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RESUMEN

RESUMEN

La cuenca de Chicontepec se encuentra ubicada en la porcidn centro oriente de la
Republica Mexicana sobre la planicie costera del Golfo de México.

El proyecto “Aceite Terciario del Golfo” se divide en 7 laboratorios de campo; el
Campo Tajin se encuentra en el “Proyecto de desarrollo-laboratorio de campo vy
desarrollo tecnologico: Corralillo-Tajin”.

Los parametros texturales de la roca son muy Uutiles, ya que muestran cuales son
las caracteristicas de la formacién y su estructura interna. La importancia de
comprender y estudiar estos parametros es de gran relevancia ya que puede
mostrar como se encuentra conformada la roca almacén. Las propiedades de

mayor interés al estudiar los yacimientos son: la porosidad y la permeabilidad.

De igual forma, las propiedades petrofisicas son datos de suma importancia ya
gue determinan el comportamiento de los fluidos en el yacimiento, siendo la
saturacién de aceite la propiedad que mas se estudid, con el propdsito de
establecer la relacion que existe entre las propiedades petrofisicas de la roca
almacén de origen turbiditico y la produccién de hidrocarburos del sector central
del campo Tajin (sector central), Chicontepec, para lo cual se revisaron datos de
informes de 86 pozos, y se construyeron tablas y graficos con los valores de
produccion inicial y los valores reportados de las propiedades petrofisicas;
ademas, se analizaron datos de produccion antes y después de intervenciones y
de reingenieria en los pozos, para establecer una diferencia con la produccién

inicial de los pozos.
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1.- GENERALIDADES

1.1 INTRODUCCION

Durante afios, la industria petrolera se ha visto obligada a mantener una continua
evolucion, invirtiendo grandes cantidades de recursos en la investigacion. Estos
esfuerzos han llevado al desarrollo de nuevas técnicas que hoy por hoy hacen
posible mejorar la explotacién de los campos petroleros. Estas nuevas técnicas
han basado su desarrollo en el avance de distintas ramas de la ciencia, como:
sistemas de cOmputo, ingenieria de materiales, sistemas de comunicacién
satelital, estandarizacion de procedimientos, sistemas de control y monitoreo en

tiempo real, entre otras.

La comprension de la historia de las rocas sedimentarias clasticas que almacenan
aceite y/o gas, ofrece muchas ventajas a los especialistas involucrados en todas
las etapas de la vida productiva de los yacimientos, desde la exploracion hasta el

abandono.

Una de las prioridades de las expectativas petroleras mas importantes que
actualmente existe en México se encuentra hacia el noreste del pais y es conocido
como Paleocanal de Chicontepec. Por sus dimensiones y reservas contiene una
de las mayores acumulaciones de hidrocarburos en México. En el afio 2011 el

proyecto “Aceite Terciario del Golfo” contabiliz6 una produccién de 53 mil barriles
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diarios. Durante el 2011, se han ejecutado mas de 1,970 actividades relacionadas
a la operacién de pozos, como son: optimizacion de pozos fluyentes, instalacion y
optimizaciéon de sistemas artificiales, limpieza de pozos, refracturamientos,

inducciones quimicas, entre otras. (PEMEX, PEP, 2011)

El paleocanal de Chicontepec es un sistema geoldgico de caracteristicas
complejas (cuerpos arenosos complejos), por lo que se requieren establecer
metodologias que permitan ser aplicables al tipo de yacimientos de tal

paleocanal.

Desde el segundo semestre del 2010 se logré disminuir considerablemente la
declinacion de los pozos en operacidon mediante la creacidbn de grupos de
especialistas dedicados a estudiar su productividad, ademas, de iniciar una
campafia intensa de medicion de la producciéon y de la implementacién de un
centro de monitoreo con el cual se puedan observar las 24 horas de los 365 dias
del afio las principales instalaciones, ductos y pozos del Activo, entre otras
estrategias. Antes de implementar estas mejoras operativas, se tenian factores de
declinacion mensual del 8 y 10%, y actualmente el factor oscila del 2 al

4%.(PEMEX, PEP, 2012)

Actualmente, el “Paleocanal de Chicontepec” representa mas del 29% de las
reservas probadas de hidrocarburos del pais y el 81% de las de la Region Norte.

Es uno de los yacimientos mas importantes de México. (PEMEX, PEP, 2012)
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1.2 OBJETIVO

Preparar mediante la revision de informes de pozo existentes, un banco datos de
propiedades petrofisicas y de produccion, de pozos ubicados en el area central

del Campo Tajin de la cuenca de Chicontepec.

Analizar la relacion que existe entre la produccién de hidrocarburos y las

propiedades petrofisicas de la roca almacenadora.

1.3 METODOLOGIA DE TRABAJO

Se revis6 la informacion de 86 pozos (historia del pozo) del area central del
Campo Tajin de la cuenca de Chicontepec, registrando datos de produccion, asi
como datos de propiedades petrofisicas de la roca almacenadora; con los cuales
se llevé a cabo la construccién de tablas y graficos que apoyaron el andlisis que
intenta mostrar la relacién que existe entre las propiedades de la roca almacén

con la produccion de los hidrocarburos.
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1.4 TRABAJOS GEOLOGICO-PETROLEROS PREVIOS

Muchos trabajos y estudios que se realizan sobre el proyecto de Chicontepec
(Ilamado también Aceite Terciario del Golfo), se desarrollan como laboratorios de
campo para optimizar la produccion de la cuenca, trabajos que son realizados por
diferentes compafiias contratadas por Pemex, por lo que es muy dificil tener
acceso a los trabajos de investigacion. Como resultado de lo anterior, a
continuacién se mencionan solo algunos trabajos sobre el tema.

La Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH 2010), en el informe del proyecto
Aceite Terciario del Golfo revisa los resultados del proyecto y propone métodos
para la obtencién de resultados 6ptimos; realiza un analisis de los resultados
esperados y obtenidos, dando un balance final del mismo.

Narvaez (2012) en su trabajo “Retos y avances en el desarrollo y operacion de un
yacimiento no convencional, Chicontepec” hace una revision global acerca del
proyecto Aceite Terciario del Golfo, donde involucra las propiedades petrofisicas
del campo con la produccién, mostrando procesos y tecnologias para optimizar la
produccion del proyecto.

Santillan y Aguayo (2010) en su trabajo “Facies sedimentarias turbiditicas del
Terciario Inferior en la Cuenca de Chicontepec, centro-oriente de México”,
describen las facies sedimentarias presentes en afloramientos, resaltando la
importancia de su descripcion en el conocimiento geologico de la cuenca de

Chicontepec.
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1.5 UBICACION DE LA ZONA DE ESTUDIO

La Cuenca de Chicontepec se sitla en la porcion centro oriente de la Republica
Mexicana sobre la planicie costera del Golfo de México; su eje axial tiene una
longitud de 250 km, orientado NW-SE y cubre una superficie oval de 11, 300 km?
con una anchura promedio de unos 60 km. Se encuentra comprendida
principalmente en dos Provincias Fisiograficas: la de la llanura Costera del Golfo
Norte (subprovincia de llanuras y lomerios), asi como en la Sierra Madre Oriental
(subprovincia del Carso Huasteco). Geoldgicamente pertenece a la provincia
Tampico-Misantla, sus coordenadas geogréficas son de 20° 18' — 21° 08' de latitud

norte y 97°10' — 98° 00' de longitud oeste (Figura 1.1)

CUENCA

DE
CHICONTEPEC

"PALEOCANAL
DE
HICONTEFEC"

Figura 1.1. Ubicacion de la cuenca de Chicontepec (Mayol, 2005).
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Los estratos paledgenos que conforman la cuenca de Chicontepec afloran en la
porcion occidental y sureste en la parte marginal de la Cuenca Tampico- Tuxpan,
principalmente en la parte norte del estado de Veracruz; aunque también se
extienden en el extremo sur del estado de Tamaulipas y las porciones mas
orientales en los estados de San Luis Potosi, Hidalgo y norte de Puebla.

En la figura 1.2 se observan los laboratorios de campo establecidos por Pemex
(2011), dentro del paleocanal de Chicontepec, en donde se encuentran los

campos petroleros que lo conforman.

Figura 1.2. Laboratorios del Activo Integral Aceite Terciario del Golfo y localizacion del
campo Tajin, (Pemex, 2011).




GENERALIDADES

El campo Tajin se localiza en el sector sur oriental del paleocafidén de Chicontepec
en el sector administrativo nimero 7 “Proyecto de desarrollo-laboratorio de campo
y desarrollo tecnolégico: Corralillo-Tajin”; a 3 km al W del poblado de Papantla, y a

5km al S de la ciudad de Poza Rica, Ver.
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2.- PROPIEDADES DE LA ROCA ALMACENADORA EN

YACIMIENTOS TERRIGENOS

2.1 PARAMETROS TEXTURALES

La textura concierne al aspecto fisico general de una roca; al tamafio, forma y
arreglo de las particulas que la constituyen. Existen dos tipos principales de

textura en las rocas sedimentarias: las clasticas y las no clasticas.

TEXTURA CLASTICA
El término clastico se deriva de la voz griega que significa “roto” o fragmentado.
Las rocas que han sido formadas por el depédsito de minerales y fragmentos de

roca se dice que tienen textura clastica.

TEXTURA NO CLASTICA

Algunas rocas sedimentarias formadas por procesos quimicos, tienen una textura
no clastica en la que los granos estan entrelazados.

En realidad, la mayoria de las rocas sedimentarias con textura no clastica tienen

una estructura cristalina.

2.1 .1 TAMANO DE GRANO

Se expresa en funcién de un didmetro, pero al no ser los granos esféricos hay que

referirlo a una media. Sobre una referencia lineal se utilizan el diametro de malla o
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tamafio de la malla a través de la cual pasa la particula. Se tienen también
“diametros lineales”, medidos directamente a partir de la mayor superficie
proyectada donde se encuentran el didmetro largo y el intermedio, vy
perpendicularmente a este plano el diametro corto. Udden (1914), realiz6 una
escala geométrica de clases y tamafos, que posteriormente Wentworth 1922
(tomada de Krumbein, W.C. op. cit.) (Figura 2.1), modific y determiné una escala
gue proporciona un medio para normalizar la terminologia en los tamafos; cada
grado representa un tamafio, de tal forma que difiere del anterior, y cada uno tiene

un nombre especifico para identificar a las particulas.

CLASIFICACION DE SEDIMENTOS
Limites d - . =
:;las:s . Clases de tamaiio Término para roca
(milimetros) -~
256 &3 Peifiascos
o Mautatérias Conglomerado
16 a Brecha
A% Guijarros Rudita
* a . Rocas rudaceas
o s Granulos
Arenas muy gruesas
1 A -
r Arenas gruesas
0.05 ;
c Arenas medianas Arenisca
0.25 n
Arenas finas
0.125 a
s | Arenas muy finas
00625 |— -
0.0312 - Lflno grueso
i Limo medio . .
0.0156 m _ Limolita
0.0078 o .leo fino
GiGEAD S Limo ‘muy fino :
Arcilla Lutita

Figura 2.1. Escala granulométrica (segin Wenworth, 1922).
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2.1.2 FORMA

Es la relacion que guardan entre si los tres ejes principales de la particula.

Las formas esferoidales o equidimensionales proceden de rocas de composicion y
estructura uniformes; las formas discoidales y tabulares proceden de rocas
estratificadas o con minerales laminados (micas); las formas proladas, laminadas
0 en barra corresponden con rocas metamorficas o con minerales elongados; las

formas biogénicas corresponden con estructuras orgénicas. (Figura 2.2)

D ¢ a8 «®

esferoidal equidimensional tabular discoidal
prolada laminada barra

%

biogénica

Figura 2.2. Algunas formas de particulas, (Manual para el trabajo de campo, 2010).
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2.1.3 REDONDEZ

La redondez de la particula como un todo es el promedio del redondeamiento de
todas sus esquinas. Depende del tamafio y la resistencia mecanica de los granos
y, en general, aumenta con el transporte. La redondez es el dato morfologico de
mayor interés en la tipificacion del ambiente de sedimentacion de algunas rocas

sedimentarias, especialmente las areniscas y limolitas.

