuencia requiere una 

combinación de mejores tecnologías y altos precios en los productos.               

(Chan et al., 2010). 

Según Passey et al. (2010), el término “yacimiento no convencional” cubre un 

amplio rango de formaciones portadoras de hidrocarburos y tipos de yacimientos 

que generalmente no producen tazas económicas de hidrocarburos sin 

estimulación. Los términos más comunes de estos yacimientos no convencionales 
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incluyen: en la zona de gas, areniscas compactas con gas (tight-gas), metano en 

capas de carbón, gas de lutitas (shale gas), e hidratos de gas; en la zona de 

petróleo, aceite extra pesado, bitumen y petróleo de lutitas (oil shale).                                  

 
1.7.2 Inicios del petróleo y gas de lutitas (shale oil/gas) 
 
La producción de metano en lutitas ha sido practicada en Norteamérica por más de 
180 años; el primer pozo conocido en los Estados Unidos fue productor comercial 
de gas natural en 1821, en Fredonia, N.Y; fue un pozo excavado a pico y pala en 
una lutita rica en materia orgánica fracturada productor por más de 75 años 
(Rickman et al., 2008). 
 
En la década de los 70’s, el Departamento de Energía de Estados Unidos inició una 
serie de estudios denominado “Shale Gas Project”, para caracterizar geológica y 
geoquímicamente el potencial de yacimientos no convencionales, e innovando la 
ingeniería para su desarrollo masivo (Askenazi et al., 2013).  
 
Las primeras manifestaciones de aceite y gas se encontraron dentro de la Cuenca 
de Fort Worth mientras se perforaban pozos de agua a mediados del siglo XIX. La 
exploración petrolera se inició a principios del año de 1900, con el primer 
descubrimiento comercial de aceite (Pollastro, 2007). En 1960, el área del Arco 
Bend y la Cuenca Fort Worth, alcanzaron su estado de madurez en la exploración y 
desarrollo, con pozos enfocados a yacimientos convencionales (Pollastro, 2007).  
 
En la década de los 80’s la producción en el primer yacimiento de Estados Unidos 
fue denominado Barnett Shale, motivando el estudio en las lutitas del Devónico y 
Carbonífero de los Estados Unidos (Askenazi et al., 2013), aunque antes de los 
80’s, el Mississíppico no era objetivo de exploración en la Cuenca de Fort Worth. 
En cambio, la exploración se enfocaba principalmente en rocas clásticas y 
carbonatos del Penssylvánico, en yacimientos convencionales. Barnett Shale fue 
descubierto en 1981 (Wang, 2008) con manifestaciones generalizadas de gas, y las 
inesperadas producciones menores en Barnett motivaron a la compañía Mitchell 
Energy and Development el evaluar y desarrollar a los yacimientos no 
convencionales de gas y petróleo en las gruesas unidades de lutitas. Las 
recuperaciones iniciales de gas en un inicio eran no rentables, la compañía se 
enfocó en la búsqueda de técnicas más efectivas para la terminación de los pozos 
en la Barnett Shale.  
 
En 1996, se producía cerca de 20 BCFG anualmente, producción proveniente del 
campo Newark, en la parte noreste de la cuenca de Fort Worth (Pollastro, 2007) 
(Figura 6) y produce en más de 8 mil pozos (Wang, 2008), con producción 
acumulada de más de 4 Tcf; es el antecesor de todos los Shale plays. Las 
tecnologías clave para el éxito en la Barnett Shale giran en torno con la perforación 
horizontal y la estimulación por fracturamiento hidráulico (Rickman et al., 2008).  
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Figura 6. Distribución de Barnett Shale, en la Cuenca Fort Worth (Pollastro, 2007). 

 

Debido al gran éxito de Barnett Shale la actividad de exploración y producción en 

E.U se incrementó en la última década en la lutita gasífera.  

Alexander et al. (2011), menciona el procedimiento de la compañía Southwestern 

Energy, en el descubrimiento y desarrollo de Fayetteville Shale, localizada al norte 

de la cuenca de Arkoma y sur de la región Ozark en la parte central de E.U, en 

depósitos de plataforma marina del Mississíppico (Figura 7).  

Considerando que la unidad de interés tiene espesores de 50 a 550 ft (15 a 168 m) 

y profundidades de 1,500 a 6,500 ft (457 a 1,980 m), se efectuó un estudio 

geológico, desde la determinación estratigráfica y estructural, hasta la generación 

de un modelo 3D, agregando datos de registros geofísicos, datos geoquímicos y 

núcleos que sirvieron para calibrar el modelo. Todo este modelo funcionó para el 

desarrollo y planeación de simulaciones de perforaciones, modelado de esfuerzos y 

patrones de pozos horizontales. 
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Figura 7. Ubicación de Fayetteville Shale, cuenca Arkoma (Alexander et al., 2011). 

 
A causa de todo ese conocimiento previo y de los esfuerzos conjuntos con la 
planeación de pozos horizontales, se obtuvieron muchas mejoras en cuatro años y 
medio del 2007 al 2011; entre los que destacan, la reducción de los días de 
perforación de 17 a 8 días,  el incremento de la longitud lateral de los pozos de 
2,657 a 4,909 ft (810 a 1,500 m); se mantuvo el costo de pozos en 
aproximadamente 2.8 millones de dólares, se obtuvo incremento en la producción 
de 53.5 a 350.2 Bcf y así como un incremento en las reservas de 716 a 4,345 Bcf.  
 
Por lo que, con un desempeño óptimo en la estimulación de fracturas e incremento 
en la eficiencia operacional se lograron los resultados anteriores              
(Alexander et al., 2011). La realidad es que todos los plays en lutitas son parecidos 
a cualquier yacimiento de metano en capas de carbón (coalbed methane) o arenas 
compactas con gas (tight sand); pero cada yacimiento es único y los métodos de 
estimulación y terminación están basados en sus atributos petrofísicos particulares. 
 
Recientemente, en los últimos dos años, se ha observado un cambio hacia los 
plays no convencionales ricos en líquidos en Estados Unidos y Canadá, sobre todo 
por la baja en precios de gas e incremento en los precios del petróleo. El enfoque 
de las compañías operadoras es hacia la roca generadora en la que se pueda 
obtener recuperación de petróleo y gas (Martin et al., 2011).  
 
El boom del Shale Oil/Gas en el mundo, es relativamente reciente a partir del éxito 
en este tipo de yacimientos (Askenazi et al., 2013).   
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1.7.3 Petróleo y gas de lutita en la Formación Eagle Ford  
 

Del gas natural que se consumió en los Estados Unidos durante el 2011, 
aproximadamente el 95% se produjo en el país, por lo que, el suministro de gas 
natural no es tan dependiente de los productores extranjeros como es el suministro 
de petróleo crudo, y el sistema de entrega está menos sujeto a la interrupción 
(Energy Information Administration-EIA, 2012).  

El pleno desarrollo del play de lutitas dentro de los Estados Unidos, le permitió a 
este país ser más autosuficiente en energía (EIA, 2012) (Figura 8). La Formación 
Eagle Ford en el sur y centro de Texas es considerado uno de los mejores plays en 
lutitas gasíferas (Railroad Comission of Texas-RRC, 2011), debido a las siguientes 
consideraciones:  

1) Profundidades relativamente someras en la ventana de aceite. 

2) Alto porcentaje de carbonato hace que sea más fácil el fracturamiento. 

3) Gran extensión lateral y espesor. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 8. Desarrollo del Play de lutitas gasíferas en Estados Unidos. (EIA, 2012) 

 

La Formación Eagle Ford se ha estudiado durante más de 120 años y fue descrita 

a partir de afloramientos en los alrededores de Dallas, Texas (Sellards et al, 1932). 

Históricamente, la Formación Eagle Ford se ha estudiado más en afloramientos 

(Holguín, 1976; Surles, 1987; William, 1997; Goldhammer et al, 2001;             

Eguiluz, 2001) que en el subsuelo.  
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Sin embargo, los estudios del subsuelo recientemente se han realizado con los 

registros y núcleos para comprender mejor a esta formación (Mullen, 2010; Adams 

y Carr, 2010). 

Dos pozos perforados en el 2006 por Conoco y Apache iniciaron trabajos, pero los 

pozos no fueron perforados en la Formación Eagle Ford, sino en la Formación 

Austin Chalk (RRC, 2014).  

La Formación Eagle Ford, utilizó significantes avances tecnológicos avanzados de 

perforación horizontal y fracturamiento hidráulico. Permitió su desarrollo por los 

altos precios de gas que prevalecieron en el 2007 y a principios del 2008.  

El primer pozo en la Formación Eagle Ford fue perforado en octubre del 2008 por 

Petrohawk en el campo Hawkville, en el condado de La Salle en la ventana de gas 

(Mullen et al., 2010) (Figura 9), fue el primer pozo horizontal, STS #1, con 

producción inicial de 9.7 Mcf/d con un desarrollo lateral de 3200 ft (975 m); con una 

tendencia subparalela en la frontera sur del borde de plataforma de Sligo y se 

extiende hacia el norte en un amplio punto que enmarca a la cuenca de Maverick 

(Martin et al., 2011). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 9. Primer pozo lateral en Eagle Ford, en la franja de gas seco (Mullen et al., 2010). 

 

Uno de los grandes desafíos al intentar diseñar una terminación es conocer el tipo 

de hidrocarburo a producir (Mullen et al., 2010). La Formación Eagle Ford fue 

inicialmente productor de gas seco (verde), más tarde en gas húmedo (amarillo) y 

después de aceite (verde) (Figura 10). Hacia la parte norte de Eagle Ford se ubica 

la ventana de aceite con menor presión y altos volúmenes de aceite; la parte sur, 

es principalmente gas seco y a la mitad entre ambas ventanas se presenta gas 

húmedo o condensado (EIA, 2011). 
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Las terminaciones fueron diseños al estilo Barnett Shale, con tratamiento de 

estimulación water-frac (fracturamiento con agua) con varios grados de éxito 

(Mullen et al., 2010).  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 10. Distribución de ventanas de aceite, condensado y gas, en Play Eagle Ford (EIA, 2011).  

 

Hacia el noreste, la Formación Eagle Ford finaliza dónde se adelgaza. Inicialmente 

el área presentó un área promedio de 102 millas (164 Km) de largo por 60 millas 

(97 Km) de ancho. Los altos niveles de la actividad de perforación crearon un 

enriquecimiento en la base de datos para la identificación de sweet spots         

(áreas productoras) y otros datos importantes de desarrollo de campos                      

(Martin et al., 2011) (Figura 11).  

 

Los pozos de aceite y condensado en la Formación Eagle Ford son 

aproximadamente 4,690 y en gas 2,356; con 5,305 localizaciones en espera. El 

play actualmente presenta un área de aproximadamente 50 millas (80.45 Km) de 

ancho y 400 millas (644 Km) de largo, en más de 15 condados del estado de Texas 

(RRC, 2014) (Figura 12). 
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Figura 11. Área Eagle Ford, descubrimiento y rasgos geológicos (Martin et al, 2011). 

 

  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 12. Distribución de pozos en play de lutitas de Eagle Ford (RRC, 2014).  
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En México existe un gran potencial geológico prospectivo de recursos de petróleo y 
gas de lutita en la parte noreste y oriente, dentro de la parte continental de la gran 
Cuenca del Golfo de México (EIA/ARI, 2013) (Figura 13).  
 
Estas lutitas de origen marino, de considerable espesor, ricas en carbono orgánico 
total, se consideran análogos con las zonas productoras de las lutitas del Jurásico y 
Cretácico en el sur de Estados Unidos, en particular en las lutitas Haynesville y 
Eagle Ford, respectivamente (EIA, 2012) (Figura 14). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 

 

 

 

Figura 13. Distribución del potencial prospectivo en shale oil/gas en México (EIA/ARI, 2013).  

 
 
Mientras que las lutitas de depósitos marinos en México parecen tener buena 
calidad de la roca, la estructura geológica de las cuencas sedimentarias a menudo 
es mucho más complejo que en Estados Unidos, en comparación con los grandes y 
suaves cinturones buzantes de lutitas en Texas y Louisiana; la zona de lutitas que 
se encuentran en el subsuelo de la zona costera oriente de México es más 
estrecho, menos continua y estructuralmente más deformado. 
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Figura 14. Distribución actual de Plays en lutitas en México (EIA, 2012).  

 
 
Petróleos Mexicanos (PEMEX) ha identificado unas 200 oportunidades de recursos 
de gas de lutita en cinco provincias geológicas en el este de México            
(EIA/ARI, 2013), las regiones potenciales son: 
 
1) Paleozoico en la región de Chihuahua, sin exploración de potencial. 
2) Cretácico en la región de Sabinas-Burro-Picachos. 
3) Cretácico en la Cuenca de Burgos. 
4) Jurásico en Tampico-Misantla. 
5) Sin especificar potencial de gas de lutita en Veracruz. 
 
En 2012 Petróleos Mexicanos (PEMEX), actualizó su evaluación de recursos de 
petróleo y gas de lutita, esto es: 141,5 Tcf de gas de lutita (que comprenden 104,7 
Tcf seco y 36,8 Tcf húmedo) y 31,9 billones de barriles de petróleo de lutita y 
condensado (EIA/ARI, 2013). 
 
La exploración inicial de petróleo y gas de lutita, se inició en México a finales de 
2011. PEMEX ha perforado al menos seis pozos en el play de lutitas Eagle Ford en 
el norte de México hasta la fecha, pero las cuencas de lutitas del sur aún no han 
sido probadas. A pesar de algunas zonas son favorables en la configuración 
geológica de la lutita, México se enfrenta a importantes obstáculos técnicos y 
económicos para el desarrollo de las lutitas (EIA/ARI, 2013). 
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El estudio de EIA/ARI (2013), describe que la actividad en México se ubica en 
provincia geológica de la Cuenca de Burgos (Lutitas Eagle Ford); localizada en el 
noreste de México, en el estado de Coahuila, directamente al sur del Río Bravo; la 
Cuenca de Burgos tiene una superficie terrestre aproximadamente de             
24,200 millas2 (62,678 Km2), con exclusión de su extensión en la plataforma 
continental del Golfo de México (Figura 15). 
 

 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 

Figura 15. Áreas prospectivas en la Cuenca de Burgos en shale oil/gas (EIA/ARI, 2013).  

 
 

En la Cuenca de Burgos se inició su sedimentación durante el Jurásico Temprano y 
durante el Jurásico Medio y Tardío se desarrolló una plataforma carbonatada 
restringida, con acumulación de gruesos espesores de sal que más tarde formaron 
un despegue estructural regional, así como diapiros aislados. La deformación 
estructural dio lugar durante el Cretácico Tardío en la Orogenia Laramide.            
Sin embargo, este evento estructural se enfocó más en la Cuenca de Sabinas y en 
la Sierra Madre Oriental, mientras que Burgos se mantenía estructuralmente simple 
y favorable para el depósito de lutitas. 
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Los dos prospectos principales en lutitas son: las lutitas de la Formación Eagle 
Ford del Cretácico (Turoniano), equivalente con la producción de Texas y del 
Jurásico (Tithoniano) con las formaciones La Casita y Pimienta, equivalentes con 
las de la Cuenca Este de Texas con la lutita Haynesville.  
 
Con este trabajo el enfoque únicamente se realizará en el primer prospecto en 
lutitas de petróleo y gas de lutitas, correspondiente con la Formación Eagle Ford.  
 
EIA/ARI (2013), menciona que las características del play de lutitas Eagle Ford es 
el siguiente:  
  

- La lutita Eagle Ford continúa hacia la margen oeste de la Cuenca de Burgos, 
con un espesor promedio de 100 a 300 m. En la porción este de esta 
cuenca, la lutita se encuentra a una profundidad mayor de 5 km. El espesor 
neto de lutita rica orgánicamente es de 61 a 91 m, el Contenido Orgánico 
Total (TOC) en promedio es de 5%, Reflactancia de vitrinita (Ro) de 0.85 a 
1.6% dependiendo de la profundidad, condiciones de sobrepresurización del 
yacimiento (se asume 0.65  psi/ft), temperatura en superficie de 20°C, con 
gradiente termal de 23°C/km. La porosidad es desconocida pero en base al 
play de lutitas Eagle Ford en Texas es de cerca de 10%. 
 

- En la evaluación de los recursos indica que, el gas de lutita in-place (OGIP) 
es de 1,222 Tcf y de petróleo de lutita in-place (OOIP) es de 106 billones de 
barriles. Técnicamente el recurso recuperable estimado es de 343 Tcf de 
gas de lutita y 6.3 billones de barriles de petróleo de lutita y condensado. 

 
 

En los inicios de exploración convencional de 1942 hasta la fecha, en la Cuenca de 
Burgos, Petróleos Mexicanos (PEMEX) descubrió 227 campos, principalmente de 
gas natural. Actualmente hay cerca de 3,500 pozos productores de gas natural. Los 
yacimientos convencionales son de baja permeabilidad con una rápida declinación 
de la producción de gas (EIA/ARI, 2013). 

 
En cuanto a la exploración en yacimientos no convencionales, el primer 
descubrimiento en lutitas gasíferas, fue en el año 2010 y principios del 2011, al 
perforar el pozo Emergente-1H productor de gas seco, localizado algunos 
kilómetros al sur de la frontera entre los estados de Coahuila y Texas, en 
continuación con la tendencia de la franja productora de la ventana de gas seco de 
Texas. Con una profundidad vertical de 2,500 m y perforación lateral de 2,550 m, 
con 17 etapas de fracturamiento y un costo aproximado de 25 millones de dólares.  
 
Considerando a los precios actuales del gas podría no ser económico            
(EIA/ARI, 2013). 
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Posteriormente en noviembre del 2012, se perforaron tres pozos: Nómada-1H 
situado en la ventana de aceite; el Habano-1H, con producción inicial de 2.771 
millones de pies cúbicos de gas  y 27 barriles por día de crudo, y el   Montañes-1H, 
situados ambos en la ventana de gas húmedo (EIA/ARI, 2013). 
 
 
1.7.4 Panorama económico en yacimientos no convencionales  
 
Aunque se han perforado pozos en los yacimientos no convencionales desde hace 
muchos años. Su explotación masiva en general, solo comenzó hace unos pocos 
años cuando los precios del gas subieron a niveles de más de 13 dólares por MCF 
(millar de pie cúbico), durante el año 2008 y se implementaron las técnicas de 
fracturamiento hidráulico más eficientes (García, 2013).  
 
El incremento del suministro de gas provocó en parte la caída de los precios del 
gas hasta niveles de 2 dólares por MCF en el año 2012. El precio va en aumento 
hasta cotizarse entre los 4.64 dólares por MCF en la actualidad                          
(EIA, 2014) (Grafica 1). 
 

 

 

 

 

 

 

 

Grafica 1. Relación precio/año de Gas natural (EIA, 2014).  

 

 

Los operadores han tratado de migrar a sitios en condensados o petróleo 

proveniente de los mismas lutitas. El resultado es que la producción de petróleo 

crudo ha subido aproximadamente 3 millones de barriles diarios (3 MMBOPD) 

durante los últimos cuatro años (García, 2013; EIA, 2014) (Grafica 2). 
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Grafica 2. Relación precio/año de Petróleo crudo (EIA, 2014).  

 

El aumento de producción de crudo proveniente de los yacimientos                        

no convencionales es extraordinario y no se compara con ningún incremento en 

ningún país, aun considerando a los yacimientos convencionales (EIA, 2014).  

Para lograr esta producción el esfuerzo de perforación ha sido muy grande, se han 

tenido que perforar miles de pozos en todos los “Plays” de yacimientos                  

no convencionales como son los de Barnett, Eagle Ford, Marcellus, Bakken, etc.   

Lograr el aumento de la producción en estos yacimientos de rápida declinación hay 

que seguir perforando, además de reemplazar pozos continuamente              

(García, 2013). La cantidad de perforaciones parece disminuir hacia el final del 

2012 (Grafica 3). Una probable razón, la disminución en los precios de gas ocurrida 

en este año y por otra parte, puede ser la búsqueda de nuevos yacimientos en 

petróleo. 

 

 

 

 

 

 

 

 

Grafica 3. Relación de cantidad de perforación/año en Estados Unidos (García, 2013).  

 

Este aumento vertiginoso de producción en USA con los yacimientos                     

no convencionales no ha sido superado por ninguna área en el mundo            

(García, 2013). 
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CAPÍTULO 2. Marco geológico regional 
 

2.1 Evolución tectónica 
 
En la reconstrucción de la evolución tectónica regional, existen varios trabajos que 
hacen mención sobre las fases de mecanismos que interactuaron en la región 
presentados por Imlay (1936, 1943, 1980), Humphrey (1956), Zwanziger (1979), 
Eguiluz de A. y Aranda (1984), López-Ramos (1985); que en general coinciden con 
el trabajo de Goldhammer et al., 2001, que muestran el escenario regional en las 
áreas del norte de México y Texas, conformado por la combinación de dos 
provincias tectono-estratigráficas:  
 

 La provincia del Golfo de México (GOM), localizada a lo largo del borde 
noroeste del Golfo de México, hoy el noroeste de México y sur de Texas; el 
área de estudio se relaciona con la evolución de esta provincia.  
  

 La provincia del Pacífico oeste de México (WPM), localizada al noroeste de 
México y oeste de Texas.  
 

