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ABSTRACT

Carbonate reservoirs contain more than 60 % of hydrocarbons reserves worldwide, most of the
gigantic oil fields produce from this type of rocks. In Mexico, much of the petroleum production
(94.5 %) and the 3P reserves (68%) come from the oil fields located in the southeast country’s
region. In this area, petroleum reservoirs in carbonate rocks are prevailing.

Most of limestone rocks occur in shallow-water sedimentary depositional environment; however
it is also possible to find them in the foreslope, in ramp settings and in the open sea shelf
environment. The shallow marine carbonate system it is the only extensive depositional that
generates its own sediments. A carbonate platform it is defined as a shallow marine environment
generally with low energy, attach or detach to the landmass where it takes place phenomena like
the precipitation and the accumulation of carbonate sediments, the influence of terrigenous is
very poor.

The present thesis makes a geologic description of petroleum reservoirs in carbonate platform
rocks; explains the processes and factors which impact on its formation; the different
classification schemes of carbonate platforms; the main case studies in Mexico and two regions
in the world (Capitan Reef and Persian Gulf); and also the analysis of technologies,
methodologies and strategies to improve the oil resources exploitation.

RESUMEN

Los yacimientos petroleros en rocas carbonatadas almacenan mas del 60 % de las reservas de
hidrocarburos en el mundo, la mayoria de los campos gigantes de petréleo son productores en
este tipo de yacimientos; en México, gran parte de la produccién (94.5 %) y de las reservas
probadas de hidrocarburos (67%) provienen de los campos localizados en la regién Sureste del
pais. En esta zona predominan los yacimientos asociados a rocas carbonatadas.

La mayoria de las rocas calizas se forman en ambientes marinos de aguas someras, sin
embargo también, podemos encontrarlas en ambientes de talud, de rampa y de aguas
profundas. Una plataforma carbonatada es un ambiente de aguas someras, generalmente de
baja energia, separado o unido a la masa continental en donde ocurre la precipitacion y
acumulacion de sedimentos de carbonato, con minima o nula entrada de terrigenos.
Localmente se tienen condiciones de alta energia en el entorno de desarrollos arrecifales.

En este trabajo se desarrolla una descripcién de los yacimientos petroleros en secuencias de
calizas de plataforma; desde los procesos y factores que inciden en su formacién, aspectos
geoldgicos, tipos de plataformas carbonatadas, recopilacion de los principales casos de estudio
en México y de dos regiones petroleras de gran relevancia en el mundo (Arrecife Capitan y
Golfo Pérsico); asi como el andlisis de las tecnologias, metodologias y estrategias para la
eficiente explotacion de los recursos petroleros.
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En el Capitulo | se presentan los objetivos de la investigacion, la importancia econémica de los
yacimientos en rocas carbonatadas, las dificultades tecnolégicas y complejidad de los
yacimientos, las areas de oportunidad, una breve revision del estado del arte para la
clasificacién de carbonatos y por Ultimo se incluye el contexto actual de la politica energética
mundial.

En el Capitulo Il se describen las caracteristicas geoldgicas de las calizas y de su ambiente de
depositacion. Se presentan elementos como el origen y los tipos de sedimentos; posteriormente
se especifican en base a la textura los principales componentes de las calizas (particulas
esqueletales, no esqueletales, micrita y esparita), asi como los fendmenos diagenéticos
asociados a los carbonatos. Por ultimo se define lo relacionado a las plataformas carbonatadas,
su definicién, clasificacion, factores que influyen en su desarrollo, modelos de facies y
morfologia.

En el Capitulo Il se incluyen los casos de estudio Nacionales e Internacionales. Las regiones
Nacionales estan constituidas por la Faja de Oro, la Plataforma de Cérdoba, y el Area de
Chiapas-Tabasco. Por su parte las regiones Internacionales abarcan las areas del Arrecife
Capitan en E.U.A. y el Golfo Pérsico en el Medio Oriente, en donde se localiza uno de los
campos Gigantes del mundo (Campo Ghawar).

En el Capitulo IV se presentan las estrategias para incrementar la productividad de los
yacimientos, como las técnicas de estimulaciones (reactivas y no reactivas), los procesos de
fracturamiento tanto hidraulico como acido, la revision de los factores de recuperacion de
hidrocarburos en secuencias carbonatadas, la tendencia de la recuperaciones secundaria y
mejorada en México y lo relativo a las etapas en el proceso de la Exploracion y Produccién de
con mayor enfoque al desarrollo de campos analizando el Proyecto de Explotacion del
Complejo Antonio J. Bermudez.




LISTA DE FIGURAS UNAM - 2012

LISTA DE FIGURAS

Figura 1.1. Clasificacion de las rocas de carbonatas de Dunham

(Tomado de Scholle P., y Ulmer-Scholle D., 2003) ........ccoooiiiiiiiiiiieeeeeeeeeeeeeeeeee 1
Figura 1.2. Distribucion de las rocas carbonatadas alrededor del mundo

(Tomado de SIb Market Analysis, 2007) ....ccooeiieeiiiiieee 3
Figura 1.3. Clasificacion de la porosidad en Carbonatos

( Tomado de Scholle P., y Ulmer-Scholle D., 2003) .......ccooeiiiiiiiiiiieeeeeeeeeeeeeeeeeeee 5
Figura 1.4. Esquema de las diferentes clasificaciones carbonatos

(Tomado de Scholle P., y Ulmer-Scholle D., 2003) .......ccoooiiiiiiiiiiieeeeeeeeeeeeeeeeee 9
Figura 2.1. Clasificacion de Dunham (Scholle P. y Ulmer-Scholle D., 2003) ..........cccccvvvveeeeennns 16
Figura 2.2. Clasificacion de Embry y Klovan (Scholle P. y Ulmer-Scholle D., 2003).................. 17
Figura 2.3. Dos Componentes de las rocas carbonatadas (Tomado de Handford, 2004). ........ 18
Figura 2.4. Relacion entre la profundidad y la produccién de carbonatos.

(Tomada de NIchols, 1999). ..., 20
Figura 2.5. Relacién de la intensidad de luz y la produccién organica con la profundidad

(Tomado de Schlager, 1992). ..o 21
Figura 2.6. Efecto de la salinidad en el crecimiento de plantas y animales en ambientes

marinos. (Tomada de Heckel, 1972). ... 21
Figura 2.7. Ejemplo de los pellets en una laguna carbonatada de Australia

(Tomada de Handford, 2004).........coooiii i 23
Figura 2.8. Oolitos alterados y disueltos por el agua dulce en una duna eélica los que han

sido unidos con cemento. (Tomado de Handford, 2004). ...........cccuvveiieiiiiiieieeeeeeniennne. 24
Figura 2.9. Principales condiciones ambientales donde se forman de los intraclastos

y los extraclastos (Tomado de Handford, 2004)..........ccccooviiiiiiiiiiiiiii e 26
Figura 2.10. Distribucién en el tiempo geolégico de los organismos contribuyentes

de particulas esqueletales en carbonatos (Tomado de Scholle, 2003). ...........cc.een..... 27
Figura 2.11. Morfologia y estructura de un estromatopérido del Paleozoico

(Tomado de Handford, 2004)..........oouuuiiiiii et e e e e eeaanaas 28
Figura 2.12. Concha de braquiépodo con estructura ondulada (izquierda) y anatomia de un

braquidpodo articulado (derecha), (Tomado de Handford, 2004). ..........ccccoooeeevvvvennnns 29

Figura 2.13. Seccién axial de un cefalépodo de tipo ammonite del Pérmico en
Tunisia (izquierda) y morfologia de un cefal6podo nautilus, su concha esta

compuesta por lo comin de aragonita (derecha), (Tomado de Handford, 2004). ....... 30
Figura 2.14. Colonia de briozoarios del ordovicico de la Formacion Martinsburg, Virginia

(Tomado de Handford, 2004)..........oouuiiiiii e e e e e e eaaaan 31
Figura 2.15. Seccién de briozoarios Schizoporella floridana en la regién de Florida

(Tomado de Handford, 2004)...........ouuiiiiii e e e e eeaaana 31
Figura 2.16. Vista de una caliza de crinoideos cementada con calcita

(Tomado de Handford,  2004). ......ouiiiiii e e e e eaaaeas 31
Figura 2.17. Estructura de un trilobite (izquierda) y ostracodos de la Formacién Green River,

en la regién de Wyoming (derecha), (Tomado de Handford, 2004). ..........ccccccvuenn.... 32

Figura 2.18. Esponja calcarea del Pérmico en la region de Tunisia (izquierda) y porcién
de una esponja del Ordovicico Inferior en la regién del Paso, Texas (derecha),

(Tomado de Handford, 2004)..........ooouiiiiii et e e e e e enaaeas 33
Figura 2.19. Coral tabular del ordovicico en Oklahoma, EUA (Tomado de Handford, 2004). .... 34
Figura 2.20. Coral rugoso del carbonifero en Inglaterra (Tomado de Handford, 2004).............. 35
Figura 2.21. Morfologia y estructura de los serpulidos individuales y en colonias

(Tomado de Handford, 2004)...........oouiiiiii et e e e e e eeaaaas 36




LISTA DE FIGURAS UNAM - 2012

Figura 2.22. Caliza del cretécico de la Formacion Tamabra, en México. Se observan distintos

tipos de algas rojas (Tomado de Handford, 2004). ..........coeueiiiiiiiiieeeeeeeeeeeeeeeeieeeeeeeeeee 37
Figura 2.23. Caliza rica en calciesferas del cretacico en Inglaterra

(Tomado de Handford, 2004). ........ccooiiiiiieeeeeeeeee e 38
Figura 2.24. Ejemplo de micrita fosilifera, (Tomada de Handford, 2004)..........ccccccovvvvviiieeennnn. 39
Figura 2.25. Caracteristicas generales de la plataforma continental, talud y cuencas

oceénicas profundas. (Tomado de commons.wikimedia.org, 2011). .........cccccvveeeeennn. 42
Figura 2.26. Clasificacion de las plataformas carbonatadas (Modificado de Tucker, 1990)....... 43
Figura 2.27. Clasificacion de la plataformas carbonatadas (Handford y Loucks, 1993)............. 44
Figura 2.28. Clasificacion de la plataformas carbonatadas (Wright y Burchette, 1996). ............ 44
Figura 2.29. Clasificacion de la plataformas carbonatadas (Tomado de Pomar, 2001). ............ 45
Figura 2.30. Principales factores que controlan la formacién de las secuencias de

carbonatos (Tomado de Walker, 1992). ........ccooiiiiiiiiiii 47
Figura 2.31. Secuencia idealizada de las facies estandar para una plataforma carbonatada

(Tomada de WilSON, 1975)....ccc i 50
Figura 2.32. Plataforma bordeada (Tomada de Nichols, 1999). ..........cccciiiiii 53
Figura 2.33. Modelo de facies para la plataforma bordeada (Modificado de Handford, 2004). .. 54
Figura 2.34. Configuracion de una plataforma carbonatada de tipo rampa (Nichols, 1999)....... 55
Figura 2.35. Fisiografia de la rampa carbonatada (Tomada de Wunderlich, 2007). .................. 55
Figura 2.36. Principales subambientes en una rampa homoclinal (Tomada de Barnes, 2003).. 56
Figura 2.37. Modelo de facies para la rampa carbonatada (Tomado de Handford, 2004). ........ 56
Figura 2.38. Esquema de la plataforma carbonatada de tipo epeirica (Nichols, 1999). ............. 58
Figura 2.39. Modelo de facies para la plataforma epeirica (Tomada de Irwin, 1965)................. 58
Figura 2.40. Esquema de la plataforma carbonatada de tipo aislada (Nichols, 1999). .............. 59
Figura 2.41. Plataforma carbonatada inundada o de tipo sumergida

(Tomado de TUCKEr, 1990)......ciiiieeeiieiiiie e e e e e e e e e e e e eeeesanna 60
Figura 2.42. Esquema en los que se indican los subambientes lacustres