2.1.4 ESFERICIDAD

Es la medida del grado a que se aproxima una particula a la forma de una esfera.
Definiendo también el comportamiento dinamico de la particula, esté relacionada
con las diferencias existentes entre los distintos diametros o longitudes de los ejes

de la particula. (Figura 2.3)

3. Muy redondeado 4. Redondeado 3. Subredondeado 2. Subangulosc 1. Anguloso 0. MWuy anguloso

pepiauayse
rleg

pepiouase
Bl

Figura 2.3. Grado de Redondez y Esfericidad que puede tener una particula

(Adamsy Cols., 1997).




PROPIEDADES DE LA ROCA ALMACENADORA EN YACIMIENTOS TERRIGENOS

2.1.5 EMPAQUE

Se refiere a cdmo los granos individuales de arreglan entre si; el empaque
determina la porosidad, ya que ésta se basa en la medida de los espacios vacios
remanentes entre los granos. Si consideramos a los granos como esferas, el
empacamiento tiene dos arreglos extremos: A) cubico, cuando una esfera
descansa directamente sobre otra y, B) romboedral (figura 2.4), cuando la esfera
descansa en la depresion formada por cuatro esferas. En el primero la porosidad

puede llegar a ser del 47% mientras que el segundo se reduce a un 25%.

A

Figura 2.4. Diferentes tipos de empaque, (Manual para el trabajo de campo, 2010).
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2.1.6 COLOR

El color es una de las propiedades mas evidentes de las rocas sedimentarias. La
descripcion precisa del color de las muestras de roca sélo es posible cuando son
comparadas con una guia estandar de colores; la mas recomendada es la Carta

de Color de la Roca (rock color chart; Goddard, 1984).

2.1.7 MADUREZ TEXTURAL

Representa el grado de desarrollo que han alcanzado los procesos de transporte y
sedimentacién, y si éstos han sido no selectivos. Se dice que una roca
sedimentaria es mas madura cuanto mas redondeados y seleccionados estén los
clastos que la integran. La madurez textural es un indice que refleja el tiempo
transcurrido entre la erosion del material detritico original y su depositacion final

(Figura 2.5)

La madurez textural puede ser evaluada mediante los siguientes parametros.
* Proporcion de matriz
 Grado de clasificacion o seleccién

* Redondeamiento de los granos
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Inmadura | Submadura Madura Supermadura
QMUCIH Arulla. Poca o nada de Arcilla »>
e Granos No Bien Clasificados = Granos Bien Clasificados
et e
& Granos No Redondeados itk
Proceso —p
Completado —
Proceso
it |
omplet
&
Comienza
el Proceso 0 Bajo Moderado Alto Extremo

Figura 2.5. Clasificacion de la Madurez Textural, (Manual para el trabajo de campo, 2010).

2.1.8 GRADO DE CLASIFICACION O SELECCION

El grado de clasificacion o seleccién es la propiedad que describe la variabilidad

del tamafio de grano en una roca sedimentaria detritica. Aquellas rocas que

muestran solo una clase granulométrica bien definida, siendo el tamafio de todas

las particulas similar, se dicen bien seleccionadas. Por lo contrario, aquellas en

gue sus constituyentes presentan una gran diversidad de tamafios se denominan

mal seleccionadas. La seleccion de una roca es una propiedad que condiciona
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fuertemente su porosidad y, por lo tanto, su comportamiento frente a la circulacion

de cualquier fluido, por ejemplo agua, gas o aceite. (Figura 2.6)

Muy buena Buena Seleccion Mala
selecdon seleccion

seleccion

Figura 2.6. indice de clasificacién, (Manual para el trabajo de campo, 2010).

2.1.9 FABRICA

La fabrica es una medida del grado en que los granos se encuentran en contacto
con sus vecinos, o entrelazado y su distribucion en tres dimensiones.
Los contactos pueden ser suturados concavos, convexos, lineales y flotantes.

(Figura 2.7)
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Contactes suturados (D)

= Contactos concavo-convexo (C)

-, Contactos puntuales (&)

Contactos lineales (B)

~ '_ Granos flotando

Figura 2.7. Contacto entre granos, (Schlumberger, 1990).

2.1.10 POROSIDAD (@).

Es la medida del espacio poroso en una roca; en este espacio es donde se

pueden acumular fluidos. Se calcula con la expresion:

_Vp
¢=vp

Donde:
» Vp: volumen de poros del medio poroso.

» Vb: Volumen total del medio poroso
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Como parametro esencial para que ocurra un depdésito de petrdleo, es la roca
almacén cuyo rasgo mas importante es la porosidad, ya que debe tener poros, o
huecos de determinado tamafio y naturaleza para permitir el almacenamiento de
aceite y gas en yacimientos; estos deben ser suficientemente amplios y
distribuidos en un volumen de roca importante para que se justifique su
explotacion.

Todas las secuencias sedimentarias varian en el tamafio de sus poros; estas

variaciones se denominan primarias si dependen de:

1. El ambiente de depositacion de la roca.
2. El grado de uniformidad del tamafio de la particula
3. La naturaleza de los materiales que componen la roca.

4. El contenido de matriz que tenga la roca.

Las variaciones se denominan secundarias, si dependen de acontecimientos que
tuvieron lugar después de que ocurrié la sedimentacion de la roca, estos incluyen
a

1. El fracturamiento.

2. La disolucién.

3. La re-sedimentacion y cementacion.

4. La compactacion debida a un aumento en la sobrecarga.
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2.1.10.1 POROSIDAD ABSOLUTA

Considera el volumen poroso tanto de los poros aislados como los comunicados.

2.1.10.2 POROSIDAD EFECTIVA

Considera solamente los poros comunicados.

En el caso de una roca baséltica se puede tener una porosidad absoluta muy alta,
pero muy reducida o nula porosidad efectiva. En lo sucesivo se usara @ para
referirse a la porosidad efectiva, a menos que se indique lo contrario.

La porosidad puede ser primaria 0 secundaria, dependiendo del proceso que le

di6 origen, (Figura 2.8).

2.1.10.3 POROSIDAD PRIMARIA

Es el resultado de los procesos originales de formacion del medio poroso, tales

como depositacidén, compactacion.

POROSIDAD INTERGRANULAR

Esta porosidad ocurre en los espacios entre los granos detriticos que forman a la
roca, los cuales forman la fabrica (conjunto de caracteres estructurales de una
roca) de un sedimento. Es una porosidad muy importante ya que esta inicialmente
presente en todas las rocas sedimentarias. La porosidad intergranular es reducida
progresivamente por la diagénesis en carbonatos, pero es el tipo de porosidad

dominante en areniscas y conglomerados.
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POROSIDAD INTRAPARTICULA
En arenas, particularmente en aquellas con restos de fésiles, la porosidad primaria

puede estar presente dentro de los granos esqueletales.

2.1.10.4 POROSIDAD SECUNDARIA

Se debe a procesos posteriores que experimenta el mismo medio poroso, como
disolucién del material calcareo, cementacion y fracturamiento.

La propiedad se expresa en fraccion, pero es comun también expresarla en por
ciento. La porosidad varia normalmente en los yacimientos entre el 5y el 30 %.

La porosidad puede obtenerse directamente de nudcleos en el laboratorio o

indirectamente a partir de los registros geofisicos de pozos.

POROSIDAD INTERCRISTALINA

Puede presentarse en algunos carbonatos, los cuales han sufrido la cristalizacion
y es importante particularmente en dolomias recristalizadas.

Los poros en rocas cristalizadas son esencialmente cavidades planas que se
cortan oblicuamente una con otra sin estrechamientos de las gargantas entre los
poros adyacentes; tales rocas son muy importantes en algunos yacimientos de

aceite y/o gas, de México.
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POROSIDAD VUGULAR

Es porosidad secundaria que se forma por la disolucion en rocas carbonatadas,
como moldes cortan transversalmente a la fabrica del depésito primario de la roca
y se encuentran tipicamente en carbonatos rodeados por cristales.

La porosidad vugular es para disolucién que deja huecos con didmetros menores
a 50 centimetros, y la porosidad en fracturas es en huecos mayores a los 50

centimetros.

POROSIDAD EN CAVERNAS

Con el incremento de tamafio del vagulo, se gradua al término de porosidad de
caverna; los vlgulos son de dimensiones pequefias y las cavernas estan
comunmente desarrolladas debajo de las inconformidades; este sirve como

depdsito petrolero en un gran numero de Campos.

POROSIDAD DE FRACTURAS.

Las fracturas corresponden con un tipo de porosidad secundaria y ocurren
frecuentemente en las rocas que presentan comportamiento fragil. Las fracturas
en el sentido de ruptura en la laminacién (disposicion de los elementos detriticos
de una capa en bandas finas a menudo onduladas, paralelas u oblicuas, cada una
de estas bandas se denomina lamina) del depédsito, pueden ocurrir al mismo
tiempo con la sedimentacién, durante la diagénesis 0 en etapas posteriores por

esfuerzos tectonicos.
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Durante la sedimentaciéon o durante la diagénesis a menudo se desarrollan micro-
fallas, las cuales son originadas principalmente por hundimiento, deslizamiento y
compactacion. Las fracturas en sedimentos plasticos son selladas
instantaneamente; sin embargo, en rocas duras, pero quebradizas, las fracturas
pueden permanecer abiertas después de su formacion, por lo que da lugar a la

porosidad en fracturas.
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Figura 2.8. Tipos de Porosidad y sus caracteristicas (Choquettey Pray 1975).
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La porosidad de la mayor parte de los yacimientos varia entre un 5y 30% y
frecuentemente estd entre el 10 y el 20% (Levorsen, 1967). Los yacimientos
carbonatados tienen, por lo general, una porosidad ligeramente inferior que los
yacimientos en areniscas, pero la permeabilidad de las rocas carbonatadas puede
ser superior, si contiene fracturas. Generalmente se considera que una roca que
tiene una porosidad inferior al 5% es descartable para una explotacién comercial,
a no ser que existan factores de compensacion, como puede ser las fracturas,

oquedades y cavernas. (Tabla 2.1)

Porosidad en % Evaluacion Permeabilidad
(md)

0 -5 despreciable <0.1

5-10 Pobre 0.1--1

10 -15 Moderada 1.0-10

15-20 Buena 10 - 100

20-25 Muy buena 100 — 1000
>25 Excelente > 1000

Tabla 2.1. Evaluacion de la porosidad y permeabilidad (Levorsen, 1967).
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2.1.11 PERMEABILIDAD (k)

Es la propiedad que permite el paso de un fluido a través de los poros
interconectados de una roca, sin que se dafien ni se desplacen las particulas de la
roca.

En otras palabras, la permeabilidad es la medida de la conductividad de fluidos
gue tiene una roca, y es probablemente la propiedad aislada mas importante de
una roca gue pertenece al tipo de yacimiento. La unidad mas utilizada para indicar
la permeabilidad de una roca es el milidarcy. La permeabilidad es controlada por
varios aspectos; como la porosidad efectiva de la roca, la geometria de los poros,
incluyendo su tortuosidad, y la medida de las gargantas entre los poros; la fuerza
capilar entre la roca y los fluidos que las invaden se pueden determinar por la ley

de Darcy usando la siguiente ecuacion (Figura 2.9):

TUBO CAPILAR
P
FLUDODE
d VISCOSIDAD ! . d
jm— ; —>
H |
~ Y-~
P1 “ » P2
L

Figura 2.9. Representacion grafica donde se muestra laley de darcy que define el
movimiento de fluidos a través del medio poroso (Halliburton, 2010).
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quL
k= ——
AAP

donde:

» k = permeabilidad (Darcys)
. . . . cm3
» (= magnitud del flujo (volumen por unidad de tiempo), (T)

> A= area total de la seccioén transversal, (cm?)
» W =viscosidad del fluido, (centipoise)

» L = distancia que recorre el fluido (cm)

» AP = diferencia de presion en L, (p; — p,), (atm)

La unidad de medida de la permeabilidad de una roca en el sistema cegesimal
(CGS) se denomina darcy en honor a Henri Philibert Gaspard Darcy (1856), quien
llevdo a cabo experimentos con la circulacion de liquidos a través de medios
porosos. Un medio poroso tiene una permeabilidad de un darcy cuando un fluido
monofasico de un centipoise de viscosidad, que llena por completo los huecos del
medio fluye a un gasto de un centimetro cubico por segundo por centimetro
cuadrado de seccion, bajo una presién o gradiente hidraulico equivalente a una
atmésfera (76.0 cm de Hg) por centimetro.