Estas provincias tectonoestratigráficas son grandes subregiones que tienen una 
distintiva y separada evolución tectónica, con diferentes paquetes estratigráficos 
resultantes. Se caracterizan por ser cinturones estructurales distintos, y con 
diferente composición del basamento (De Cserna, 1989; Sedlock et al., 1993; 
Moran, 1994).  
 
La provincia GOM incluye: el Levantamiento Sabine, Cuenca Salina del este de 
Texas, Arco de San Marcos, Cuenca sur de Texas, Cuenca de Sabinas,  Cuenca 
de Burgos, Arco Burro-Salado, Arco de Tamaulipas, Cuenca Magiscatzin, Cuenca 
Tampico-Misantla, Bloque de Coahuila, este de la Sierra Madre Oriental (SMO), 
Plataforma de Valle San Luis Potosí y Plataforma de Tuxpan (Figura 16). 
 
La provincia WPM es distinta de la provincia GOM, su estilo de evolución de la 
cuenca tenía poco que ver con el Golfo de México en la evolución tectónica (es 
decir, la apertura y deriva del bloque de Yucatán) pero algunos patrones de relleno 
estratigráfico son principalmente una función de la tectónica relacionada al 
tectonismo mesozoico del  Pacífico y el suministro de sedimentos, en oposición al 
dominio de eustacia del Golfo de México (Tardy et al., 1986; De Cserna, 1979, 
1989; Dickinson, 1981; Limón, 1989; Moran, 1994). 
 
La configuración estratigráfica y estructural del noreste de México representa una 
compleja evolución tectónica (López-Ramos, 1981; Padilla y Sánchez, 1986;      
Moran, 1994).  
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Figura 16. Provincia del Golfo de México (GOM). LA (Laredo, Texas); M (Monterrey, México) y 

S (Saltillo, México). Escala: Monterrey a Saltillo son 75 Km. Modificado de              

Goldhammer et al., 2001. 

 
 
El área de estudio está influenciada por tres elementos tectónicos que presentan 
características estratigráficas y estructurales definidas. En conjunto forman el 
cinturón plegado de Coahuila con importantes rasgos del basamento paleozoico; 
en su mayor parte influyen en los patrones sedimentarios del Mesozoico del 
noreste de México (Padilla y Sánchez, 1986) (Figura 17), estos se describen a 
continuación:  
 

1) La depresión del basamento que marca la Cuenca de Sabinas, localizada 
al noreste del bloque de Coahuila, contiene una sección (mayor a 6,000 m) 
de estratos del Jurásico al Cretácico y desarrollada inicialmente como una 
apertura entre dos altos de basamento, limitada al sur por la falla de San 
Marcos del bloque de Coahuila (Padilla y Sánchez, 1978) y al noreste por la 
falla La Babia (Charleston, 1981) del Arco Burro-Salado                        
(Eguiluz y Aranda, 1984). 

N 
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Figura 17. Cinturón Plegado de Coahuila en el noreste de México. Abreviaciones de ciudades 

de México: NL (Nuevo León), TA (Tampico), CV (Ciudad Victoria), S (Saltillo) y M (Monterrey). 

Escala entre Monterrey a Saltillo es de 75 Km. Modificado de Goldhammer et al., 1991. 

 
 

2) El Arco Burro-Salado de tendencia noroeste a sureste ubicado al noreste 
de la Cuenca de Sabinas; contiene un basamento deformado de 
metasedimentos, posiblemente del cinturón de Ouachita-Marathon, 
durante una sutura generada en el Paleozoico Tardío (Wilson et al., 
1984); podría ser un segmento derivado del desprendimiento de Yucatán 
durante la última apertura. El arco está limitado al suroeste por la falla 
lateral izquierda de La Babia (Charleston, 1981). Este Arco presenta 
diferentes nombres en la literatura como La Península El Burro-Peyotes 
(Wilson, 1990), Arco Salado (Telléz, 2011) y Península de Tamaulipas 
(Tarango, 1995). 
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3) El Arco de Tamaulipas (Zwanziger, 1979) de tendencia noroeste a sureste 
ubicado al sureste del área de estudio. Conformado por un basamento 
intrusivo Permo-Triásico (remanente de una isla de arco del Paleozoico 
Tardío). Limitado hacia el este por una gran falla lateral derecha, 
denominada falla Tamaulipas-Chiapas (Wilson, 1990); la falla se extiende 
a lo largo de la margen oriental desde el sur de Tampico pasando por la 
Faja de Oro y costa fuera de Veracruz, concluyendo al este con una falla 
lateral derecha entre la Placa de Yucatán y al suroeste  de la Placa de 
Norte América; permitiendo la migración de la Placa de Yucatán, lejos de 
la margen de Texas-Louisiana durante la formación del Golfo de México 
(Marton y Buffler, 1993).  

 
 
Los autores, De Cserna (1979,1989); Dickinson (1981) y Limón (1989), interpretan 
un desarrollo tectónico que inició en el Pérmico-Triásico con el evento orogénico 
Ouachita-Marathon, seguido por la apertura de Pangea durante el Triásico Tardío 
al Jurásico Medio.  
 
Posteriormente, el desarrollo tectónico durante el Mesozoico del noreste de México, 
como hacen mención los autores Anderson y Schmidt (1983);                          
Marton y Buffler (1993); el Golfo de México representa una cuenca de margen 
divergente mesozoica formada durante la apertura y extensión de Pangea, 
desarrollándose una margen pasiva durante el Cretácico Tardío, que culminó con la 
deformación de la orogenia Laramide durante el Terciario Temprano, y asociado 
con tectonismo evaporítico local. 
 
Por lo tanto, los eventos regionales que influyeron dentro del marco tectónico del 
noreste de México, se describen con más detalle a continuación: 
 
 
 

- Paleozoico Tardío e inicio de sutura de Pangea 
 
Los efectos tectónicos ocurridos durante el Mississípico Tardío al Pérmico 
Temprano en la Placa de Norte América y la Placa de Yucatán (Wilson, 1990) 
(Figura 18), interpretan la localización de la zona de sutura de Pangea en el 
noreste de México que yace entre el cinturón Ouachita-Marathon y la zona de 
intrusivos permo-triásicos, estos subyacen en el bloque de Coahuila y al sur de la 
Cuenca de Sabinas. 
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Figura 18. Modelo Tectónico durante el Paleozoico Tardío. Sección transversal 

aproximadamente de oeste a este (de izquierda a derecha). Basado en De Cserna 

(1979,1989); Dickinson (1981) y Limón (1989). 

 

- Estado de apertura del Triásico Tardío al Jurásico Medio (Calloviano) 
 
La apertura e inicial segmentación de Pangea (Pindell, 1985), está evidenciada por 
el adelgazamiento del basamento en el noreste de México, además por altos de 
basamento (Bloque de Coahuila, Arco Burro-Salado, Arco de Tamaulipas) y bajos 
de basamento (Cuenca de Sabinas, Canal de Magiscatzin y Canal de Monterrey).  
 
Los rasgos del basamento fueron limitados con frecuencia por fallas en sentido 
lateral izquierda del Triásico Superior, que cortaron a través de la deformación e 
intrusión a rumbo durante el Permo-Triásico. El fallamiento en sentido lateral 
izquierdo, en conjunto con el fallamiento normal, generaron grabens de apertura y 
medio grabens que controlaron la distribución de las facies sucesivas            
(Wilson, 1990) (Figura 19). La sedimentación inicial asociada a la apertura consistió 
de lechos rojos y en actividad ígnea. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 

Figura 19. Modelo Tectónico durante el Triásico-Jurásico. Sección transversal 

aproximadamente de oeste a este (de izquierda a derecha). Wilson (1990), basado en          

De Cserna (1979,1989); Dickinson (1981) y Limón (1989). 
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La etapa de la última apertura fue hasta el Oxfordiano Temprano, donde la 
subsidencia (Goldhammer et al, 1991) restringió la transición de apertura-deriva 
hace 158.5 m.a.  
 
La rotación en sentido de las manecillas del reloj y transporte hacia el sur del 
bloque de Yucatán, inició a lo largo de un desplazamiento dextral de la falla  
Tamaulipas-Chiapas (Pindell, 1985) y un mayor movimiento de inter-placa lateral 
izquierdo de la falla Megashear Mojave-Sonora, (Anderson y Schmidt, 1983), con 
tendencia a lo largo del borde sur del Bloque de Coahuila (Figura 17). Este 
movimiento mantuvo una efectiva conexión entre Norte y Sudamérica hasta el 
Calloviano, impidiendo cualquier flujo de las aguas marinas del Pacifico hacia las 
cuencas de apertura. 
 
 

- Estado de deriva del Jurásico Tardío 
 
La formación de ambientes sedimentarios marinos en el Golfo de México inició en 
el Oxfordiano Temprano (Pindell, 1985), considerando que el bloque de Yucatán 
migró esencialmente hacia el extremo sur del Arco de Tamaulipas. Como el 
movimiento a lo largo de esta falla finalizó, el Arco de Tamaulipas subsidió y fue 
eventualmente cubierto por carbonatos del Jurásico Tardío.  
 
Durante la etapa de deriva, la distribución sedimentaria responde a la continua 
separación entre el Golfo de México y Yucatán, finalizando durante el Berriasiano 
(Pindell, 1985; Marton y Buffler, 1993).  
 
El Arco de Tamaulipas en particular subsidió hacia un mosaico regular de islas 
circundantes por siliciclastos cercanos a la costa y por grainstones de alta energía 
que gradaron costa fuera a carbonatos micríticos de baja energía y que se 
formaron  en los bajos del basamento (Wilson, 1990). 
 
La sedimentación del Jurásico Superior (Tithoniano) al Cretácico Inferior 
(Berriasiano) reflejó una influencia reducida de altos de basamento pre-existentes, 
con excepción del bloque de Coahuila en el noreste de México, depositándose 
extensas zonas de clásticos (no marinos cercanos a la costa de la Formación La 
Casita) que derivaron desde el bloque de Coahuila y que rellenaron a los depósitos 
restantes en las partes inferiores, mientras en las áreas distales fuera de la costa 
se acumularon lutitas y carbonatos de aguas profundas (Formación La Caja).  
 
Durante este tiempo, el Arco de Tamaulipas y el alto del Arco Burro-Salado 
subsidieron, no permitiendo la exposición de las islas, e influyeron indirectamente 
en la distribución de litofacies  (Figura 20). 
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Figura 20. Modelo Tectónico durante el Jurásico Superior. Sección transversal 

aproximadamente de oeste a este (de izquierda a derecha). Basado en: De Cserna 

(1979,1989); Dickinson (1981) y Limón (1989). 

 
 

- Estado de enfriamiento del Cretácico 
 
El movimiento horizontal de las placas fue asociado con la apertura del Golfo de 
México que concluyó durante el Cretácico Inferior (Berriasiano). En ese tiempo, la 
margen pasiva del noroeste de México sufrió una continua desaceleración de 
subsidencia tectónica con el enfriamiento de la corteza (Figura 21). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Figura 21. Modelo Tectónico durante el Cretácico Temprano. Sección transversal 

aproximadamente de oeste a este (de izquierda a derecha). Basado en: De Cserna 

(1979,1989); Dickinson (1981) y Limón (1989). 

 
 
Durante este periodo, se acumularon grandes espesores de carbonatos de 
plataforma con un espesor en el orden de los 2,000 m, desarrollados por 
numerosas plataformas en el Golfo de México. Esto marcó menores pulsaciones de 
sedimentación clástica en la Cuenca de Sabinas en el Aptiano (Arcosa Patula; lutita 
de la Formación La Peña) y en la Cuenca de Maverick en el Albiano                          
 



 32 

(facies McKnight), relacionados a secuencias de segundo orden y efectos relativos 
en el nivel del mar  (Pindell, 1985). 
 
El Bloque de Coahuila mantuvo un alto de basamento pero no fue lo bastante 
expuesto para el aporte de siliciclastos. En vez de eso, controló la distribución y los 
patrones de progradación de las facies de carbonatos (Wilson et al., 1984 y 
Lehmann, 1997). 
 
En el Cretácico Temprano, la fase siguiente de extensión de las cuencas 
marginales ocurrido al este del Arco de Tamaulipas y oeste del Bloque de Coahuila 
(Figura 22), con el “rejuvenecimiento” del canal de Chihuahua y al norte con el 
desarrollo de una cuenca sedimentaria, con aportes  de  gruesos espesores de 
sedimentos volcanoclásticos (Dickinson, 1981). Al este del Bloque de Coahuila, la 
provincia del Golfo de México experimentó subsidencia y desaceleración de la 
margen pasiva. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Figura 22. Modelo Tectónico durante el Cretácico tardío. Sección transversal 

aproximadamente de oeste a este (de izquierda a derecha). Basado en: De Cserna 

(1979,1989); Dickinson (1981) y Limón (1989). 

 
 
En el Cretácico Tardío, la provincia del Pacífico Oeste de México (WPM) 
experimentó la fase de deformación laramide, con el cierre e inversión de la cuenca 
sedimentaria al norte y del canal de Chihuahua.   
 
Por lo que, se manifestaron dos eventos de evolución en estas regiones, esto es, 
una máxima influencia tectónica sobre la estratigrafía en la Provincia del Pacifico 
oeste (WPG) y en la provincia este del Golfo de México (GOM) una máxima 
influencia eustática sobre la estratigrafía.  
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2.2 Evolución paleogeográfica 
 

Durante el Triásico Tardío al Jurásico Medio (Pre-Calloviano), se presentaron 
patrones complejos de altos y bajos de basamento (Figura 23). 
 
Los altos de basamento se caracterizaron por ser bloques levantados limitados por 
fallas:  
 

 Compuestos por un basamento Permo-Triásico (Bloque de Coahuila; 
Goldhammer et al., 2001). 

 Arcos anticlinales con dirección regional N-NW al S-SE, con un núcleo 
complejo, conformado por rocas metamórficas del Paleozoico (Arco           
Burro-Salado; Goldhammer et al., 2001). 

 Amplias y extensas áreas positivas como el levantamiento del Llano 
conformado por rocas del Precámbrico.  
 

Los bajos de basamento que sobresalen en los alrededores del área de estudio, se 
presentaron: 
 

 El “canal de Monterrey” de orientación N-NW a S-SE. 

 Depresiones de formas irregulares limitadas por altos de basamento de 
pequeñas dimensiones es la Cuenca Salina del Este de Texas. 
 
 

Durante este periodo, los lechos rojos y volcanismo asociado se acumularon en 
sistemas de grabens limitados por fallas alrededor de todo el Golfo                   
(Salvador, 1987, 1991 a, b).  
 
En el noreste de México estos depósitos comprenden el Grupo Huizachal, al que 
Mixon et al., 1959, asigna una edad del Triásico Tardío. Las capas rojas incluyen 
lutitas, limolitas, areniscas de grano grueso y conglomerados (litarenitas 
feldespáticas y volcánicos; Bracken, 1984) que registran el relleno continental de 
cuencas de apertura restringidas arealmente. 
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Figura 23. Mapa paleogeográfico durante el Triásico a Jurásico Medio (Pre-Calloviano). 

Modificado de Goldhammer et al., 2001. 

 
 
 
Del Calloviano al Oxfordiano Temprano se presenta una amplia depositación de 
evaporitas presentes en la Cuenca Salina del Este de Texas que continúan hasta el 
sur de Texas, así como de continua regresión, hacia la porción más restringida de 
la Cuenca de Sabinas y el “canal de Monterrey” (Figura 24; Zwanziger, 1979;                         
Padilla y Sánchez, 1986).  
 
 
En el área de Monterrey-Saltillo se reconocen afloramientos de las evaporitas 
Minas Viejas como masas deformadas de yeso (Weide y Martínez, 1970), que 
sobreyacen en discordancia a los lechos rojos de la Formación Huizachal y/o 
basamento Paleozoico. La Formación Minas Viejas es un depósito marino marginal 
que marca una incursión marina inicial restringida, sin acceso al mar en las 
cuencas de apertura; se le asigna una edad del Jurásico Medio (Calloviano). Las 
secuencias más jóvenes corresponden con evaporitas del Jurásico Superior 
(Oxfordiano a Kimmeridgiano) designada como evaporita de la Formación Olvido 
(Goldhammer et al., 2001). 
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Figura 24. Mapa paleogeográfico durante el Calloviano a Oxfordiano Temprano.  

Modificado de Goldhammer et al., 2001. 

 
 
 
Durante el Oxfordiano Medio al Kimmeridgiano (Figura 25), se desarrollan 
rampas carbonatadas marinas someras con facies de grainstones de alta energía 
que fueron flanqueados hacia el continente, por clásticos marinos marginales 
cercanos a la línea de costa y gradaron pendiente abajo fuera de la rampa en 
lutitas marinas profundas (Zwanziger, 1979; Padilla y Sánchez, 1986).  
 
En el este y sur de Texas, el sistema clástico bordeó regionalmente a una gran 
masa terrestre expuesta hacia el norte (Goldhammer, 1998 a y b).  
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Figura 25. Mapa paleogeográfico durante el Oxfordiano Medio al Kimmeridgiano.    

        Modificado de Goldhammer et al., 2001. 

 
 
En el noreste de México y adyacente al sur, se desarrollaron sistemas análogos de 
rampas carbonatadas, exponiendo al núcleo preexistente como una masa 
continental, desarrollándose la Formación La Gloria del Oxfordiano (Imlay, 1936) y 
que representa el intervalo transgresivo (Imlay, 1936), hacia la cuenca forma una 
delgada cuña de arenisca feldespática de fina a gruesa que descansa sobre los 
altos de basamento (Bloque de Coahuila y Arco de Tamaulipas; Oivanki, 1974). La 
Formación La Gloria sobreyace en discordancia a la Minas Viejas, Lechos Rojos 
Huizachal y al basamento Paleozoico. 
 
Las facies regionales durante el Tithoniano al Portlandiano se relacionan 
principalmente por una gran transgresión de segundo orden, donde los sistemas de 
rampas carbonatadas fueron inundados con clastos marinos de grano fino, 
conformando a la Formación Bossier Shale en Texas (Salvador 1987, 1991 a, b).  
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En el sur de Texas y en los alrededores del Golfo de México norte, la Formación 
Bossier del Tithoniano, cubre en algunas áreas a la Formación Haynesville del 
Kimmeridgiano (Goldhammer et al., 1991) 
 
En la Cuenca Salina del Este de Texas se desarrollaron complejos arrecifes 
portadores de gas en la cima de sistemas de rampas (Goldhammer, 1998, a y b).  
 
Hacia el noreste de México fue inundado con lutitas marinas y limolitas de grano 
fino de las formaciones La Caja, y Pimienta, como facies de mares profundos, 
descansando sobre altos de basamento preexistentes (Padilla y Sánchez, 1986)  
(Figura 26). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Figura 26. Mapa paleogeográfico durante el Tithoniano al Portlandiano. 

Modificado de Goldhammer et al., 2001. 
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Durante esta transgresión marina no todas las áreas fueron cubiertas, por ejemplo, 
el Bloque de Coahuila tuvo un levantamiento en esta etapa (Limón, 1989), como lo 
indican los flujos clásticos proximales de grano grueso, en los alrededores al 
bloque y particularmente en la Cuenca de Sabinas (Padilla y Sánchez, 1986; 
Zwanziger, 1979). La Formación La Casita sobreyace al arco Burro-Salado (Cantú-
Chapa, 1992).  
 
En el noreste de México, la Formación La Caja del Kimmeridgiano a Berriasiano 
Medio, consistente de lutitas calcáreas, limolitas y areniscas de grano fino con 
delgados estratos de caliza hacia la base (Fortunato, 1982; Salvador, 1987,           
1991 a). Estratigráficamente echado arriba, es equivalente a sedimentos 
depositados durante el Tithoniano al Berriasiano fuera de la línea de costa en 
ambientes someros a profundos, de la Formación La Casita.   
 
Localmente en el noreste de México, la Formación La Casita, representa un mayor 
flujo de clásticos (Fortunato, 1982; Salvador, 1987, 1991), provenientes del Bloque 
de Coahuila (Fortunato, 1982). Se correlaciona con el grupo Cotton Valley, la 
Formación Bossier de facies costa fuera y con la Formación Hosston del 
Hauteriviano (Salvador, 1987, 1991).  
 
 
En el Neocomiano, las facies clásticas de grano grueso, marinas someras a 
marinas marginales (Formación Hosston) con local acumulación de carbonatos               
(Formación Knowles; McFarlan, 1991) bordearon una gran masa de continente en 
Texas (Figura 27), cambiando las facies echado abajo hacia lutitas de costa fuera y 
limolitas. El patrón de flujo que transportó terrígenos fue común a lo largo de toda la 
periferia del Golfo de México durante este periodo (Salvador, 1987, 1991; 
Goldhammer et al., 1991). 
 
 
Por otra parte, estas facies en la Cuenca de Sabinas, perteneciente a las 
formaciones Barril Viejo y La Casita, se acumularon al norte del Bloque de 
Coahuila, variando echado abajo a facies de mar abierto de grano fino, 
correspondientes con las formaciones Menchaca y Taraises (Padilla y Sánchez, 
1986; Echanove, 1986). Y hacia el extremo este, se depositó la Formación 
Tamaulipas Inferior conformado por lutitas y carbonatos marinos profundos que 
bordearon al antiguo Golfo de México. 
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Figura 27. Mapa paleogeográfico durante el Neocomiano. 