(Tomado de TUCKEr, 1990)......ciiiieeeiieiiiie e e e e e e e e e e e e eeeesanna 60
Figura 2.43. Representacion de un arrecife marginal (Tomada de Nichols, 1999). ................... 62
Figura 2.44. Representacion de un arrecife de barrera (Tomada de Nichols, 1999).................. 62
Figura 2.45. Representacion de un atolon (Tomada de Nichols, 1999). ...........cccvvvviiiiiieeeeeeens 62
Figura 2.46. a) Distribucién de los sedimentos y las facies de un arrecife. b) Distribucion

de organismos en un arrecife (Tomada de Corrales, 1977). ....cccccovveiiiiieeiieeiiiiieeeeen, 63
Figura 3.1. Localizacién de la Cuenca de Tampico Misantla y de la Faja de Oro

(Tomado de PEMEX, 20L0). ....cii it ee e e e s e e e e e e et e e e e e e e eeaanna 67
Figura 3.2. Placa conmemorativa en el Pozo Cerro Azul No. 4, uno de los mas productivos

a nivel mundial (Tomado de www.méxicomaxico.org, 2009)..........cccceevveeerireiriininennnn. 68
Figura 3.3. Distribucién del Sistema Petrolero SuperGigante Pimienta-Tamabra y principales

regiones petroleras (Modificado de Magoon, 2001). ...........cviiieiiieeiiiiiiiiii e 71
Figura 3.4. Ubicacién geografica de campo Bagre, y del pozo Bagre-101

(Tomado de PEMEX, 2005). .....ccciiiiiiiiiiee et s e e e e e et e e e e e e e eenannas 73

Figura 3.5. Esquema que muestra la geologia del subsuelo de la plataforma de Cérdoba;
se tienen mas de 5,000 metros de secuencias carbonatadas depositadas desde el

Jurasico Superior hasta el Cretacico Superior (Modificada de Gonzéalez, 1976). ....... 75
Figura 3.6. Registro estratigrafico de los depésitos del Cretacico en la Plataforma de

Cérdoba (Modificado de Ferket y Ortuiio-Arzate, 2003).........ceeeieeeeiiiiiiiiiiiiieeeeeeeeeninnns 75
Figura 3.7. Diagrama ilustrativo que muestra la evolucion de la plataforma de Cérdoba

(Modificada de GONZAIEZ, 1976). .......uuuuiieei e e e e e e 76

JCRH - EHA | VI



LISTA DE FIGURAS UNAM - 2012

Figura 3.8A. Mapa geoldgico sintético de la Plataforma de Cordoba

(Ortufio-Arzate S. y Ferket H., 2003). .....coooiiiiiiiiii e 77
Figura 3.8B. Secciones transversales de la Plataforma de Cdrdoba en el que se muestra la

deformacion mediante pliegues y fallas (Ortufio-Arzate S. y Ferket H., 2003)............. 78
Figura 3.9. Seccion estructural de la plataforma de Cérdoba y Cuenca de Veracruz

(Tomada Ferket H. y Ortufio-Azarte S., 2003).......ccoeiiiiiiiieiieeeeeee e 79
Figura 3.10. Diagrama de bloque que esboza la orientacién de las estructuras y la

distribucion de fracturas. (Ortufio-Arzate y Ferket, 2003).........cccuvvviiieeeeiiiiiiiiiiieeeeeennn 81
Figura 3.11. Campos petroleros de la Plataforma de Cérdoba (Gonzélez, 1976)..........cccccee..... 81
Figura 3.12. Localizacién del campo Cépite dentro de la Plataforma de Cérdoba

(Modificada de GONZAIEZ, 1976). .....c.uuviiieiiieeeiieiiiie e e e 83
Figura 3.13. Esquema ilustrativo de la seccion estructural del Campo Copite

(Modificada de GONZAIEZ J., 1976).......uuuiiiiiieaiiiiiiiiieie e e e 84
Figura 3.14. Localizacion del Campo Mata Pionche dentro de la Plataforma de Cérdoba

(Modificada de GONZAIEZ, 1976). ......uuviiiiiiiee ettt e e 85
Figura 3.15. Seccion estructural del campo Mata Pionche, dominado por el plegamiento

de anticlinales y cierre contra fallas (Gonzélez, 1976). .........cccccceveeeeiiiiiiiiiiiieeeeeee 86
Figura 3.16. Localizaciéon del Campo Mecayucan (Tomado de PEMEX, 2009)...........ccccceeeeennns 87
Figura 3.17. Ubicacion geogréfica del area Chiapas — Tabasco en la Cuenca del Sureste

Mexicano (Modificado de Martinez, 2005). ........ueeiiieeeiiiiiiiiiiiiiee e 89
Figura 3.18. Columna Estratigréafica del area Chiapas Tabasco. RG=Roca Generadora,

RA=Roca almacén, RS=Roca Sello (Tomada de Martinez, 2005). ..........ccccceeerrrnnnee. 90
Figura 3.19. Localizacién de los 5 principales focos de generacion en el area

Chiapas-Tabasco (Tomada de Martinez, 2005). .........cccoeeiiiieiiiiiieeeeeeeeeeeeeeeeeeeeee 91
Figura 3.20. Localizacién del Complejo Antonio J. Bermidez en la region Sur de México

(Tomado de Aguilar, 2004). .....cccc e e e e e e e e e e eaaaaa 92
Figura 3.21. Localizacién del Campo Catedral en la regidén Sur de México

(Tomado de PEMEX, 2004). .....ccciiiiieiieee et e e e e e e e et e e e e e e e eeaanna 94
Figura 3.22. Localizacién del campo Chiapas-Copané en el Sureste de la

Republica Mexicana (Tomado de PEMEX, 2005). ......ccooiiiiiiiiiiiiiiii e 95
Figura 3.23. Ubicacién Geografica del campo Bricol (Tomado de PEMEX, 2011)..................... 97
Figura 3.24. Seccibén estratigrafica en el campo Bricol (Tomado de PEMEX, 2011).................. 98
Figura 3.25. Esquema representativo del complejo Arrecife Capitan al Oeste de Texas y

Nuevo México (modificado de Creel, 2008). ...........ovviiiiiiiiieiieee e e 99
Figura 3.26. Distribucién en planta del Arrecife Capitan en el area de Nuevo México

(Tomada de Creel, 2008). ......ciiiieieieeiiiiee e e e e e e e e e e eeearane 100

Figura 3.27. Seccién transversal (A-A") marcada en la figura 3.28, que corta al Arrecife

Capitan en su porcion noreste en el estado de Nuevo México

(tomada de Creel, 2008). ....uuuii i a e e e 101
Figura 3.28. (A) Microfotografia de una lamina delgada del Arrecife Capitan Medio del

Canon McKittrick del Parque Nacional Guadalupe. (B) Linea de contorno de la

placa mostrada en la seccion A (Tomada de Moore, 2001). .......ceevviieiieeeeeeeenninnnn. 102
Figura 3.29. Diagrama esquematico que muestra una seccién transversal de la vida dentro

de las paredes del Arrecife Capitdn (Tomado de Moore, 2001). .....ccccoeeeevvvvvviinnnnnnn. 102
Figura 3.30. Forma del complejo de Arrecifes Capitan, y distribucion de la edad geoldgica

de sus sedimentos (Tomada de Allan y Steve, 2009). .....c.oooeeiiiiiiiiiiiiieeeeeeeee e 103
Figura 3.31. Relacidn de la extensién areal de las facies de carbonatos y los limites laterales

de las formaciones geoldgicas o grupos (Tomada de Allan y Steve, 2009). ............. 104

JCRH - EHA | VI



LISTA DE FIGURAS UNAM - 2012

Figura 3.32. Diagrama esquematico que ilustra los ciclos microestratigraficos idealizados
para el Arrecife Capitan Medio (arriba) y la parte del

Arrecife Capitan Superior (abajo), (Tomado de Moore, 2001). ........ccccvvvvereeeeeerinnnns 105
Figura 3.33. Principales caracteristicas del modelo geoldgico para el complejo de Arrecifes

Capitan (modificado de Melim y Scholle, 1999). ........ccceiiiiiiiiiiiiiiie e 108
Figura 3.34. Configuracién geoldgica del complejo de Arrecifes Capitan del Pérmico

(Tomado de MOOIE, 2001). ...cceeiieeeeeeeeee e 109
Figura 3.35. Localizacion del area de los campos de aceite y gas en el Arrecife Capitan

(Tomada de Hunt y Fitchen, 2002).........ciiii i e e e e e e eeeaennes 110
Figura 3.36. Localizaciéon de 4 Campos Petroleros con mas de 1IMMBO pertenecientes

al Play 109, dentro del Arrecife Capitan (Broadhead y Jianhua, 2004) .................... 111

Figura 3.37. Gréafica que muestra la produccioén histérica anual de 1970 al 2000 de los
yacimientos con mas de 1 MMBO de producciéon acumulada al norte del Arrecife
Capitan (Broadhead y Jianhua, 2004). .......ccooiiiiiiiiii e, 112
Figura 3.38. Ubicacion del campo Ghawar, que se encuentra entre los paralelos
25° 15’ y 23° 45’ de latitud norte y los meridianos 49° 20’ y 49° 35’ de longitud este,

en el anticlinal en Nala (Tomado de Sorkhabi, 2010). .........ccovvviiiiiiiiiiiiiiiiiiieeeiieeeeee 113
Figura 3.39. Mapa de contornos estructurales para la cima del yacimiento Arab-D de los

campos Ghawar y areas de explotacion (Tomado de Sorkhabi, 2010). ................... 114
Figura 3.40. Seccion estructural del campo Ghawar (Tomado de Sorkhabi, 2010) ................ 115
Figura 3.41. Modelo de Dep6ésito para la rampa carbonatada del yacimiento Arab-D en el

campo Ghawar (Tomado de Lindsay y Cantrell, 2006) ...........cceevveeeeeieeeieeeeeeeeeeeennne. 116

Figura 3.42. Diagrama de sincronia del Campo Ghawar en el sector Tuwaig/Hanifa-Arab
en la subcuenca Arabiga y su distribucién en el tiempo Geoldgico

(Tomado de Pollastro, 2003).........ccouuuiiiiiiieeeer e e e e e e e e e eeaeeeaaane 117
Figura 3.43. Mapa de isopacas para el espesor de rocas generadoras del Jurasico Superior,
Tuwaigq Mountain (Tomado de Pollastro, 2003)............cviiiiiiieiiiiiie e 118

Figura 3.44. Mapa de la regién central de Arabia Saudita mostrando la maduracion,
generacién y expulsién de aceite en rocas del Jurdsico para 75 Ma, 50 Ma, 25 Ma

y la actualidad. ( Tomado de Cole y Carrigan, 1994). ..........cccvvvviiiiiiiee e 119
Figura 3.45. Modelo del sepultamiento de las rocas generadoras Tuwaig/Hanifa en

las cercanias del Campo Safaniya (Tomado de Cole y Carrigan, 1994). ................. 120
Figura 3.46. Columna estratigrafica y litologia para el Sistema Petrolero del Jurasico en

el Campo Ghawar (Tomado de Sorkhabi, 2010). ........cciiiiiiiieiiii e 121
Figura 3.47. Estratigrafia para el sistema petrolero del Paleozoico en el Campo Ghawar

(Tomado de Sorkhabi, 2010). .....cooiiiiiiii e 123
Figura 3.48. Produccion de aceite en Arabia Saudita y el Campo Ghawar durante el periodo

1993-2001 (Tomado de Sorkhabi, 2010)........cccoiiiiiiiiiiii e e 123

Figura 4.1. Esquema que muestra el efecto de la permeabilidad en los procesos de

estimulacion y terminacion de pozos (Tomado de Al Qarni y colaboradores, 2001).. 125
Figura 4.2. Esquema que muestra la compleja red de agujeros de gusanos producto de

la acidificacion de las rocas carbonatadas (Tomado de Al-Harty y Bustos, 2009).... 128
Figura 4.3. Grafico que muestra la solubilidad del acido clorhidrico en la caliza y dolomia