La permeabilidad de la mayoria de las rocas es menor a un darcy y generalmente
usado en milidarcy (1 md=0.001 darcy). La permeabilidad de las rocas es

altamente variable y su rango de variacién va de 10 a 100 milidarcys, el cual es
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considerado bueno; arriba de este rango son consideradas excepcionalmente
altas.

La porosidad y permeabilidad son propiedades dependientes de un sedimento o
secuencia sedimentaria; ya que por lo general la permeabilidad es baja, si la
porosidad no esta muy interconectada, por lo contrario la permeabilidad es alta

cuando la porosidad esta bien interconectada; tiene buena porosidad efectiva.

2.1.11.1 PERMEABILIDAD ABSOLUTA ( k,)

A la facilidad con que se puede fluir una fase con respecto a otra a través del

medio poroso, se le denomina permeabilidad absoluta.

_ GrbrL
k, = 2=
A Ap

Donde:
» K, = permeabilidad absoluta(darcys)

> WUf = viscosidad del fluido (centipoase)

> A= area de la muestra de roca transversal al flujo de fluidos (¢cm?)
. cm?3
> qf = gasto del fluldo(T)

» L= longitud de la muestra (cm)

» Ap = diferencia de presion(atm) (p, — p,)
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2.1.11.2 PERMEABILIDAD EFECTIVA (ky):

Se le llama permeabilidad efectiva a un fluido cuando el medio esta saturado por 2

o mas fases con facilidad o no de flujo, y cada una de ellas tiene permeabilidad.

_ ArirL
I'™ Anp

K, st sy < 100%

2.1.11.3 PERMEABILIDAD RELATIVA (k,):

Se define a la permeabilidad relativa como el cociente de la permeabilidad efectiva

con respecto a la permeabilidad absoluta; matematicamente se expresa como:

r=o0.gw

Donde:

> key permeabilidad efectiva

> k,ps permeabilidad absoluta

> 0 = aceite
» g=gas
» W =agua
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2.2 CLASIFICACION DE LAS ROCAS CLASTICAS

Las rocas sedimentarias, a pesar de ser las menos abundantes (5 % en volumen),
cubren el 75% de la superficie de los continentes y casi el 100% de los fondos
oceanicos. Ademas constituyen el recurso natural mas consumido después del
aire y el agua.

Las rocas sedimentarias se han clasificado en tres grandes grupos caracterizados
por el origen y la composicion: detriticas, quimicas y orgénicas.

En este trabajo solo se hablara de las rocas detriticas.

ROCAS DETRITICAS.
Son rocas constituidas por granos, matriz y cemento. El didametro y la composicién
de los granos, asi como su porcentaje con respecto al total de la roca, son muy

variables.

Una roca detritica se origina por la acumulacion de granos en una cuenca.
Simultanea o posteriormente, se produce el relleno de los huecos por granos de
menor tamafio (matriz) y, por ultimo, por precipitacidon de cemento quimico que
da consistencia a la roca. Posteriormente, la roca puede sufrir cambios
mineraldgicos, de acuerdo con los procesos diagenéticos que experimente. A la
hora de clasificar rocas detriticas, se establecen una serie de parametros. Todos

ellos dan idea de la madurez del sedimento.
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e Diametro de los granos (tamafio).

e Forma de los granos (esférica, subesférica, planar)

e Redondez de los granos (bordes redondeados, angulosos)

e Arreglo grano-sostenido 6 matriz-sostenido.

e Composicion de los granos (una Unica composicion (Oligomictica), distintas

composiciones (Polimictica))

Las rocas, de acuerdo a su tamafo de grano, se pueden clasificar en:

CONGLOMERADOS (Psefitas).
Son las rocas detriticas cuyo diametro de grano es mayor de 2 mm, (por tanto se
considera matriz a todos aquellos granos minerales menores de 2 mm). La
composicién de los granos de los conglomerados es generalmente silicatada
(cuarzo, feldespatos) o composicién carbonatada.
Si todos los granos son del mismo mineral, la roca se denomina Oligomictica.
Si todos los granos son de minerales distintos, la roca se denomina Polimictica.
De acuerdo al grado de consolidacion se clasifican en:

Gravas- si los granos no estan cementados.

Conglomerados —si los granos estan cementados.

ARENISCAS (Psamitas).
Son rocas detriticas con el diametro de grano comprendido entre 0.0625 de mmy

2 mm, por lo tanto se considera matriz a todos los minerales menores de 0.0625
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mm). Se clasifican por su porcentaje de matriz y por la composicion mineralégica
de sus granos (clasificacion de Dott (1964) y Folk (1968)).
Para efectos de clasificacion, se considera la composicién de los granos del
siguiente modo:

e granos de cuarzo.

e granos de feldespato.

e fragmentos de roca (liticos)

Las areniscas con menos de un 15% de matriz se denominan arenitas. (Cuarcitas
si predominan los granos de cuarzo, arcosas si predominan los granos de
feldespato, y arenita litica si predominan los fragmentos de roca.

Las areniscas con un porcentaje de matriz comprendido entre el 15y el 75% se
denominan grauwacas. (Cuarzo-grauwacas si predominan los granos de cuarzo,
grauwacas feldespéticas si predominan los granos de feldespato, y grauwacas
liticas si predominan los fragmentos rocosos).

Una roca con mas del 75% de matriz, es considerada una lutita.

Existen otros nombres tradicionales como las calcarenitas, las areniscas

ferruginosas, dependiendo de la composicién mineraldégica dominante.

LUTITAS (Pelitas).
Son rocas cuyo diametro de grano es menor a 0.0625 de mm.
Clasificar lutitas es complicado porque sus minerales soélo son visibles en

microscopio electronico.
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Segun el tamafio de grano, se clasifican en:
e limo- didmetro de grano comprendido entre 0.0625 de mm y 1/256 de mm.

e arcilla- diametro de grano inferior a 1/256 mm.

La composicion de los minerales de las lutitas es muy variable:
e del grupo de los filosilicatos: illita, caolinita, clorita, montmorillonita, biotita,
moscovita.
e otros silicatos: feldespatos.
e carbonatos: calcita, dolomita.

e Cuarzo

Frecuentemente se las nombra segun el mineral que predomina (lutitas

ferruginosas, lutitas siliceas, lutitas carbonatadas, lutitas bituminosas).
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2.2.1CLASIFICACION SEGUN DOOT

Dott (1964) establece que las areniscas que tienen menos del 10 % de matriz se
denominan arenitas y las que tienen entre 10 y 75 % se llaman grauwacas. Por
otro lado, segun la relacién porcentual entre el cuarzo, los feldespatos y los
fragmentos liticos, se reconocen diferentes campos. De esta manera, las arenitas
cuarzosas (cuarcitas) son las que tienen menos del 10 % de matriz y mas del 95
% de clastos siliceos. Se caracterizan por su composicion, dominada por cuarzo y
cemento principalmente siliceo, y una textura bien seleccionada, con clastos
moderadamente a bien redondeados .En contraste, las grauwacas son areniscas
con alto porcentaje de matriz y una presencia variable de cuarzo, feldespatos o
fragmentos liticos (cuarzo- grauwacas, grauwacas feldespaticas y grauwacas

liticas) (figura 2.10).

NITAS —
e ARE WACKES

CUARTOEDE

TS

\ [ FecoesPan

AREMTAS
LiTRCAR

Figura 2.10. Clasificacion de areniscas segun Dott, 1964 (Adams y Cols., 1997).
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2.2.2 CLASIFICACION SEGUN FOLK

La clasificacién de Folk (1968) para areniscas se basa en la presencia de cuarzo
(Q), feldespatos (Ftos), fragmentos de roca (F. roca) y el % de matriz (figura 2.11).
Las areniscas presentan menos del 15% de matriz, las grauwacas entre el 15y el

75 %, y las lutitas mas del 75%.

Ftos.
0 Lutta 1 Grauvaca 2 Cuarcilaremta
3 Subarcosa 4 Sublitarenita 5 Arcosa
& Arcosa litica T Litarenita Frica. & Litarenita

Figura 2.11. Clasificacion de las areniscas segun Folk, 1968.
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3. PROPIEDADES PETROFISICAS EN YACIMIENTOS

TERRIGENOS

3.1 SATURACION (Sf)

Es la fraccién del volumen de poros de una roca que se encuentra lleno con fluido

(aceite, agua o gas). Se obtiene al dividir el volumen del fluido (v;) a condiciones

del medio poroso, entre el volumen de huecos intercomunicados del medio

pOroso.

Vf
Sf= —
f Vp
Donde:

» Vf=es el volumen del fluido (aceite, gas o agua) a condiciones

del medio poroso.
» Vp = es el volumen de poros del medio poroso.
Los poros en un yacimiento siempre estaran saturados de fluidos, nunca habra
poros vacios.
2S=1 So+Sw=1
SwtSg=1
Sot+Sg+Sw=1
donde:
» Sp = saturacién de aceite

» Sy = saturacion de gas

» S,y = saturacion de agua
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La saturacion de un fluido en un medio poroso es una indicacion del volumen de

fluidos en el espacio poroso de una roca, a las condiciones de presion y

temperatura a las que se encuentra el yacimiento (Figura 3.1).

fluido

()

fluido

Figura 3.1. Saturacion de fluidos en laroca (De la Garza, 2000).
VR=A*B*C
VP=VR*@

Vf=VP SF

Donde

» VR =volumen de la roca
» VP =volumen de los poros

> SF = saturacion del fluido
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Donde Vf puede representar: aceite(o), agua (w) o gas (g), por lo que:

s _Vo
O_Vp
s _VW
W—Vp
Vg

Sg= —
g Vp

Dependiendo las condiciones a las que se encuentre, existen diferentes formas de

clasificar las saturaciones (Tabla 3.1), dentro de las mas comunes tenemos:

3.1.1 SATURACION INICIAL

Sera aquella a la cual es descubierto el yacimiento. En el caso del agua también
se le denomina saturacién del agua congénita y es el resultado de los medios
acuosos donde se forman los hidrocarburos, dependiendo su valor, el agua

congénita podra tener movimiento o no.

3.1.2 SATURACION RESIDUAL

Es aquella que se tiene después de un periodo de explotaciébn en una zona
determinada, dependiendo el movimiento de los fluidos, los procesos a los cuales
se estd sometiendo el yacimiento y el tiempo, ésta puede ser igual, menor o0 en

casos excepcionales mayor que la saturacion inicial.
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3.1.3 SATURACION CRITICA

Sera aquella a la que un fluido inicia su movimiento dentro del medio poroso.

En todos los yacimientos de hidrocarburos existe agua y la saturacion inicial puede

variar comunmente entre 10 y 30 %. En yacimientos con entrada de agua natural o

artificial, puede alcanzar valores del orden del 50% o mas y residuales de aceite

del orden del 40%. Las saturaciones de fluido pueden obtenerse directamente de

nacleos preservados, en el laboratorio o indirectamente a partir de registros

geofisicos de pozos.

Caracteristicas

Sistema mojado por

Agua

Aceite

1.- Saturacién de agua irreductible en
el volumen poroso

Usualmente mayor
del 20%
poroso

Generalmente menor
del 15%

2.- Saturacioén en la cual
KTW = KTO

Mayor del 50% de
S

w

Menor del 50% de S,

3.- Permeabilidad relativa al agua, al
maximo punto de saturacién de agua

Generalmente
menor del 30%

Mayor del 50% y
tiende al 100%

Tabla 3.1. Caracteristicas de un sistema mojado en funcién de la saturacién (Arana. 2007).
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3.2 MOJABILIDAD

Cuando una roca contiene mas de un fluido saturando su espacio poroso, la
tension interfacial, es la que determina la preferencia de la roca a ser mojada por
algunos de los fluidos. La mojabilidad es la tendencia de un fluido a extenderse o
adherirse sobre una superficie sélida, en presencia de otro fluido. Un parametro
gue refleja tal preferencia es el angulo de contacto. Si la roca es mojada por aceite
se dice que es oledfilica, y si lo es por agua sera hidréfila

La mojabilidad es de gran importancia para el flujo de aceite en un medio poroso.
Se ha demostrado que si la roca es mojada por agua, la permeabilidad relativa al
aceite es muy superior al caso en el que la roca sea mojada por aceite. Esto es
debido a que la fase mojante esta adherida a la roca, disminuyendo de esta
manera su movilidad.