Modificado de Goldhammer et al., 2001. 

 
 
 
Durante el Barremiano al Aptiano Inferior, hacia el norte, noreste y este del 
Bloque de Coahuila, se depositaron clastos proximales de grano grueso (Arcosa 
Patula y Formación La Mula) provenientes del alto del Bloque de Coahuila      
(Figura 28).  
 
Esta franja clástica cambió de facies pendiente abajo, principalmente al norte, sur, 
y este hacia evaporitas marinas restringidas y restricción de carbonatos de marea  
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de la Formación La Virgen (Zwanzinger, 1979; Padilla y Sánchez, 1986); eso formó 
la vasta plataforma carbonatada interior de Cupido-Sligo. 
 
Hacia el noreste de la provincia del GOM, este enorme sistema de plataforma 
carbonatada mantuvo un bajo relieve, favoreciendo un variado número de facies 
marinas someras a facies de plataforma interior, conformada por bancos de 
grainstones de alta energía, arenas esqueletales calcáreas de plataforma abierta, 
carbonatos lodosos lagunares y facies restringidas de planicie de marea             
(Winker and Buffler, 1988).  
 
Hacia el mar, en la margen del arrecife Sligo, los abanicos de talud lo componen 
escombros derivados de plataforma, depositándose pendiente abajo como 
mudstones y lutitas de cuenca de la Formación Tamaulipas Inferior.  
 
Bordeando a la plataforma expuesta de la parte central de Texas, los clastos de 
granos grueso no marinos a marino somero de la Formación Hosston, se 
interdigital con carbonatos arrecifales de Sligo. Localmente se presentaron 
complejos de grainstones de alta energía que se desarrollaron sobre los antiguos 
altos de basamento, pertenecientes al Alto de Sabine.    
 
La Formación Cupido se construyó sobre una progradación de bajo ángulo             
que generó un bajo relieve; estos bancos carbonatados sobreyacen a la Formación 
Taraises y es equivalente con la Formación Tamaulipas Inferior (McFarlan, 1991).  
 
En contraste, la tendencia de la Formación Cupido sobreyació al Arco Burro-Salado 
hacia el noreste, indicando que esta estructura no afecta a los patrones 
depositacionales (Wilson, 1981).  
 
En el Aptiano Inferior a Superior, toda la provincia GOM desde el este de Texas 
hasta Tampico experimentó una gran transgresión marina de segundo orden 
(Figura 29) (Winker y Buffler, 1988; McFarlan y Menes, 1991), afectando a las 
secuencias del sistema carbonatado de Sligo-Cupido, inundándose con lutitas de 
aguas profundas y terrígenos de grano fino derivados de tierras altas distales al 
norte y oeste.  
 
En Texas, este evento transgresivo es bien documentado por el Grupo Pearsall, 
que incluye algunos parches carbonatados (Bebout y Loucks, 1977) que 
mantuvieron con esto el control de la mayor elevación del nivel del mar. Asimismo, 
hacia el sureste del Bloque de Coahuila se presentaron construcciones 
carbonatadas en la parte basal correspondientes a la Formación La Peña.  
 
Este bloque fue casi inundado y somero, por lo que las porciones del bloque 
sumergido se convirtieron en sitios para el depósito de carbonatos restringidos 
(facies de la Formación Las Uvas; Lehmann et al., 1998).  
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Figura 28. Mapa paleogeográfico durante el Barremiano al Aptiano Inferior. 

Modificado de Goldhammer et al., 2001. 

 
 
La Formación La Peña es del Aptiano Superior (Tinker, 1982) y se correlaciona en 
E.U con el Grupo Pearsall y cubre a la Formación Cupido en aparente conformidad, 
preservando el relieve topográfico bajoyaciente hasta el final en tiempo de la 
Formación Cupido (Tinker, 1982).  
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Hacia el sur y este, el equivalente profundo de facies de cuenca a la Formación          
La Peña es la Formación Otates, que consiste de lutitas de color negro y calizas 
silíceas, arcillosas de color oscuro en estratos delgados. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 

Figura 29. Mapa paleogeográfico durante el Aptiano Inferior a Superior. 

Modificado de Goldhammer et al 2001. 

 
 
En el Albiano se distribuye una gran plataforma carbonatada de mar abierto, 
extenso y somero, que se distribuyó esencialmente al noreste sin interrumpirse 
hasta la Cuenca Salina del Este de Texas (Figura 30) y mucho más al este.  
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La margen sureste de Sabinas formó un embayamiento (Embayamiento Ocampo 
por Cantú-Chapa et al., 1985) separando a los carbonatos de la Formación Aurora 
con el complejo de Glen Rose-Fredericksburg-Stuart City de la parte sur central de 
Texas (Wilson, 1984; Bebout y Loucks, 1977). 
 
 
Hacia el noreste en Texas, se distribuyó este enorme sistema carbonatado, 
separado por clastos derivados de la costa, pertenecientes al Grupo Washita y que 
excedieron casi toda la masa continental previamente expuesta de Texas, con la 
excepción de pequeñas porciones de los levantamientos del Llano y Marathon. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Figura 30. Mapa paleogeográfico durante el Albiano. 

Modificado de Goldhammer et al., 2001. 
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En la margen de plataforma de Stuart City-Edwards en Texas, se formó un bajo 
relieve en el borde de los arrecifes (Wilson, 1990) o rampas marginales               
(Kerans et al., 1995; Zahm, 1997), localizadas pendiente arriba desde la margen de 
Sligo en el Sur de Texas. 
 
Pendiente abajo del borde de plataforma del Albiano y de las plataformas aisladas, 
se depositaron lutitas marinas profundas, y mudstones de la Formación Tamaulipas 
Superior. 
 
La Formación Aurora demarca la segunda mayor fase del desarrollo en el Cretácico 
de una plataforma carbonatada en el noreste de México (Lehmann, 1997;       
Wilson, 1981; Lehmann et al., 2000). La Formación Aurora y su equivalente de 
facies de cuenca, es la Formación Tamaulipas Superior del Albiano. Los 
carbonatos de la Formación Aurora fueron depositados sobre una rampa 
carbonatada, de suave echado y bajo ángulo que bordeó al Bloque de Coahuila en 
el sur de la Cuenca de Sabinas (Smith, 1981; Lehmann et al., 1998). 
 
 
La Formación Tamaulipas Superior, se correlaciona con la Formación Atascosa del 
sur de Texas y cambia a facies de mudstone a wackestone pelágicos, de color 
oscuro, silíceo, de estratificación delgada, correspondiente a la Formación  Cuesta 
del Cura (Smith, 1981).  
 
 
Durante Cretácico Superior en el Cenomaniano, la provincia del GOM fue 
inundada por eventos eustáticos de primer y segundo orden que conectaron el 
Golfo de México con el continente hacia el noroeste (Figura 31) (McFarlan y       
Menes, 1991).  
 
 
Localmente en el noreste de México y sur de Texas, algunas construcciones 
arrecifales (pináculos) del Albiano Tardío al Cenomaniano Temprano mantuvieron 
la transgresión en la región. Hacia el sureste, las plataformas del Albiano 
retrocedieron y fueron cubiertas de igual manera.   
 
 
En el área de Monterrey-Saltillo, afloran facies basales que se asignan a la 
Formación Cuesta del Cura, del Albiano Tardío al Cenomaniano (Smith, 1981) y 
consiste de carbonatos pelágicos de aguas profundas y lutitas que se acumularon 
en el frente de aguas someras, bordes arrecifales, y plataformas del Albiano al 
Cenomaniano (Stuart City y Aurora). Estas equivalen a las formaciones     
Georgetown - Del Rio - Buda del sur de Texas (Smith, 1981).  
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El Grupo Indidura (del Cenomaniano al Santoniano) contiene dos formaciones 
denominadas como Agua Nueva y San Felipe, equivalentes a las formaciones 
Eagle Ford y Austin Chalk (Smith, 1981; Winker y Buffler, 1988); este paquete de 
depósitos pelágicos de aguas profundas con promedios de 300 a 400 m de espesor  
consisten de calizas pelágicas de textura Mudstone y Wackestone (radiolarios, 
globigerínidos) intercalados con lutitas que esencialmente cubren a toda el área 
suroeste del Golfo, significando el pico del highstand en el Albiano al 
Cenomaniano.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Figura 31. Mapa paleogeográfico durante el Cenomaniano. Modificado de Goldhammer et al., 2001. 
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Al final del Cenomaniano y hasta el Maestrichtiano, la relación de facies y 
paleogeografía en ambas provincias WPM y GOM cambiaron drásticamente, como 
resultado de la fase de deformación laramide (Figura 32) (De Cserna, 1989;      
Sedlock et al., 1993; Morán, 1994). En ese tiempo, el desarrollo y migración del 
cinturón plegado de la Sierra Madre Oriental ocurrió de oeste a este (Surler, 1987).  
 
En el noreste de México, las cuencas tipo foreland del Maestrichtiano se 
desarrollaron en el frente de avance de la Sierra Madre (Área Sabinas)                  
(Padilla-Sánchez, 1986). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Figura 32. Mapa paleogeográfico durante el Maestrichtiano. Modificado de Goldhammer et al., 2001. 
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CAPÍTULO 3. Estratigrafía de la Formación Eagle Ford 
 

3.1 Introducción 

El sistema del Cretácico Superior en el área de estudio, es dominado por depósitos 
clásticos terrígenos. La Formación Eagle Ford (nombre acuñado por Hill, 1887; a 
lutitas argilaceas en la región de Cross Timbers del norte de Texas); existe en el 
subsuelo en toda el área de estudio. La formación se depositó bajo condiciones 
complejas tectono-sedimentarias durante el Cretácico Superior (Cenomaniano-
Turoniano). En escasos estudios de áreas locales se ha descrito e interpretado 
parcialmente a los ambientes sedimentarios, sin considerar a detalle las facies de 
depósito a nivel regional, como es en este trabajo.  
 
Las formaciones que conforman a la columna estratigráfica, desde el basamento 

del Permo-Triásico hasta las del Cretácico Superior; en este trabajo, solo se 

describen de manera descriptiva sus características generales de depósito. El 

interés se centra principalmente en la Formación Eagle Ford, como yacimiento no 

convencional. Por lo que, entre otros objetivos se consideran las variaciones          

lito-estratigráficas con relación al tiempo geológico, así como la extensión 

geográfica y variaciones paleogeográficas de la Eagle Ford, dentro del marco 

geológico regional para interpretar sus variaciones y distribución de las litofacies y 

de sus espesores en el área de estudio.  

Algunas de las litofacies de la Formación Eagle Ford son productoras de petróleo, 

condensado y gas en condiciones locales; mientras que otras litofacies se 

reconocen como extensión de las rocas generadoras asociadas con los mayores 

campos petroleros en Estados Unidos. Por lo que, en México, el análisis efectuado 

por la EIA (2013) indica que se tiene un excelente potencial para desarrollar las 

reservas en petróleo y gas de lutita almacenado en rocas marinas. EIA (2013) 

menciona que la distribución de las rocas generadoras de lutita es a lo largo del 

borde de la región del Golfo de México, con inversiones técnicamente 

recuperables, estimados en 545 Tcf de gas natural y de 13.1 billones de barriles de 

aceite y condensado, que son potencialmente mayores que las reservas probadas 

de los yacimientos convencionales. Las lutitas de la Formación Eagle Ford al 

noroeste de la Cuenca de Burgos, tiene ventanas de aceite y gas que se extienden 

desde el sur de Texas y se introducen hacia el norte de México, con reservas 

estimadas de 343 Tcf y 6.3 billones de barriles probables, técnicamente 

recuperables de aceite y gas en lutita (Tabla I). 
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El estudio de EIA (2013) considera la existencia de un enorme potencial en el play 

de lutitas y aún más, en las proximidades del área de estudio,  que con base a las 

características geológicas, se espera  encontrar este recurso petrolero. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Tabla I. Propiedades de los yacimientos y recursos de México en petróleo y gas de lutita             

(EIA/ARI, 2013). 

 
Mientras que las lutitas de depósitos marinos en México parecen tener buena 
calidad de la roca, la estructura geológica de las cuencas sedimentarias en general 
son complejas, ya que su zona de lutita costera es más estrecha, menos continua y 
estructuralmente más perturbada (EIA/ARI, 2013). En contraste, con la franja 
costera de E.U.A, que se caracteriza morfológicamente por su extensión 
suavemente buzante en cinturones de lutita, tanto en los estados de Texas como 
en Louisiana. 
 

 
3.2 Metodología de estudio 
 
La Formación Eagle Ford del Cretácico Superior (Cenomaniano-Turoniano) en el 
área de estudio, podría ser equivalente a la que tiene producción en Texas, por lo 
que se considera existe potencial de petróleo y gas en lutita en el noreste de 
México (SGM-PEP, 2012) (Figura 33). Para determinar la posible extensión del 
yacimiento hacia México es necesario estudiar las relaciones estratigráficas y 
sedimentológicas de estos yacimientos, por medio de la información de tres pozos 
denominados: Pozo-A, Pozo-B y Pozo-C, perforados en la Formación Eagle Ford,  
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para determinar las características geológicas y la distribución geográfica  del 
yacimiento no convencional, del sureste al noroeste en las inmediaciones al límite 
fronterizo entre México y Estados Unidos.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 

Figura 33. Esquema de localización de pozos del área de estudio, modificado de SGM-PEP, 2012. 

 

La información disponible en los pozos perforados incluye: estudios de 

reconocimiento de campo; análisis de núcleos (muestreo de tapones,  y 

determinaciones de laboratorio en contenido mineralógico); en la columna litológica 

(muestras de canal y láminas delgadas) y estratigráfica (análisis paleontológicos y 

bioestratigráficos); análisis de registros eléctricos (cimas estratigráficas, espesor y 

carácter eléctrico),  manifestaciones, registros de hidrocarburos, así como, la  

revisión existente del acervo antecedente. En particular, las estructuras 

sedimentarias primarias y las litofacies fueron descritas aplicando el sistema de 

clasificación propuesto por  Dunham (1962). 

Para establecer el modelo geológico en el área de estudio, entre las relaciones 

estratigráficas y sus paleoambientes sedimentarios  durante el           

Cenomaniano–Turoniano; se consideraron las características paleogeográficas  
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regionales (Goldhammer et al., 2001) descritas en el Capítulo II de este trabajo; y 

dentro del marco estratigráfico del  noreste de México. 

Con esta información se trazó una sección estratigráfico-estructural, un mapa de 

isopacas, la distribución de litofacies y el modelo paleosedimentario, para entender 

el entorno paleográfico con base en la distribución de las facies de la Formación 

Eagle Ford.  

 

3.3 Marco geológico local 
 
La evolución tectónica desde el suroeste hasta el oeste de Estados Unidos, noreste 

de Louisiana, e inclusive el noreste de México, fue consecuencia de la actividad 

laramídica en México (Adams et al., 2010); generándose grandes conjuntos de 

pliegues asimétricos, levantamientos y hundimientos tectónicos.  

El Arco Burro-Peyotes al noreste de México, y los elementos al suroeste y noreste 

de Estados Unidos, como el Anticlinal Chittum y el Arco de San Marcos, 

respectivamente; están separados por la Cuenca de Maverick al suroeste de 

Estados Unidos y por la Cuenca de Burgos al sur y Cuenca de Sabinas al suroeste 

de México (Figura 34). 

La sedimentación en la Formación Eagle Ford guarda una correspondencia directa 

en cuanto a su espesor relativo, incrementándose hacia los depocentros de las 

Cuencas de Burgos en México y Maverick en Estados Unidos; se interpreta una 

etapa importante de subsidencia diferencial de estas cuencas durante el depósito 

de la formación. A su vez, tanto el Arco de San Marcos como el Arco Burro-Salado, 

estuvieron activos durante este período geológico, debido a que en sus 

proximidades y sobre ellos, esta formación, tiende a presentar un adelgazamiento 

substancial (Telléz et al., 2011).  

Hacia la porción sureste del área de estudio, el depósito de la Formación Eagle 
Ford, está fuertemente influenciado por el límite que representa el borde de la 
plataforma del Albiano (Portal de Anáhuac), zona que marca el límite hacia 
sedimentos de ambientes más profundos de la Formación Agua Nueva            
(Telléz et al., 2011). Hacia el sur de Texas es la continuación de la margen de 
plataforma de Stuart City. 
 

En la Cuenca Cenozoica de Burgos en México, el límite norte corresponde con el 
desarrollo del borde de la plataforma del Aptiano Superior, como continuación hacia 
el noreste de Texas con la margen de plataforma de Sligo.  
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Echanove (1986) indica que la distribución paleo-sedimentaria durante este 
periodo, está íntimamente ligada al comportamiento de las formaciones 
subyacentes; respectivamente a las facies arrecifales y de plataforma de las 
formaciones Cupido (área Nuevo Laredo) y Tamaulipas Inferior en facies de mar 
abierto en el resto de la provincia. 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 34. Esquema paleogeográfico Regional, modificado de Goldhammer et al., 2001. 

 
Por las características estructurales corresponde a un amplio y pronunciado 
monoclinal, con caída al oriente profundizándose de manera significativa y 
flexionándose al sur, alcanzando profundidades de aproximadamente 4500 metros, 
o aún mayores (Telléz et al., 2011). 
 
En la mayor parte de estado de Texas se encuentra expuesta la Formación Eagle 

Ford, excepto en donde el Cretácico Superior corresponde con áreas 

topográficamente altas, como ocurre en los alrededores del Arco de San Marcos 

(parte Central de Texas); el Cretácico Superior y el Cenozoico no se presentan 

debido a que las rocas de esta edad no se depositaron, o bien, a que 

posteriormente se erosionaron (Adams et al., 2010) (Figura 35). En esta zona, la 

Formación Eagle Ford contiene facies de caliza, que incluyen grainstones de 
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foraminíferos y pelecípodos que varían a facies de packstone y grainstones de 

peloides (Dawson, 1997). Se interpreta un ambiente de depósito de bahías y 

lagunas entre crecimiento de deltas desde el norte al noreste, o bien, como una 

biomícrita de foraminíferos de ambientes lagunares que fueron protegidos por 

barreras discretas en la bahía (Silver, 1963). Las áreas lagunares se relacionan con 

aguas tranquilas ubicadas a lo largo del borde del Arco de San Marcos donde solo 

el límite del flujo de clásticos fue posible. Además se tienen múltiples capas 

delgadas de bentonita están interestratificadas entre las calizas lagunares (Adams 

et al., 2010). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 35. Distribución de la Formación Eagle Ford y formaciones equivalentes en 

afloramiento y en el subsuelo, modificado de Winker y Buffler, 1988. 

 

Por otra parte, en algunos horizontes estratigráficos de la Formación Eagle Ford 

contiene capas volcánicas (ubicados en los estados de Arkansas y Oklahoma); que 

fueron depositadas en aguas superficiales (Ross et al., 1928; Adkins, 1932). La 

naturaleza transgresiva en los sedimentos de la Formación Eagle Ford puede 

contribuir mayoritariamente a la probable preservación de los depósitos volcánicos. 

Hazzard en 1939, realizó un argumento convincente para la edad de estas rocas 

volcánicas en base a identificaciones de ammonites.  
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Describió tres capas volcánicas de arenas tobaceas en el estados de Arkansas, 

basado en plantas fósiles encontradas entre las lutitas; lo que consideró nombrar 

como "Punto Central Volcánico" del suroeste del estado de Arkansas como 

equivalente con la Formación Tuscaloosa al noroeste de Louisiana y, con la 

Formación Eagle Ford al noreste de Texas. 

En el sureste de Texas, la Formación Eagle Ford ha sido estudiada por zonificación 

de amonitas en afloramientos de las áreas de Austin y Dallas, Texas, E.U., 

estableciendo la cima de esta formación por la presencia de Colpoceles austinensis 

y su base por Romaniceras loboenese (Kennedy 1988, Kennedy and               

Cobban, 1990). 

En el Sur de Texas, la Formación Eagle Ford estratigráficamente subyace a la 
Formación Austin Chalk, aunque localmente el contacto entre éstas es discordante. 
En algunas áreas tiene más la apariencia de una no conformidad más que una 
discontinuidad con presencia de pirita, huesos de pez, nódulos de fosfato, y otros 
indicadores de exposición subaérea y de no depósito (Adams et al., 2010). 
 
Hacia el norte de México y oeste de Texas, en los condados de Terrell y Val Verde, 
la Formación Eagle Ford es equivalente a la Formación Boquillas (Freeman, 1961); 
ésta sobreyace discordantemente a calizas de la Formación Buda y a la Formación 
Austin Chalk que le sobreyace conformablemente. 

Donovan y Staerker (2010) (Figura 36), identificaron dos ciclos sedimentarios 
transgresivos-regresivos que corresponden con la subdivisión de la Formación 
Boquillas en:  

1) Unidad inferior: Rocas Pens, consistente de 150 pies (46 metros) de espesor de 
limolitas calcáreas de color gris con calizas de textura mudstone. Identificando 
además, tres diferentes facies: A) calizas con laminación cruzada con delgadas 
intercalaciones de mudstone calcáreo, B) mudstones calcáreos ricos en materia 
orgánica con interestraficación de calizas y C) capas gruesas de caliza con 
interestraficación de mudstone calcáreo. 