(PEMEX, 2008). ...uuiiieeeei et eee e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e aar——— 129
Figura 4.4. Efecto de la presién sobre el tiempo de reaccion del HCL sobre el CaCOs

(PEMEX, 2008). ...uuiiieeeeieeieee e e e e e e e e e e aa 132
Figura 4.5. Esquema que ilustra el uso de métodos de divergencia mecanica durante

el tratamiento de acidificacion matricial (tomado de Al-Anzi y Al-Habib, 2004).......... 134




LISTA DE FIGURAS UNAM - 2012

Figura 4.6. Estimulacion con divergencia local en carbonatos

(tomado de Al-Anziy Al-Habib, 2004). ... 136
Figura 4.7. Fracturamiento Hidraulico en una formacion de arenas

(Tomado de Ficetti, 2000). .....cccoiiiiieeee e 141
Figura 4.8. Geometria de una fractura apuntalada y radio efectivo del pozo

(Tomado de DavIes 2003). ....cccoiieieieeeee e 142

Figura 4.9. Diagrama de flujo para la estimulacion de pozos mediante un fracturamiento y
principal diferencia entre un tratamiento apuntalado y uno acido

(Tomado de Ficetti, 2000). .....ccooiiiieieeeeeeee e 145
Figura 4.10. Principales etapas para el desarrollo de un fracturamiento &cido. ....................... 146
Figura 4.11. Etapas de un fracturamiento &cido en yacimientos carbonatados

(Tomado de Al-Anzi E. y Al-Habib, 2004).........coooiiiiii, 148
Figura 4.12. Variacién de la penetracion de la fractura en funcion de su ancho

(Tomado de KNox y RIpleY, 1979).....ccoiiiiiiieeeeeeeee e, 151
Figura 4.13. Variacién de la penetracion de la fractura en funcion de la concentracién del

acido y de la composicion de la roca (Tomado de Knox y Ripley, 1979)................... 152
Figura 4.14. Variacion de la penetracion de la fractura en funcion del gasto de inyeccion

(Tomado de KNox y RIpleY, 1979).....ccooi i, 152
Figura 4.15. Variacién de la penetracion de la fractura en funcion de la viscosidad del fluido

de tratamiento (Tomado de Knox y Ripley, 1979). .......ccccoviiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiieeeeeeeeeee 153

Figura 4.16. Grafico que muestra el comportamiento del incremento de la conductividad de
la fractura a mayor tiempo de contacto del acido con la formacion

(Tomado de Newman y colaboradores, 2009). ........ccooeiviiiiiiiiiiie e 154
Figura 4.17. La grafica muestra dos perfiles de concentracion o gasto del acido, a lo largo
de una fractura de la misma longitud (Newman y colaboradores, 2009) .................. 155

Figura 4.18. Comportamiento del perfil de produccion para una fractura con longitud de
182 metros para un periodo de flujo transitorio (Newman y colaboradores, 2009).... 156
Figura 4.19. Periodo de flujo en estado pseudo estacionario, para una fractura de longitud

de 182 metros (Tomado de Newman y colaboradores, 2009)...........cccceeeveeeeeveeennnnnn. 156
Figura 4.20. Grafica que muestra la produccion acumulada vs la Relacién de estimulacion

(Tomado de Newman y colaboradores, 2009). ........ccooovviiiiiiiiiiiie e 158
Figura 4.21. El esfuerzo compresivo durante el tratamiento actla contra la apertura de

la fractura, y posteriormente al cierre de la misma............cccoeeeeiii i, 159
Figura 4.22. Localizacién de los campos Matapionche y Mecayucan en la Plataforma de

Cérdoba (Tomado de Ealian Al-Anzi y Majdi Al-Mumen, 2004)..........ccccceeeeeeeeveennnnns 163
Figura 4.23. Andlisis de pruebas de incremento de presion del Pozo 2181 del

campo Matapionche (Tomado de Al-Anzi E. y Al-Habib, 2004)...............ccoovvvvvinnnnnnn. 164
Figura 4.24. Andlisis NODAL en el pozo 2181 del campo Matapionche.

(Al-ANzZi E. y Al-Habib, 2004). ....ccco i 165
Figura 4.25. Grafica que muestra el tratamiento con acido del Pozo 2181 del

Campo MatapIONCRE. .......ouiiiiii e e e e e e e e e e e e aaaaae 165
Figura 4.26. Un registro de rayos gama posterior al fracturamiento del Pozo 2181 del

Campo Matapionche (tomado de Al-Anzi E. y Al-Habib, 2004). ...........ccccoooeeeiiiiininns 166
Figura 4.27. Geometria y perfil de conductividad de la fractura para un tratamiento

precolchdn-acido organico (Tomado de Bale et. al, 2010). .........ccoovvvviiieiieeeeiereiinnnnn. 168
Figura 4.28. Perfil de la Presién de fracturamiento neta durante el fracturamiento acido

(Tomado de Bale. et al, 2010)........ooouiiiiiiie e e eeeeaaaaes 170
Figura 4.29. Distribucién del ancho de la fractura al término de la inyeccion del precolchén

(Tomado de Bale et. al, 2010)........coouiiiiiii e eeeeaaaaes 170




LISTA DE FIGURAS UNAM - 2012

Figura 4.30. Geometria y ancho de la fractura al término de la inyeccién del &cido organico

(Tomado de Bale et. al, 2010)......ccoeiiiiiieeee e 171
Figura 4.31. Distribucion de la altura y ancho de la fractura tras inyectar 50 m® de

HCL (28%) a un gasto de 60 bpm (Tomado de Bale et. al, 2010). ........cccovvvevereennne. 172
Figura 4.32. Distribucién de la conductividad de la fractura tras la inyeccién de 50 m® de

HCL (28%) a un gasto de 60 bpm (Tomado de Bale et. al, 2010). ........cccovvvevereennne. 172
Figura 4.33. Distribucién de la conductividad de la fractura en funcion de su penetracion

para un tiempo tl y t2 (Tomado de Bale et. al, 2010)...........cccoovvvieiiiieiiiiiiieee e 173
Figura 4.34. Distribucién de la conductividad de la fractura tras inyectar 50 m*® de

HCL (28%) a un gasto de 20 bpm (Tomado de Bale et. al, 2010). ........ccccvvveveerennnn. 173
Figura 4.35. Distribucién de la conductividad de la fractura en funcién de su penetracion para un

tiempo t1 y t2 (Tomado de Bale et. al, 2010). .....oevvviiiiiiiiiiiiiiiiieeeieieeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeee 174
Figura 4.36. Distribucion de la altura y ancho de la fractura tras inyectar 50 m® de HCL (28%)

a un gasto de 20 bpm (Tomado de Bale et. al, 2010)........cccceeevirvriiiiiiiiieeeeeeeeiinnn 174
Figura 4.37. Perfil de la Presion de fracturamiento neta al inyectar 50 m* de HCL (28%) a

un gasto de 20 bpm (Tomado de Bale et. al, 2010). .......coovvviiiiiieiiieiice e 175
Figura 4.38. Distribucién del ancho de fractura para gastos de inyeccion del acido de

20 y 60 bpm (Tomado de Bale et. al, 2010). .......coovviiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiieeeeeeeeeeeeeeeeeeeeee 175
Figura 4.39. Perfil de la Presion de fracturamiento neta al inyectar 85 m* de HCL-28%

(Tomado de Bale et. al, 2010)......ccceiiiiiieeeeee e 176
Figura 4.40. Distribucién de la Conductividad de la fractura para un tiempo de 30.33

minutos (Tomado de Bale et. al, 2010). .....coooeiiiiiiiiii 177
Figura 4.41. Etapas en la vida de un yacimiento, de acuerdo a los mecanismos de

recuperacion y factores de recuperacion que se pueden obtener (CNH, 2010). ....... 179
Figura 4.42. Distribucién de los factores de recuperacion en yacimientos de aceite en

rocas carbonatadas (Tomado de Qing, 2003). .......ccoiiiiiiiiiiiiiiiiiie e e 179
Figura 4.43. Distribucién de los factores de recuperacion en yacimientos de gas en rocas

carbonatadas. El promedio de recuperacion final es de 72 % (Qing, 2003). ............. 180

Figura 4.44. Distribucidn de los factores de recuperacion para yacimientos de aceite
(medios a ligeros) en rocas carbonatadas fracturadas. (Tomado de Qing, 2003). .... 181
Figura 4.45. Distribucién de los factores de recuperacion para yacimientos de aceite

(medios a ligeros) en rocas carbonatadas convencionales. (Qing, 2003).................. 181
Figura 4.46. Distribucién de los factores de recuperacion en yacimientos de aceite

(medios a ligeros) en depésitos organicos (arrecifes) (Tomado de Qing, 2003) ...... 182
Figura 4.47. Comportamiento de la presién en el Complejo Antonio J. BermUdez

(Tomado de PEMEX, 2008). ......cccciiiiiiiiiiiieeeeee s e e e e e s e e e e e e e e e e e e e e e eeearanes 184
Figura 4.48. Historico de produccion en los Campos con procesos de inyeccién de agua en

el Complejo Antonio J. Bermudez (Tomado de PEMEX, 2008)........ccccceeeevvvvvvvinnnnnnn. 185
Figura 4.49. Comportamiento general del gasto de inyeccién de inyeccién de N al

Complejo Antonio J. Bermudez (Tomado de PEMEX, 2008). ........cccccceeeiieeeeveeevnnnnnn. 185
Figura 4.50. Principales etapas del proceso de exploracion y produccion de un proyecto

petrolero (Tomado de PEMEX, 2011). .......cooiiiiiiiiiiiie e 186
Figura 4.51. Elementos y procesos que constituyen al sistema petrolero y que dan lugar a

la acumulacion de hidrocarburos en una trampa (Tomado de PEMEX, 2011). ......... 186
Figura 4.52. Principales herramientas para la construccién del modelo del yacimiento

(Tomado de Martinez N., 2003). ......couiiiiii e e e e e e e e eeaaanes 188
Figura 4.53. La administracion de yacimientos como herramienta para el desarrollo de

campos (Tomado de Martinez N., 2003).........ciiiiiiiieiiiieiie e e 190




LISTA DE TABLAS UNAM - 2012

LISTA DE TABLAS

Tabla 2.1. Esquema general de distribucién de facies en el modelo estandar

Lo IV E=To T TR K 45 TS 49
Tabla 3.1. Volumen original, reservas y produccién acumulada de campos petroleros en
la region de la faja de oro (PEMEX, 1999) . .....coiiiiiiiiiiiiiieee it 72
Tabla 3.2. Volumen original en sitio de los principales campos de la plataforma de Cérdoba
(modificado de Prost y Ferket, 2001; Ortufio-Arzate y Ferket, 2003). ..................... 80
Tabla 3.3. Volumen de reservas de los principales campos de la Plataforma de Cérdoba
al 01/01/2010 (SNIH a febrero de 2012). ........uueeeeieeeiieiiieiieeieeiieeeieeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeees 82
Tabla 3.4. Volumen de reservas de los principales campos de la Plataforma de Cérdoba
al 01/01/2011 (SNIH a febrero de 2012). ........uuuuuuuimmmiiiiiiiiiiiiiiiiieaes 82
Tabla 3.5. Resumen de las formaciones y grupos que constituyen complejo de Arrecifes
Capitan (modificado de Allan y Steve, 2009)........ccuvviiiiieeeiiiiiiiiieeee e 107
Tabla 3.6. Principales campos productores del Play 109, (Broadhead y Jianhua, 2004)......... 111