Como se ilustra en la Figura 3.2, el valor del angulo (8) de contacto de menos de
90 (B < 90°), medido a través de la fase de agua, indica condiciones de
mojabilidad preferentemente por agua, mientras que los angulos de contactos
mayores de 90 (6> 90°), indican condiciones de mojabilidad preferente por aceite
(Figura 3.3). Un angulo de contacto exactamente de 90° indica que la superficie de
la roca tiene igual preferencia de ser mojada por el agua o por el aceite (Figura

3.4).
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Aceite

Agua
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Figura 3.2. Roca mojada por agua (Arana, 2007).

Mﬂ"

Aceite

Figura 3.3. Roca mojada por aceite (Arana, 2007).
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Figura 3.4. Roca sin preferencia a ser mojada por agua o aceite (Arana, 2007).

El gas natural es el fluido no mojante; el aceite es el fluido mojante cuando se
compara con el gas y por lo regular el aceite es el fluido no mojante cuando se
compara con el agua. Dependiendo del tipo de roca en el yacimiento, la capacidad
de mojabilidad varia. El fluido mojante cubrira por completo la superficie de la roca
y estara ubicado en los espacios porosos mas pequefios debido a la accién de la
capilaridad. La fase no mojante tendera a congregarse en grandes espacios
porosos, o en el centro de éstos.

Rara vez se indican los limites cuantitativos de estos términos cualitativos de
mojabilidad. Sin embargo, a veces se usan los limites aproximados siguientes: los
angulos de contacto cercanos a 0° y a 180° se consideran respectivamente como
fuertemente mojados por agua o por aceite. Los angulos de contacto cercanos a
90° tienen una moderada preferencia de mojabilidad y cubren la gama llamada

mojabilidad intermedia (Tabla 3.2).
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FASE MOJANTE

FASE NO MOJANTE

e La fase mojante ingresa al medio
poroso en forma espontanea. Y, por
lo tanto, es necesario entregar
energia para sacarla del medio
poroso.

e Se adhiere preferentemente a la
superficie de la roca

e Debido a las fuerzas de atraccion
entre la roca y el fluido mojante, éste
tiende a ubicarse en los poros mas
pequefios de la roca.

e La fase mojante usualmente no es
movil.

e Las fuerzas de atraccion entre las
fases y la superficie de la roca
impiden que la saturacion de la fase
mojante descienda por debajo de un
valor minimo (saturacion
irreductible)

e Muchos yacimientos tienden a ser
total o parcialmente mojados por

agua

e La fase no mojante es expulsada del
medio poroso en forma espontanea. Y,
por lo tanto, no es necesario entregar
energia para extraerla de los poros.

e Solo es necesario disponer de una
fuente de fase mojante para que la
reemplace de forma espontanea.

e No tiene preferencia a adherirse a la
superficie de la roca.

o Debido a las fuerzas de repulsion entre
la roca y el fluido no mojante, éste
tiende a ubicarse en los poros mas
grandes de la roca.

e La fase no mojante es usualmente la
fase mas movil, especialmente a
saturaciones alta de la fase no mojante.

e El gas natural es siempre la fase no
mojante, en yacimientos de

hidrocarburos.

Tabla 3.2. Caracteristicas de la fase mojante (Arana, 2007).
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3.3 FUERZAS CAPILARES

Son el resultado de los efectos combinados de las tensiones interfaciales y
superficiales, de tamafio y forma de los poros y del valor relativo de las fuerzas de
cohesién de los liquidos, es decir, de las propiedades de mojabilidad del sistema

roca-fluidos (Figura 3.5).

Aire h

Agua

Figura 3.5. Diagrama donde puede observarse la Presion Capilar (Arana, 2005).

donde:
» 045 = tensiOn interfacial aire — superficie
» 0, = tensiOn interfacial agua — superficie
» 0,4 = tensiOn interfacial agua — aire
» Py, = presidnenel agua

» P, =presionenel aire
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De la figura anterior, para que el sistema esté en equilibrio tenemos:

(1) Fuerzas Capilares = peso del liquido ()

2nrocosf =p gmrih

Despejando h

20c0s0 2o0c0s0
h= — = pgh=AP=——
rp g r

Esta es precisamente la presién capilar que actia en la interface; la AP

multiplicada por el area es igual a la fuerza capilar (unidades de fuerza).

3.4 PRESION CAPILAR (Pc)

Es la diferencia de presiones que existe en la interface que separa dos fluidos
inmiscibles, uno de los cuales moja preferentemente a la roca.
También se define la presién capilar como la capacidad que tiene el medio poroso

de succionar el fluido que la moja y de repeler al no mojante (Figura 3.6).
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A B

ke
aire o aire
agua /\\B
mercurio
Liquido mojante Liquido no mojante

Figura 3.6. Esquemas que ilustran el fendmeno de mojabilidad y presion capilar mediante

dos fluidos conocidos. El angulo 8 representa el contacto de la fuerza capilar que gobierna

la mojabilidad de los fluidos. En la figura A el agua es el fluido mojante, mientras que en la
figura B el mercurio no moja la superficie (De la Garza, 2007).

La magnitud de la saturacibn de agua en un yacimiento, para una altura
determinada, esta controlada por:

1.- La estructura porosa de la roca.

2.- La densidad de los fluidos.

3.- Las caracteristicas de energia superficial.

El efecto de la estructura porosa se determina a partir de las curvas de presiéon
capilar determinadas en el laboratorio. Los poros en las rocas del yacimiento son
considerados analogos a los tubos capilares, si se toma en cuenta que los

didmetros son pequefios.
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Las rocas de baja permeabilidad presentan altas presiones capilares y zonas de
transicion de un gran espesor, mientras que las rocas de alta permeabilidad

presentan menores presiones capilares y delgadas zonas de transicion.

Cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto dentro de los poros, una
superficie curvada se forma entre los dos. La presion en el lado del fluido no-
mojante de la interface (Pnm), es mayor que la presion para el lado del fluido

mojante (Pm). Esta diferencia de presiones se define como presion capilar (Pc).

Pc=Pnm-Pm

Cuando dos o més fluidos estan presentes en una formacion porosa a la misma
elevacion (por ejemplo, respecto del nivel del mar), y aun cuando los fluidos estén
a la presion de equilibrio, éstos no se encuentran a la misma presion. Esta
situacion se genera debido a que la atraccibn mutua entre la roca y el fluido
(tensién de adhesion) es diferente para cada fluido. La diferencia en la presion
entre las dos fases en equilibrio a la misma elevacién se denomina presion capilar
entre las fases. El fluido con la mayor tendencia a mojar la roca almacén tendra la

presion mas baja.

Tipicamente los fluidos no son miscibles, por ejemplo, al poner en contacto fisico
aceite y agua, exhiben una interface, con una presién diferencial alrededor de
ésta. Esta diferencia de presién entre las dos fases inmiscibles (en este caso

aceite y agua) es referida como presion capilar.
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La presion capilar normalmente es definida como la presién en la fase no mojante

(Pnm), menos la presion en la fase mojante (Pm).

donde:
> P = presion capilar
> Pnm = presion de la fase no mojante

> P =presién de la fase mojante

En el caso de aceite () y agua (w):

Pc = (00 -pw) gh
donde:

> Py = presion del aceite
> Py, = presion del agua
> po = densidad del aceite

> pw = densidad del agua

» g =gravedad

> h =altura
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3.5 TENSION INTERFACIAL (o)

Dos fluidos inmiscibles en contacto no se mezclan y los separa su interfase. Las
moléculas no se mezclan por su mayor afinidad con las moléculas de su propia
clase. Cerca de la superficie las moléculas se atraen con mayor intensidad
produciendo una fuerza mecanica en la superficie que se conoce como tensién
interfacial, 0. Esta fuerza es el resultado de efectos moleculares por los cuales se
forma una interfase o superficie que separa los fluidos; en el caso de los liquidos,
si 0 es nula, se dice que los liquidos son miscibles entre si. En el caso en que se
tenga una interfase liquido-gas, al fenomeno se le llama tensién superficial (Figura

3.7). Un ejemplo clésico de fluidos inmiscibles se tiene con el agua y el aceite.

CSwo

PETROLEO

Ogw Ogso

Figura 3.7. Representacion grafica de una gota de petroleo adherida a una superficie solida,
con las respectivas fuerzas presentes y el angulo de contacto entre ambas superficies.
(Halliburton, 2010).
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Las energias de superficie en un sistema de este tipo se relacionan mediante la

ecuacion siguiente:

At = 050 — Osw = Owo COoSs HC

Donde:

>

. .- dina
A; = tension de adhesion, —

dina

gso es la energia interfacial(tension interfacial) entre el aceite y el sblido, p—

dina

asw es la energia interfacial entre el agua y el s6lido, p—

dina

owo es la energia inter facial entre el aceite y el agua, o

cos O, es el coseno del &ngulo de interfase o de contacto aceite — agua

con especto al sOlido, medido a través del agua , grados

Ninguna de las energias interfaciales, aceite-sdlido o agua-sélido, pueden

medirse directamente.
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3.6 RESISTIVIDAD

La resistividad de una sustancia o de un material es la medida de su oposicion al

paso de la corriente eléctrica. La resistividad de una roca porosa depende de:

e La cantidad de agua saturante.

e Laresistividad del agua que se encuentra en los poros.
e La mojabilidad.

e Lalitologia.

e Latextura de laroca.

e Latemperatura.

e Lapresion.

Es un parametro necesario para determinar el factor de formacion. La resistividad
es una propiedad petrofisica, conocer su valor es de gran importancia para
conocer las saturaciones de agua mediante analisis cuantitativos de registros
eléctricos.

La resistividad de una roca saturada 100% con agua se denomina Ro y la

podemos escribir:

Ro = funcion (Rw, f)
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Donde:
» Rw es la resistividad del agua, en Q-m

» f=eslaporosidad, en fraccién.

Es decir, Ro esta relacionado con Rw por un factor denominado de formacién F,

tal que:

Ro =F Rw

3.7 COMPRESIBILIDAD (c)

La compresibilidad ¢ es una medida del cambio del volumen del fluido con la
presién, considerando un volumen dado V. un promedio ponderado con respecto a
la saturacion de fluidos, mas la compresibilidad de la formacién, es lo que se

conoce como (c;)
e =c+ ¢

Siendo ¢; = compresibilidad de la formacion

Donde:

C= CoSo + €4Sy + CySw
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> ¢, = compresibilidad del aceite
> ¢4 = compresibilidad del gas

> c,, = compresibilidad del agua
> S, = saturacidn de aceite

» S, = saturacion de gas

> S,, = saturacion de agua

La compresibilidad de un fluido se define como:

1 ov

7 (ﬁ)t

Cc =
Donde:
» V =volumen
» 0V = parcial del volumen
» 0P = parcial de la presion

» t =tiempo

El signo menos se utiliza para que se obtenga un valor positivo de c, puesto que
av
(G <0

Se llama compresibilidad efectiva de un fluido, por ejemplo el aceite, a:
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3.8 TORTUOSIDAD (3)

La tortuosidad es la relacion entre la longitud del tubo capilar equivalente al medio

poroso (Lc) y la longitud del medio poroso (L).
— Le 2
=)

donde:
» Lc = Distancia promedio recorrida por el flujo

» L = Longitud entre dos superficies donde ocurre el flujo

E
v

Figura 3.8. El medio poroso no es totalmente recto, por el contrario es sinuoso y la relacion
entre la longitud total del medio poroso y la longitud de la roca donde ocurre el flujo es la
tortuosidad (Halliburton, 2010).
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4. MARCO GEOLOGICO REGIONAL

El estudio de los depdsitos turbiditicos nos permite comprender mejor el medio en
el que se forma la roca (indicAandonos condiciones paleogréficas, tectonicas y
depositacionales de aguas profundas); asi como las caracteristicas complejas de

la roca almacenadora.

4.1 DEPOSITOS TURBIDITICOS: PROCESOS Y ESTRUCTURAS
RESULTANTES

Una turbidita es una formacion geoldgica que se deposita mediante una corriente
turbiditica, es decir, una avalancha submarina que redistribuye en las
profundidades del océano grandes cantidades de sedimentos clasticos
provenientes de areas cercanas al continente.