2) Unidad superior: Rocas Langtry, consistente de 38 pies (12 metros) de caliza 
cristalina y delgadas intercalaciones de caliza cretosa (chalky); con las facies: D) 
arcillas-calcárea con calizas nodulares con equinoideos y, E) calizas en capas 
delgadas con interestraficación de mudstones calcáreos. 

Márquez (1953), menciona que en la parte comprendida entre la Serranía del Burro 

y Villa de Acuña, las rocas del Turoniano son representadas por la Formación 

Eagle Ford, existiendo un marcado hiatus en la cima de la Formación Buda      

(Fher, 1930). 
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En el Lomerío Los Peyotes se deduce el mismo hiatus por la ausencia de la 

Formación Eagle Ford Inferior (Fher, 1930). Con base en secciones interpretadas y 

de espesores medidos por Fher (1930), indica que la Formación Eagle Ford es de 

200 a 280 metros de espesor y puede ser dividida en tres diferentes complejos 

litológicos:   

 Eagle Ford Superior: calizas con laminación delgada. 

 Eagle Ford Medio: lutitas calcáreas-arenosas con areniscas, yeso y calizas. 

 Eagle Ford Inferior: lutitas calcáreas de color oscuro, laminación delgada, 

con Inoceramus.    

 

 

 

 

 

 

 

 

 

  

 

 

 

Figura 36. Comparaciones e interpretaciones de la Formación Boquillas con Eagle Ford al 

oeste de Texas. Donovan y Staerker (2010). 

 
 
Las rocas de las formaciones Austin, Eagle Ford y Buda no afloran en el área de 
estudio, solo es posible identificarlas en el subsuelo. Sin embargo, hacia la parte 
oeste del Pozo-C, en el Lomerío Los Peyotes, perteneciente al paleoelemento del 
Burro-Salado, aflora la Formación Eagle Ford (Díaz, 1952)  (Figura 37). 
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Figura 37. Mapa geológico del área de Lomerío Los Peyotes, indica afloramientos de las 

formaciones Austin, Eagle Ford y Buda. (Díaz, 1952; Esc 1:500,000) 

 

3.4 Columna estratigráfica 

En el área de estudio se correlaciona la porción norte de la Cuenca de Burgos y la 

margen oriental del Arco Burro-Salado y contienen una columna sedimentaria a 

partir del Cretácico Superior (Cenomaniano) hasta el Cuaternario (Holoceno) 

(modificado de Quezada et. al., 1999; Eguiluz, 2001 y Hackley et al., 2009b)    

(Figura 38). 

Se reconocen varias unidades formacionales dentro de estas provincias, en donde 

Echanove (1986), realiza una interpretación en la columna sedimentaria basada en 

el conjunto estructural y sedimentario que actuó en diferentes etapas geológicas, y 

que a continuación se mencionan: 

Al basamento paleozoico, lo constituyen metasedimentos o rocas intrusivas 

cristalinas pre-jurásicas, le sobreyacen discordantemente al basamento, una 

secuencia de areniscas, lutitas y conglomerados rojizos de origen continental, 

correspondientes al Grupo Huizachal, datado como Triásico-Jurásico Medio y se 

consideran como consecuencia de la Tafrogenia Palizada del Triásico. 
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Figura 38. Columnas estratigráficas análogas al área de estudio. Modificado de          

Quezada et al., 1999; Eguiluz, 2001; Hackley et al., 2009b. 

Echanove (1986), menciona que el inicio del proceso de sedimentación en la 

Provincia de Burgos, se remonta desde el Jurásico Superior (Calloviano u 

Oxfordiano), con el hundimiento lento y paulatino de los paleolementos            

Burros-Picachos y San Carlos-Las Cruillas, correspondientes al Archipiélago 

Jurásico de Tamaulipas. Esto originó una extensa plataforma con una transgresión, 

en una superficie erosionada de relieve moderado, depositándose carbonatos y 

evaporitas en las zonas marinas-someras de las formaciones Metate, Novillo-

Zuloaga, y Olvido. 
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A fines del Oxfordiano se acentuó la subsidencia, generándose una transgresión 

mayor, con la invasión marina de áreas emergidas, acción que provocó el arrastre 

de gran cantidad de materia orgánica vegetal y abundantes terrígenos removidos y 

transportados mar adentro, además formando depósitos de carbonatos finos con 

grado variable de terrígenos y abundancia de carbón diseminado, correspondientes 

a las formaciones La Casita y Pimienta, de edad jurásica superior ( Kimmeridgiano 

y Tithoniano), respectivamente. 

Hacia la parte noroccidental de la provincia de Burgos, prevalecieron ambientes de 

plataforma, favoreciendo el depósito de una secuencia calcárea, con delgadas 

intercalaciones de sedimentos calcáreo-arcillosos, que constituyen a la Formación 

Taraises. 

Durante el Hauteriviano Superior, Barremiano y Aptiano Inferior se mostraron 

diferentes períodos de relativa inestabilidad, favoreciendo el desarrollo continuo de 

un frente arrecifal vertical y progradante. Se distinguen tres facies: plataforma, 

complejo arrecifal (hacia el noreste de la provincia de burgos), y prevalecieron 

condiciones en el desarrollo de bancos, calizas biógenas y de una estructura 

arrecifal; está secuencia se denomina como Formación Cupido. En ambos lados de 

este complejo arrecifal prevalecieron ambientes de mar abierto, depositándose 

carbonatos finos correspondientes a la Formación Tamaulipas Inferior.  

En el Aptiano Superior, se presenta una reactivación de las áreas continentales, 

ocasionando un notable cambio en la sedimentación. En este periodo persistieron 

ambientes marinos, depositándose una secuencia delgada calcáreo-arcillosa y 

calcáreo-arcillo-carbonosa, con alto contenido de materia orgánica, de la 

Formación La Peña. La distribución de esta formación está ligada al 

comportamiento de la Formación Cupido, sobreyaciendo la Formación La Peña a 

las facies arrecifales y de Plataforma de la Formación Cupido (cercano al área de 

estudio). 

En el Cretácico Medio durante el Albiano Inferior a Medio, aumenta el ritmo de 

subsidencia, incrementándose los eventos transgresivos marinos, estableciéndose 

una amplia y extensa plataforma de bajo relieve y de hundimiento lento, 

predominando ambientes marinos externos de mar abierto con el depósito de una 

potente secuencia de carbonatos finos (lodos calcáreos) con nódulos de pedernal y 

abundante presencia del foraminífero Colomiella sp. Se depositó una secuencia de 

estratificación media a gruesa de la Formación Tamaulipas Superior. 

En el Albiano Superior y Cenomaniano Inferior, disminuye el ritmo de subsidencia, 

con periodos de estabilidad, originándose una distribución sedimentaria-

estratigráfica, en el resto de la margen occidental de la provincia; con una  
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secuencia tripartita, calcárea en la base y en la cima, separadas por una unidad 

areno-arcillosa.  

El predominio de ambientes marinos externos en la secuencia constituyen al Grupo 

Washita, con la definición de tres unidades formacionales: Georgetown, Del Río y 

Buda. La secuencia refleja una sedimentación cíclica transgresiva-regresiva-

transgresiva, que inicia con el depósito durante el Albiano Superior con carbonatos 

finos de estratificación gruesa a media de facies de mar abierto que representan a 

la Formación Georgetown.  

A principios del Cenomaniano, un gran basculamiento ocurre hacia el oriente de la 

provincia de Burgos, probablemente asociado a los movimientos iniciales del 

levantamiento del continente occidental (Sierra Madre) y el Arco el Burro-Salado, al 

noroeste); movimientos que originaron una regresión hacia el oriente, con 

predominio de ambientes someros y el depósito de secuencias de lutita y areniscas 

calcáreas con alto contenido de óxido de hierro, con abundante fauna de aguas 

someras y templadas, conformando a la Formación Del Río. Le precede una 

secuencia calcárea de carbonatos finos con estratificación media a gruesa de 

plataforma externa, reflejando un ciclo transgresivo durante el Cenomaniano Medio 

con la Formación Buda.   

A partir del Cretácico Superior se reconocen seis unidades formacionales que 

constituyen a la Supersecuencia 3 (Goldhammer, 2001). En su base es la 

Formación Eagle Ford (Roemer, en Sellards et al., 1932), seguido por la Caliza 

Austin (Schumard, en Sellards et al., 1932); la Lutita Upson (Dumble, 1892); y 

progresivamente las arenas más gruesas de las formaciones San Miguel, Olmos y 

Escondido (Dumble, 1892).  

En el Cretácico Superior, continúa el levantamiento y/o el basculamiento regional 

del Continente Occidental (Sierra Madre) y la regresión gradual marina hacia el 

oriente.  

En este marco regresivo, durante el Cenomaniano Superior y Turoniano, existió un 

ambiente marino de aguas someras en el que se depositó una potente secuencia 

de sedimentos predominantemente arcillo-carbonosos con alto contenido de 

materia orgánica, interestratificados rítmicamente con calizas arcillosas        

(Eguiluz, 2001). Este intervalo condensado representa una de las más grandes y 

rápidas elevaciones del nivel del mar en la historia de la tierra asociados con este 

límite (93.5 m.a) (McGarity, 2013); presentándose en diversos intervalos, 

abundancia de microfósiles planctónicos que llegan a constituir packstone y en 

ocasiones hasta grainstone microfosilífero (Telléz et al., 2011). Estos depósitos 

conforman a la Formación Eagle Ford y representa el TST (Transgressive System 

Tracts), depositado en un ambiente con presencia de Inoceramus labiatus,  
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Clavihedbergella simplex, Hedberg Nerítico medio (Eguiluz, 2001), indicado por la 

ella amabilis, Rotalipora cushmani, y R. greenhornesis. (Eguiluz, 2001). El depósito 

de la Formación Eagle Ford se relaciona con una plataforma abierta con influencia 

distal desde la región NE de Texas, de un sistema fluvio-deltaico de edad 

cenomaniense inferior, en donde se depositaron secuencias de clásticos 

proximales de la Formación Woodbine (Telléz et al., 2011). 

En el Coniaciano y Santoniano las características regresivas se tornan moderadas 

depositándose una secuencia predominantemente calcáreo-arcillosa con 

intercalaciones de sedimentos calcáreos finos, de estratificación delgada a media, 

con una amplia interestraficación delgada de tobas (Eguiluz, 2001) y que 

representa a la Formación Austin en la porción noroccidental de la provincia. La 

presencia de Inoceramus onduluplicatus, indica una edad del coniaciense al 

santoniense (Eguiluz, 2001). Los cambios de facies en la Formación Austin son 

similares en aquellas que describen a la Formación Eagle Ford, representando 

ambientes depositacionales similares. La principal diferencia entre las dos 

formaciones es el alto contenido en carbonato de calcio en la Formación Austin, 

causado por un cambio en el clima y/o una plataforma somera durante un ciclo 

progradante, que se desarrolló con un nivel eustático alto (Eguiluz, 2001).  

Durante el Campaniano y el Maestrichtiano, continuó el movimiento regresivo con 

periodos de reactivación y oscilaciones del fondo marino, las condiciones de 

sedimentación del área cambian de manera drástica (Echanove, 1986), al 

manifestarse en el área, la influencia de los primeros movimientos de la Orogenia 

Laramide, que ocasionan un basculamiento del área hacia el sureste y, con ello, el 

inicio de la erosión de las regiones emergidas al occidente y el depósito de facies 

cada vez más clásticas, conforme evoluciona, en tiempo y espacio, este fenómeno 

tectonosedimentario (Eguiluz, 2001). Se establecen en la porción noroccidental de 

la provincia (cercano al área de estudio), condiciones de una plataforma oscilante, 

de ambientes marinos internos a medios e inclusive externos; mientras que en 

resto de la provincia, las condiciones fueron de mar abierto y de aguas profundas 

depositándose una potente secuencia arcillo-arenosa con intercalaciones variables 

de cuerpos arenosos de espesor delgado a medio y con la presencia de capas 

delgadas a medias de carbón; por lo que, la columna sedimentaria depositada 

durante este período geológico está compuesta por las formaciones Upson, San 

Miguel, Olmos y Escondido (Telléz et al., 2011).   

La Formación Upson consiste de una lutita negra laminada, con una misma 

distribución areal como en las unidades subyacentes del Cretácico Superior. Se 

interpreta un ambiente depositacional de pro-delta dentro con un ciclo de 

inundación, durante un desarrollo inicial de una cuenca tipo foreland durante la 

etapa laramide (Eguiluz, 2001). 
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La Formación San Miguel son facies de frente de delta, consistente de unidades 

progradacionales de lutita y arena, texturalmente de arenas finas y más gruesas 

hacia la cima, donde se han interpretado canales distributarios en los registros 

eléctricos. La Formación San Miguel se interpreta del Santoniano Tardío a 

Campaniano Temprano considerando interestratificaciones marinas que contienen 

Globotruncana sp. Y Heterohelicidos sp. (Eguiluz, 2001). 

La Formación Olmos consiste de estratificaciones gruesas, con areniscas de grano 

grueso a medio.  El carácter en los registros eléctricos  es de  canales distributarios 

y barras. La presencia de Globotruncana elevata, G. roseta, y G. stautiformis marca 

un componente marino tardío de este ciclo y sugiere ser del Campaniano         

(Eguiluz, 2001). 

La Formación Escondido consiste de areniscas conglomeráticas  con varios ciclos 

de lutita y carbón cercanos a la base, que sugieren  fluctuaciones en una planicie 

de inundación oscilante con un espesor de 800 m. Los registros eléctricos indican 

la presencia de numerosos cuerpos de areniscas canalizadas caracterizadas por 

estratificación cruzada y rápidos cambios laterales de facies que impiden la 

correlación entre los pozos. Se le asigna ser del Maestrichtiano. La secuencia 

comprendida de las formaciones Olmos hasta Escondido, representa un mayor 

ciclo regresivo (Eguiluz, 2001). 

Según Echanove (1986), a finales del Cretácico y principios del Terciario, ocurrió 

una serie de movimientos intensos provocados por los efectos de la Orogenia 

Laramide, que provocó el plegamiento y levantamiento de las rocas mesozoicas. 

En la provincia del Burro-Picachos la deformación fue moderada, por la presencia 

del elemento subyacente; se establece en la provincia de Burgos una amplia y 

extensa plataforma terciaria, de bajo relieve e inclinada hacia el oriente;  se inició el 

depósito de una potente secuencia sedimentaria clástica, arcillo-arenosa, con 

intercalaciones variables de cuerpos arenosos, delgados a medios, de origen 

múltiple. La sedimentación fue principalmente marina somera y de carácter cíclico 

transgresivo-regresivo, constituyendo una marcada progradación secuencial hacia 

el oriente de la provincia de Burgos. 

Durante el Terciario, no se realizaron movimientos tectónicos sobresalientes en la 

Provincia de Burgos; por ejemplo, en el Paleoceno y Eoceno, se reflejan 

pulsaciones de los efectos finales de la Orogenia Laramide (Echanove, 1986).  

En el Paleoceno se inicia una gran trasgresión hacia el poniente, que favorece el 

depósito discordante de areniscas basales y de ambientes someros, sobre una 

superficie cretácica erosionada. A este depósito, lo sobreyace  una secuencia 

arcillo-arenosa marina, con aislados y delgados cuerpos arenosos alargados, de 

distribución restringida y de ambientes de plataforma media a externa, equivalentes 

al Paleoceno Medio, se les considera pertenecientes a la Formación Midway 

(Echanove, 1986). 
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En el periodo Paleoceno Medio al Eoceno Inferior dentro de un marco cíclico 

regresivo-transgresivo, progradante hacia el oriente y predominado un ambiente de 

plataforma interna a media, se depositaron sedimentos arcillo-arenosos con 

intercalaciones variables de areniscas. Estos cuerpos arenosos presentan 

características de barras costeras de desarrollo múltiple, alargada, de espesor 

variable y de amplia distribución; esta secuencia pertenece a la Formación Wilcox 

(Echanove, 1986).  

Durante el Cuaternario dominan los depósitos aluviales y fluvio-aluviales 

continentales (Echanove, 1986).   

El mapa geológico (SGM, 2007), indica afloramientos de rocas del Cretácico 

Superior de las formaciones: Upson, San Miguel, Olmos, Escondido y rocas del 

Terciario de las formaciones: Paleoceno Midway, Paleoceno Wilcox y Eoceno 

Wilcox; cubiertas en partes por aluvión del Cuaternario (Figura 39). 

 

 

 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Figura 39. Mapa geológico del área de estudio. SGM, 2007. 

Las características geológicas en las formaciones Austin Chalk y Eagle Ford dentro 

del área de estudio, solo se reconocen en el subsuelo. Sin embargo, en el mapa 

muestra afloramientos de estas formaciones, ubicados hacia el suroeste.  
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Conocer su condición estratigráfica de la Formación Eagle Ford, en el subsuelo 

como yacimiento no convencional de aceite y gas de lutita, es importante para un 

entendimiento de su distribución y extensión de sus facies.  

A continuación se caracterizará la información geológica, obtenida de tres pozos 

perforados en el área de estudio, denominados como Pozo-A, Pozo-B y Pozo-C, 

para entender su distribución estratigráfica y litológica dentro de la Formación 

Eagle Ford. 

Pozo-A 

Perforado a una profundidad total de 2,550 m, con objetivo de yacimiento no 

convencional en la Formación Eagle Ford para comprobar la posible extensión en 

la producción de Estados Unidos en gas seco (PEMEX, 2011). 

La columna estratigráfica, es conformada por sedimentos del Terciario de la 

Formación Eoceno Wilcox del Eoceno, hasta el Cretácico Superior de la Formación 

Buda del Cenomaniano Medio (Figura 40). 

  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 40. Columna estratigráfica y registro tipo del Pozo-A, (Martínez, 2014). 
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Pozo-B 

Perforado a una profundidad de 2130 m, con objetivo en la Formación Eagle Ford 

como yacimiento no convencional para comprobar la extensión de Estados Unidos 

en producción de condensado (PEMEX, 2012). 

La columna estratigráfica está conformada por sedimentos de la Formación 

Paleoceno Wilcox hasta la Formación Buda del Cenomaniano Medio (Figura 41).  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 41. Columna estratigráfica y registro tipo del Pozo-B, (Martínez, 2014). 

 

Pozo-C: 

Perforado a 1,628 m, con objetivo en la Formación Eagle Ford como yacimiento no 

convencional, con la finalidad de comprobar la extensión proveniente de Estados 

unidos en la producción de aceite (PEMEX, 2011). 
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La columna estratigráfica está conformada por sedimentos de la Formación 

Paleoceno Midway hasta la Formación Buda del Cenomaniano Medio (Figura 42).  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 42. Columna estratigráfica y registro tipo del Pozo-C;  
C= Cenozoico, T= Terciario, (Martínez, 2014). 

 

3.5 Carácter eléctrico 

El carácter en la respuesta eléctrica, en la cima de la Formación Eagle Ford con la 

base en la Formación Austin, generalmente es gradual y concordante (Figura 43). 

El contacto entre las formaciones Austin y Eagle Ford, es la última sección           

calcáreo-arcillosa en la base, con transición a la cima de un cuerpo calcáreo, 

respectivamente.  

Las facies litológicas en la cima de la Formación Eagle Ford presentan una 

variación calcáreo-arcillosa en el sureste, a más calcárea hacia el noroeste.  
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La Formación Eagle Ford en estos pozos representa en general intercalaciones de 

cuerpos de caliza y horizontes de arenisca que varían a facies de limolitas con 

predominio de estratificaciones de lutitas. 

Young et al., (1985), observó que al sur de Texas, presentan un cambio brusco y 

discordante, como resultado de la presencia de una superficie de erosión asociada 

a una discordancia regional.  

Esta discordancia marca el límite del Turoniano-Coniaciano (89 m.a). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 43. Contacto estratigráfico gradual y concordante 

 en las formaciones Austin y Eagle Ford, (Martínez, 2014). 

 

 

La base de la Formación Eagle Ford con la cima en la Formación Buda, presenta 

un cambio brusco y discordante, observado en los Pozos B y C, un cambio drástico 

en el predominio de cuerpos carbonatados con respecto a las facies de lutita 

(Figura 44). 
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Figura 44. Contacto estratigráfico brusco y discordante 

 en formaciones Eagle Ford y Buda, (Martínez, 2014). 

 

 

3.6 Interpretación estratigráfico-estructural 

 

Las características estructurales en los pozos A, B y C, se representan en una 

sección estratigráfico-estructural, de orientación noroeste a sureste (NW-SE), con 

espaciamientos de los pozos a cada 22 km aproximadamente, con nivel de 

referencia en superficie.  

Los tres pozos presentan una estratigrafía que mantiene un espesor generalmente 

constante de la columna sedimentaria (Figura 45). La relación de espesores a nivel 

Eagle Ford, indican una disminución en dirección noroeste a sureste. 

La diferencia estructural en la columna sedimentaria en dirección noroeste a 

sureste, es de 1000 m aproximadamente, interpretando el probable inicio de la 

profundización de la Cuenca de Burgos en esta dirección. 
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La distribución y el espesor regional de la Formación Eagle Ford en el mapa de 

isopacas, muestra un engrosamiento de la secuencia en la porción noroccidental 

del área de estudio, debido a que el Pozo-C muestra un espesor de 276 m, 

interpretando la influencia de mayor aporte sedimentario hacia la Cuenca de 

Maverick (Figura 46).  