Tabla 3.7. Caracteristicas del yacimiento y propiedades del fluido para la formacién Arab-D
en el Campo Ghawar (Saudi Aramco, 1980). .........cccevuiiiiiiieiiiieee e 122
Tabla 4.1. Productos de la reaccion quimica entre el acido clorhidrico con la caliza y

18 dOIOMIAL .o 128
Tabla 4.2. Directrices para la seleccion de un tratamiento acido (Pemex, 2008)..................... 137
Tabla 4.3. Calculo del peso molecular de reactivos y productos de la reaccion. ..................... 140

Tabla 4.4. Parametros de los yacimientos para la seleccion del fracturamiento hidraulico
como método de estimulacion (Tomado de Davies, 2003). ........cccccceeeeeeeeeveeeevnnnnn. 143
Tabla 4.5. Criterios de seleccién de los tratamientos de estimulacién por tipo de yacimiento

(Tomado de Davies, 2003). .....cccoiiiiiiiiiiie e e e e e e et e e e e e eaaaann 144
Tabla 4.6. Bosquejo de un programa basico para el disefio de un Fracturamiento acido.
(Tomado de KnoX y Ripley, 1979). ...uiiiii e 149
Tabla 4.7. Evaluacion de la Produccién Acumulada (NP) para diferentes Disefios
(o Lo = T (- WP PPTPPPPPPPPPPP 157
Tabla 4.8. Programa de inyeccién precolchOn-acido organiCo. ............ccccevvvieiiieeeeceeeviiieeennn. 169
Tabla 4.9. Programa de inyeccién para el tratamiento acido con apuntalante..............cccc....... 170
Tabla 4.10. Caracteristicas del yacimiento y propiedades de los fluidos para el ejemplo
(0 Lo =TS (0 T [0 T Ao TP 171
Tabla 4.11. Programa de bombeo para la inyeccion de 85 m®éacido Clorhidrico al 28 %. ....... 176

JCRH - EHA | XII



LISTA DE TABLAS UNAM - 2012

Tabla 4.12. Factores totales de recuperacion en yacimientos clasticos

(Tomado de PEMEX, 2008). .....cccoieiiiiiiiiieeeeeee et e e e et e e e e e e e eeannn e e e eeeeees 178
Tabla 4.13. Proyectos de recuperacion adicional en México en yacimientos carbonatados.

Las letras T-C se refieren al campo Tamaulipas-Constituciones

(Tomado de PEMEX, 2008). .....cccceiiiiiiiie e 183
Tabla 4.14. Indicadores econdmicos para el proyecto de explotacion en el
Complejo A. J. BEIMUAEZ. .......uuviiiiiieeiiiiiiieeeee et 191

JCRH - EHA | X



FramedihdShot .«

Yacimientos Petroleros en Calizas de

Plataforma







CAPITULO I. GENERALIDADES UNAM - 2012

CAPITULO I. GENERALIDADES

1.1. INTRODUCCION

Las rocas de carbonato de calcio son la caliza y la dolomia; estas rocas se encuentran
dispersas alrededor del mundo y se formaron como carbonatos de plataforma, de talud o
carbonatos de aguas profundas.

Volumétricamente, la mayoria de las rocas calizas se forman en ambientes marinos de aguas
someras, en zonas de baja energia, en una plataforma aislada o en una plataforma unida a la
masa continental; en esos ambientes ocurre la precipitacion y acumulacion de sedimentos de
carbonato, con minima o nula entrada de terrigenos.

El sistema de carbonatos en aguas someras abarca una extensa porcion del registro geolégico,
debido a que es el Unico ambiente de depdsito que genera sus propios sedimentos, tiene
caracteristicas Unicas, como son: forma, dimension, marco tectonico, textura, litologia,
estructuras sedimentarias, entre otras. En estas plataformas existe un equilibrio dindmico entre
la produccién de carbonatos y la subsidencia, para permitir acumulaciones gruesas y mantener
la profundidad adecuada para favorecer que continuamente ocurra el aporte del Carbonato de
Calcio (CaCOg).

Las rocas carbonatadas se distinguen por su textura, el tipo de grano, composicion de la roca y
la diagénesis (Figura 1.1), que corresponde a la clasificacion de Dunham (1962) y es utilizada
ampliamente para caracterizar rocas carbonatadas segun la cantidad y textura de los granos y
del lodo calcareo. La clasificacion de Embry y Klovan (1971) sigue el esquema de Dunham
ademas de agregar las categorias para rocas formadas por organismos.

Textura depositacional reconocible Textura depositacional
no reconocible

Los componentes originales no estaban Los componentes
ligados durante la deposicién originales estaban
unidos
Contiene lodo calcareo y arcilla Carece de lodo
y esta soportada
por aranos
Soportado por lodo Soportada por
granos
<10% de > 10% de
granos granos N
-y, P e " ' “\I"“ ,\". A ;\L r_. 2
Mudstone | Wackstone Packstone Grainstone Boundstone Crystalline
(lodolita) |(caliza lodosa)|(caliza granular lodosa)] (caliza granular) (biolitita) (cristalina)

Figura 1.1. Clasificacion de las rocas carbonatadas de Dunham (tomado de Scholle P., y Uimer-Scholle D., 2003).
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Los materiales que conforman las rocas carbonatadas se desarrollan fundamentalmente por
actividad biol6gica y, en menor medida, a través de la precipitacion inorganica. La mineralogia
de las rocas carbonatadas es relativamente simple y exhibe un predominio de minerales de
calcita (CaCO3,) dolomita [CaMg(COs),] y evaporitas, tales como la anhidrita (CaS0O,) y el yeso
(Cas0, + 2H,0); también pueden existir cantidades menores de arcilla.

Las rocas carbonatadas almacenan mas del 60 % de las reservas de hidrocarburos en el
mundo, la mayoria de los campos gigantes de petrleo son productores en este tipo de
secuencias. En México, la mayor parte de la produccién (94.5 %) y de las reservas (67%) de
hidrocarburos provienen de los campos localizados en la region sureste del pais. En esta zona
predominan los yacimientos asociados a rocas carbonatadas. Dichas rocas corresponden a
aquellas formadas por la litificacion de sedimentos ricos en carbonatos (> 80 %), los cuales
fueron depositados a partir de la precipitacion quimica dentro de una solucién acuosa.

Las formaciones con permeabilidad baja o moderada pueden requerir fracturamiento acido o
hidraulico para producir a gastos econdOmicamente atractivos; incluso en los yacimientos con
mayores permeabilidades las estimulaciones son una forma efectiva de mejorar la produccién o
acelerar la recuperacion, especialmente durante los periodos de aumento de los combustibles
hidrocarburos o cuando la viabilidad econémica de un proyecto exige un rapido retorno de la
inversion.

1.2. OBJETIVOS

e Analizar y realizar una descripcion detallada desde el punto de vista geoldgico de las
principales caracteristicas de los yacimientos petroleros en calizas formadas en
ambientes de plataforma.

e Describir las principales metodologias y tecnologias empleadas en la explotacion de
yacimientos petroleros en carbonatos de plataforma.

e Llevar a cabo el andlisis de casos histéricos de explotacion en yacimientos carbonatados
de México y alrededor del Mundo.

e Investigar las tendencias actuales y futuras para maximizar el factor final de
recuperacion de yacimientos en calizas de plataforma.

1.3. IMPORTANCIA ECONOMICA

Los yacimientos carbonatados contienen alrededor del 60% de las reservas mundiales de
petréleo y un 40% de las reservas mundiales de gas (Figura 1.2), los paises del Medio Oriente
poseen el 62% de las reservas de petréleo convencionales probadas en el mundo,
aproximadamente el 70% de estas reservas se alojan en los yacimientos carbonatados; asi
mismo, el Medio Oriente tiene aproximadamente el 40% de las reservas mundiales de gas de
las cuales el 90% de estas reservas se aloja en los yacimientos petroleros en carbonatos
(World Energy Outlook, 2007; Bp Statistical Review, 2011); por otro lado, en una investigacion
desarrollada por Sun S.Q. y Sloan R. (2003), los autores consideran que mas del 60% del
petréleo entrampado en este tipo de yacimientos no se recupera debido a la alta
heterogeneidad de las formaciones, la conificacion prematura de agua y gas hacia los pozos,
entre otros muchos factores.
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 Arrecife
Carbonatos de Plataforma
Carbonatos de Aguas Profundas

[ Provincias Petroleras en Carbonatos

Padifico Asiatico [ll 40.5 Reservas probadas de petroleo [l
América del Norte [ll 59.9 Petroleo en carbonatos
América del Sur-Centro [l 103.5
S Afica [ 117.2
~ Europa y Euroasia [l 144.4

¥ medio Oriente | 7 2.7

Miles de millones de barriles

Figura 1.2. Distribucion de las rocas carbonatadas alrededor del mundo (Tomado de Slb Market Analysis, 2007).

1.4. DESAFIO TECNOLOGICO

A pesar de la gran cantidad de hidrocarburos que albergan, los carbonatos poseen malas
condiciones para el desarrollo de yacimientos, por las interrelaciones complicadas o
inexistentes que exhiben entre la porosidad, la permeabilidad y otras propiedades de los
yacimientos. Histéricamente, las compafiias operadoras y las compafias de servicios han
intentado crear soluciones completas para los analisis petrofisicos de los carbonatos, sélo para
ver invalidados sus esfuerzos por la realidad que plantea la heterogeneidad extrema de los
sistemas porosos (Ahr y Allen, 2005).

Un analisis de 250 yacimientos carbonatados en el mundo, mostré el comportamiento que
tienen respecto al factor de recuperacion alcanzado, en promedio la recuperacién obtenida es
del 36 %. Para poder llevar a cabo la adecuada explotacién de los campos petroleros e
incrementar el volumen de hidrocarburos recuperado, es esencial contar con una
caracterizacion geolbégica de los yacimientos, caracterizacion dinamica, prediccion del
comportamiento (simulacién), y asi definir las estrategias, tecnologias y metodologias de
desarrollo éptimas.

Al abordar el tema de los carbonatos nos encontramos con casos extremos, por ejemplo, los
yacimientos pueden ser arealmente extensos aunque su porosidad puede ser microscépica; del
mismo modo, la permeabilidad de la matriz puede ser muy baja mientras que en el sistema de
fracturas los fluidos fluyen en grandes volimenes a través de estos canales de alta
conductividad.

Dada la alta heterogeneidad de los carbonatos, la produccion de hidrocarburos en estas
formaciones esta fuertemente influenciada por la presencia de fallas y fracturas, las relaciones
de porosidad y permeabilidad en los carbonatos no se pueden determinar sin entender la
distribucion y tamafio de poros en estos yacimientos.

La capacidad de distinguir los intervalos de mas alta permeabilidad es de gran importancia, por
ejemplo, en los métodos de recuperacion secundaria mediante inyeccion de agua o en los
disefios de estimulacién matricial y fracturamientos acidos, si se identifican correctamente estas
zonas de alta permeabilidad, los ingenieros podran sellar estas zonas después de haber sido
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invadidas para que de este modo se mejore el desplazamiento o estimulacion en las zonas
también productoras pero de baja permeabilidad.

La heterogeneidad de los yacimientos lo complica todo desde la perforacion hasta la
terminacion de los pozos, incluyendo la evaluacién petrofisica; impidiendo que se pueda
relacionar directamente la porosidad y la permeabilidad, como se podria hacer al analizar
yacimientos relativamente homogéneos (Akbar M., y Alghamdi A., 2001).

Cuando es posible distinguir los tipos de poros, en las calizas se dispone de informacién que
permite llevar a cabo una terminacion exitosa de las zonas potencialmente productoras de
hidrocarburos; una vez que se ha determinado la permeabilidad de la formacién y se ha
identificado la red del sistema de fracturas naturales, entonces los ingenieros, estan en
capacidad de predecir las capas y zonas propensas a las irrupciones tempranas de agua
cuando el yacimiento tiene una acuifero asociado.