Las turbiditas son secuencias de sedimentos, resultado del depésito de los sélidos
gue son transportados por las corrientes de turbidez. Dichas corrientes son las
principales transportadoras de sedimentos terrigenos de plataforma continental, a
través del talud continental, al fondo oceanico. Estas corrientes presentan un flujo
alto, con velocidades de hasta 100 kilbmetros por hora.

El término “turbidita” se aplica a una alternancia de materiales (capas de areniscas
y de arcillas fundamentalmente) con una estratificacion muy regular debida a
corrientes de turbidez que se depositan en los bordes inferiores de los taludes

continentales y en las llanuras abisales. Sus capas se caracterizan por poseer una
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cierta ritmicidad, por tener contactos planos paralelos entre ellas y una serie de
estructuras internas primarias muy caracteristicas.

Existen dos tipos de turbiditas: las turbiditas carboniticas, que estan formadas por
fragmentos de calizas micriticas de color negruzco, originadas por sedimentacion,
a partir de suspensiones turbulentas diluidas, y turbiditas de origen siliciclastico
derivadas de plataformas deltdicas. Algunos autores dividen las corrientes de
turbidez en tres partes: cabeza, cuerpo y cola (Figura 4.1). Las turbiditas

generalmente se encuentran formando abanicos submarinos.

Cola Cabeza

Figura 4.1. Subdivision esquematica de una corriente de turbidez (Glenn S. Visher).

Una corriente de turbidez se mueve pendiente abajo a lo largo del fondo marino
debido a la gravedad que actla sobre los sedimentos suspendidos en el agua y
causa que la masa (agua-sedimento) fluya como un fluido mas denso que el agua
gue le rodea. Termina el movimiento de la corriente de turbidez cuando la carga
de sedimentos que lleva, en forma turbulenta, se deposita o0 cuando se ha
depositado tal cantidad de sedimentos que la densidad de la masa agua—

sedimento no excede la densidad del agua con la que esta en contacto.
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Las corrientes de turbidez periodicamente se generan y acarrean sedimentos que
son depositados de forma ciclica, por lo que en una secuencia vertical de
sedimentos de corrientes de turbidez se pueden observar secuencias verticales

para cada una de ellas o sea para cada turbidita.

GENERACION DE TURBIDITAS

En ciertas regiones del fondo marino, tales como limites de las plataformas
continentales o de deltas, se forman apilamientos de sedimentos facilmente
desparramables. En esas partes, la pendiente del fondo marino es tan inestable
qgue con fendmenos como temblores o tormentas fuertes se origina el movimiento
pendiente abajo de esos sedimentos dentro de una masa de agua (Figura 4.2). En
su trayectoria hacia abajo, los sedimentos practicamente se mezclan formando
una mezcla agua-sedimentos que llega a tener la principal caracteristica de una
corriente de turbidez, que es formar una mezcla con densidad mayor que la del
agua dentro de la cual se mueve y sedimentos que viajan con la turbulencia. Esta
mezcla lodosa se mueve a gran velocidad corriente abajo, abriendo brechas y
canales en la pendiente, depositando de manera gradual los sedimentos (en un
arreglo granocreciente) mas finos a medida que la corriente turbiditica va
perdiendo movimiento. Cuando ya no existe movimiento en el fondo del mar por
efecto de la corriente de turbidez se vuelven a depositar las arcillas, que
normalmente se estaban sedimentando en ese ambiente antes de que llegaran los
sedimentos de dicha corriente. Este fendmeno se puede repetir formando una
apilamiento de secuencias turbiditicas, es decir un apilamiento de ciclos de

sedimentacion (Figura 4.3).
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Fuente de
sedimentos Mezcla agua-sedimentos fluyendo
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depresiones del fondo el frente del flujo
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sedimentos Arenas depositadas por la mezcla agua-sedimentos fluyendo
M‘-u._
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Relleno de las depresiones del fondo con
sedimentos no tan gruesos como los de las
partes adyacentes

FIGURA 4.2. Depésito de sedimentos de una corriente turbiditica (Sanders, 1965).
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Perfil de velosidad
verfical deducido
(esquemalico)

Lecho compacio

A La corriente turbiditica s& mueve sobre un lecho compacto.

i H“. J— Granocs en
"'u: - I .b""-\.“_‘I .I—\. “' --_Bi;fpenaon

r 1

Capa de granoas menos
C— compactos

B. La corriente de turbidez se mueve zobre un lecho de granocs no
compactados. Se tiens erosion en la base de la cormiente.

* Velocidad esguematica de [os gramos

C. La corriente de turbidez se mueve sobre una capa de sedimentos gue
también =& mueve No hay erosion en la base de la cormiente.

FIGURA 4.3. Mecanismos de transporte de fluidos turbiditicos, (Society of Economic
Paleontologists and Mineralogistic, 1965).
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4.2 GEOLOGIA DE LA CUENCA DE CHICONTEPEC

La cuenca de Chicontepec es de tipo ante-fosa, en donde se depositaron
sedimentos arcillo-arenoso de ambiente turbiditico con una marcada asociacion
faunistica de aguas profundas (Cabrera y Lugo, 1984). En su porcibn media-
sureste se tiene evidencia de un paleocanal, de edad Eoceno temprano, que se
profundiza hacia el sureste.

Paleograficamente el paleocanal de Chicontepec es una depresion alargada, que
se encuentra orientado de noroeste a sureste, originada por una combinacién de
eventos tectonicos y erosivos. Se llené con una pila sedimentaria marina
turbiditica, en donde el contenido faunistico de foraminiferos benténicos indican
depositacién en ambiente neritico externo y batial de aguas profundas; en algunos
lugares con mas de 2700 m de espesor. La columna geoldgica esta integrada por
conglomerados, areniscas, limolitas y lutitas, con edades que van del Paleoceno al
Eoceno Temprano. Sus caracteristicas geoldgicas son complejas debido a que no
hay una distribucién uniforme en el paleocanal

Este sistema originado por el relleno de materiales de corrientes submarinas que
circularon sensiblemente paralelas a los margenes de la sierra madre oriental, y
de la plataforma de Tuxpan, se cortaron en la porcibn sur sedimentos
comprendidos desde el Jurasico al Paleoceno. También se aprecia que la
discordancia es mas abrupta en el area norte. El relleno de esta depresion se llevé
a cabo en el Eoceno Inferior por corrientes que drenaban de la Sierra Madre

Oriental, y que transportaron y depositaron sedimentos tipo flysch, representados
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por alternancia de areniscas y lutitas ricas en fauna mezclada y retrabajada de
plataforma y cuenca, de diferentes edades.

El canal fue rellenado por sedimentos arcillosos y arenosos en forma alternada,
cubriendo un é&rea de aproximadamente 123 km de longitud por 25 km de
amplitud, lo que dio lugar a trampas estratigraficas localizadas a profundidades
gue varian desde los 800 m en la porcidon norte, hasta alrededor de los 2500 m en
la porcién sur, cerca de Tecolutla. El espesor neto de las formaciones productoras
va desde unos pocos centimetros hasta 400 metros (Mayol, 2005), y estan
conformadas principalmente por: Chicontepec Inferior (Paleoceno superior),
Chicontepec Medio (Paleoceno Superior), Chicontepec Superior (Eoceno Inferior

temprano) y Chicontepec Canal (Eoceno Inferior tardio) (Figura 4.4)

COLUMNA TIPO “PALEOCANAL DE CHICONTEPEC”™
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columna estratigrafica del paleocanal de chicontepec

Figura 4.4. Columna estratigrafica del paleocanal de Chicontepec (Yafiez, 1998).
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Las secuencias turbiditicas se depositaron por eventos mdultiples, incluyendo flujo
de escombros y deslizamientos, algunas veces retrabajadas por corrientes de
fondo marino, afectados por una serie de eventos erosivos, de los cuales
sobresale regionalmente la discordancia de la base del Eoceno Inferior, la cual
forma un canal que se profundiza de noroeste a sureste (NW -- SE) donde

sedimentos terciarios y del Jurasico Superior estan en contacto.

Hacia la parte norte y centro del paleocanal de Chicontepec la mayoria de los
intervalos productores se localiza por debajo de esta discordancia, mientras que
en porcion sur la produccion se ubica en las arenas basales que le sobreyacen.

Al igual que la base del Eoceno Inferior, su cima es discordante. Dichas
discordancias en la base y cima de este nivel estratigrafico, son ejemplos de
eventos erosivos entre los cuales fueron desarrolladas pequefias subcuencas de
interés petrolero. Esto debido en parte a la presencia de zonas incompetentes y a
la distribucion de los principales sistemas de paleocorrientes. Alli la columna del
Cretacico Medio al Eoceno Inferior temprano esta ausente, pues la Formacién

Chicontepec Canal yace directamente sobre el Jurasico Superior.

Regionalmente, la geometria de las arenas esta asociada en forma directa con el
medio ambiente de depdsito de abanicos submarinos superpuestos, conformando
estructuras suaves Yy amplias (anticlinales y sinclinales) en facies de abanico
medio distal. Las estructuras mas profundas y deformadas se encuentran en la

porcion occidental del paleocanal de Chicontepec, en las facies de abanico
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superior o cercano a la fuente de aporte, situacion por la que el aspecto estructural

esta al menos parcialmente subordinado al caracter estratigréfico (figura 4.5)

NE

Oligoceno

Palma Real

Eoceno Guayabal Oligoceno Palma Real infefior |

FIGURA 4.5. Seccion estructural que muestra la discordancia regional del Eoceno Inferior.
Los nameros indican las tres aéreas de interés econdémico (Mayol, 2005).
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4.3 SISTEMA PETROLERO

Clasificacion de los sistemas petroleros.

Los sistemas petroleros varian considerando la forma, la geometria, el tipo de
yacimiento y la evolucién geoldgica disponible referente a la roca generadora, de
aqui que los sistemas se clasifican como conocidos, hipotéticos o especulativos
(Tabla 4.1):

Sistemas puros. Tienen la particularidad de no presentar deformacién estructural

significativa, ya que sus caracteristicas se deben principalmente a los aspectos
sedimentologicos, como consecuencia, Sus trampas son principalmente
estratigréaficas.

Sistemas hibridos. Se caracterizan por presentar orientacion estructural por efecto

de la deformacion, por lo que estos sistemas se distinguen por trampas en
pliegues anticlinales y en fallas, o en combinacion de estas, aunque lo mas
frecuente es que el sistema tenga pliegues dislocados (trampas mixtas).

Sistemas hipotéticos. Son aquellos en que la informacion geoquimica identifica a

la roca generadora pero no se tiene correlacion con acumulaciones de
hidrocarburos en la cuenca o no existen yacimientos.

Sistemas_especulativos. Los sistemas son especulativos cuando solo se tienen

evidencias geoldgicas y/o geofisicas de la existencia de las rocas generadoras y

acumulaciones de petrdleo, pero no se han hecho estudios detallados
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DEFINICION DE NIVELES DE CERTEZA

Nivel de certeza

Conocido

Hipotético

especulativo

Criterios
Existe correlacién entre aceite
/roca generadora o gas/roca

generadora

No existe correlacion aceite/
roca generadora o gas/roca

generadora

Evidencias geologicas y

geofisicas

Simbolo

()

()

(?)

Tabla 4.1. Clasificacién de los sistemas petroleros (L6pez, 2008).

Véasquez (2008), define al sistema Chicontepec como puro dado que no presenta

deformacion estructural significativa, las trampas de tipo estratigrafico se asocian

con abanicos submarinos, superficies de erosion, barras arenosas y con rellenos

de paleocanal; por otra parte es considerado un sistema conocido en cuanto a su

nivel de certeza, ya que en los campos en que se ha estudiado existen datos de

importantes voliumenes de produccion de aceite, el

cual se correlaciona

positivamente con la roca generadora. El grupo Chicontepec contiene una de las

mayores acumulaciones de hidrocarburos del pais.
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4.3.1 SISTEMA GENERADOR

El sistema generador de la cuenca de Chicontepec estd compuesto por tres
formaciones principales que son Formacion Santiago, Taman y Pimienta, todas
ellas del Juréasico Superior.

La Formaciéon Santiago esta constituida por lutitas carbonatadas negras,
microlaminadas, limolitas arcillosas, mudstones arcillo-piritizados y horizontes de
nodulos calcareos; la fauna es pobre y esta representada por algunos vivalos y
cefalépodos de edad Oxfordiano. Sus espesores varian entre 10 y 755 m,
ubicandose los mayores espesores en la porcién sur de la cuenca (Vazquez,
2008).