Gradualmente la secuencia se adelgaza hacia el sureste, como se indica en el 

Pozo-B con espesor de 199 m y en el Pozo-A de espesor de 185 m, producto de la 

posible cercanía con el borde de plataforma del Albiano.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 
 

 

 

 

 

 

Figura 46. Mapa de isopacas de la Formación Eagle Ford, (Martínez, 2014). 

 

3.7 Unidades estratigráficas 

La distribución de facies y espesor en la Formación Eagle Ford en el área de 

estudio muestran características distintivas que se interpretan en la  sección 

estratigráfica (Figura 47), reconociendo dos unidades estratigráficas, denominadas 

como unidad superior y unidad inferior. El nivel de referencia en la sección 

estratigráfica es la unidad superior de Eagle Ford. 
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Estas unidades formacionales presentan una analogía en estudios geológicos 

efectuados por Donovan y Staerker (2010), hacia el sureste y noroeste de Texas, 

respectivamente.  

La unidad superior fue depositada durante una regresión marina (Dawson, 2000) y 

consiste de intercalaciones de calizas con lutitas, los registros eléctricos muestran 

valores de rayos gamma de 20 API (color violeta) y valores en rayos gamma de       

40 API (color azul oscuro a claro), respectivamente; hacia la base de la unidad 

varia a lutita con delgadas intercalaciones de caliza, con valores promedio de rayos 

gamma de 20 a 30 API (en colores azul claro y de menor proporción azul marino a 

violeta).  

La depositación de la unidad inferior ocurrió durante  un Transgressive System 

Tract de segundo orden (Dawson, 1997); conformada principalmente por lutitas 

intercaladas con calizas. En la sección, exhiben respuesta de rayo gamma de 

lecturas 30 a 50 API hacia la base (color azul claro). 

La distribución y el espesor de las unidades superior e inferior, ilustra su 

comportamiento en los mapas de isopacas (Figuras 48 y 49), indicando que el 

espesor de la unidad superior es variable.  

 

 

 

 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 

 

 

 

Figura 48. Mapa de isopacas de la unidad superior de Eagle Ford, (Martínez, 2014). 
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Figura 49. Mapa de isopacas de la unidad inferior de Eagle Ford, (Martínez, 2014). 

 

Con espesor de 225 m en el Pozo-C, disminuyendo el espesor hacia el sureste, 

debido a que el Pozo-B lo conforma un espesor de 150 m y en el Pozo-A, es de 

145 m; en la unidad inferior se observa una ligera disminución, el Pozo-C es de un 

espesor de 51 m; el Pozos-B con espesor de 49 m y en el extremo sureste del área 

de estudio en el Pozo-A, indica un espesor de 40 m.   

La sedimentación de estas unidades, estuvo sujeta a una importante etapa de 

subsidencia diferencial ocurrida durante el depósito de esta formación, 

interpretando que, tanto el Arco de San Marcos, como el Arco Burro-Salado 

estuvieron activos durante este período geológico y que el espesor guarda una 

correspondencia entre el borde de plataforma del Albiano y depocentro de la 

Cuenca de Maverick (Telléz et al. 2011). 
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3.8 Características litológicas 

Pozo-A 

Las características litológicas de la Formación Eagle Ford, en el intervalo de      

2360 a 2545 m del registro de hidrocarburos (PEMEX, 2011) (Figura 50). Presentan 

cuatro intervalos identificados por el porcentaje de cada tipo de roca: caliza, lutita, 

marga y bentonita. Durante el análisis estos intervalos se presentaron diferencias 

porcentuales, que indican una diferencia en los tres primeros intervalos con 

respecto al cuarto intervalo. 

 Primer intervalo de 2360 a 2375 m,  conformado por un 100% de caliza de 

textura mudstone de color café claro a gris oscuro, matriz ligeramente 

arcillosa y carbonosa, bioclastos e intraclastos indeterminados.  

 

 Segundo intervalo de 2375 a 2445 m, presenta intercalación de caliza de 

textura mudstone de color gris claro a café claro, matriz carbonosa, 

bioclastos e intraclastos indeterminados en un 20 a 70%; intercalado con 

caliza arcillosa (marga) de color gris oscuro de matriz carbonosa y 

ligeramente arenosa. En la parte superior del intervalo (2360 a 2375 m), 

presenta facies de lutita en un 5%. 

 

 Tercer intervalo de 2445 a 2505 m, conformado por caliza de textura 

mudstone a wackestone de color negro a tonalidades en gris oscuro y café 

claro, matriz arcillosa y carbonosa, bioclastos e intraclastos indeterminados y 

pirita diseminada, de un 20 a 50%; intercalado con lutita en un 5 a 45% de 

color negro de matriz carbonosa, ligeramente arenosa y calcárea, 

bandeamiento muy fino de pirita; disminuye el porcentaje de 15 a 5% de 

caliza arcillosa, color gris oscuro de matriz ligeramente arenosa                   

(de 2445 a 2480 m) de 15 a 5%, en la parte superior del intervalo, presenta 

algunas capas de bentonita de aproximadamente el 3%. 

 

 El cuarto intervalo de 2505 a 2545 m, presenta una transición y predominio 

de lutita de color negro, matriz carbonosa y ligeramente arenosa, se 

incrementa de 20 a 95% sobre la caliza que decrece de 45 a 5% de textura 

mudstone a packstone en algunas partes grainstone de color negro, matriz 

carbonosa, bioclastos e intraclastos indeterminados y pirita diseminada. Este 

intervalo en su parte superior define un cambio compuesto por calizas 

arcillosas de color gris oscuro, matriz carbonosa y ligeramente arenosa, en  
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un porcentaje de 10 a 5% intercalado por ligeras capas de bentonita en un 

3%, de color verde claro.  

 

Se identificaron, tres manifestaciones de hidrocarburos en el Pozo-A, en la parte 

superior e inferior de la Formación Eagle Ford, de 130 a 300 unidades de gas lodo 

(GL). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 50. Manifestaciones, registro litológico y registros eléctricos en el Pozo-A,  
(Martínez, 2014). 

    

A continuación se presentan las características litológicas contenidas en dos 

núcleos convencionales continuos (PEMEX, 2011): el núcleo-1 de 2491 a 2500 m y 

el núcleo-2 de 2500 a 2519 m; pertenecientes a la Formación Eagle Ford, que 

indican la siguiente descripción (Figura 51): 
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Conformado por facies de lutita calcárea de color negro, presenta bandas de 

materia orgánica y zonas con estructura microlaminar; con minerales de calcita, 

pirita y dolomita; intercalados con bandeamiento de facies de textura mudstone a 

packstone microfosilífero, de color gris oscuro a negro, de matriz arcillosa y algunos 

minerales de microdolomía. Los microfósiles descritos, se ubican principalmente en 

la biozona de Helvetoglobotruncana helvética, predominan los foraminíferos 

planctónicos Whiteinella spp., Hedbergella delrioensis, Globigerinelloides spp., 

Heterohelix sp., Clavihedbergella sp., radiolarios y con algunos fragmentos de 

inoceramus sp. Indican una edad de Turoniano-Cenomaniano, en un 

paleoambiente de Cuenca.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 51. Descripción petrográfica de núcleos convencionales en la Formación Eagle Ford del 

Pozo-A. Simbología: resolución (25x) y sin nicoles cruzados (snx), (Martínez, 2014). 
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El espesor en la Formación Eagle Ford en el Pozo-A, es de aproximadamente         

185 metros.  

Resultado del análisis de núcleos y registro de hidrocarburos, se observan dos 

unidades de características diferentes dentro de la Formación Eagle Ford: la unidad 

superior de 2360 a 2505 m, es calcáreo graduando hacia la base en arcilloso y la 

unidad inferior de 2505 a 2545 m, predominantemente arcilloso con  intercalaciones 

calcáreas.  

Pozo-B 

El análisis descriptivo en la columna litológica obtenida del registro de 

hidrocarburos (PEMEX, 2012) (Figura 52), en el intervalo de 1900 a 2099 m de la 

Formación Eagle Ford, se interpretan tres intervalos, que indican valores promedio 

porcentuales en el contenido de caliza, lutita y bentonita.   

 Primer intervalo de 1900 a 1986 m, presenta un 75 a 90% de caliza de 

textura mudstone a wackestone de color café claro con tonalidades en café 

oscuro, de matriz arcillosa y carbonosa, con microfracturas selladas por 

calcita, con bioclastos e intraclastos indeterminados; interestratificado con un 

20 a 10% de lutita de color café oscuro a gris oscuro de tonalidades en 

negro, matriz bituminosa, ligeramente calcárea, hacia la base del intervalo 

es ligeramente arenosa y compacta, con pirita diseminada; presenta capas 

de bentonita de color café claro con pirita diseminada en un 5% en la parte 

superior en el intervalo de 1900 a 1952 m. 

 

 Segundo intervalo de 1995 a 2050 m, conformado por un incremento en la 

lutita de color café a gris oscuro de tonalidades en negro, matriz bituminosa, 

ligeramente calcárea y pirita diseminada en 70 a 60% interestratificado con 

caliza de textura mudstone a wackestone de color café a gris oscuro con 

tonalidades en café claro, matriz arcillosa y carbonosa, de bioclastos e 

intraclastos indeterminados en un 40 a 30%.   

 

 Tercer intervalo de 2050 a 2099 m, indica porcentajes casi iguales de 50 a 

60% de lutita café a gris oscuro de tonalidades en negro, de matriz 

bituminosa, ligeramente arenosa y calcárea, bioclastos y pirita diseminada; 

intercalado con caliza de textura mudstone a wackestone de color café 

oscuro a gris oscuro de tonalidades en café claro, de matriz carbonosa y 

arcillosa, con bioclastos e intraclastos indeterminados en un 40 a 50%, con 

incremento de bentonita de color café claro con pirita diseminada en un 

10%. Hacia la base de este intervalo se observa decremento en la lutita 

cambiando a facies de caliza de textura mudstone a wackestone con  
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variación a packstone de color gris claro, microfracturas selladas por calcita, 

bioclastos indeterminados y pirita diseminada en un 100%, perteneciente a 

la Formación Buda.  

 

El Pozo-B presentó cinco manifestaciones de hidrocarburos, distribuidas en la 

Formación Eagle Ford, de 186 a 602 unidades de gas lodo. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 52. Manifestaciones, registro litológico y registros eléctricos en el Pozo-B,  
(Martínez, 2014). 

           

La descripción litológica del núcleo convencional a una profundidad de            

2070 a 2088.54 m, dentro de la Formación Eagle Ford (PEMEX, 2012)        

(Figura 53), presenta las características siguientes: 

Conformado por facies de wackestone a packstone de color café oscuro a negro 

de tonalidades en gris a gris oscuro, de matriz arcillosa y materia orgánica, con  
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intercalaciones delgadas de facies de lutita en color negro, matriz calcárea, 

presenta bentonita de color café claro (2070.5 m), se describen capas de 

minerales de feldespato y cuarzo identificadas como material volcanoclásticos 

(2077 m). Contiene microfauna planctónica que presentan cámaras 

recristalizadas y selladas con materia orgánica. El contenido microfósil, del 

intervalo 2070 a 2078 m corresponde con la biozona Whiteinella 

archaeocretacea Cenomaniano Tardío) y mientras el conjunto de la profundidad 

2078 m determina la biozona Rotalipora cushmani (Cenomaniano Medio). Se 

identificaron además Hedbergella delrioensis, Phithonella ovalis, Heterohelix 

spp., y fragmentos de Inoceramus sp., Se interpreta un ambiente de depósito de 

Talud. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 53. Descripción petrográfica de núcleo convencional de la Formación Eagle Ford en 

el Pozo-B. Simbología: resolución (25x) y sin nicoles cruzados (snx), (Martínez, 2014). 
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El espesor en la Formación Eagle Ford en el Pozo-B, es de aproximadamente          

199 metros.  

Con base en las observaciones de registro de hidrocarburos y núcleos 

convencionales, se distinguen dos unidades dentro de la Formación Eagle Ford: la 

unidad superior correspondiente al intervalo de 1900 a 2050 m, con predominio  

calcáreo hacia la cima, variando gradualmente hacia la base en arcilloso; la unidad 

inferior del intervalo de 2050 a 2099 m, presenta una litología con un ligero 

predominio arcilloso con respecto al calcáreo. 

Pozo-C 

Considerando las aportaciones en el registro de hidrocarburos (PEMEX, 2011) de 

las características litológicas en la Formación Eagle en el intervalo de                         

1325 a 1601 m. Se interpretan tres intervalos litológicos conformados por caliza y 

lutita (Figura 54) 

 Primer intervalo (1325 a 1440 m) es compuesto caliza de textura mudstone a 

wackestone de color café claro a gris claro, con microfracturas selladas por 

calcita y bioclastos e intraclastos indeterminados, con presencia de pirita 

diseminada en un porcentaje de 90% hacia la parte superior (1325 a 1385 

m) y 100% hacia la base del intervalo (1385 a 1440 m); interestratificado en 

su parte superior del intervalo por un 10% de lutita de color gris oscuro, 

matriz calcárea, presenta impregnación de aceite con fluorescencia de color 

violeta (10%) de regular intensidad a 1327 m. 

 

 Segundo intervalo (1440 a 1550 m) conformado por caliza en porcentaje de 

95 a 65%, de textura mudstone con variación a wackestone y packstone, de 

color gris oscuro a negro de tonalidades en café claro, matriz ligeramente 

carbonosa, microfracturas selladas por calcita, pirita diseminada, presenta 

impregnación de aceite con fluorescencia de color violeta (40%) de regular a 

buena intensidad (1493 a 1498 m); interestratificado por lutita de color gris 

oscuro a negro de matriz carbonosa en un porcentaje de 5 a 35%. 

 

 Tercer intervalo (1550 a 1601 m) presenta lutita en un porcentaje 

incrementándose hacia la base del intervalo de 50 a 95%, de color gris 

oscuro a negro de matriz carbonosa y calcárea; en contacto discordante con 

caliza con un porcentaje decreciente de 60 a 5%, de textura mudstone a 

wackestone con variación a packstone de color café a gris oscuro de 

tonalidades en negro, de matriz carbonosa, intraclastos y bioclastos 

indeterminados, con pirita diseminada, perteneciente a la Formación Buda. 
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El registro de hidrocarburos, indica manifestaciones de aproximadamente            

302 unidades de gas lodo (GL) hacia la parte basal de la Formación Eagle Ford. Se 

observaron impregnaciones de aceite de regular a buena intensidad, en la parte 

superior y media de la formación.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 54. Manifestaciones e impregnación de aceite, registro litológico y registros eléctricos 

en el Pozo-C, (Martínez, 2014). 

Las características litológicas en el núcleo convencional dentro de la Formación 

Eagle Ford, a la profundidad de 1545 a 1564 m (PEMEX, 2011) (Figura 55), son 

las siguientes: 

Presenta facies de textura wackestone de color café oscuro, matriz arcillosa con 

horizontes de facies de limolitas; intercalado con facies de lutita de color negro 

de matriz calcárea, con capas de facies de textura wackestone a packstone y 

grainstone (1549.6 m) de color café oscuro a tonalidades en rojo, abundante 
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materia orgánica y pirita diseminada; el cambio de facies es notable en la parte 

intermedia del núcleo (1551 m) al mostrar facies de lutitas  de color café de 

tonalidades en negro y rojo, matriz calcárea y bituminosa (1558 m) intercalado 

con horizontes de limolita. Se identificaron algunos horizontes de material 

volcánico descritos como toba cristalina con fenocristales de feldespatos 

(1548.36 y 1550. 50 m). 

Se identificaron abundantes ejemplares de Hedbergella delrioensis, Whiteinella 

archaeocretacea, Globigerinelloides sp., Heterohelix spp., Pithonella spp., 

Rotalipora spp., Whiteinella spp., y radiolarios (1549 m), depositados en forma 

laminar e intercalados con finas bandas de materia orgánica (intervalo             

1551 a 1564 m). La abundancia de microfósiles y de materia orgánica determina 

un paleoambiente de Cuenca.   

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 55. Descripción petrográfica en núcleos convencionales de la Formación Eagle Ford 

en el Pozo-A. Simbología: resolución (25x) y sin nicoles cruzados (snx), (Martínez, 2014). 
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El espesor en la Formación Eagle Ford en el Pozo-C, es de aproximadamente          

276 metros.  

Dos unidades se identificaron dentro de la Formación Eagle Ford, con base al 

análisis del registro de hidrocarburos y descripción de núcleos, lo componen, la 

unidad superior de 1325 a 1550 m, en la cima es calcárea graduando hacia la base 

en arcilloso; la unidad inferior de 1550 a 1601 m, es predominantemente arcilloso 

con bajo contenido calcáreo. 

 

3.9 Litofacies 

Por otro lado, se identificaron cuatro litofacies que conforman las unidades superior 

e inferior, respectivamente; caracterizando el color, textura, tipo de grano, 

estructuras sedimentarias, rasgos diagenéticos y contenido biótico.   

Resultado del análisis de cuatro núcleos (66 metros lineales en total) y de láminas 

delgadas observadas (200 láminas aproximadamente), obtenidos de los tres pozos 

mencionados, con las características siguientes: 

 

Unidad superior: 

 Facies de caliza arcillosa de microfósiles: 

Facies predominante, conformado por textura wackestone a packstone 

microfosilífero, en algunas partes se observa textura grainstone, la distribución 

irregular de las texturas probablemente es por bioturbación, de color café oscuro a 

gris oscuro de tonalidades en negro, consiste de matriz micrítica, arcillosa detrítica 

y carbonosa, cementante calcáreo (microesparíta), estratificación bandeada, 

laminar y microlaminar, presenta tenues rizaduras, y algunos horizontes de 

limolitas.  

Con minerales secundarios de pirita diseminada, calcita, dolomía y microdolomía. 

Presenta bentonita de color café claro.  

 Facies de lutita calcáreo-carbonosa: 

Lutita de color café oscuro a gris oscuro de tonalidades en negro, matriz micrítica 

arcillosa, detrítica, bituminosa, calcárea y arenosa. Compacta, de estratificación 

laminar y microlaminar. Bandeamiento de materia orgánica.  

En las dos facies, la microfauna descrita, se ubica principalmente en la biozona de 

Helvetoglobotruncana helvética, con predominio de foraminíferos planctónicos del 
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género Whiteinella Dicarinella y Hedbergella entre ellos Whiteinella archeocretacea, 

Hedbergella delrioensis, Globigerinelloides sp., Heterohelix sp., Clavihedbergella 

sp., radiolarios tipo Frustrella sp., y con algunos fragmentos de Inoceramus. 

Unidad inferior:  

 Facies de lutita calcáreo-carbonosa:  

 

Predominio de estas facies hacia la parte intermedia de la Unidad Inferior, presenta 

lutitas calcáreas de color negro con tonalidades en café y rojo, matriz de mícrita, 

bituminosa, arcillosa y detrítica, de estructura laminar y microlaminar. 

 Facies de caliza arcillosa de microfósiles: 

 

Constituido por textura wackestone a packstone microfosilífero arcilloso de color 

gris oscuro a negro, consiste de matriz de mícrita, arcillosa y carbonosa. 

Cementante calcáreo (microesparíta). 

En ocasiones la abundancia de microorganismos, muestra un cambio textural a 

grainstone, los foraminíferos presentan una abundancias en disposición laminar y 

fino bandeamiento de materia orgánica. 

La microfauna planctónica descrita en ambas facies de la Unidad Inferior Eagle 

Ford consiste de: Hedbergella delrioensis, Whiteinella sp., Whiteinella 

archaeocretacea, Heterohelix sp., Pithonella sp., Helvetoglobotruncana helvética, 

Rotalipora sp., Radiolarios tipo Frustrella y Globigerinelloides sp., y fragmentos de 

Inoceramus sp. 

La distribución actual de esta facies en la unidad inferior, se identificó hacia la 

porción NNW, en el área denominada Potrero de Arriba, en el Lomerío de Peyotes 

en afloramientos expuestos en su totalidad, presentando sus características 

estratigráficas y sedimentológicas (Figura 56; Telléz et al., 2011).  

 

 

 

 

 

 

 

Figura 56. Afloramientos en las localidades de Lomerío de Peyotes. Téllez et al, 2011. 
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La diagénesis ha tenido generalmente un efecto de menor importancia en las 

unidades inferior y superior. La diagénesis temprana consiste dominantemente en 

la micritización y la recristalización del grano.  El cemento originado en la calcita se 

formó, sobre todo sellando esqueletos de los foraminíferos. La pirita se observa en 

todas las muestras; la pirita se asocia a los foraminíferos y al material orgánico 

alterado en la matriz.  

Algunas zonas indican fracturas y cementación posterior de la calcita             

(unidad inferior) (PEMEX, 2011). 