Al iniciar un proceso de simulacién, es de gran importancia distinguir las caracteristicas
litolégicas de los carbonatos, particularmente la composicion mineraldgica y quimica de las
rocas; esta informacion se puede utilizar para optimizar la produccién, asi sea con un solo pozo
0 se quiera simular la producciéon de un campo completo. La simulacién integral del yacimiento
nos permitiria un mayor acercamiento a la realidad, para evitar sub o sobre estimar la
produccion esperada. En el caso de los campos maduros, la primera etapa de un proceso de
simulacion es realizar el ajuste histérico del campo.

Las variaciones fisicas, biolégicas y quimicas crean texturas y fabricas de rocas heterogéneas
durante y después de la depositacion, destruyendo a menudo cualquier relacion
comparativamente simple que pudo haber existido entre los atributos sedimentarios;
generalmente cambia la porosidad y la permeabilidad. Adicionalmente, la deformacion, tal
como el fracturamiento, puede modificar la permeabilidad y la porosidad. Los procesos de
disolucion forman cavernas, dolinas y otros rasgos que se conocen colectivamente como
modelo cérstico, lo que también afecta las propiedades de los yacimientos (Akbar M., y
Alghamdi A., 2001). Las variaciones de la porosidad no son un indicador confiable de las
variaciones de la permeabilidad, ya que los cambios en la textura de los carbonatos influyen en
la permeabilidad. El tan tradicional método de utilizar datos de ndcleos para derivar una relacion
porosidad-permeabilidad asociada con un yacimiento especifico, no es confiable cuando varia
la textura de la roca del yacimiento.

1.5. COMPLEJIDAD DEL YACIMIENTO

A través del estudio cuidadoso de los componentes, las texturas y los poros de las rocas
carbonatadas, los gedlogos pueden determinar los tipos y la secuencia cronolégica relativa de
los procesos depositacionales, los procesos diagenéticos y la formacién de fracturas naturales.
Un error comdn en los yacimientos carbonatados consiste en intentar abordarla con técnicas
desarrolladas para rocas no carbonatadas.

A escala pequefia el estudio de carbonatos involucra la estructura interna de la roca, incluyendo
los granos de los minerales, los fosiles y la materia organica; asi como también los tipos y las
geometrias de los poros. La escala intermedia, que varia entre aproximadamente un pie y
cientos de pies [30 cm y decenas de m], ofrece cierto discernimiento con respecto a la
mineralogia, la porosidad, la saturacién de los fluidos, la permeabilidad, la continuidad del
yacimiento y los patrones diagenéticos. Los rasgos geoldgicos tales como estratificacion,
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vugulos, estilolitas y fracturas, se observan facilmente en esta escala. A escala de yacimiento,
los especialistas se centran en la geometria general y en los limites de las unidades de flujo del
yacimiento, recurriendo normalmente a la sismica, la correlacion de registros geofisicos de pozo
y a los ajustes histéricos de los datos de produccion.

La porosidad de las rocas carbonatadas (Figura 1.3) es el resultado final de los procesos de
generacion y reduccion de poros; los procesos de reduccion de poros incluyen la cementacion,
precipitacion y recristalizacion. Generalmente la porosidad se reduce por los rellenos debidos a
la precipitacion de calcita o dolomita de las soluciones en circulacion; la porosidad intergranular
es comun en los granos de carbonatos como porosidad primaria, o se puede desarrollar
porosidad vugular cuando los granos tales como los fragmentos de conchas estan parcialmente
disueltos; la porosidad moldica conserva las formas de los fragmentos de conchas disueltas y
otros componentes. Por estas caracteristicas en un yacimiento carbonatado pueden coexistir
varios tipos de porosidad, desde el nivel microscépico hasta los sistemas de cavernas lo que
hace que la estimacién de la porosidad, la permeabilidad y por consecuente el calculo de
reservas sea una tarea extremadamente dificil.

Tipos de Poros

~

Cavernoso, fractura
y fractura ampliada
por disolucion

inter granulare Modldico, interfésily
intercristalino resguardado

Figura 1.3. Clasificacion de la porosidad en Carbonatos (Tomado de Scholle, y Ulmer, 2003).

Una vez que los sedimentos son depositados inicia la diagénesis en la que por medio de
cambios fisicos y quimicos post depositacionales el sedimento se convierte en roca solida; es
precisamente durante la diagénesis que las rocas carbonatadas adquieren la gran
heterogeneidad que las caracteriza, debido a que, modifica significativamente la permeabilidad
de la roca y el volumen poroso; durante la diagénesis de los carbonatos generalmente se
reemplazan la calcita y la aragonita por la dolomita en un proceso llamado dolomitizacion que
puede mejorar las caracteristicas productoras de los yacimientos de hidrocarburos (Akbar M.,
y Alghamdi A., 2001).

Los carbonatos son altamente susceptibles a la disolucion, en este proceso la porosidad
primaria se disuelve para formar un nuevo espacio entre los poros y la disolucion a lo largo de
las fracturas y planos de falla puede producir grandes cavidades; la calcita se disuelve
facilmente y vuelve a precipitar mediante la percolacion de los fluidos alojados en los poros,
facilitando la disolucion, el reemplazo mineraldgico vy la recristalizacion, estos procesos varian
segun la temperatura, la quimica de los fluidos vy la presion. La diagénesis en los carbonatos
inicia desde la cementacion marina y la creacién de agujeros producidos por la fauna marina
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en la interfase agua-sedimento previo al depdsito; continua con la cementacion, disolucién y
recristalizacion de los depésitos al aumentar la profundidad de sepultamiento.

Estudios realizados en el campo Neelam, que se localiza en altamar al oeste de la India, han
demostrado que la permeabilidad aumentaba a medida que la porosidad disminuia, una
situacion que para los petrofisicos es dificil de conciliar con sus interpretaciones; la caliza
granular (grainstone), a menudo la menos porosa, generalmente ofrece la mayor permeabilidad
de entre los tipos de rocas carbonatadas. A medida que aumenta el contenido de lodo,
creandose como consecuencia caliza granular lodosa (packstone) o caliza lodosa (wackstone),
por lo general aumenta la porosidad total, pero la permeabilidad es quizas de 10 a 100 veces
menor que en la caliza granular, debido a la creciente importancia de la microporosidad en los
lodos asociados (Akbar M., y Alghamdi A., 2001).

La disponibilidad de una descripcion precisa de la permeabilidad, acelera de manera importante
el proceso de ajuste de la historia de produccion y mejora significativamente la confiabilidad de
las predicciones del modelo ajustado histéricamente. Debido a que el ajuste historico es un
proceso complejo que involucra multiples variables, a veces se puede lograr lo que aparenta ser
un ajuste satisfactorio de los datos histéricos con un modelo inexacto de la distribucion de la
permeabilidad del yacimiento. En este caso, el modelo proporcionara predicciones imprecisas.
So6lo mediante una adecuada determinacion de la distribucion de la permeabilidad de un
yacimiento es posible crear un modelo de simulacién realista y util.

Cuando los fluidos del yacimiento son sometidos a una extraccion instantanea de la formacion,
por ejemplo, la produccién durante unos 5 a 20 afios, en contraposicion con los millones de
afios que fueron necesarios para que se formara el yacimiento, los pulsos de presidon
resultantes crean unidades de flujo diferentes dentro del yacimiento, separadas por zonas con
una significativa disminucién de la permeabilidad. En consecuencia, se suelen crear grandes
diferencias de presion entre las unidades de flujo y se produce una completa interrupcion de la
suave transicion de agua a petrdleo a medida que disminuye la profundidad. Los frentes de
agua se propagan lateralmente, a cualquier profundidad, hacia las secciones mas permeables.

1.6. AREAS DE OPORTUNIDAD

Si bien en el desarrollo de esta tesis no se describen algunas tecnologias y métodos empleados
en la explotacion de yacimientos petroleros en carbonatos, en este capitulo, mencionaremos
brevemente la aplicacién y utilidad de estas tecnologias para incrementar el volumen de
reservas y los gastos de produccion.

Los métodos modernos Yy las nuevas tecnologias, mejoran en gran medida los gastos de
produccion al permitir que los grupos interdiciplinarios que intervienen en la explotacién de los
hidrocarburos, comprendan mejor la manera en que la heterogeneidad de los yacimientos
influye en el rendimiento de los pozos y al facilitarles la identificacion de las zonas que
contribuyen al flujo de fluidos, como ejemplo de esas nuevas tecnologias se tienen a, los
registros de resonancia magnética nuclear (RMN) los registros de imagen y video de la pared
del pozo asi como también los registros de produccién.

Si no existen muestras de nlcleos, una de las mejores formas de cuantificar la mineralogia, es
el uso de la sonda de Espectrometria de Captura Elemental (ECS), que al correrse en
combinacion con los registros de Neutron compensado (CNL), litodensidad y CMR, permiten
obtener una porosidad mas precisa; en este contexto el uso de los registros de imagen permiten
una mayor comprensiéon del tipo de porosidad, particularmente del sistema de vagulos y
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cavernas que se encuentran distribuidos de manera irregular en los yacimientos de carbonatos
(Akbar M., y Alghamdi A., 2001).

Generalmente el costo de cortar nicleos es mayor que el costo de una corrida de los registros
operados por cable o integrados a la sarta de perforacion, por este motivo, es practica comdn
en las industrias de exploracion y produccion (E&P) calibrar los registros geofisicos con los
ndcleos preexistentes para asegurarse de que las interpretaciones sean coherentes, de este
modo se tiene un mayor grado de certidumbre en la interpretacion de los registros geofisicos.

Una de las técnicas empleadas para determinar el tamafio de poros y el tipo de fluidos
contenidos en ellos, consiste en emplear en las herramientas de registros RMN grandes imanes
para polarizar fuertemente los nucleos de hidrégeno presentes en el agua y en los
hidrocarburos (método similar al empleado en la medicina que se conoce como imagen por
resonancia magnética, en la que se emplean campos magnéticos para alinear la magnetizacion
nuclear de los atomos de hidrégeno del agua en el cuerpo humano, posteriormente los campos
de radiofrecuencia se usan para alterar el alineamiento de esa magnetizacion, causando que
los nlcleos de hidrogeno produzcan un campo magnético rotacional detectable por escaner), a
medida que se difunden por el espacio poroso de las rocas; cuando se retira el iman los nicleos
de hidrogeno se relajan. Mediante estudios de laboratorio Akbar M., y Alghamdi A. (2001) han
demostrado que el tiempo de relajacion transversal (T,), depende de la distribuciéon del tamafio
de los poros y generalmente los poros mas grandes tienen tiempos de relajacién transversal
mas prolongados, por otro lado los aceites viscosos se relajan mas rapidamente que los
aceites ligeros o el agua, de este modo las variaciones en el tiempo de relajacién transversal
producen una distribucion de T,, dando como resultado una interpretacion de los componentes
de los fluidos y los tamafios de los poros.

Las velocidades habituales de adquisicion de registros de resonancia magnética en carbonatos
son de 90 a 140 pies/hora (30 — 40 m/hr), en contraste con las velocidades de 300 pies/hr (100
m/hr) para las areniscas; los mayores valores de corte se determinan a partir de mediciones de
laboratorio efectuadas sobre nucleos y se aplican a los campos especificos por los operadores
locales, estas particularidades permiten mejorar la medicion de la porosidad, y realizar calculos
de la permeabilidad considerando la saturacion de fluidos en las rocas cuyos tamafios de
poros, formas y conexiones de las gargantas varian mucho mas que en la mayoria de las rocas
clasticas. Ademas de ajustar los pardmetros de adquisicion de los registros geofisicos, el uso
combinado de diferentes registros permite una interpretacion mas realista de los yacimientos
carbonatados.