La Formacién Taman estd compuesta por calizas mudstone, calizas arcillosas,
lutitas calcareas laminares y escasas limolitas con espesores maximos de 998 m,
sus caracteristicas fundamentales son la buena estratificacion y el predominio de
los carbonatos sobre la arcilla. Los organismos presentes son radiolarios,
esponjas, pelecipodos, cefalopodos y equinodermos del Kimmeridiano

La Formacion Pimienta estd compuesta por mudstone y calizas arcillosas negras,
ligeramente piritizadas, de estratificacion delgada con intercalaciones de lutita
negra laminar, bentonita y lentes de pedernal con espesores maximos de 485 m;
la fauna esta constituida por Calpionella sp., Fibrosphaera sp. y Globochaete
alpina del Tithoniano.

La mayor riqueza organica se encuentran en las formaciones Santiago y Pimienta,
teniendo kerégeno tipo | y I, encontrdndose predominantemente dentro de la

ventana del aceite. Los mayores espesores de las rocas generadoras se
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concentran en 12 grabens, los cuales al madurar la materia organica se

convirtieron en los principales focos oleogeneradores (Vazquez, 2008).

4.3.2 MIGRACION

En este sistema la migracién se dio principalmente en una sola direccion, en
sentido vertical ascendente con moderada extension hacia las rocas de mayor
porosidad como lo son los estratos arenosos lenticulares del grupo Chicontepec o

de la Formacion Aragén del Eoceno Inferior.

4.3.3 ALMACEN

Las rocas almacenadoras ocupan aproximadamente el 33% del relleno de la
cuenca. Son principalmente areniscas del Eoceno Inferior de la Formacion
Chicontepec Superior, originadas por sistemas de depositos turbiditicos ciclicos de
abanicos submarinos; también existen acumulaciones en rocas del Paleoceno
Superior y Eoceno Superior.

Las formaciones del grupo Chicontepec presentan alta variabilidad vertical en
cuanto a sus caracteristicas petrofisicas de porosidad y permeabilidad;
relacionada al ambiente de depdsito, a la distancia del transporte ya que sus
constituyentes liticos carbonatados tienen un porcentaje que varia entre el 35y
40%. Los paguetes de areniscas con mayor potencial almacenador tienen
geometrias de barras de desembocadura y canales distributarios con espesores

de entre 12 y 18 m; las secuencias arenosas de grandes espesores son escasas
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pero ofrecen las mas atractivas posibilidades para contener hidrocarburos. La
Formacion Aragén es correlacionable con la Formacion Chicontepec y es
igualmente almacenadora y sello por sus horizontes arcillosos, esta formacion se

encuentra fuera de la cuenca de Chicontepec.

4.3.5 SELLO

Las mismas formaciones del grupo de Chicontepec en sus facies de lutitas
interestratificadas con areniscas de grano fino, las que constituyen un sello de este
sistema petrolero. En la parte norte y central de la cuenca, el sello lo componen
sedimentos arcillosos del mismo grupo de Chicontepec localizados por encima de
la erosion regional de edad Eoceno Temprano, mientras que al sureste el sello son

los sedimentos arcillosos de la Formacion Guayabal (Vazquez , 2008).

4.3.6 TRAMPA

El patron de entrampamiento del sistema Chicontepec esta formado por una gran
cantidad de trampas por variacién de la permeabilidad, en la mayoria de los casos
son lutitas intercaladas con areniscas de grano fino de estratificacién delgada que
limitan en su clima, en su base y literalmente a los desarrollos arenosos que son
los que forman las principales trampas, por lo que es en estos cuerpos arenosos
donde se encuentran las principales acumulaciones comerciales de hidrocarburos.
Predominan las trampas de tipo estratigrafico complejo, cuya geometria fue
influenciada por la ocurrencia de grandes paleoestructuras en el subsuelo, como

son los paleocanales, en algunos casos controlados por la geometria del depdsito
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debida a la superposicién de abanicos submarinos y superficies de erosién dentro
del paleocanal, que determinan los espesores y el comportamiento estructural de
las secuencias del relleno, pudiendo llegar a construir trampas combinadas. En
cuerpos localizados en la porcion occidental de la Cuenca las trampas muestran

un componente estructural.

4.3.7 SINCRONIA

La sincronia se refiere a la ocurrencia de todos los elementos necesarios en
tiempo y espacio para que sea posible la generacion y entrampamiento de los
hidrocarburos susceptibles de ser explotados econdémicamente. Para muchos
autores, el hecho de que la erosiéon que dio origen al paleocanal de Chicontepec
durante el Paleoceno Tardio-Eoceno temprano, ademas de que las secuencias
clasticas depositadas no sufrieron deformacion significativa, que modificara sus
propiedades fisicas por efectos de la Orogenia Laramide vy el tiempo de
maduracion para que se generaran los hidrocarburos en capas inferiores dentro de
la zona fue preciso; todos estos son elementos necesarios que se asocian para
tener la sincronia de un sistema petrolero. En la Figura 4.6., se muestra de
manera esquematica la ocurrencia de cada uno de estos elementos que dieron
origen a las acumulaciones de hidrocarburos en la cuenca de Chicontepec, asi
tenemos que la generacion de hidrocarburos fue en el Jurasico Tardio dando de
esta manera el tiempo necesario para migrar y entramparse en las secuencias del

Cenozoico.
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Figura 4.6. Sincronia del sistema Chicontepec (Lopez, 2008).

4.3.8 PLAYS CHICONTEPEC

En Chicontepec han sido reconocidas tres areas productoras (Pemex, 2011):
a) Play Chicontepec Paleoceno-Eoceno Inferior
b) Play Chicontepec canal Eoceno Inferior Tardio

c) Play Tantoyuca Eoceno Superior

a) El Play Chicontepec se localiza en parte de los estados de Veracruz, Puebla e
Hidalgo, y corresponde a una secuencia sedimentaria marina turbiditica de
ambiente neritico externo batial, depositada en forma de l6bulos vy abanicos
submarinos de edad Paleoceno-Eoceno Inferior Temprano. En algunos lugares
rebasa los 1,700 m de espesor. Estas secuencias de areniscas, limolitas y lutitas

tienen caracteristicas muy variables y distribucion irregular, ya que se localizan por
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debajo de una discordancia regional y encima de ella, se tienen sedimentos
arcillosos.

La roca generadora de donde pueden provenir los hidrocarburos pertenece a las
facies arcillo-carbonatadas de Jurasico Superior de las formaciones Santiago,
Taman y Pimienta. Su espesor varia entre 200 y 800 m.

La roca almacenadora corresponde a areniscas de grano medio a fino del
Paleoceno-Eoceno Inferior, su espesor es variable y su continuidad lateral es
dependiente de la geometria y tamafio de la cuenca. Los tipos de trampas
encontradas en esta area son predominantemente combinadas. El
entrampamiento esta dado por lutitas intercaladas que limitan en su base y

lateralmente a los desarrollos arenosos.

B) Play Chicontepec Canal. Esta secuencia se depositd en una gran depresion
alargada orientada NW-SE. El relleno tuvo lugar después de un evento erosivo de
gran magnitud y corresponde a una secuencia marina, turbiditica, de ambiente
neritico externo batial. En algunos lugares rebasa los 1000 metros de espesor. En
esta zona la erosién fue muy profunda y pone en contacto rocas del Jurasico
Superior de la Formaciéon San Andrés con las del Eoceno Inferior de la Formacion
Chicontepec Superior.

Se considera que los tipos de roca generadora mas favorables de donde puedan
provenir estan representados por las facies arcillo-carbonosas del Jurasico
Superior correspondiente a las formaciones Santiago, Taméan y Pimienta.

La roca esta constituida por areniscas de espesor variable, y su continuidad lateral

es dependiente de la geometria y magnitud de la erosion.
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Estas rocas presentan constituyentes liticos carbonatados en un rango del 35-
40%. La secuencia de areniscas descansa discordantemente sobre la Formacion
San Andrés. Los tipos de trampas son estratigraficas y combinadas. Los procesos
relacionados con la erosion y la migracién han propiciado la degradacién de los
hidrocarburos cambiando sus propiedades quimicas y fisicas.

C) Play Tantoyuca. Corresponde a una secuencia sedimentaria de edad Eoceno
Superior, representada por arenas, conglomerados, limolitas y lutitas, que fueron
depositadas en ambientes de aguas someras; rica en macro foraminiferos y pobre
en pelagicos (Cabrera y Lugo 1984), su distribucion estad restringida
principalmente hacia el borde oriental del paleocanal de Chicontepec y la
plataforma de Tuxpan. Su depdésito tuvo lugar en deltas de abanico y canales
submarinos. El espesor promedio de la formacion alcanza los 500 metros. Las
rocas generadoras en esta &rea son lutitas arcillo-carbonosas y las calizas
arcillosas, principalmente de la Formacion Santiago, aunque existe generacion de
las formaciones Taman y Pimienta.

La roca almacenadora esta constituida por areniscas con geometria de barras de
desembocadura y canales distribuidores; los cuerpos de arena tienen espesor
entre 12 y 18 metros. Son comunes las litarenitas de grano fino a medio. En
algunos intervalos existen conglomerados con matriz arenosa. Las rocas sello
estan formadas por las lutitas de la Formacién Palma Real Superior, de edad
Oligoceno Medio, ademas de las lutitas interestratificadas con los cuerpos
arenosos de la Formacion Tantoyuca. El tipo de trampa predominante es la

estratigréfica, pero hay combinadas.
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5.- ANALISIS DE DATOS DE PRODUCCION DE POZOS

UBICADOS EN EL SECTOR CENTRAL DEL CAMPO

TAJIN.

Se realiz6 el andlisis del sector central del campo Tajin en funcién de datos de
produccion y propiedades petrofisicas, para lo cual se reviso la historia de 86
pozos de ellos solo el 76% (66 pozos) , contaban con la informacion necesaria

para poder analizar sus caracteristicas y datos de produccion (Figura 5.1y 5.2).

CAMPO TAJIN
PROYECTO ACEITE TERCIARIO
DEL GOLFO
SECTOR
CENTRAL

: / ‘ POZARICA

Figura 5.1. Ubicacion del Campo Tajin y de la zona de analisis (sector central).
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En la figura 5.2. se muestran los sectores en que se dividié la regién central del
campo Tajin: Noreste (NE), Sureste (SE), Suroeste (SW), y Noroeste (NW), con el
propésito de contar con un marco de referencia durante el analisis y en donde se

incluyé un nimero similar de pozos en cada sector.
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Figura 5.2. Ubicacion esquematica de los pozos analizados en el sector central del campo
Tajin (circulos rellenos). Los circulos en blanco representan aquellos pozos que no cuentan
con lainformacion (historia de pozo).
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La informacion extraida se trata de un conjunto de parametros caracteristicos de
los pozos. Las propiedades que se manejan en este trabajo son propiedades

petrofisicas de la roca almacén tales como:

e Permeabilidad (K)
e Porosidad (P)
e Saturacion de agua (Sw)

e Saturacién de aceite (So)

Otros datos tomados para el analisis son:
e Produccioén (P)
e Intervalo productor
e Formacién productora

e Producciéon mediante Sistema Artificial de Produccion (SAP).

5.1 CARACTERISTICAS PETROFISICAS DE LOS INTERVALOS
PRODUCTORES.

La tabla 5.1 muestra los datos de produccion, propiedades petrofisicas e

informacion geoldgica de cada pozo analizado.
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TABLA 5.1. PROPIEDADES PETROFISICAS Y DE LOS FLUIDOS, DE LOS POZOS

ANALIZADOS EN EL SECTOR CENTRAL DEL CAMPO TAJIN.