La interpretación de la distribución de las litofacies en las unidades superior e 
inferior, se ilustra en una sección estratigráfica con nivel de referencia en la unidad 
superior de Eagle Ford, con base en el análisis de los registros de hidrocarburos, la 
respuesta eléctrica y núcleos convencionales, señalando que las facies varían en 
dirección de sureste a noroeste en el área de estudio (Figura 57). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Figura 57. Sección estratigráfica con la distribución de 

Litofacies en la Formación Eagle Ford, (Martínez, 2014). 
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La unidad superior se dividió en dos zonas con características distintivas en las 
facies litológicas:  
 
Zona 1 (Figura 58): Al sureste, presenta facies de caliza arcillosa (pozos-A y B) con 
disminución gradual en el contenido de arcilla de 100 a 15% (porcentajes visuales) 
hacia el noroeste, predominando facies calcáreas ligeramente arcillosas (Pozo-C). 
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Zona 2 (Figura 59): Presenta dos facies, con predominio en dirección sureste de  
lutita calcárea-carbonosa (pozos A y B), mostrando variación, a facies de caliza 
arcillosa (Pozo-C) hacia el noroeste. 
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La unidad inferior presenta dos litofacies, hacia el sureste una facies conformada 

por lutita calcáreo-carbonosa con caliza arcillosa (pozos A y B); hacia el noroeste 

predominan las facies de lutita calcáreo-carbonosa (Figura 60). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

F
ig

u
ra

 6
0

. 
L
it
o
fa

c
ie

s
 u

n
id

a
d
 i
n
fe

ri
o
r 

d
e
 E

a
g
le

 F
o
rd

, 
(M

a
rt

ín
e

z
, 
2

0
1
4
).

 



 88 

3.10 Modelo paleosedimentario de la Formación Eagle Ford 

El análisis de la variación lateral y vertical en las facies de la Formación Eagle Ford 

ayuda a definir tendencias que corresponden a las condiciones de depósito durante 

el Cenomaniano Superior al Turoniano. Las facies definidas en este estudio 

representan ambientes de mar abierto; a más detalle por estudio bioestratigráfico 

define un ambiente de cuenca (Pozos A y C) y Talud (Pozo-B), de depósitos                        

calcáreo-arcillosos, con sedimentos de grano fino y estructura laminar. 

La evidencia que apoya las condiciones del fondo marino con deficiencia de 

oxígeno, son: 1) color oscuro, 2) alto contenido orgánico, 3) abundancia de 

foraminíferos planctónicos e Inoceramus, 4) la ausencia de organismos bentónicos, 

y 5) finas laminaciones planares (Flügel, 2010). 

Las laminaciones planares en contraste con las laminaciones truncadas y 

onduladas indican una sedimentación primaria por suspensión y gradual 

hundimiento de pelágicos y hemipelágicos con eminente retrabajo por corrientes de 

baja energía (Tucker, 2001). 

Los procesos que se infieren en sedimentos de baja energía incluyen suspensión 

de hemipelágicos y de terrígenos conformados por cuarzo, plagioclasas, feldespato 

potásico y minerales de arcilla; la suspensión pelágica de foraminíferos 

planctónicos, y materia orgánica provenientes de ambientes oxigenados 

contribuyen a la sedimentación de la Formación Eagle Ford. 

Surles (1987), menciona que debido a la naturaleza altamente orgánica, la 
abundancia de laminaciones y la ausencia de foraminíferos bentónicos, los 
modelos paleosedimentarios de la Formación Eagle Ford generalmente implican 
ambientes de aguas profundas.  
 
Las laminaciones en los sedimentos ricos en materia orgánica sin fauna bentónica 

no son indicadores batimétricos, aunque los sedimentos tienen las características 

siguientes:  

1) sedimentación orgánica alta. 

2) sedimentación de clásticos arenosos baja;  

3) preservación orgánica alta, sugiriendo condiciones anóxicas altas en la 

interfaz agua- sedimento. 

4) carencia de bioturbación, debido a la falta de organismos bentónicos, 

sugiriendo aguas anóxicas del fondo. 

5) actividad de las corrientes y oleaje, mínimo. 

6) ocurrencia de variaciones cíclicas en el aporte sedimentario.  
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En los eventos paleogeografícos, Echanove (1986), menciona el retiro gradual o 

regresión de los mares hacia el oriente, por basculamiento y/o levantamiento 

regional del continente desde la parte occidental (Sierra Madre Oriental), durante el 

Cenomaniano Superior y Turoniano, existió un ambiente marino de aguas someras 

en el que se depositó una secuencia de sedimentos predominantemente                

arcillo – carbonosos con alto contenido de materia orgánica y con intercalaciones 

calcáreo – arcillosas, de estratificación delgada de la Formación Eagle Ford. 

Por otra parte, las Cuencas de Maverick y Burgos en dirección noroeste y sureste, 

respectivamente actuaron como controladores estructurales regionales sobre el 

desarrollo de los perfiles de depósito y que fueron responsables en la distribución 

geográfica de las facies.  

En las unidades superior e inferior de la Formación Eagle Ford predominan facies 

de lutita calcárea-carbonosa con estructuras laminares que contienen foraminíferos 

calcáreos, seguido de facies de calizas arcillosa, interpretando un engrosamiento 

hacia la Cuenca de Maverick y un adelgazamiento hacia el borde de plataforma del 

Albiano hacia el sureste. Los ambientes distales, muestran un decrecimiento en la 

variabilidad de las facies. 

Surles (1987), menciona que las rocas de la Formación Eagle Ford eran producto 

de la sedimentación de aguas generalmente menores a 100 metros de profundidad.  

Por lo tanto, en base a las observaciones anteriores de los autores citados, el 

modelo paleosedimentario que mejor se ajusta es el de un ambiente de 

plataforma de mar abierto en aguas poco profundas (Figura 61), a nivel de las 

unidades superior e inferior de la Formación Eagle Ford, presentando las 

evidencias siguientes: 

 

 La unidad superior de la Formación Eagle Ford, muestra variaciones 

litológicas en facies proximales hacia el borde de plataforma al sureste, 

exhibiendo minerales de calcita y abundante conjunto faunístico planctónico.  

 

Esta fauna vivió en ambientes más oxigenados y proximales, transportados 

por oleaje. Las facies incluyen wackestone con estructura laminada, capas 

de packstone de foraminíferos y packstone de Inoceramus. La concentración 

de material esqueletal y micro-rizaduras, es una evidencia de episodios de 

persistente retrabajo y transporte de corrientes de fondo. La distribución 

irregular en la textura probablemente indica bioturbación. 
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Distalmente hacia el noroeste, muestran una marcada transición entre facies 

proximales y distales, indicando facies de packstone de foraminíferos a 

facies de lutitas calcáreas con foraminíferos conformados en estructura 

laminar.  

 

El contenido de carbonato es más alto hacia el noroeste, resultado del 

decrecimiento en el flujo de terrígenos.  

 

 La unidad inferior en la Formación Eagle Ford, indica que los equivalentes 

distales en estas rocas consisten de facies de lutitas calcáreo-carbonosas. 

 

La fuente de sedimentos son predominantemente foraminíferos planctónicos 

calcáreos de estructura laminar fina del tamaño de limo, derivados de 

ambientes oxigenados sobreyacientes. Estas rocas muestran decrecimiento 

de minerales terrígenos (cuarzo), lejos del borde de plataforma hacia el 

noroeste y por otra parte, las calizas arcillosas y materia orgánica hacia el 

sureste se incrementan. 

 

La falta de bioturbación y contenido de pirita, indican condiciones anóxicas 

que persistieron durante la sedimentación de esta unidad inferior. 
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Geoquímica de la Formación Eagle Ford   
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CAPÍTULO 4. Geoquímica 
 

4.1 Proceso del petróleo y gas de lutita.  

El petróleo de lutita, se obtiene de una roca porosa que contiene bitumen 

transformado en aceite y gas natural a más profundidad. El petróleo de lutita 

normalmente se encuentra a poca profundidad (Estrada, 2013). 

 

La producción de petróleo no convencional a partir de bitumen requiere la 

aplicación de calor. En las lutitas bituminosas, la materia orgánica forma parte de la 

matriz inorgánica, de forma que sólo una parte está químicamente unida a los 

constituyentes minerales. Para obtener aceite, la lutita bituminosa puede ser 

quemada de manera directa. En los Estados Unidos ha habido problemas con esa 

técnica porque sus formaciones de lutitas tienen baja porosidad y permeabilidad. 

Además, la lutita quemada puede desarticularse, lo que provocaría que la 

combustión no fuese homogénea en todo el horizonte de interés (Allix et al., 2011). 

 

El proceso más común para procesar bitumen es el “retorting‖ o destilación 

destructiva en hornos que realizan la pirólisis (Qian y Wang, 2006). Esto puede 

hacerse en plantas afuera del pozo y, si las condiciones del yacimiento lo permiten, 

también dentro de él mediante inyección de vapor para permitir que el bitumen 

fluya hacia la cabeza del pozo. En el “retorting‖ de superficie debe extraerse 

primero la lutita bituminosa. 

 

Actualmente casi todos los procesos de pirólisis y retorting se basan en el 

calentamiento directo con fuente de calor con gas. Debido al bajo coeficiente de 

conductividad del calor en la roca, el tiempo de purificación es mayor, pudiendo 

durar varias horas. En las partículas de aceite más pequeñas, la velocidad de 

calentamiento es mayor. Existen otros métodos de extracción del aceite de la lutita 

bituminosa (McCarthy et al., 2011). En algunos casos se emplea energía eléctrica 

para aplicar calor in situ. Para ello se realizan perforaciones verticales donde se 

instalan los calentadores eléctricos. Otros procedimientos se basan en la inyección 

de vapor a altas temperaturas por conducto de pozos horizontales, bombeando el 

bitumen hacia un segundo pozo horizontal ubicado debajo del primero. Este 

proceso demanda menor consumo de energía y garantiza una mayor tasa de 

recuperación, un 70% contra un 25% a 30% de otros métodos de inyección de 

vapor. La producción de petróleo a partir de arenas bituminosas requiere de alto 

consumo de agua, de dos a tres barriles por barril de bitumen. Reciclada, el 

porcentaje de agua disminuye a medio barril por uno de crudo. 
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Por otra parte, las formaciones de gas de lutitas son las estructuras de menor 

permeabilidad, por lo que requieren mayor esfuerzo para llegar a los poros que 

almacenan el gas. 

 

El gas de lutita puede contener dióxido de carbono, sulfuro de hidrógeno o radón 

radiactivo, además de metano, según las características del depósito. El gas es 

igual al de los yacimientos convencionales, pero el método de producción es 

distinto. Su extracción no siempre es rentable mediante pozos verticales por su 

flujo débil. Tanto la producción de gas de arenas compactas como la de lutitas se 

realizan por conducto de pozos horizontales con fracturamiento hidráulico        

(Estrada, 2013). 

 

La fracturación hidráulica requiere bombeo de fluidos a los pozos para aumentar la 

presión y fracturar la roca. A fin de mantener abierta la fractura, la inyección es 

sustituida por arena de alta permeabilidad. Los pozos horizontales crean mayor 

área de superficie en contacto con el depósito que los pozos verticales. Esto 

permite mayor eficiencia de transferencia de gas y recuperación del yacimiento. 

 

El potencial de gas y petróleo de una roca de lutita está en función de su volumen 

(espesor y extensión de área), riqueza orgánica (cantidad y tipo de materia 

orgánica) y madurez térmica (tiempo de exposición de la roca al calor). 

Durante la fase de exploración para hidrocarburos, la localidad (profundidad y 

extensión lateral) de estas formaciones ricas en materia orgánica es de esencial 

importancia para entender todo el sistema de hidrocarburos que pueden, o no, 

estar presentes en una cuenca sedimentaria. 

 

4.2 Origen de la materia orgánica 

Las lutitas son rocas de grano fino que se forman por compactación, con partículas 

menores a 4 micras de diámetro, aunque pueden contener cantidades variables de 

partículas de limo, por arriba de 62.5 micras de diámetro (Passey et al., 2010). 

Aproximadamente el 60% de los sedimentos de la Corteza Terrestre consisten de 

lutitas, además de ser considerado la roca generadora de la mayoría de los 

yacimientos convencionales en el mundo (Alexander et al., 2011).  

Las lutitas se forman de lodo y con frecuencia se refieren como lodos finos, que 

exhiben un amplio rango de composición mineral de arcillas, cuarzo, feldespatos y 

minerales pesados. Son laminadas (en capas muy finas) y fisiles, significa que  
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pueden romperse en hojas a lo largo de sus laminaciones. Dependiendo de su 

madurez y mineralogía, pueden ser fácilmente fracturados (Alexander et al., 2011).  

Entre los minerales de arcilla más comunes encontrados en los sistemas detríticos 

son la caolinita, clorita, illita y esméctita (Passey et al., 2010), (Figura 62).  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 62. Lutitas características en rocas sedimentarias. Tomado de Passey et al., 2010. 

 

Pocas lutitas pueden ser consideradas como plays de hidrocarburos. El objetivo 

para la exploración de lutitas de aceite y gas es que son ricos en materia orgánica, 

que al ser preservada eventualmente generan hidrocarburos, que se mantienen 

atrapados en la matriz de la roca por su ultra baja permeabilidad y no permiten que 

exista migración. Las formaciones de lutitas ricas en materia orgánica se formaron 

bajo condiciones específicas, de altos niveles de materia orgánica y bajos niveles 

de oxígeno, diferenciándose de otros depósitos de lutitas (Alexander et al., 2011). 

Estos sedimentos pueden haberse depositado en ambientes marinos, lacustre, o 

en asociación a pantanos. El tipo de materia orgánica depositado, y últimamente 

preservado en el lodo, depende del ambiente de depósito                                  

(Passey et al., 2010). 

La materia orgánica consiste principalmente de plantas y animales, depositados en 

el fondo de los lagos u océanos y se convirtieron en alimento para otros animales y 

bacterias. Sin embargo, en ambientes anóxicos con bacterias anaeróbicas,             
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el consumo de materia orgánica es menos eficiente, logrando que los sedimentos 

retengan casi todo el material orgánico original. No obstante, aún en estos 

ambientes, los microorganismos anaeróbicos pueden alimentarse de la materia 

orgánica sepultada, produciendo metano biogénico durante el proceso                 

(Boyer et al., 2007).  

Ejemplo análogo actual en la creación de posibles recursos de lutitas en aceite y 

gas, es la Cuenca del Mar Negro (Figura 63), en donde el sedimento acumulado es 

sepultado y compactado en la parte más profunda de una cuenca, sujeto por otra 

parte al incremento de la presión y temperatura (Lueschen, 2011). Las 

laminaciones también se desarrollan, indicador de condiciones anóxicas y falta de 

bioturbación, relacionadas con ambientes depositacionales de baja energía                            

(McCarthy et al., 2011). 

En ambientes marinos profundos, estos procesos pueden ser muy lentos y 

comprenden periodos de tiempo muy grandes. Las acumulaciones de algunos 

centímetros pueden tomar miles de años (Alexander et al., 2011). 

 

 

 

 

 

 

Figura 63. Cuenca del Mar Negro, análogo en las condiciones en la creación posibles 

recursos de lutitas. Modificado de Lueschen, 2011. 

 

La acumulación de rocas ricas en materia orgánica, es una función compleja de la 

interacción de muchos procesos. Bohacs et al., (2005), menciona que una exitosa 

predicción se requiere de la integración de tectónica de placas, la geodinámica, el 

desarrollo estructural de cuenca con reconstrucciones de condiciones de paleo-

ambientes basado en modelos para la ocurrencia, distribución y carácter del 

potencial de las rocas generadoras o de yacimientos de aceite y gas de lutitas. 

Passey et al., (2010), indica que la acumulación de la materia orgánica en 

diferentes ambientes sedimentarios es controlada por tres variables: la producción, 

destrucción y dilución, que a continuación se definen (Figura 64):  
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 Producción: La producción orgánica proporciona el material básico sobre el 

que los ecosistemas actúan. Sus controles primarios fundamentales son las 

tazas de suministro de energía solar, los nutrientes y el agua. Indica una 

relación entre la entrada de nutrientes y el crecimiento de la población de 

varias clases de organismos: los productores primarios generan el material 

rico en carbón orgánico, y los consumidores secundarios tales como los 

radiolarios proporcionan el material frágil (p.ej sílice).  

 

Sin embargo, la producción raras vez es suficiente por sí misma de generar 

significantes acumulaciones orgánicas, porque tanto en tasas muy bajas y 

muy altas de producción son perjudiciales para la acumulación de rocas 

ricas en materia orgánica: en otras palabras, tasas muy bajas no pueden 

mantenerse con tazas de destrucción por organismos consumidores y tasas 

muy altas permiten una significante dilución por material biogénico que no es 

rico en hidrógeno (testas, conchas y huesos). 

 

 Destrucción: La destrucción de la materia orgánica ocurre por medio de la 

ingestión de metazoarios, respiración microbial, y oxidación inorgánica. La 

mayoría de la materia orgánica es consumida en la zona fótica; al menos el 

10% escapa por arriba de los 50 o 100 metros de columna de agua. La 

mayoría de la materia orgánica que alcanza el piso marino es consumida por 

metazoarios y microbios en algunos decímetros por arriba de la columna de 

sedimentos. Los oxidantes que degradan a la materia orgánica son el 

oxígeno, sulfato, nitrato y fierro, principalmente. 

 

El factor clave para la preservación de la materia orgánica es el mantener la 

concentración de baja oxidación en un sistema de poro-agua en los 

sedimentos. Las tazas de sepultamiento deben ser lo suficientemente 

rápidas para limitar el tiempo de exposición oxidante y mover la materia 

orgánica fuera de la zona somera y ubicarla en el piso marino, evitando una 

mayor degradación activa y una reactivación relativamente rápida de la 

oxidación. 

 

 Dilución: Las rocas ricas en materia orgánica requieren de una 

concentración importante de materia orgánica para funcionar como una 

efectiva fuente de hidrocarburos de yacimientos en aceite y gas de lutita. La 

dilución de la materia orgánica por material que no es rico en hidrógeno es el 

control predominante sobre significantes acumulaciones de materia orgánica 

debido a que este tiene un amplio rango de tazas de acumulación de masa y  
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variaciones del tamaño de grano (Bohacs et al., 2005). La dilución puede ser 

tanto clástico como biogénico o ambos. 

 

Esto define que, significante enriquecimiento de materia orgánica ocurre donde la 

producción de materia orgánica es maximizada, la destrucción es minimizada, y la 

dilución por material clástico o biogénico es optimizado, en un área con suficiente 

tasa de acomodo para acumular significante espesor de sedimentos                  

(Passey et al., 2010). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 64. Proceso de producción, destrucción y dilución orgánica.  

Tomado de Passey et al., 2010. 

 

4.3 Tipos de kerógeno 

A partir de estos, se puede formar una diversidad de compuestos orgánicos. El 

peso de los sedimentos sobreyacientes ocasiona la compactación y expulsión de 

fluidos en la roca, formándose la litificación. La materia orgánica se cocina lenta y 

parcialmente, transformándose en kerógeno (esto es, un material insoluble en que 

se generan hidrocarburos tanto petróleo como gas). Dependiendo de los materiales 

orgánicos se generan diferentes tipos de kerógeno (Boyer, 2007). 

El kerógeno se clasifica en cuatro tipos principales (Figura 65), basado en la 

proveniencia de los macérales específicos (en otras palabras son los 

constituyentes reconocibles microscópicamente de la materia orgánica, que se 

encuentra en los carbones y el kerógeno, en forma análoga a los constituyentes 

minerales de una roca) (McCarthy et al., 2011).  
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Los geoquímicos Tissot y Welte (1984), utilizaron las relaciones de hidrógeno a 

carbono y oxígeno a carbono para describir los varios tipos de materia orgánica (o 

kerógeno) en lodos ricos en materia orgánica que han generado mucho de los 

residuos de aceite y gas en yacimientos convencionales en el mundo. 

 

 El kerógeno Tipo I y Tipo II son materiales algáceos y herbáceos, con 

restos planctónicos re-elaborados por acción bacterial que habita el 

sedimento, de ambientes lacustres y en algunos caso de ambientes 

reductores marinos de profundidad moderada (McCarthy, 2011).  

 

Presenta altas relación del índice de hidrógeno (HI), y por lo general 

producen aceite durante la fase de maduración termal asociado con el 

sepultamiento, tiempo, y temperatura (Passey et al., 2010).  

 

 El kerógeno Tipo III en su mayoría está compuesto de material 

maderaceo/carbonoso, depositado en ambientes marinos o no marinos, 

someros a profundos, con mayor relación del índice de oxígeno (OI) 

(McCarthy, 2011), y genera principalmente gas seco durante la maduración 

termogénica.  

 

Si los hidrocarburos son generados desde estas rocas, se le denomina como 

“rocas generadoras” (Passey et al., 2010). 

 

 El kerógeno Tipo IV es generado a partir de materia orgánica residual 

presente en sedimentos más antiguos, alterado por procesos de 

meteorización subaérea, combustión u oxidación biológica en pantanos o 

suelos.  

 

Posee alto contenido de carbono y falta de hidrógeno. Se lo considera una 

forma de “carbono muerto,” prácticamente sin potencial para la generación 

de hidrocarburos (Tissot y Welte, 1984). 
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Figura 65. Principales tipos y de trayectorias de maduración del kerógeno, mostrado en el 
diagrama de Van Krevelen. Modificado de Passey et al., 2010 y McCarthy et al., 2011. 

 

 

En las etapas de maduración en la generación de hidrocarburos,                 

Alexander et al., (2011) (Figura 66), señala que el kerógeno, inicia con el 

incremento de presión y temperatura, inferior a los 50°C, en una zona inmadura, 

donde el gas o metano biogénico es liberado durante la etapa de diagénesis 

temprana, fundamentalmente a través de la actividad biológica.  