Las mediciones de RMN muestran las propiedades de los poros y fluidos en formaciones
rocosas a través de una medicibn que consta de dos etapas. Primero, en la etapa de
polarizacién, los a&tomos de hidrégeno se alinean como barras imantadas a lo largo de la
direccién de un campo magnético estatico, conocido como B,. Esta polarizacibn consume un
tiempo caracteristico conocido como T;, que depende del medio que rodea al hidrégeno.

En la segunda etapa, conocida como adquisicion, los atomos de hidrégeno son manipulados
por pulsos cortos de un campo magnético oscilante. Se elige la frecuencia de oscilacion que se
ajusta a la frecuencia de resonancia de Larmor, una cantidad proporcional al campo magnético
aplicado, B,. Los pulsos hacen que los atomos de hidrégeno roten alejandose de la direccién de
Bo y luego roten con un movimiento de precesion alrededor de la misma. Los pulsos
correctamente regulados generan respuestas coherentes, conocidas como ecos, provenientes
de los atomos de hidrégeno. Los ecos inducen voltaje en una antena colocada en un plano
perpendicular a la direccion de Bo.
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Después de una sola etapa de polarizacion se pueden generar muchos ecos, reduciéndose la
magnitud de los ecos sucesivos a través de un proceso conocido como relajacion transversal.
En la adquisicion de registros de RMN, la relajacion esta dominada por las interacciones de los
atomos de hidrégeno con su entorno, incluyendo los fluidos volumétricos, las superficies de
poros, y la difusién en los gradientes del campo magnético. El decaimiento de la sefial de eco
en funcion del tiempo depende de la secuencia especifica de pulsos.

La més comun es la denominada secuencia de pulsos de Carr- Purcell-Meiboom-Gill (CPMG).
La seial total proveniente de esta secuencia y su decaimiento es la suma de las sefales
provenientes de diferentes partes de la muestra de fluido, cada una de las cuales decae en un
tiempo de relajacion transversal caracteristico, conocido como T».

Para el caso tipico de las rocas humedecidas con agua, los valores de T, cortos surgen del
agua presente en los poros pequefios o de la presencia de hidrocarburos pesados, mientras
que los valores de T, largos provienen del agua presente en los poros grandes o de la
presencia de hidrocarburos mas ligeros. Después, los datos CPMG pueden procesarse 0
invertirse para cuantificar los tiempos T, que contribuyeron al decaimiento global junto con la
amplitud, en unidades de porosidad, asociada con cada tiempo T».

Otro aspecto de gran importancia consiste en la realizacion de predicciones significativas de los
volimenes de produccién de un campo, para lograr un pronéstico confiable es necesario un
conocimiento preciso de los respectivos volimenes de petréleo y agua libres en los yacimientos
carbonatados, no se puede derivar la saturacion a partir de una simple relacién de Archie. Es
comun encontrar moldes ooliticos o cavidades de disolucion que afectan el factor de
cementacion m utilizado en la relacién de Archie. Durante afos, quienes se dedican al estudio
de los carbonatos, han sabido que se requiere un enfoque de "m variable"; la dificultad radica
en realizar particiones correctas de la porosidad total entre la porosidad primaria, de matriz y de
cavidades.

Un método empleado por primera vez en 1985 utiliz6 un modelo de dispersidon acustica
desarrollado anteriormente por Kuster y Toksdz para evaluar estas particiones. La técnica se
basa en la porosidad total indicada por los registros de densidad o de neutron y las velocidades
(compresional y de corte) indicadas por los registros sénicos. Una técnica iterativa ajusta la
cantidad de porosidad de cavidades necesaria para minimizar el error entre los valores teéricos
esperados de los tiempos de transito de corte y de compresién del registro sénico y los valores
medidos; esto permite obtener un valor de m variable. Si bien otros estudios han utilizado
valores variables para m, éste es quizas el primero en el cual el método ha sido validado con
mediciones de m efectuadas en nucleos individuales en el laboratorio.

La elaboraciébn de modelos de yacimientos y las predicciones realistas dependen de la
comprension de los procesos que crearon o modificaron las formaciones carbonatadas y de la
medicion de las propiedades de las rocas con niveles de resolucion adecuados.

Esta claro que queda pendiente una gran cantidad de trabajo para quienes exploran y explotan
yacimientos carbonatados. Si bien la complejidad y heterogeneidad que los carbonatos
plantean, se tienen enormes retos operacionales y de interpretacion. Las novedosas soluciones
de la tecnologia de la informacion para trabajo en equipo virtual, aceleraran el ritmo de
investigacion y la diseminacion de las experiencias exitosas en todo el mundo.
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1.7. ESTADO DEL ARTE

Una clasificacién consistente y concisa para nombrar las rocas y sedimentos es esencial para
una comunicacion efectiva entre la comunidad cientifica internacional. Aunque muchos
esquemas de clasificacion han sido propuestos para las rocas carbonatadas (Figura 1.4), los
de Dunham y Folk son quizas los mas conocidos. La clasificacion de Dunham enfatiza las
texturas depositacionales, el sistema de Folk de 1952 comienza con los tipos de granos y su
abundancia relativa y después incorpora la textura y el tamafio de los granos (Scholle y Ulmer,
2003).

Clasificacion de
los carbonatos

Embry y Klovan

Folk (1959/1952) Dunham (1962) (1971)

Wrigth (1992)

Figura 1.4. Esquema de las diferentes clasificaciones de carbonatos (Tomado de Scholle P., y Ulmer-Scholle D.,
2003).

1.7.1. TECNICAS DE ESTIMULACION Y FRACTURAMIENTOS EN
YACIMIENTOS CARBONATADOS

Debido a la gran importancia econémica de los yacimientos petroleros en carbonatos (por las
enormes cantidades de aceite y gas que en ellas se encuentran almacenadas), las compafiias
de exploracion y explotacion (E&P) han realizado continuamente investigaciones profundas
para desarrollar técnicas, tecnologias y metodologias que permitan extraer el mayor volumen
posible de aceite y gas en los yacimientos de calizas, al menor costo y tiempo posible.

Sin lugar a dudas, una de las actividades obligadas en este tipo de yacimientos, son las
estimulaciones acidas, asi como el fracturamiento hidraulico y &cido; el tipo de técnica a
emplear depende del objetivo de la intervencién. Existe una amplia gama de técnicas y
metodologias en la literatura disponible, cuyas practicas han sido entendidas y perfeccionadas
para cubrir las particularidades de un sistema altamente heterogéneo como el que tienen los
yacimientos en carbonatos.

El objetivo de la estimulacién del yacimiento, asi como los tratamientos de fracturamiento acido,
es el crear canales de flujo altamente conductivos lo suficientemente largos para alterar los
patrones de flujo en el yacimiento, de un patrdn de flujo radial a un flujo lineal (Bombardieri y
colaboradores, 1972), actualmente se ha demostrado que se genera una geometria de flujo que
va inicialmente de un flujo lineal (el fluido almacenado en las fracturas fluye directamente hacia
el pozo) a bilineal (flujo de fluidos de la matriz hacia la fractura y de la fractura hacia el fondo
del pozo).
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El fracturamiento &cido fue descrito por primera vez por Frasch (1895), y junto con la Standard
Oil Company se adjudicaron la patente de la técnica de fracturamiento con acido el 17 de marzo
de 1896; la Standard Oil Company utilizé acido clorhidrico para estimular pozos de aceite en
formaciones de carbonatos en los Estados Unidos de Norteamérica, y por otro lado la primera
descripcion del fracturamiento hidraulico fue realizada en 1935 por Grebe y Stoester.

McGuire y Sikora (1960) desarrollaron la simulacién de la productividad de un pozo fracturado
gue sirve como base para la prediccion de la estimulacion que podria alcanzarse con las
fracturas verticales, su estudio indic6 que las variables que determinan la relacion de
estimulacion son la relacién entre la longitud de fractura y el radio de drene (L/re) y la relacion
entre la conductividad de la fractura y la permeabilidad de la formacién (wk,/K); con esto queda
claro que para el disefio de un tratamiento de fracturamiento acido, es necesario predecir la
geometria de la fractura, la conductividad de la fractura creada por la reaccion del acido y la
longitud de la fractura conductiva.

Knox y colaboradores (1979) desarrollaron la teoria de un gran numero de factores que deben
ser considerados al realizar una estimulacion o fracturamiento acido, en esta investigacion se
discuten los efectos de la penetracion del acido, capacidad de flujo de la fractura, temperatura,
concentracion del acido, velocidad o gasto de inyeccion, asi como la viscosidad y pérdida de
fluidos; los efectos de estos factores fueron demostrados en los pozos de un campo
Canadiense.

Sevogian y Schechter(1987), desarrollaron una de las primeras metodologias para optimizar el
tratamiento de fracturamiento acido, en el procedimiento desarrollado por estos investigadores,
el primer paso consiste en definir la geometria éptima de la fractura, esto es, la geometria que
permita maximizar la relacion de estimulacibn para un volumen dado de acido y
posteriormente, basados en esta prediccidon se prosigue a identificar las propiedades necesarias
del fluido para crear esta fractura. Para este tiempo, la pérdida del fluido de estimulacién
excepto en formaciones naturalmente fracturadas, no se consideraba una variable de disefio
critica.

Uno de los mas modernos y novedosos métodos para medir la eficiencia de los fracturamientos
acidos en carbonatos fue desarrollado por Newman y colaboradores (2009); frecuentemente el
éxito de las técnicas de estimulacién se mide por la relacion de estimulacién, por el contrario
Newman propone métodos medibles para medir el éxito de una estimulacién. El modelo de
produccion acumulada ofrece una manera Unica y novedosa de calcular el valor de fractura, a
diferencia del método tradicional en el calculo de relacién de la estimulacion, este método tiene
un valor tangible (produccién incremental en el tiempo) y mas importante aun, este método
permite comparar fracturas de diferentes yacimientos, de modo que dos fracturas de
yacimientos diferentes con la misma relacién de estimulacion puede tener un potencial muy
diferente para aumentar la produccion en el largo plazo; esta técnica tiene la capacidad de
permitir a los ingenieros generar pronosticos de produccion y crear una mejor evaluaciéon
econdmica de las opciones de estimulacion.

Con respecto a los parametros que afectan el factor de recuperacion, Qing y Sloan (2003),
realizaron estudios en 250 campos maduros en carbonatos, el resultado de la investigacion
demostrd que existe una gran incertidumbre en el desarrollo de los yacimientos asi como en las
predicciones del factor de recuperacion (Fr);consideraron que los parametros claves que
determinan el Fr son el tipo de fluido, la red del sistema poroso, la heterogeneidad del
yacimiento, los mecanismos de empuje y la mojabilidad de la roca. Los autores establecen que
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para cada tipo de yacimiento existen factores principales que controlan el factor de recuperacion
en los yacimientos:

1. Yacimientos de aceite pesado y viscoso, donde el Fr es controlado por las variaciones
de la viscosidad, las dimensiones del campo y el desarrollo de pozos horizontales.

2. Yacimientos de aceite karsticos o fracturados, donde el Fr es controlado por la
intensidad del sistema de fracturas, la permeabilidad de la matriz la mojabilidad y los
mecanismos de produccion.

3. Yacimientos carbonatados convencionales, donde el Fr es controlado por la conectividad
del yacimiento, asi como las relaciones de mojabilidad y permeabilidad.

4. Yacimientos organicos de carbonatos, donde el Fr es controlado por la naturaleza y
dimensiones de los organismos y sus modificaciones genéticas.

5. Yacimientos de gas y condensado, en ellos el Fr es controlado por la invasion del
acuifero y entrampamiento de los condensados.

A pesar de que se identificaron los siguientes tres grandes grupos que controlan la eficiencia de
la recuperacion para los yacimientos petroleros en carbonatos: (1) Caracteristicas del fluido y
del yacimiento, (2) Mecanismos de produccion y (3) Administracion integral del yacimiento y
técnicas de Recuperacion secundaria y mejorada; el parametro mas importante en la
recuperacion de hidrocarburos, es el tipo de fluido.