Ubicado
Pozo enelsector  K(md) D (%) Sw(%) So(%) P (b/dia) Intervalo productor (m) Formacion S.AP. Fluido
NFG1 NW 10 41 59 56 1755 1780 echc BM AyG
NFG5 NW 15 63 37 119 1795 1830 pechi CP A
NFG6 NW 15 50 50 56 1715 1750 pechi BM A
NFG7 NW 16 44 56 105 1695 1714 echc BM A
NFG8 NW 16 55 45 70 1890 1915 pechi F A
NFG9 NW 14 51 49 105 1528 1598 pechm BM A
NFG10 NW 11 62 38 35 1788 1808 pechm F A
NFG11 NW 0.72 9 63 37 105 1810 1930 echc F A
NFG12 NW 0.7 16 41 59 77 1550 1595 echc F AyG
NFG13 NE 18 50 50 154 1584 1628 echc BM AyG
NFG18 NW 0.5 19 48 52 245 1470 1502 pechm F A
NFG19 NW 2 55 45 56 1501 1519 pechm BM A
NFG20 NW 0.2 8 51 49 77 1700 1750 pechm BM AyG
NFG21 NW 0.7 17 39 61 56 1806 1841 echc BM A
NFG22 NW 11 37 63 203 1746 1790 echc CP AyG
NFG23 NW 0.1 9 31 69 56 1810 1845 echc BM AyG
NFG24 NW 16 39 61 28 1579 1611 pechm F AyG
NFG25 NE 0.7 15 37 63 105 1495 1555 echc F AyG
NFG26 NE 14 38 62 70 1575 1590 echc BM AyG
NFG34 NW 11 54 46 105 1663 1687 echc BM AyG
NFG35 NW 0.2 15 49 51 70 1498 1553 echc BM A
NFG36 NW 0.2 13 29 71 56 1770 1800 echc BM A

pechi = Chicontepec Inferior pechm = Chicontepec Medio echc = Chicontepec Canal BM = Bombeo Mecanico
CP = Cavidades Progresivas F = Fracturado A =Aceite Ay G = Aceitey Gas
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TABLA 5.1. CONTINUACION....... PROPIEDADES PETROFISICAS Y DE LOS FLUIDOS, DE LOS POZOS

ANALIZADOS EN EL SECTOR CENTRAL DEL CAMPO TAJIN.

Ubicado
Pozo enelsector  K(md) O (%) Sw(%) So(%) P (b/dia) Intervalo productor (m) Formacion S.AP. Fluido
NFG37 NW 0.5 18 58 42 105 1830 1865 Pechi BM A
NFG38 NW 0.4 15 53 47 105 1845 1860 Pechm X A
NFG39 NW 0.4 15 63 37 105 1890 1925 echc BM A
NFG40 NE 8 48 52 63 1800 1840 echc BM AyG
NFG45 SwW 0.3 1 42 58 56 1658 1684 Pechi BM A
NFGA46 SwW 12 58 42 56 1682 1750 echc BM AyG
NFG47 SwW 15 58 42 168 1420 1460 echc F A
NFG48 SwW 10 54 46 70 1710 1747 pechm BM A
NFG49 SwW 14 51 49 35 1740 1765 pechm BM AyG
NFG50 SwW 16 42 58 56 1678 1708 echc F AyG
NFG51 SE 0.8 7 59 4 14 1780 1807 pechm BM AyG
NFG52 SE 18 63 37 56 1939 1969 pechi BM A
NFG53 SE 15 50 50 K 1720 1745 pechm BM A
NFG54 SE 15 44 56 91 1729 1762 pechm F A
NFG55 SE 0.2 8 20 80 35 2010 2100 echc BM A
NFG56 SE 0.2 7.5 20 80 91 1955 1990 echc cp A
NFG59 SwW 14 46 54 154 1830 1990 pechm BM A
NFG60 SwW 15 70 30 70 1810 1837 pechi A
NFG61 SwW 15 43 57 84 2047 2055 pechi A
NFG62 SwW 20 56 44 56 1607 1648 echc A
NFG63 SwW 16 70 30 42 1875 1905 pechi BM A
NFG64 SE 14 50 50 315 1935 1965 pechi F A
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TABLA 5.1. CONTINUACION....... PROPIEDADES PETROFISICAS Y DE LOS FLUIDOS, DE LOS POZOS

ANALIZADOS EN EL SECTOR CENTRAL DEL CAMPO TAJIN.

Ubicado
Pozo enelsector K(md)  ®(%)  Sw(%) So(%) P (b/dia) Intervalo productor (m) Formacion SAP. Fluido
NFG65 SE 15 57 43 14 1827 1856 pechi BM A
NFG66 SE 4 10 97 3 70 1880 1905 pechi F A
NFG67 SE 18 46 54 42 1560 1590 pechm F A
NFG68 SE 0.5 6 100 63 1980 2010 echc F A
NFG69 SE 0.2 12 11 89 56 2005 2028 pechi CP A
NFG72 SE 13 46 54 70 2018 2043 pechi F A
NFG73 SW 14 49 51 42 1951 1972 pechi BM A
NFG74 SW 16 34 66 175 2010 2030 pechi BM A
NFG75 SW 15 61 39 01 1880 1910 pechi BM AyG
NFG76 SW 16 66 34 182 1830 1860 pechi F AyG
NFG77 SE 18 38 62 175 1910 1880 pechi A
NFG78 SE 2 14 43 57 01 1790 1815 echc A
NFG79 SE 14 40 60 35 1887 1918 pechi BM A
NFG80 SE 16 43 57 70 1995 2010 pechi F A
NFG81 SW 16 30 70 280 1980 1950 pechi BM A
NFG82 SW 15 70 30 63 1986 2014 pechi BM A
NFG83 SW 12 64 36 112 190 1985 pechi BM A
NFG84 SW 15 69 3l 91 1855 1895 echc F A
NFG85 SW 16 57 43 112 1720 1745 echc F A
NFG86 SE 15 68 32 105 1980 1920 pechi F A
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Cabe destacar que todos los pozos mostrados presentan problemas de
produccién, por lo que fueron sometidos a intervenciones (reparaciones mayores

y menores).

A continuacion se enlistan algunos pozos y las reparaciones mayores a las que

fueron sometidos.

Pozo NFG36.- Aislar el intervalo 1770 — 1800 de la formacion Chicontepec Canal
disparado por no fluir, y disparar el intervalo 1510 — 1540 de la misma formacion.

El estado del pozo: cerrado por no fluir.

Pozo NFG52.- Aislar el intervalo 1939 — 1969 m de la formacién Chicontepec
Canal por no fluir, y disparar el tramo 1893 1913 m de la misma formacién. Estado

actual del pozo: cerrado por no fluir.

Pozo NFG69.- Aislar el intervalo 1810 1837 m de la formacion Chicontepec
Inferior, por tener baja aportacion de aceite y probar los intervalos 1640 1649 m de

la formacion Chicontepec Medio. Estado del pozo: cerrado.

Las reparaciones menores a las que fueron sometidos ciertos pozos se muestran

a continuacion:

Pozo NFG35.- Instalar el sistema de bombeo mecanico para acelerar la extraccion
de hidrocarburos de la formacién Chicontepec Canal a través del intervalo 1887 —

1910. Estado del pozo: cerrado.

Pozo NFG19.- Reincorporar a produccion el intervalo 1510 — 1590 aislado y
convertir al Sistema Artificial de Produccion de Bombeo Mecéanico para continuar
la explotacion de hidrocarburos a través de dicho intervalo. El intervalo pertenece

a la formacién Chicontepec Canal.
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Pozo NFG1.- Explotar el intervalo 1827 — 1857 m de la formacion Chicontepec

Canal con el Sistema Artificial de Bombeo Mecéanico. Estado del pozo: cerrado.

Pozo NFG50.- Convertir el pozo a Sistema Artificial de Bombeo Mecanico
rotatorio y continuar con la explotacion del intervalo 1425 — 1460 de la formacion
Chicontepec. Estado actual del pozo: Abierto, produciendo con aparejo sencillo

fluyente.

La mayoria de los pozos del sector central del Campo Tajin, cuenta con
fracturamiento y estimulacion de las secciones disparadas y por etapas, para
mejorar las condiciones y caracteristicas del yacimiento para una mayor

produccion.

La produccion que muestra cada uno de los pozos fue durante los primeros afos,
posteriormente estan intervenidos, y mas del 95% se les ha acondicionado un
Sistema Atrtificial de Produccion (SAP). EI SAP més utilizado en el sector central
del Campo Tajin fue el de Bombeo Mecéanico, con un total del 54% de los pozos
(34 pozos).

La produccién de los pozos es muy variada y va de los 50 bpd a los 168 bpd. La
produccion de los hidrocarburos depende directamente de las propiedades
petrofisicas, pero también es funcidén de otros factores (presién, tipo de formacion,
distribucién de fluidos, etc.), los cuales a veces actuan con mayor influencia en la

produccion.

Las propiedades petrofisicas de la roca almacén son también muy variadas,

dependiendo del tipo de litologia en las que se encuentran; compuesta en el caso
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de Chicontepec, por conglomerados, areniscas, limolitas y lutitas de origen

turbiditico, sin una distribucién uniforme.

El valor de la permeabilidad (K) solo se obtuvo en el 17% de los pozos (20
pozos), y varia desde los 0.2 (md) hasta los 0.7 (md). La K en este campo no es
constante y tiene mucha variaciébn en cada pozo, obteniéndose en unos casos
valores muy buenos, pero debido a las condiciones geolbgicas y sedimentarias del

pozo no se favorece la produccién de hidrocarburos.

La porosidad (®) se presenta en un intervalo del 7% al 22%, siendo méas
comunes las porosidades mayores a un 20%, por lo que puede inferirse que Si
bien la formacién cuenta con un sistema poroso aceptable de interés petrolero, al
igual que la permeabilidad, los valores favorables de porosidad en el campo, no
son los unicos responsables de la produccion, y de alguna manera existen
factores como la presion y el tipo de formacién (turbiditica) que hacen mas dificil

las condiciones de produccion.

Los valores de saturaciéon de aceite (So) son muy buenos, y van del orden de 30%
a 90%; este dato revela que la roca almacén del yacimiento se encuentra saturado
en su mayoria de aceite, resaltando su importancia para la explotacion, pero como
ya se ha indicado existe la problematica inherente a las caracteristicas litolégicas

para su extraccion.
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5.2 PROFUNDIDAD Y ESPESOR DE LOS INTERVALOS
PRODUCTORES

Los intervalos en los que se disparé y se obtuvo la produccion de los pozos, se
encuentran entre los 1400 y 2000 m, correspondientes a diferentes formaciones
tales como: Chicontepec Canal (echc), Chicontepec Inferior (pechi), Chicontepec

Medio (pechm) y Chicontepec Superior (pechs).

La Figura 5.3. muestra la ubicacion de los pozos analizados en el sector central
del Campo Tajin, asi como dos lineas correspondientes a perfiles representativos
(esquematicos); perpendiculares entre si (NW- SE, W — E); que pretende mostrar
la continuidad y espesor de las formaciones presentes y de los intervalos

productores (Tabla 5.2. y 5.3., Figura 5.4. y 5.5.).
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Figura 5.3. Ubicacion de las lineas de perfil representativos (NW- SE, W —E) en el sector
central de campo Tajin, Chicontepec.
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Tabla 5.2. Espesor (m) de las formaciones presentes en el sector central del campo Tajin, Chicontepec: Seccion NW — SE.

Formacion NFG1 NFG12 NFG25 NFG40 NFG53 NFG66 NFG79
pechs 1021 1008 996 986
pechm 1280 1266 1327 1145
pechi 1793 1801 1798 1626 1641 1636 1640
echc 1208 1219 1175

Figura 5.4. Perfil esquematico NW — SE, en el sector central del campo Tajin, Chicontepec.
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Tabla 5.3. Espesor (m) de las formaciones presentes en el sector central del campo Tajin, Chicontepec: Seccién W —E.

Formacion NFG46 NFG47 NFG48 NFG49 NFG50 NFG51 NGF52 NFG53 NFG54 NFG55 NFG56

pechs 1046 1027 1008

pechm 1333 1301 1266

pechi 1730 1727 1735 1782 1763 1658 1641 1825 1830 1980
echc 1051 1081 1110 1152 1190 1040 1035 1145

Figura 5.5. Perfil esquematico W — E, en el sector central del campo Tajin, Chicontepec.
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5.3 DATOS DE PRODUCCION DE LOS POZOS ANALIZADOS POR
SECTOR.

La Tabla 5.4 muestra la division del sector central del campo Tajin por intervalos
productores, y en donde se observa el porcentaje de pozos produciendo en cada
formacion; Chicontepec canal (echc), Chicontepec Medio (pechm), Chicontepec
Inferior (pechi); asi como el promedio de la produccion (bpd) por formacion.