Al aumentar la profundidad de sepultamiento y maduración, el kerógeno pasa por 

un mayor incremento de presión y temperatura en rangos de 50°C a 150°C, 

causando enlaces químicos que se rompen dentro de la lutita y el kerógeno, 

generándose la ventana de aceite o gas húmedo. Esta etapa de maduración es 

referida como catagénesis.  

La etapa final, se denomina metagénesis, con incremento en la profundidad de 

sepultamiento, el rango de temperaturas es de 150°C a 200°C y aún mayores. El 

petróleo remanente se divide (Craqueo), liberando inicialmente gas y luego formas  
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más simples, perteneciendo a la ventana de gas seco. Durante esta etapa, el 

metano o el gas seco, evoluciona en otros gases incluyendo CO2, N2 y H2S. El 

calor y los cambios químicos pueden transformar el kerógeno en carbón. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 66. Etapas de maduración en la generación de hidrocarburos.  

Tomado de Alexander et al., 2011. 

 

4.4 Determinación de la riqueza orgánica 

El potencial generador de las rocas es determinado básicamente a través del 

análisis geoquímico de las muestras de lutita. El objetivo principal en las pruebas 

es determinar si las muestras son ricas en materia orgánica y si son capaces de 

generar hidrocarburos. En general, cuanto mayor es la concentración de materia 

orgánica en una roca, mejor es su potencial de generación (Boyer et al., 2007).  

Passey et al., (2010), señala que numerosas técnicas geoquímicas se han 

desarrollado para caracterizar la riqueza de la materia orgánica en los yacimientos 

no convencionales.  

Los parámetros de importancia relacionados a la calificación de una buena calidad 

en la roca generadora, generalmente se obtienen del: 
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 % en peso (%wt), de Carbono Orgánico Total (COT). 

 Nivel de maduración actual y pasado de la formación, expresado por la 

Reflectancia de Vitrinita (Ro). 

 Tipo de materia orgánica (si el producto termogénico primario será aceite, 

gas o una mezcla de ambos).  

Las técnicas analíticas de las muestras son: el Carbono Orgánico Total (COT), 

Tmax, Reflectancia de la vitrinita (Ro) y la mineralogía, interpretada en base a la 

descripción y análisis detallado de núcleos, petrografía de láminas delgadas, y 

difracción de Rayos X (XRD). A continuación se describen:  

 

- Carbono orgánico total (COT) 

Es el carbón orgánico que una lutita orgánica debe contener y que gobierna el 

recurso potencial de la misma (Alexander et al., 2011). El carbono total en una 

muestra de lutita incluye tanto carbón orgánico (procede del material biogénico) 

como inorgánico (procede de los minerales) (Jarvie, 1991).  

Para obtener el COT, una pequeña porción de la muestra de roca (un gramo), es 

tratada con ácido fosfórico para remover el carbón inorgánico.  Los sedimentos se 

secan y entonces se combustionan de 1,350 °C a 1,200 °C en un horno de 

inducción de alta frecuencia. El carbono contenido en el kerógeno se convierte en 

CO y CO2. Las fracciones de carbono liberado se miden en un detector infrarrojo. 

Los volúmenes de gas son convertidos a mediciones de COT y se registran como 

un porcentaje en peso de la roca (McCarthy et al., 2011). Si esta prueba de 

clasificación inicial detecta muestras de suficiente riqueza orgánica, las mismas se 

someten a pruebas adicionales (Boyer et al., 2007). 

No es fácil adquirir datos de núcleos en grandes intervalos, comúnmente los 

petrofísicos usan datos de pozo obtenidos de los registros geoquímicos y 

convencionales para cuantificar el volumen del kerógeno en la roca y entonces 

calcular los valores de COT de estos datos. La validación de los modelos, se 

calibran con datos petrofísicos y de núcleos. 

En la Tabla II, se observa la relación entre carbono orgánico total (% en peso) 

versus el Potencial de recursos, en el que: 

 Los valores altos de COT son orgánicamente más ricas con un rango                

de 2% a mayores de 4%.  
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Tabla II. Relación de carbono orgánico total y el potencial de los recursos.  
Modificado de Alexander et al., 2011. 

 

La medición del COT es la primera clasificación para la cuantificación de la riqueza 

orgánica. Estos valores indican una escala semi-cuantitativa del potencial de 

generación de petróleo. El valor del COT indica la cantidad, pero no la calidad de la 

materia orgánica. Se evalúan tres componentes (McCarthy et al., 2011): 

 El carbón de la materia orgánica extraíble, que proviene del craqueo térmico 

del kerógeno. 

 El carbono residual, que es la porción del kerógeno que no posee potencial 

para la generación de petróleo y gas porque su estructura química 

condensada contiene muy poco hidrógeno.  

 El carbono convertible, contenido en el kerógeno, representa el potencial de 

generación del petróleo remanente de una roca.  

 

- Tmax 

Si esta prueba de clasificación inicial demuestra la existencia de suficiente 

contenido orgánico, la roca se somete a pruebas adicionales  para establecer la 

calidad y madurez  de la materia orgánica, utilizando el método de pirólisis, que 

consiste en el calentamiento de la materia orgánica en ausencia de oxígeno, 

permitiendo que los hidrocarburos se separen en compuestos más simples y más 

livianos (Espitalié et al., 1977), obteniéndose mediciones en un analizador de 

pirólisis Rock-Eval para la evaluación de rocas generadoras, que consiste en 

someter a las muestras de rocas a altas temperaturas de aproximadamente de 50 a 

100 mg de roca pulverizada, en hornos de pirólisis y de oxidación, con 

calentamientos programados por etapas de 100°C a 850°C (McCarthy et al., 2011),  

 

 

> 4

2 a 4 

1 a 2

0.5 a 1

< 0.5

Excelente

Muy bueno

Bueno

Regular

Pobre

Carbono orgánico 

total, % en peso
Potencial de recursos
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puede llevarse a cabo en unos 20 minutos (Boyer et al., 2007). Posteriormente se 

registran en una gráfica denominada pirograma (McCarthy et al., 2011). 

Los resultados ayudan a los geoquímicos a caracterizar el tipo de materia orgánica 

presente en una roca generadora y a determinar la evolución térmica de una 

muestra, y su potencial para la generación de hidrocarburos residuales                                 

(Espitalié y Bordenave, 1993). 

Durante la primera etapa, cualquier volumen de petróleo y gas libre generado 

previamente por el bitumen es destilado y liberado de la roca. En la siguiente etapa, 

se generan los compuestos de hidrocarburos a través del craqueo térmico del 

kerógeno insoluble. A medida que las temperaturas aumentan, el kerógeno libera 

CO2 además de hidrocarburos (Peters, 1986).  

Estas mediciones, junto con la temperatura, se registran tres picos resultantes en 

un pirograma. Estos picos permiten interpretar la abundancia relativa del hidrógeno, 

carbono y oxígeno presentes en el kerógeno, que se definen a continuación 

(McCarthy et al., 2011) (Grafica 4): 

 

 El primer pico (S1), registra los hidrocarburos libres que son expulsados de 

la matriz de la roca sin separar el kerógeno durante la primera etapa de 

calentamiento a una temperatura de 300°C. Estos hidrocarburos se 

generaron en el subsuelo, pero son expulsados de la roca durante el 

proceso de pirólisis. 

 

 El segundo pico (S2), alcanza una temperatura de 550°C, se liberan los 

hidrocarburos volátiles formados por craqueo térmico. Esta curva representa 

el potencial petrolero residual de la roca, o la cantidad de hidrocarburos que 

podría seguir produciendo en la roca si continuara el proceso de 

sepultamiento y maduración (Boyer et al., 2007). Esta lectura puede tener 

implicaciones importantes para la evaluación del petróleo de lutitas. 

 

 

 El tercer pico (S3), representa los miligramos de CO2 que se libera a partir 

del craqueo térmico del kerógeno durante la pirólisis a temperaturas de      

300 a 390°C (Alixant et al 1998).  

 

 

 

 

 

 



 105 

 

 

 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Grafica 4. Pirograma resultante del proceso de pirólisis programado. Picos de gas contra 
temperatura. Tomado de Boyer., 2007. 

 

La temperatura a la que se detecta la máxima emisión de hidrocarburos 

corresponde al pico S2, y se conoce como Tmax. Las temperaturas del proceso de 

pirólisis también se registran y produce un pico, Tmax, que representa la 

temperatura del horno de pirólisis durante el período de máxima generación de 

hidrocarburos.  

El valor de Tmax se alcanza durante la segunda etapa de la pirólisis, en que el 

craqueo del kerógeno y los hidrocarburos pesados producen el pico S2           

(Peters y Cassa, 1994), y la maduración térmica de una muestra puede vincularse 

con el valor de Tmax (Tabla III).  

 

 

 

 

 

 

 
 

Tabla III. Criterio de evaluación de Tmax. Modificado de Peters y Cassa, 1994. 

Tmax (°C)

~ 430

~ 435

~ 440

~ 445

~ 460

~ 480

Inicio de la generación de gas

Gas Seco

Gas húmedo ~ 460 a 480

Etapa

Inicio de la generación de petróleo

Kerógeno Tipo I

Kerógeno Tipo II

Kerógeno Tipo III
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El conocimiento de la cantidad de calor necesaria para formar los diversos 

compuestos químicos en la roca puede ayudar a los geoquímicos a comprender la 

historia de la roca y el grado de madurez térmica que ya ha experimentado. 

El valor de Tmax no debe confundirse con las temperaturas geológicas, pero puede 

resultar útil para caracterizar la evolución térmica de la materia orgánica               

(Peters y Cassa, 1994). 

 

- Reflectancia de vitrinita (Ro) 

Es una función de la historia depositacional y madurez termal en la materia 

orgánica. Como el kerógeno es expuesto a temperaturas altamente progresivas 

con el tiempo, la vitrinita (material de la pared celular y tejidos leñosos de los 

vegetales preservados en la roca), experimenta alteraciones irreversibles y 

desarrolla mayor reflectancia (Peters y Cassa, 1994), (Figura 67; microfotografía de 

USGS, 2011). 

Las medidas de la reflectancia de la vitrinita (Ro) se desarrollaron originalmente 

para clasificar la madurez del carbón. Ahora se utiliza en evaluar la madurez del 

kerógeno con las etapas correspondientes de temperaturas que se extienden 

desde la diagénesis temprana hasta el metamorfismo; rango que abarca la 

secuencia de generación, preservación y destrucción del hidrocarburo en la roca                          

(Senftle y Landis, 1991). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Figura 67. Vitrinita en carbón bituminoso. Fotografía con luz blanca incidente, en inmersión 

de aceite. Tomado de USGS, 2011. 
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Se determina la reflectividad, mediante mediciones en microscopio de por lo menos 

30 granos de vitrinita de la muestra de roca (Alexander et al., 2011). 

Los valores generalmente varían de 0 a 3% (Alexander et al., 2011) (Tabla IV): 

 Mediciones mayores de 1.5% corresponde con rocas generadoras de gas 

seco, un indicador positivo para el gas de lutitas. 

 Los valores de maduración intermedio de 1.1% a 1.5%, indica presencia de 

gas con tendencia creciente hacia la generación de petróleo. 

 Valores entre 0.8% a 1.1% indican gas húmedo. 

 Valores de Ro entre 0.6 y 0.8% indican petróleo.  

 Inferior a 0.6% es indicativo de un kerógeno inmaduro, que no ha sido 

expuesto a las condiciones térmicas suficientes durante un periodo de 

tiempo adecuado para la conservación de la materia orgánica en 

hidrocarburos. 

 

Askenazi et al., 2013 (Tabla 4), mencionan que las áreas con mayores 
posibilidades para que la unidad de interés pueda ser considerada como potencial 
yacimiento no convencional, son aquellas que cumplen con las siguientes 
condiciones:  
 

 Zona de petróleo de lutita, de 0.7 a 1.2%. 

 Zona de gas húmedo de lutita, de 1.2 a 1.35%. 

 Zona de gas de lutita, de 1.35 a 3.2%. 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Tabla IV. Comparación de Reflectancia de la vitrinita (Ro). Tomado de Alexander et al., 
2011 y Askenazi et al., 2013. . 

 

> 1.5%

1.35 a 1.2%

0.8  a 1.1%

0.6 a 0.8%

<0.6% (Askenazi et al., 2013)

petróleo

kerógeno inmaduro

Reflectancia de la vitrinita (Ro) en 

Yacimientos no convencionales

3.2 a 1.35% gas de lutita

gas húmedo de lutita

1.2 a 0.7% petróleo de lutita

Reflectancia de la vitrinita (Ro)

(Alexander et al., 2011)

1.1 a 1.5%

gas con tendencia 

creciente a generación 

de petróleo

gas seco

gas húmedo
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Existen otros métodos para determinar la madurez termal de la roca como el Tmax 

de pirólisis, índice de alteración termal y fluorescencia que puede emplearse ante la 

baja confiabilidad de los datos de vitrinita. 

Inicialmente, el petróleo y el condensado se consideraban indicadores negativos 

para el desarrollo de petróleo de lutitas, en estos casos los valores de Ro más 

bajos pueden ser considerados como indicadores positivos (Alexander et al., 2011). 

Los objetivos actuales para la exploración de los yacimientos de petróleo y gas de 

lutita son rocas generadoras sobremaduras con tendencia de aceite, por lo que, los 

yacimientos no convencionales de petróleo y gas de lutita son simplemente rocas 

ricas en materia orgánica altamente maduras, que pasan a través de una 

maduración termogénica primaria, pero que han retenido suficiente gas residual 

para ser de interés económico. 

 

- Mineralogía 

Las lutitas pueden tener una compleja mezcla de minerales, y el éxito o el fracaso 

de un recurso potencial dependen de la concentración relativa de los 

constituyentes; las muestras de núcleos proporcionan una gran cantidad de 

información sobre la geoquímica y mineralogía, pero están limitadas a la ubicación 

específica de donde se extrajeron las muestras. Por lo que, la mineralogía se 

determina a partir de los datos petrofísicos adquiridos por los registros eléctricos en 

el pozo, calibrándose posteriormente con los datos de núcleos                    

(Alexander et al., 2011). 

Es un parámetro muy útil para determinar su fragilidad y ductilidad. Los parámetros 

para medir la resistencia y deformación de una roca, es el Modulo de Young y el 

Modulo de Poisson’s. Una roca dúctil es aquella que sufre una deformación plástica 

antes de romperse con una fuerza determinada. Estos parámetros se obtienen en 

el laboratorio en ensayos de comprensión triaxiales (módulos estáticos), ensayos 

de velocidad ultrasónica (módulos dinámicos).  

Para una lutita prospectiva debe presentar valores altos en el módulo de Young     

(>3.5 x 106 psi) y bajos valores del módulo de Poisson’s (<0.25)                                

(Askenazi et al., 2013).  

El contenido de cuarzo, carbonato y arcilla determinan de manera significativa los 

parámetros elásticos y por consiguiente la eficiencia de la fractura hidráulica que 

estimulará a la roca.  
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Las lutitas arenosas o limosas con alto porcentaje de cuarzo y carbonato tienden a 

ser más frágiles y fracturables, dando como resultado un gran número de fracturas 

inducidas de pequeña escala cuando son estimuladas.  

En cambio, las lutitas más puras tienden a comportarse de manera dúctil frente a la 

estimulación hidráulica. Como valor de corte se utiliza un porcentaje de arcilla 

menor al 40% para que la roca sea considerada fracturable  (Askenazi et al., 2013). 

En un diagrama ternario (representado por cuarzo, arcilla total y carbonato),       

Passey et al., (2010), presenta a los plays Barnett y Eagle Ford de Estados Unidos, 

que contrastan con la composición de una limolita calcárea con alto porcentaje de 

arcilla y contenido de gas. Los actuales plays tienden a yacer bajo la línea de arcilla 

del 50%. Los plays en gas de lutita pueden contener un porcentaje mayor del 50% 

de cuarzo o carbonato y tienden a ser de carácter más quebradizo y responden 

bien a las actuales prácticas de estimulación de pozos (Figura 68). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 68. Composición mineralógica variable en cada yacimiento de gas de lutita.  
Tomado de Passey et al., 2010. 

 

En el caso del play Eagle Ford en Estados Unidos, predomina el contenido en 

carbonato, con valores de 45 a 65% y el contenido de arcilla ronda entre 20 y 30% 

(Askenazi et al., 2013).  

Desde una perspectiva de estimulación, no todo el cuarzo es de igual origen en los 

yacimientos de gas en lutitas. La mayoría de los componentes de cuarzo efectivo 

parecen ser recristalizados a sílice opalino biogénico, que forma una continua 

estructura de cuarzo cementado (Jarvie et al., 2007).  
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Las variaciones mineralógicas en las lutitas no solo ocurren a una escala de 

metros, sino también ocurren a escala de mm a cm. 

A causa de que la materia orgánica se convierte en kerógeno y es depositado al 

mismo tiempo como una roca inorgánica de granos minerales, el volumen ocupado 

por el kerógeno presenta un volumen con porcentaje mucho más alto (vol%) que el 

indicado por el porcentaje en peso (wt%), esto es a causa de la baja densidad de 

grano de la materia orgánica, comúnmente con densidad de 1.1 a 1.4 gr/cm3, 

comparado con minerales formadores de roca con densidades de 2.6 a 2.8 gr/cm3. 

 

4.5 Parámetros geoquímicos 

Conjuntando los parámetros en la determinación de un play no convencional en 
petróleo y gas de lutita con potencial generador, Askenazi et al., 2013, señalan que 
éstos deben cumplir con una serie de requisitos que los hacen económicamente 
viables, y deben tener las siguientes características:  
 
 

 Riqueza Orgánica (COT >2% en gas de lutita, kerógeno tipo II y III). 

 Madurez Térmica (>0.7 Ro%). 

 Espesor (>30 m) y extensión areal. 

 Fracturabilidad (contenido de arcillas <40%).  

 Sobrepresión. 

 Profundidad. 

 Instalaciones de superficie. 
 
 
Por otra parte PEMEX, 2011, agrega los siguientes parámetros: 

 Tmax= 440 (petróleo de lutita). 

 Litología de carbonatos arcillosos con propiedades mecánicas favorables 
para el fracturamiento. 

 
En cuanto a los pozos A, B y C, en el área de estudio se analizaron los siguientes 
parámetros fundamentales para evaluar la calidad en la roca generadora, utilizando 
los parámetros de COT, Tmax, Ro, y mineralogía. 
 
Los resultados se obtuvieron de análisis de laboratorio en núcleos convencionales 
(PEMEX, 2011), con tapones muestreados a cada metro aproximadamente; 
permitiendo comprender la distribución de la riqueza orgánica en la Formación 
Eagle Ford en las unidades superior e inferior y su posibilidad como potencial de 
yacimientos en petróleo y gas de lutita.  
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4.5.1 Contenido orgánico total (COT) y Tmax 
 
Pozo-A 
 
El registro geoquímico en las unidades superior e inferior de la Formación Eagle 

Ford (Figura 69), muestra que el potencial generador en la unidad superior en el 

contenido de Carbono Orgánico Total (COT) son rangos de 2 a 4%, con un 

promedio de 3%; observando un incremento hacia la unidad inferior de 3 a 6% con 

un promedio de 4%; con categoría en ambas unidades de excelente. El potencial 

de hidrocarburos (S2) en ambas unidades es muy pobre, varía entre                      

0.1 y 0.5 mg HC/g roca con un promedio de 0.3 mg HC/g roca.  

El tipo de hidrocarburo potencial presente para las unidades de la Formación Eagle 

Ford indica parámetros semejantes, estos es, el Índice de Hidrógeno (IH) presenta 

rangos de 4 a 8 mg HC/g COT, con un promedio de 7 mg HC/g COT, indicando la 

presencia de un kerógeno remanente de tipo III-IV característico de gas seco. 

Además, la Temperatura Máxima de Pirólisis (Tmax) es de 609 °C, con un 

promedio de 592 °C, ubicándose en la ventana de gas seco.  

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
 

Figura 69. Registro geoquímico del Pozo-A. Modificado de PEMEX, 2011. 
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Pozo-B 

El registro geoquímico es únicamente a nivel de la unidad inferior de la Formación 

Eagle Ford, por lo que los parámetros indican (Figura 70) un potencial generador 

del contenido de Carbono Orgánico Total (COT) con rangos de 3 a 6%, con un 

promedio de 4.7%, con categoría de excelente. El potencial contenido de 

hidrocarburos residuales (S2) contenido, varía entre 1.4 y 2.4 mg HC/g roca con un 

promedio de 1.8 mg HC/g roca, con categoría de pobre. 

El tipo de hidrocarburo potencial indica, que el Índice de Hidrógeno (IH) presenta 

rangos de 30 a 61 mg HC/g COT con un promedio de 38 mg HC/g COT, 

corresponde con la presencia de un kerógeno de tipo III-IV precursor de gas seco 

con potencial casi agotado. Por último, la Temperatura Máxima de Pirólisis (Tmax) 

es de 507 °C, con un promedio de 506 °C, ubicándose en la ventana de generación 

de gas seco. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
 
 

Figura 70. Registro geoquímico del Pozo-B. Modificado de PEMEX, 2011. 
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Pozo-C 

En las unidades superior e inferior de la Formación Eagle Ford, el registro 

geoquímico (Figura 71) presenta un potencial generador que indica un contenido 

de Carbono Orgánico Total (COT) con rangos de 1.69 a 2.15% con un promedio de 

1.95%, para la unidad superior; hacia la unidad inferior indica un incremento 

gradual hacia la base del núcleo de 1.24 a 4.98%, con un promedio de 2.71%; en 

ambas unidades de la Formación Eagle Ford presenta la categoría de bueno a 

excelente. El potencial de hidrocarburos residuales (S2) contenido, en la unidad 

superior es de 0.33 a 0.92 mg HC/g roca, con promedio de 0.62 mg HC/g roca; en 

la unidad inferior se observa un ligero incremento de 0.23 y 2.42 mg HC/g roca con 

un promedio de 1.37 mg HC/g roca; ambas unidades son de categoría de pobre. 