Por su importancia en los carbonatos de plataforma, se incluye una breve revision de la
literatura de los arrecifes carbonatados. Los arrecifes han sido definidos por Cloud de la
siguiente manera: “Los arrecifes organicos son o fueron realmente monticulos, plataformas o
masas lineales o irregulares resistentes a la accion de las olas que fueron construidos por una
actividad organica y que destacan o destacaron de forma significativa por encima del lecho
marino”. Una caracteristica comun de los arrecifes es la falta de estratificaciéon bien
desarrollada, el peso extra de los arrecifes puede causar el hundimiento de los estratos
situados bajo esta estructura organica. En el desarrollo de un arrecife puede existir un
organismo dominante que constituye la base principal del arrecife, de modo que en el
Precambrico se describen arrecifes de algas, de algas y esponjas en el Cambrico, de corales
en el Ordovicico, asi como corales y algas en los arrecifes del Sildrico y Devénico corales y
algas en el Cenozoico.

1.8. EL CONTEXTO ACTUAL DE LA POLITICA ENERGETICA MUNDIAL.

La integracion de las evaluaciones petrofisicas, geofisicas y geoldgicas de los yacimientos
carbonatados en combinacién con las mejores practicas de la ingenieria petrolera (perforacién,
terminacion, estimulaciones, fracturamientos, analisis nodal del sistema integral de produccién,
etc.) proporcionan la base para la explotacién 6ptima de estos yacimientos, teniendo siempre en
cuenta que el objetivo final de toda la industria petrolera es maximizar la recuperacién del
volumen de hidrocarburos, minimizando los costos de produccion y aumentando la utilidad neta
de la cartera de proyectos.

Esta visualizacion permite a los grupos de trabajo mejorar la eficiencia en la produccién
mediante la comprensién y modelado del yacimiento; en consecuencia se minimiza la cantidad
de intervenciones a los pozos, asi como la cantidad de pozos requeridos para drenar un area
determinada del yacimiento y considerando lo anterior se puede realizar una explotaciéon de
todos los yacimientos impregnados con hidrocarburos en cantidades comerciales,
incrementando las reservas del pais con bases sélidas.
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En consecuencia al tener una mayor productividad se incrementan los ingresos monetarios de
la empresa, en nuestro caso PEMEX, teniendo en cuenta que actualmente somos un pais
productor y exportador de crudo, estos ingresos monetarios se veran aumentados solo si los
precios internacionales de los hidrocarburos asi lo permiten.

Una politica energética diferente, en la que en lugar de exportar el crudo, estos volimenes se
destinen a la refinacion nacional, permitiria dar valor agregado a nuestros energéticos, y siendo
como somos un pais petrolero autosuficiente, la volatilidad de los precios del crudo tendria un
menor impacto en la economia nacional, de este modo los proyectos de inversion y desarrollo
de campos no estaria sujeto a las condiciones de los mercados internacionales.

En la situacién actual, la rentabilidad de los yacimientos no convencionales como por ejemplo
los yacimientos de baja y ultra baja permeabilidad, del mismo modo que los campos maduros y
yacimientos de baja presion, se consideran econémicamente viables en temporadas de alta
demanda de hidrocarburos, como por ejemplo, en las temporadas de invierno de los paises
europeos y en los paises del norte de nuestro continente, por conflictos politicos con los paises
miembros de la OPEP, asi como por la inestabilidad de las bolsas de valores en el mundo.

Una vez que los precios internacionales tienden a la baja, estos proyectos dejan de ser
rentables, y los pozos de los campos en esta situacion tienden a cerrarse, que si bien esto
permite una estabilizacion de los fluidos causados por el efecto de la segregacién gravitacional,
también se puede generar un dafio irreparable al yacimiento al grado de alcanzar la condicién
de no flujo de los fluidos, teniendo que recurrir al uso de sistemas artificiales para dar energia
adicional al pozo, este consumo adicional de energia se traduce en un incremento en los costos
del proyecto o en una disminucién de la rentabilidad del mismo.

En resumen, una politica energética integral permitiria explotar los yacimientos con una
planeacion meramente ingenieril, libre de intereses politicos; se operaria a gastos 6ptimos y no
a gastos maximos, lo que esta demostrado que a largo plazo resulta anti econémico, por causas
como la irrupcion temprana de agua en los pozos, la generacion de casquetes de gas que en el
corto plazo que se conifican hacia la zona de disparos y el hecho de producir este gas significa
guitarle la energia natural al yacimiento. Para seguir produciendo necesitamos afiadir energia al
mismo mediante los métodos de mantenimiento de presiébn como por ejemplo la inyeccién de
agua Yy gases (inertes e hidrocarburos) no miscibles.

Cuando un pais petrolero rige sus politicas energéticas, por el crecimiento y demanda de
combustibles fosiles al interior de la nacion, aun viviendo en un mundo globalizado como el
nuestro, es capaz de lograr autosuficiencia en todos los aspectos, financiando la investigacion
y el desarrollo de herramientas y tecnologias que le permitan mantenerse en las vias del
desarrollo, alcanzando mejor calidad de vida para sus nacionales procurando siempre la
educacién y el cuidado al medio ambiente, visualizando el futuro, mirando a la transicion
energética mundial, desarrollando tecnologias de mayor eficiencia para generar un mayor
trabajo con un menor consumo de combustibles, reduciendo el impacto ambiental.

Los grandes descubrimientos petroleros en zonas de dificil acceso hoy son una realidad, como
por ejemplo los yacimientos de carbonatos de aguas profundas en el Golfo de México del lado
Norte Americano, del mismo modo que en las costas de Africa y Brasil, los yacimientos
subsalinos y sobresalinos Brasilefios. La tendencia mundial indica que en el mediano plazo el
gas natural cobrara gran importancia en el escenario mundial, prueba de ello es la explotacion
masiva en el Estado de Texas de los yacimientos hoy tan de moda, el Shale Gas (lutitas
gasiferas) y Shale Oil (aceite de lutita).
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Por ello es de gran importancia un mayor entendimiento de los yacimientos descubiertos
actualmente, considerando que la mayor parte de la produccion de hidrocarburos de la nacién
proviene de los yacimientos carbonatados del sureste y de las regiones marinas, asi como en
su momento lo fue la Faja de Oro. Una explotacion eficiente de nuestros yacimientos
actualmente conocidos, nos permitiria el autofinanciamiento para desarrollo de nuevas
herramientas y tecnologias para ingresar en las tendencias energéticas mundiales.

Entre el pueblo Mexicano reza un dicho popular citado por el General Porfirio Diaz “Pobre de
México, tan lejos de Dios y tan cerca de Estados Unidos” y en el ambiente petrolero se escucha
la contra parte “La virgen de Guadalupe tiene botas de Petrolero” en alusiéon a la gran
abundancia de recursos naturales y en especifico de los recursos petroleros que se encuentran
a lo largo del Golfo de México, desde Tamaulipas pasando por Veracruz, Tabasco y Campeche.

El hecho de no explotar estos recursos naturales que la naturaleza dispuso en nuestro territorio,
significa negarle el desarrollo a nuestro pueblo y una mejor calidad de vida a la sociedad,
cuando las energias limpias y renovables cobren importancia, nuestro Oro Negro dejara de
tener valor.

El dia en que ocurra esta transicion energética no sera porque se hayan agotado los
combustibles fésiles, sino porque la produccién de las energias renovables tendra el mismo
costo que la produccion de un barril de petréleo crudo.

Y en mundo lleno de restricciones como el nuestro, los ingenieros hemos aprendido a trabajar
en alianza con todas estas limitantes, buscando garantizar el consumo energético nacional en
sincronia con las mejores practicas ingenieriles hacia nuestros yacimientos petroleros,
buscando siempre el desarrollo sustentable de las comunidades y el medio ambiente, teniendo
en todo momento como objetivo la maximizacién del valor de los activos.




Yacimientos Petroleros en Calizas de

Plataforma
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CAPITULO II. SECUENCIAS DE CALIZAS DE PLATAFORMA

Los carbonatos son rocas sedimentarias muy importantes debido a que algunas de ellas
presentan una alta porosidad por lo que pueden llegar a formar acuiferos o yacimientos de
hidrocarburos, son muy abundantes en la corteza terrestre ya que llegan a constituir
aproximadamente una décima parte de ella. Estan formadas quimica o bioquimicamente por
Carbonato de Calcio.

Suelen erosionarse facilmente y el material desgastado que es producto de la erosion es
transportado como soluto para después ser depositado en un medio sedimentario
principalmente marino. Llegan a contener grandes cantidades de particulas que varian en
tamafio y en composicion ya que suelen ser desde conchas enteras hasta lodo calcareo de
origen diverso.

2.1. CARACTERISTICAS GENERALES DE LAS CALIZAS.

Las calizas representan alrededor del 10% del volumen total de todas las rocas sedimentarias y
se forman en diferentes condiciones ambientales; estan compuestas principalmente del mineral
calcita (CaCO3). La composicion mineral de la caliza es similar dependiendo de su origen,
aunque pueden dividirse en cuatro tipos principalmente:

1. Calizas endogénicas, autoctonas o de creacion: este tipo de caliza estan formadas in
situ por la lenta acumulacion de restos organicos, donde varios organismos pueden ser
participes de igual forma en la acumulacion que da origen a esta roca, aunque en
algunos casos, solo un tipo de organismo puede ser el responsable.

2. Calizas exogénicas, aléctona o clasticas: en la Ultima etapa de la formacion de estas
calizas se lleva a cabo el transporte y el depésito de los detritos carbonatados dentro de
la cuenca, en la misma forma que la de los demas clastos comunes aungque con muy
poco transporte. Probablemente se forman debido a un proceso de erosion subacuosa
de depdsitos calcareos de creacidn, esto quiere decir que son hidroclastos.

3. Calizas quimicas o bioquimicas: estan formadas directamente por la precipitaciéon
guimica de carbonato de calcio, ya sea por causas fisico-quimicas o por accion
bioquimica de otros organismos.

4. Calizas epigénicas 0 metasomaticas: este tipo de calizas son aquellas que han sido
formadas por la alteracibn de las calizas descritas anteriormente por procesos
diagenéticos, siendo los mas importantes la dolomitizacién y la recristalizacion.

Las calizas son de gran importancia debido a que proporcionan informacion valiosa acerca del
origen y de la evolucion de la Tierra, su textura y composicion revela mucho acerca de su forma
de depositacion, son la evidencia mas importante respecto a los componentes disueltos de
aguas marinas de diferentes profundidades y climas; son probablemente las que proporcionan
la mejor documentacion de la evolucion organica en medios marinos.

2.2. CLASIFICACION DE LAS CALIZAS.

Hay una variedad de propiedades medibles y observables que se utilizan para clasificar las
calizas, como son el color, el grano o el tamafio de los cristales, su génesis, la energia, etc., que
toman en cuenta para la clasificacion, sin embargo todas toman en cuenta una base genérica o
una genética. La clasificacibn genérica simplemente envuelve una definicion de ciertas
propiedades y de la asignacion del nombre de ellas, mientras que la clasificacion genética es
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aguella en la que las bases de la clasificacién usan algunas de las propiedades fundamentales
gue se relacionan directamente con su origen.

En general se toman en cuenta dos pardmetros fundamentales para la clasificacién de las
calizas, estos son la textura y la composicién. En la textura se engloba el tamafio, las relaciones
entre los componentes, la forma y la estructura de los componentes de la roca. La clasificacion
de los carbonatos hace hincapié en los tipos de grano para hacer distinciones, de la
composicion debido a que estdn compuestos cominmente por 1 o 2 minerales. El tamafio a
menudo es controlado por las caracteristicas de crecimiento de un organismo en particular, o
por una variedad de organismos que viven en un ambiente particular.

Sin embargo, en los carbonatos que estan formados por diversos tipos de grano, el grado de
clasificacién y el tamafio de los mismos pueden ser usados, como en las arenas terrigenas,
para diferenciar los ambientes, ya sean de alta o de baja energia.