La Figura 5.6 nos permite visualizar el % de pozos que producen por formacion
productora, asi como el % de la produccion, y en donde puede observarse que es
en las formaciones Chicontepec Inferior (pechi) y Chicontepec Canal (echc), en
donde se encuentran produciendo el mayor nimero de pozos (25 pozos), siendo
la Formacién Chicontepec Inferior (pechi) la que presenta mayor produccién

(43.25%).

De acuerdo a la relacion de % de pozos que producen vs. porcentaje de
producciéon (%) (Figura 5.6), puede observarse que la Formacion Chicontepec
Inferior (pechi) es la que presenta el intervalo productor de mayor interés, seguida
de la Formacién Chicontepec Canal (echc), y finalmente por la Formacién

Chicontepec Medio (pechm).
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Tabla 5.4. Intervalos productores y datos de produccion del sector central del Campo Tajin.

Formacion

No. de pozos que producen
% de pozos que producen

Produccion (bpd)

Porcentaje de produccion (%)

Intervalos productores
echc pechi pechm
25 25 14
39.06 39.06 21.88
2205 2513 1092
37.95 43.25 18.80
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Figura 5.6. Intervalos productores en el sector del Campo Tajin. Relacion % de pozos que
producen vs. porcentaje de produccidon( %): echc= 0.97%, pechi = 1.11, pechm 0.85.
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5.4 RELACION ENTRE LAS PROPIEDADES PETROFISICAS DE
LA ROCA ALMACENADORA Y LA PRODUCCION DE
HIDROCARBUROS.

Respecto a la relaciébn que guardan las propiedades petrofisicas de la roca
almacén con la produccion de pozo, del andlisis de los valores de porosidad (®) y
permeabilidad (k), reportados en la Tabla 5.1, se observa que no siempre existe
una relacion directa de dichas propiedades con la produccion (Figura 5.7 y 5.8), y
aunque en algunos casos existe la relacién, no siempre se cumple la idea légica;
mientras mas permeabilidad y/o porosidad mas produccion; y esto obedece, como
ya se menciond, a que no solamente se trata de un factor el que determina la

produccion, si no que depende de un conjunto de parametros.

En el caso de la saturacion de aceite (So), al igual que en el caso de la porosidad
y la permeabilidad, no se muestra una relacion directa con la produccion
reportada, salvo en algunos puntos donde los resultados se disparan (Figura 5.9),
lo cual hace pensar que puede deberse a variaciones en la presiéon del yacimiento,
el tipo de tuberia empleado, caracteristicas del fluido de perforacion, asi como los

cambios litologicos presentes.
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Figura 5.7. Relacién entre la Porosidad y la Produccion de pozos

ubicados en el sector central del campo Tajin, Chicontepec.
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Figura 5.8. Relacién entre la Permeabilidad y la Produccion de pozos

ubicados en el sector central del campo Tajin, Chicontepec.
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Figura 5.9. Relacién entre la Saturaciéon de aceite y la Producciéon de pozos

ubicados en el sector central del campo Tajin, Chicontepec.
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5.5 DATOS DE PRODUCCION CON SISTEMA ARTIFICIAL DE
PRODUCCION

La produccién de los pozos del Campo Tajin decae aproximadamente después de
un par de meses de estar fluyendo, debido a causas como: decaimiento de la
presion, el intervalo dejo de fluir, se llen6 de arena el pozo, las tuberias se

rompieron, se invadié de agua el intervalo, disminuyd la relacion gas-aceite, etc.

Durante el transcurso de un par de afos, todos y cada uno de los pozos dej6 de
producir, por lo que se implementaron nuevos procesos y métodos para que la
produccién del campo siguiera adelante. Todos los pozos fueron reparados y se
les aplicd estimulaciones, asi como también se instalaron sistemas artificiales de

produccioén.

Como resultado de la reingenieria que se implementd, se logré reactivar la
produccién. La Tabla 5.5. y la Figura 5.10. muestran los resultados de los pozos a
los que se tuvo acceso, y puede observarse que con las reparaciones realizadas,

si bien no se incrementd la produccion (bpd), ésta se mantuvo constante.

Los datos mostrados son utilizados para analizar la relacién entre la productividad
y las propiedades petrofisicas del yacimiento, y son inmediatos a la
implementacion del SAP. Hoy en dia la produccion de los pozos debe haber
cambiado, ya que cabe mencionar, que los pozos son sometidos de manera
permanente a diversas intervenciones, mediante el surgimiento de nuevos

procesos y métodos que buscan mejorar la productividad de los pozos.
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Tabla 5.5. Datos de Produccién Inicial y Produccién con Sistema Artificial (SAP) de pozos

ubicados en el sector central del campo Tajin, Chicontepec.

Pozo

NFG1

NFG5

NFG7

NFG8

NFG9

NFG18
NFG19
NFG20
NFG21
NFG22
NFG23
NFG24
NFG26
NFG34
NFG36
NFG37
NFG40
NFG46
NFG48
NFG49

PRODUCCION INICIAL
Intervalo

Produccion (bpd)
56 1755
119 1795
35 1695
105 1890
7 1528
154 1470
245 1501
56 1700
7 1806
56 1746
56 1810
28 1579
105 1575
70 1663
105 1770
70 1830
56 1800
105 1682
105 1710
56 1740

1780
1830
1714
1915
1598
1502
1519
1750
1841
1790
1845
1611
1590
1687
1800
1865
1840
1750
1747
1765

Formacion
echc
pechi
echc
pechi

pechm
pecm
pechm
pechm
echc
echc
echc
pechm
echc
echc
echc
pechi
echc
echc
pechm
pechm

Produccion (bpd)
7
91
49
140
133
49
175
70
133
63
105
56
35
70
49
441
70
133
112
133

PRODUCCION CON SAP
Intervalo
1827 1857
1473 1485
1500 1528
1520 1560
1705 1732
1800 1830
1715 1750
1777 1808
1525 155
1626 1655
1800 1890
1865 1895
1895 1925
1835 1875
1713 1745
1400 1425
1500 1549
1805 1840
1565 1590
1845 1870

Formacion
echc
echc

pechm
pechm
echc
echc
pechi
pechi
echc
echc
echc
pechm
echc
echc
pechi
pechm
pechm
echc
pechm
echc

NW
NW
NW
NW
NW
NW
NW
NW
NW
NW
NW
NW
NE
NW
NW
NW
NE
SW
SW
SW

Sector

SAP

BM
F
BM
F
BM
F
BM
BM
BM
BM
BM
F
BM
BM
BM
BM
BM
BM
BM
BM

Fluido
AYG

pechi = Chicontepec Inferior
CP = Cavidades Progresivas F = Fracturado A = Aceite

pechm = Chicontepec Medio

echc = Chicontepec Canal
Ay G = Aceite y Gas

BM = Bombeo Mecéanico
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TABLA 5.5. CONTINUACION... Datos de Produccion Inicial y Produccién con Sistema Artificial (SAP) de pozos ubicados en el sector
central del campo Tajin, Chicontepec.

PRODUCCION INICIAL PRODUCCION CON SAP
Pozo  Produccion (bpd) Intervalo Formacion | Produccion (bpd) Intervalo Formacion | Sector SAP Fluido
NFG50 56 1678 1708 echc 56 1425 1460 echc SwW F A
NFG51 70 1780 1807 pechm 70 1501 1540 pechm SE BM AYG
NFG52 56 1939 1969 pechi 133 1835 1865 echc SE BM A
NFG53 91 1720 1745 pechm 91 1837 1850 echc SE BM A
NFG55 91 2070 2100 echc 49 1756 1780 pechi SE F A
NFG59 154 1830 1860 pechi 77 2003 2026 pechi SW BM A
NFG60 84 1810 1837 pechi 35 1718 1745 pechi SW A
NFG61 42 2047 2055 pechi 245 1689 1709 echc SwW A
NFG63 14 1875 1905 pechi 105 1710 1875 pechm SW BM A
NFG64 70 1935 1965 pechi 56 1770 1802 pechm SE F A
NFG69 42 2005 2028 pechi 35 1900 1940 pechi SE Ccp A
NFG73 63 1951 1972 pechi 119 1460 1485 pechm SW BM A
NFG74 56 2010 2030 pechi 56 2010 2035 pechi SW BM A
NFG75 42 1880 1910 pechi 42 1680 1697 pechm SW BM AYG
NFG76 175 1830 1860 pechi 35 1830 1860 echc SW AYG
NFG77 35 1880 1910 pechi 98 1760 1790 pechm SE A
NFG81 70 1980 1945 pechi 91 1850 1880 pechi SW BM A
NFG82 280 1986 2014 pechi 168 1720 1743 pechm SW BM A
NFG83 63 1960 1985 pechi 56 1665 1690 pechm SW BM A
NFG85 525 1720 1745 echc 112 1675 1695 pechm SW A
NFG86 112 1980 1920 pechi 91 1620 1645 pechm SE A

[ —
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Figura 5.10. Produccion Inicial vs. Produccion con Sistema Artificial (SAP) de pozos ubicados en el sector central del campo Tajin,

Chicontepec.
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En la Tabla 5.6 se representan los valores promedio (por sector) de las
propiedades petrofisicas (porosidad, permeabilidad y saturacion de aceite) y de la
produccion inicial (bpd), asi como los datos de produccién (por sector) después de
aplicado el Sistema Artificial de Produccion, y se observa que Unicamente los
sectores SE y NW incrementaron su produccion después de la reingenieria y la
implementacion de los sistemas artificiales y las reparaciones a las que fueron
sometidos, en un 9.88 y 29.94% respectivamente, mientras que en los sectores
NE y SW la produccion decrecid, en un 34.78 y 16.67% respectivamente, aun y
cuando en este dltimo sector se tienen los valores mas altos de de porosidad,
aunque no de permeabilidad; esto es posiblemente debido al decaimiento de la

presién en algunos de los pozos.

Tabla 5.6. Andlisis por sector de las propiedades petrofisicas medidas y datos de
produccion inicial y con sistema artificial.

Sector  Porosidad (%) Permeabilidad (md) % Saturacion (So)  Produccion Inicial(bpd)  Produccion SAP (bpd)

NE
St
W
NW

B75 0.70 %75 80.50 550
1308 0.36 5806 1088 1188
14,65 030 5450 1813 %.44
144 042 5109 81.11 1340
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Las formaciones productoras en el sector central del campo Tajin son:
Chicontepec Canal (echc) en donde producen el 39% de los pozos,
aportando el 38% de la produccion; Chicontepec Inferior (pechi)
produciendo el 39% de los pozos y contribuyendo con el 43% de la
produccion total; y Chicontepec Medio (pechm) con el 22% de los pozos
productores y solo el 19% de la produccion registrada en el sector. Siendo
la Formacion Chicontepec Inferior la que representa el intervalo productor
de mayor interés, de acuerdo a la relacién de % de pozos productores vs.

porcentaje de produccion.

No existe una relacion directa entre los valores de porosidad, permeabilidad
y saturacion de aceite, con la produccion (bpd), de aqui que a valores altos
de dichas propiedades petrofisicas, no necesariamente corresponden los
valores mas altos de produccion, ya que existen otros factores que pueden
afectarla (abatimiento de presion, invasién de agua, decaimiento de la
energia de produccién, invasion de arena, problemas mecéanicos entre

otros), siendo estos factores , en ciertos casos, determinantes.

Unicamente los sectores SE y NW incrementaron su produccion después
de la aplicacion de un Sistema Atrtificial de Producciéon (SAP) en un 9.88 y

29.94%, respectivamente, mientras que en los sectores NE y SW la
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produccién decrecio en un 34.78 y 16.67%, respectivamente, aun y cuando
en este Ultimo sector se tienen los valores mas altos de porosidad; esto

debido posiblemente al decaimiento de la presién en algunos de los pozos.

RECOMENDACIONES

Contar con la informacién completa de las propiedades petrofisicas de los
86 pozos analizados en el sector central del campo Tajin, ya que muchas
de las bitacoras de pozo no se encuentran completas e incluso algunos de

los pozos carecen de informacion.

Realizar un analisis sobre las caracteristicas de los fluidos (factores de
formacion de aceite-gas-agua, relacion de solubilidad (Rs), relacion gas-
aceite (RGA), viscosidad, densidad) presentes en el sector central del
Campo Tajin, que involucre las presiones de pozo y que permita obtener un
resultado mas claro sobre la relacién de las propiedades del sistema roca-

fluido y la produccion.
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