El tipo de hidrocarburo potencial indica, el Índice de Hidrógeno (IH) en la unidad 

superior presenta rangos de 19 a 43 mg HC/g COT con promedio de 31.8 mg HC/g 

COT; para la unidad inferior muestra un incremento hacia la parte inferior con 

rangos de 19 a 70 mg HC/g COT con un promedio de 48 mg HC/g COT; los 

parámetros en ambos miembros corresponden con la presencia de un kerógeno de 

tipo III-IV precursor de gas seco con potencial casi agotado. Por otro lado, la 

Temperatura Máxima de Pirólisis (Tmax) en la unidad superior es de 441 a 447 °C; 

se observa un incremento hacia la base de la unidad inferior de 416 a 467 °C, con 

un promedio de 454 °C; ubicándose a las unidades de la Eagle Ford en la ventana 

de generación de aceite. 

 

 

 

 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Figura 71. Registro geoquímico del Pozo-C. Modificado de PEMEX, 2011. 
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En resumen (Tabla V), los pozos dentro del área indican buenos a excelentes 

valores de COT, principalmente hacia la unidad inferior de la Formación Eagle 

Ford; sin embargo, los indicadores de S2 e IH del potencial generador y tipo de 

hidrocarburo, indican una categoría pobre y con gas agotado, respectivamente; por 

lo que, estos indicadores podrían ser de una roca de bajo contenido generador. Por 

otra parte, el valor de Tmax señala un hidrocarburo potencial de gas seco hacia la 

parte sureste en los pozos A y B; y hacia el noroeste en el pozo-C muestra una 

variación hacia la categoría de aceite. El tipo de kerógeno para las unidades 

superior e inferior es del tipo III y IV, proveniente de material compuesto de material 

maderaceo/carbonoso y, el generado a partir de materia orgánica residual presente 

en sedimentos más antiguos (PEMEX, 2011).  

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Tabla V. Resumen del potencial de petróleo y gas de lutita (Martínez, 2014). 

 
 

4.5.2 Reflectancia de la vitrinita (Ro) 
 
Con respecto a la madurez térmica, los valores de reflectancia de la vitrinita indican 
la máxima temperatura a la que fue sometida la roca madre y permite definir el tipo 
de hidrocarburo que la roca madre ha generado (Askenazi et al., 2013).  
 
De los análisis de laboratorio de muestras de núcleos convencionales, se utilizaron 
fragmentos de materia carbonosa y algácea, además de fragmentos de bitúmenes 
de formas esféricas (PEMEX, 2011), en la Formación Eagle Ford, presenta las 
siguientes características: 
 
 

 

Superior 3

Inferior 4

Superior ---- ---- ---- ----

Inferior 4.7 1.8 38 506

Superior 1.95 0.62 31.8 443

Inferior 2.71 1.37 48 454

Categoria
Bueno a

 excelente
Pobre

Gas

agotado

Potencial de petróleo y gas de lutita

Categoria

COT (%wt)
S2

 (mg HC/g roca)

IH
 (mg HC/g COT)

Tmax (°C)

Pozo-B

Pozo-C

59270.3

Aceite

Gas Seco

Gas Seco

Potencial generador Tipo de Hc´s potenciales

Pozos del 

área

Unidades  

Eagle 

Ford

Pozo-A
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Pozo-A: presenta materia orgánica fósil, laminar del tipo algáceo y carbonoso, con 

intercalación de foraminíferos (Figura 72). El grado de madurez en Ro es maduro, 

de valores obtenidos de 0.80 a 0.95% (PEMEX, 2011), clasificado con un potencial 

generador en gas húmedo (Alexander et al., 2011); aunque por otra parte, con 

base en Askenazi et al., (2013), es petróleo de lutita.  

 
 
 
 
 
 
 
 
 

Figura 72. Laminas delgadas del pozo-A, Ro equivalente en 0.80 a 0.95%. 
 (10 µm; Luz transmitida); tomado de PEMEX (2011). 

 
 
Pozo-B: Conformado por una roca calcárea, rica en partículas de tamaño de arcilla 
y pirita; de matriz con abundantes compuestos orgánicos, de grano fino de bitumen; 
presenta kerógeno primario (tipo III) y bitumen esférico depositado en espacios 
porosos de foraminíferos, en algunas zonas presenta kerógeno granular y material 
algáceo amorfo (tipo IV) (Figura 73); El grado de madurez en Ro es sobremaduro, 
con valor de 1.66%, se clasifican en la generación de gas seco (Alexander et al., 
2011) o gas de lutita (Askenazi et al., 2013), respectivamente.  

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 

Figura 73. Laminas delgadas del pozo-B; Ro equivalente en 1.66%.  
(10 µm; Luz transmitida); tomado de PEMEX (2011). 
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Pozo-C: Constituido por rocas calcáreas y arcillosas orgánicas de tipo algáceo, 
laminar, intercalada con foraminíferos. El grado de madurez en Ro es maduro, con 
valor de 0.94% (Figura 74). En la clasificación de Alexander et al., (2011), es gas 
húmedo y con base en Askenazi et al. (2013), se ubica en un petróleo de lutita. 
 
 
 
 
 
 

 

Figura 74. Muestras del pozo-C, Ro equivalente de 0.94%. (100 µm; Luz transmitida); 

tomado de PEMEX (2011). 

 

Se observa que los valores de reflectancia de vitrinita y el grado de madurez, en los 

pozos no indican un tipo de ventana de hidrocarburo definida; tomando en 

consideración que la diferencia estructural existente de aproximadamente 1000 m, 

puede modificar la presión y temperatura en la calidad orgánica de la roca. Por lo 

tanto, la determinación en la reflectancia de la vitrinita (Ro%), debe ser tomada con 

cierta reserva (Figura 75).   

La variación en los valores de Ro efectuados en el laboratorio, depende del tipo de 

materia orgánica o maceral observado que provoquen diferencias en los valores de 

la reflectancia en la vitrinita y madurez termal (Figura 76). Como alternativa se 

consideran los valores de madurez termal de Tmax.  

 

4.5.3 Mineralogía 

La mineralogía de una lutita de petróleo y gas, es otro parámetro muy útil para 
determinar su fragilidad / ductilidad. El contenido de cuarzo, carbonato y arcilla 
determinan de manera significativa los parámetros elásticos y por consiguiente 
cuan eficientemente la fractura hidráulica estimulará la roca (Askenazi et al., 2013). 
 
Por lo tanto, las características mineralógicas de roca total (% en peso), que se 
presenta en la Formación Eagle Ford derivan del análisis de difracción de Rayos X 
(XRD) e imágenes del microscopio electrónico (SEM) de núcleos convencionales  
(PEMEX, 2011). Ambos parámetros están expresados como el porcentaje en peso 
(% en peso) de la roca analizada.   
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Figura 76. Mapa madurez termal en la Formación Eagle Ford 

(Martínez, 2014). 
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Cabe mencionar que las características mineralógicas de las unidades superior e 
inferior son semejantes en composición, por lo que se considera mencionar soló 
Formación Eagle Ford.  Por lo tanto, los pozos dentro del área de estudio 
presentan las siguientes características mineralógicas: 
 
Pozo-A 

En facies de calizas arcillosas y lutitas calcáreo-carbonosas, en las imágenes SEM 
del núcleo convencional (PEMEX, 2011). En general presentan microporosidad 
asociada con matriz de arcilla detrítica (siliciclástica) y mícrita (arcilla calcárea) 
(Figura 77). Además de poros intraesqueletales en foraminífero (For), sellado por 
calcita (cal), pirita y bitumen (bit). 
 
 
 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 77. Imágenes de microscopio electrónico con microporosidad, en el pozo-A 
 (Martínez, 2014).  
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La mineralogía determinada promedio obtenida de catorce análisis de XRD del 

núcleo convencional (Figura 78) es 65% de calcita, 14% de cuarzo, 14% de arcilla y 

7% de otros minerales (feldespatos, plagioclasas y pirita, principalmente). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 78. Relación de porcentaje de los minerales y abundancia de arcillas en pozo-A 
 (Martínez, 2014).  

 

 

 

Pozo-B 

Presenta facies de calizas arcillosas de textura wackestone a packstone, en 

algunas se identificó grainstone, en las imágenes SEM del núcleo convencional          

(PEMEX, 2011) (Figura 79). En general presentan una matriz micrítica y arcilla 

detrítica (MDa), con foraminíferos planctónicos (ForP), las áreas intraesqueletales 

se presentan sellados por calcita (cal1) y arcilla autigénica, en ocasiones presenta 

pirita (pi).  

 

La mineralogía promedio se tomó en doce análisis de XRD del núcleo convencional 

(Figura 80) determinando 54% de calcita, 19% de arcilla, 18% de cuarzo y 9% de 

otros minerales (feldespatos, plagioclasas y pirita, principalmente). 
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Figura 79. Imágenes de microscopio electrónico en el pozo-B (Martínez, 2014).  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 80. Relación de porcentaje de los minerales y abundancia de arcillas en pozo-B 
 (Martínez, 2014).  
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Pozo-C 

Se observaron facies de calizas arcillosas con textura wackestone; en las imágenes 

SEM del núcleo convencional (PEMEX, 2011) (Figura 81), presentan en general, 

una matriz arcillosa detrítica (MDa) y micrítica, con foraminíferos planctónicos 

(ForP), sellados por calcita (cal1) y dolomita autígena (dol). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 81. Imágenes microscopio electrónico de pozo-C (Martínez, 2014). 
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La mineralogía promedio se obtuvo en doce análisis de XRD del núcleo 

convencional (Figura 82); determinando: 46% de calcita, 24% de arcilla, 19% de 

cuarzo y 11% de otros minerales (feldespatos, plagioclasas y pirita, 

principalmente). 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 82. Relación del porcentaje de los minerales y abundancia de arcillas en pozo-C 
 (Martínez, 2014). 

 

 
El contenido mineralógico, indica el predominio de calcita (cta) con un 65% en el     
pozo-A, disminuyendo gradualmente hacia el pozo-C con 46%;  el cuarzo (Qz) 
presenta un incremento hacia el pozo-C de 14 a 24% y la arcilla (arcill) se mantiene 
ligeramente constante, observándose un ligero aumento del pozo-A hacia el     
pozo-C de 14 a 24%.  
 
Estos valores indican condiciones semejantes con el play Eagle Ford en Estados 
Unidos (Passey et al., 2010), con predominio en el contenido de carbonato con 
valores de 45 a 65% y en arcilla de 20 y 30%.  
 
Se considera que, por los contenidos de calcita, cuarzo, y valores menores de 40% 
en arcilla (Askenazi et al., 2013), en las unidades superior e inferior de la 
Formación Eagle Ford, se considera ser una roca frágil y fracturable, lo que 
podría resultar en un gran número de fracturas inducidas.   
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Por lo tanto, las propiedades determinadas (Tabla VI), permitieron definir a la 
Formación Eagle Ford como posible play no convencional en petróleo y gas de 
lutita, por las siguientes características:  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Tabla VI. Propiedades geoquímicas y mineralógicas en la Formación Eagle Ford 
(Martínez, 2014). 

 
Las unidades superior e inferior presentan buenas expectativas en sus 
propiedades geoquímicas y mineralógicas (Figura 83 a y b). 
 
Pero, con base en la interpretación en los mapas de propiedades geoquímicas, se 
considera a la unidad inferior de la Formación Eagle Ford, la que presenta 
mejores condiciones, con parámetros que indican un mayor porcentaje en los 
valores en el Contenido Orgánico Total (COT) de 2.71 a 4.7 %.  
 
Por otra parte, al presentar incertidumbre los valores de reflectancia de vitrinita 
(Ro), se consideró a las temperaturas de Tmax, para definir las ventanas de 
hidrocarburos, indicando por lo tanto, un potencial en gas seco en los pozos-A y B 
(609°C y 506 °C, respectivamente); y en el pozo-C (con 454°C), se interpreta una 
ventana de aceite. 
 
Entre los pozos B y C se interpreta un intervalo de temperaturas Tmax de 480° C a 
460° C, respectivamente, correspondiente con la ventana de gas húmedo, en la 
unidad inferior de la Formación Eagle Ford. Hacia la unidad superior de la 
Formación Eagle Ford, se interpreta una reducción en las temperaturas Tmax, en 
gas húmedo.  
 
 
 
 
 

Pozos del 

área

Unidades  

Eagle Ford

COT

(%wt)

Ro

(%)

Tmax

(°C)
Kerógeno

Mineralogía 

(%)

Propiedad

geomecánica
Ventana

Superior 3 592

Inferior 4 609

Superior 2.5** 520**

Inferior 4.7 506

Superior 1.95 443

Inferior 2.71 454

(*) valores que deben ser tomados con reserva. Ver texto para referencia.

(**) valores interpretados. Ver Figura 83 a.

frágil

fracturable

0.94*

III-IV

III-IV

cta-46

Qz-24

arcill-19

cta-54

Qz-18

arcill-19

Propiedades geoquímicas y mineralógicas en la Formación Eagle Ford

Pozo-B

Pozo-C

frágil

fracturable

cta-65

Qz-14

arcill-14
0.9*

Aceite

III-IV

1.66* Gas Seco

Gas SecoPozo-A

frágil
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Capítulo 5 
Conclusiones y Recomendaciones   
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CAPÍTULO 5. Conclusiones y Recomendaciones 
 

5.1 Conclusiones 

Los yacimientos no convencionales tradicionalmente eran considerados solamente 

como rocas generadoras, pero al desarrollar técnicas y criterios específicos 

resultaron viables como objetivos de exploración y producción. 

Particularmente en el play Eagle Ford se encontraron yacimientos no 

convencionales, donde iniciaron operaciones durante el año 2008, utilizando 

perforación y fracturamiento hidráulico en sentido horizontal; considerado costeable 

en su momento por los precios altos del gas.  

En México, se inició en el año 2011, la exploración y extracción de gas en 

yacimientos no convencionales en la Formación Eagle Ford del Cretácico Superior 

(Cenomaniano-Turoniano), en la porción noreste de México.  

Con las características litológicas, estratigráficas y estructurales en los pozos 

perforados A, B y C, se comprobó la posible extensión proveniente del suroeste de 

Texas en Estados Unidos, de las ventanas de gas seco, condensado y aceite hacia 

el noreste de México.  

Estratigráficamente la Formación Eagle Ford presenta una secuencia de 

sedimentos predominantemente arcillo-carbonosos con alto contenido de materia 

orgánica, intercalados con calizas arcillosas. 

El espesor en la Formación Eagle Ford hacia el noroeste es de 276 m, 

interpretando que es producto de un mayor aporte sedimentario que deriva hacia la 

Cuenca de Maverick y en dirección sureste el espesor varía gradualmente a 185 m, 

infiriendo que este es un adelgazamiento influenciado por la posible cercanía con el 

borde de plataforma del Albiano.  

La columna sedimentaria presenta una diferencia estructural de aproximadamente 

1000 m, presentando el pozo A mayor profundidad de la Formación Eagle Ford, 

ubicado al sureste, infiriendo que la carga sedimentaria puede ocasionar mayor 

presión y mayor maduración en la materia orgánica; hacia la dirección noroeste, el 

pozo C es el más somero, por lo que se interpreta que la carga sedimentaria 

provoque menor presión y menor maduración de la materia orgánica.  

En los pozos A, B y C, en la Formación Eagle Ford se  reconocieron dos unidades 

estratigráficas con características propias:  

 Unidad superior, depositada en una regresión marina, conformada por 

intercalaciones de calizas con lutitas hacia la cima y en la base de la unidad  
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presentan lutitas con intercalaciones delgadas de calizas, con espesor 

promedio de 173 m. 

 

 Unidad inferior, depositada en un sistema transgresivo de segunda orden, 

conformada principalmente por lutitas intercaladas con calizas, con un 

espesor promedio de 47 m. 

 

Se identificaron en las unidades de la Formación Eagle Ford las siguientes 

litofacies: 

 Unidad superior: facies de caliza arcillosa con microfósiles y facies de lutita    

calcáreo-carbonosa. 

 

 Unidad inferior: predominio de facies de lutita calcáreo-carbonosa y en 

menor proporción, facies de caliza arcillosa con microfósiles. 

 

Las facies son más calcáreas en el noroeste y gradúan a facies arcillosas hacia el 

sureste.  

Las facies en las unidades de la Formación Eagle Ford, representan ambientes de 

mar somero de condiciones anóxicas, evidenciado por: 1) color oscuro, 2) alto 

contenido orgánico, 3) abundancia de foraminíferos planctónicos e Inoceramus,    

4) ausencia de bentónicos y 5) laminaciones finas planares. 

La unidad superior presenta facies proximales, que se extienden hacia el borde de 

plataforma en dirección sureste y faunísticamente abundan los foraminíferos 

planctónicos, característicos de ambientes oxigenados y proximales, transportados 

por oleaje. 

La unidad inferior presenta cambio de facies desde lutitas calcáreo-carbonosas 

someras al noroeste hasta calizas arcillosas y materia orgánica hacia el sureste. 

Los sedimentos con foraminíferos plantónicos calcáreos, fueron transportados 

desde ambientes marinos abiertos hasta ambientes con oleaje y corrientes 

mínimas en zonas someras. La falta de bioturbación  y el alto contenido de pirita en 

los sedimentos indican condiciones anóxicas en el piso marino.  

Durante el Cenomaniano Superior a Turoniano, se interpreta un modelo 

paleosedimentario con predominio de un ambiente de plataforma en mar abierto, 

de aguas poco profundas, en condiciones anóxicas. 

Las propiedades orgánicas en las unidades de la Formación Eagle Ford en los 

pozos A, B y C, tienen las  características siguientes: 
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 Unidad superior: el contenido orgánico es de 1.95 a 3%, es de bueno a 

excelente; la madurez térmica (Tmax), indica un rango de 592 a 443°C 

(posible generación de gas seco y aceite); kerógeno del tipo III y IV de 

material carbonoso y algáceo.  

 

 Unidad inferior: el contenido orgánico de 2.71 a 4.7,  es excelente; madurez 

térmica (Tmax) de 609 a 454°C (posible generación de gas seco y aceite); 

kerógeno tipo de III-IV de material carbonoso y algáceo. 

 

El contenido mineralógico en ambas unidades de la Formación Eagle Ford, 

muestra de sureste a noroeste una disminución de calcita de 65 a 46%, un 

incremento de cuarzo de 14 a 24% y,  de arcilla de 14 a 19%. Aun así, ambas 

unidades tenderían a comportarse de manera dúctil y responderían bien a una 

estimulación hidráulica.   

Con base en la interpretación en los mapas de propiedades geoquímicas, se 
considera a la unidad inferior de la Formación Eagle Ford, la que presenta 
mejores condiciones, con parámetros que indican un mayor porcentaje en los 
valores en el Contenido Orgánico Total (COT) de 2.71 a 4.7 %.  
 
Por lo tanto, en la unidad inferior de la Formación Eagle Ford, los valores de 
Reflectancia de vitrinita (Ro), indican incertidumbre sobre la posible ventana de 
hidrocarburos; pero considerando los valores de las temperaturas de Tmax, es 
posible definir el siguiente potencial existente en el área:   
 

 Potencial en gas seco en los pozos-A y B (609°C y 506 °C, 
respectivamente) 
 

 En el pozo-C (con 454°C), se considera potencial de aceite. 
 

 Y entre los pozos B y C se interpreta un intervalo de temperaturas  Tmax de 
480° C a 460° C, respectivamente, correspondiente con la ventana de gas 
húmedo.  
 

No se elimina la posibilidad de un posible potencial en la unidad superior de la 
Formación Eagle Ford, que aunque indicó una disminución en el porcentaje de 
Contenido Orgánico Total (COT) y temperaturas Tmax, se presentan zonas de 
posible existencia de hidrocarburos en gas y aceite. 
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5.2 Recomendaciones 

 
Los datos obtenidos del análisis de núcleos como el tipo de kerógeno, Contenido 
Orgánico Total (COT), la madurez orgánica (Ro y Tmax) y mineralogía, son 
importantes parámetros, que pueden ayudar a calibrar y disminuir la incertidumbre 
en una evaluación petrofísica. 
 
Los valores de Ro  indican diferencias en su medición obteniendo una clasificación 

diferente a lo propuesto por  Alexander el al. (2011) y Askenazi et al.( 2013); por lo 

que se recomienda efectuar un segundo análisis  de reflectancia de la vitrinita en 

un laboratorio alternativo.    

Las propiedades petrológicas y mineralógicas de rocas de los yacimientos de 

lutitas, podrían vislumbrar zonas favorables de ser fracturadas, por lo tanto es 

recomendable en futuros pozos, considerar efectuar un análisis de Difracción de 

Rayos X (XRD), obtención registros de imágenes y sónico dipolar.  
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