Los componentes principales de las calizas son: 1) ortoquimicos y 2) aloquimicos.
1) Ortoquimicos

Es un material carbonatado formado por precipitaciéon quimica directa en la cuenca de
sedimentacién. Se distinguen dos tipos principales de ortoquimicos:

a) Micrita: Material de carbonato que tienen un tamafio inferior a 5 micras, que
generalmente forma un agregado en mosaico micro o criptocristalino.

b) Esparita: Material carbonatico de un tamafio superior a 15 micras, que aparece como un
mosaico de cristales de carbonato calcico rellenando huecos o como cemento entre los
aloquimicos.

2) Aloquimicos

Son granos carbonatados formados en la misma cuenca en la que se origina el depésito y
pueden clasificarse como:

a) Fdésiles o bioclastos: es muy comun la presencia de los restos de algunas partes duras
de los organismos recristalizados en las calizas, en algunos casos estos restos
organicos quedan mas o menos conservados y pueden ser identificados como fosiles,
pero en ocasiones solo se trata de algunos fragmentos y no son identificables el tipo de
organismo del que procede, por lo que se denominan a todos los restos organicos como
bioclastos en lugar de fosiles.

b) Agregados organicos de origen fecal: Los pellets son agregados micriticos de forma
subesférica o elipsoidal con un tamafo inferior a 1 mm, que contiene proporciones
variables de materia organica; una caracteristica esencial de los pellets es la ausencia
de estructura interna, lo que los diferencia de otros aloquimicos; su nombre implica un
origen fecal, aunque no todos los aloguimicos con caracteristicas similares a los pellets
tienen este origen, es por ello que se utiliza el término peloides, ya que no tiene
connotaciones genéticas para designar a cualquier particula subesférica o elipsoidal,
compuesta de micrita y sin estructura interna.

c) Agregados concéntricos: Son particulas subesféricas o esféricas, de un didmetro inferior
a 2 mm, que estan cubiertas por micrita y/o esparita. El nlcleo puede ser un clasto
terrigeno u otro aloquimico y pueden tener una estructura radial o esférica. Cuando no
se conoce el origen, organico o inorganico, se denominan ooides, por lo que todas las
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particulas aloquimicas de forma subesférica y estructura interna concéntrica reciben
este nombre.

d) Intraclastos: Son clastos de roca carbonatada procedentes de la misma cuenca de
deposito. Para distinguir entre intraclastos y extraclastos es preciso conocer la edad de
los clastos en cuestion (por asociaciones fésiles) y compararla con la edad de la roca
gue los contiene. Los intraclastos han de tener la misma edad que la roca. Suelen tener
formas irregulares y estan compuestos por cualquier tipo de aloquimicos y ortoquimicos.
Se denominan con el nombre correspondiente segun la clasificacién de calizas. Los
extraclastos son fragmentos de rocas retrabajados por lo que provienen de fuera de la
cuenca.

Existen varias clasificaciones para las rocas carbonatadas, las de mayor uso en la actualidad
son las que se describen a continuacion.

2.2.1. CLASIFICACION DE DUNHAM.

Una de las clasificaciones hechas de acuerdo a la textura deposicional fue propuesta por
Dunham (1962). La distincién importante de esta clasificacién es el material que soporta a la
roca, ya sea que la roca este suportada por lodo calcareo o por los granos (Figura 2.1).
Dunham propone que la presencia o ausencia de lodo calcareo (micrita) es el indicador méas
fiable de la energia en que ocurre el depdsito.

Componentes originales no Componentes
enlazados durante el deposito originales
enlazados
Con matriz Sin matrizy
(carbonato de tamano arcilla o limo fino) granosostenida
Sostenida por la matriz Granosostenida

Menos del Mas del 10%
10% de granos de granos

MUDSTONE | WACKESTONE | PACKSTONE GRAINSTONE | BOUNDSTONE | CARBONATOS

CRISTALINOS
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Figura 2.1. Clasificacion de Dunham (Scholle y Ulmer, 2003).

La clasificacion de Dunham hace mayor énfasis en la textura de las calizas, especialmente en la
compactacion del grano y la porcion de los granos en la matriz, por lo que al estudiar una
muestra de roca, es facil clasificarla de acuerdo a los términos que propone.

Los términos fundamentales de esta clasificacion son:

1. Texturas soportadas por el lodo (granos flotando en la matriz).
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a. Mudstone- menos del 10% de granos, por lo que a simple vista se observa que
en su mayoria esta formada por micrita.
b. Wackestone- mas del 10% de granos, los cuales se encuentran soportados por
micrita.
2. Texturas soportadas por granos (los granos forman una estructura autosuficiente).
a. Packstone- granosostenida con una matriz de lodo entre los granos, parece que
estan apoyados unos contra otros.
b. Grainstone- granosostenida y sin contener micrita.
3. Componentes originales unidos durante la depositacion.
a. Boundstone- componentes organicos que se consolidan en la roca desde su
depositacion, unida por organismos incrustantes.
4. Textura deposicional irreconocible
a. Carbonato cristalino- textura original destruida por la digénesis

2.2.2. CLASIFICACION DE EMBRY Y KLOVAN

Embry y Klovan modificaron la clasificacion original de Dunham en 1972, para proporcionar
nombre a las calizas que contienen granos mayores a los 2 mm. Afiadieron términos
adicionales no solo para indicar el tamafio de grano, sino también para indicar el tipo de
crecimiento organico (Figura 2.2).

1. Floatstone. 10% o mas de granos son mayores a 2 mm de diametro en un matriz de
lodo semejante a una Packstone.

2. Rudstone. 10 % de los granos son mayores de 2 mm, la matriz es de esparita y es
semejante a un Grainstone.

3. Bafflestone. Esta formada por organismos que actian como si impidieran el paso; los
organismos crecieron en colonias verticalmente.

4. Bindstone. Contiene fésiles tubulares o laminares que se encuentran incrustados
formando intercalaciones durante su depositacién; los organismos forman colonias que
se extienden horizontalmente.

5. Framestone. Esta formada por organismos que constituyen estructuras rigidas;
mezclandose colonias de organismos que se crean horizontal y verticalmente.

C 12 or no P or

enlazados durante el depésito | org

> 10% de granos
granos > 2 mm

organismos

construyen

un edificio
rigido

or

Sostenida por . actaan o
- Granosostenida incrustan
la matriz como y enlazan

pantallas

FLOATSTONE RUDSTONE BAFFLESTONE BINDSTONE FRAMESTONE

> J J . % kS ﬂ\_; R

»’?‘," = —
= (/’)* =2 | = ] :
g WS PO - 4 i ¥ e e

7 R

Figura 2.2. Clasificacion de Embry y Klovan (Tomada de Scholle y Ulmer, 2003)
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2.3.

DESCRIPCION DE LAS CALIZAS.

2.3.1. ORIGEN DE LOS SEDIMENTOS.

Los carbonatos estan constituidos de tres componentes principales: aloquemas (agregados
carbonatados discretos), lodo de calcita microcristalina (micrita) y cemento de calcita espética
(Ortega, 2005). En la Figura 2.3 podemos observar dos de dichos componentes.

La mayor parte de los sedimentos carbonatados se forman principalmente en ambientes de
aguas marinas templadas y tropicales. En el proceso de sedimentacion intervienen varios
factores del medio ambiente, como son: la temperatura del agua, la profundidad (tirante de
agua), la penetracion de luz, la salinidad y la turbulencia.

Fundamentalmente, la produccion de carbonatos se lleva a cabo a partir de cuatro fendmenos:
a) La precipitacion organica o secrecion, b) La precipitacién inorganica, c) La bioerosiéon y d) La
erosion mecanica.

a)

b)

Aloquemas Micrita

Figura 2.3. Dos Componentes de las rocas carbonatadas (Tomado de Handford, 2004).

Precipitaciébn orgéanica. El carbonato de calcio depositado en forma de conchas,
caparazones y otras estructuras organicas, llega a formar gruesos depdsitos (Dunbar,
1963), aunque la forma en la cual el carbonato de calcio se deposita es especifica para
cada organismo. Los animales que forman los depdésitos calcareos toman dentro de sus
tejidos el calcio en alguna forma soluble y luego secretan CaCO; para hacer estructuras
de conchas compactas.

Precipitacién inorganica o quimica. El CaCO; tiene un limite definido de solubilidad en
el agua, que varia con la temperatura, la presion, el ph y la concentracion de otros iones
disueltos en el agua (Dunbar, 1963). Si la concentracion de CaCOj; en el agua baja de
este limite, el agua no estara saturada y tendera a disolver cualquier CaCO3 soélido con
el cual esté en contacto. Al elevarse la concentracion sobre éste limite, el agua estara
sobresaturada y se precipitara CaCOj; sélido. Las soluciones de agua sobresaturadas de
CaCO; son meta estables, no obstante, bajo muchas condiciones la precipitacion tiene
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lugar sélo después de la perturbacién de la meta estabilidad como por contaminacién o
agitacion.

c) Erosion mecanica. Genera fragmentos de carbonatos de forma desigual a lo largo del
ambiente sedimentario, como ocurre en las plataformas. Es mas intensa en los
margenes, donde el crecimiento de arrecifes y bancos de arenas altera el equilibrio entre
la acumulacion de sedimentos y el oleaje presente agita continuamente la columna de
agua.

d) Bioerosion. Es la erosién producida por los organismos, la cual es mayor en calizas y
dolomias en comparacién con los terrigenos. La intensidad de la bioerosién es mayor en
la zona intermareal y se incrementa con el contenido de nutrientes en el mar. Ademas
de los fendmenos anteriores, participan parametros de naturaleza fisica, quimica y
biolégica. Los parametros fisicos involucran la temperatura, la batimetria, la circulacion,
claridad del agua, la energia del medio (oleaje, mareas, corrientes), la luz. Los
parametros quimicos incluyen la salinidad del agua, los nutrientes presentes y la
saturacion de carbonato de calcio (CaCQj). Por dltimo, los parametros bioldgicos
abarcan la mineralogia esqueletal, las velocidades de formacion y la forma de los
crecimientos (estructuras). Las interrelaciones entre estos parametros proporcionan
caracteristicas propias en un determinado ambiente sedimentario, resultando asi en la
formacion de un tipo de caliza particular.

2.3.1.1. PARAMETROS FiSICOS
Los principales parametros fisicos que intervienen en la formacién de carbonatos son:

Temperatura: La precipitacion quimica se acelera en funcion de la temperatura, de tal forma
gue en ambientes mas calidos se tienen mayores acumulaciones. A su vez, existen mayor
cantidad de colonias de organismos en medios de mayor temperatura. Todos los gases son
menos solubles en aguas célidas, por esta razon los sedimentos carbonatados se forman solo
en mares tropicales y subtropicales, mas que en latitudes frias o cerca de las regiones polares,
0 en las mayores profundidades marinas. El agua de mar superficial esta sUpersaturada con
respecto a carbonatos, de tal forma que los organismos marinos no tienen dificultad en remover
los iones de calcio y bicarbonato del agua para formar parte de sus conchas y esqueletos. Los
valores de temperatura 6ptima oscilan entre los 20 y 25° C.

Profundidad: Conforme se aumenta la profundidad del agua de mar, hay una disminucién de la
temperatura. En aguas mas frias el biéxido de carbono esta mas disuelto en comparacién con
aguas cdlidas. El aumento de CO, provoca un aumento en el &cido carboénico (H.COs),
resultando una disolucién en las conchas de calcita y aragonita al caer al piso marino. Algunas
conchas sobreviven a los 5,000 m de profundidad. EI aumento de la presion hidrostatica a tal
profundidad aumenta la solubilidad de CaCO;. La profundidad por debajo de la cual ya no se
acumula el CaCO; se le denomina el nivel de compensacion, el cual se encuentra casi a los
5,000 m en las regiones ecuatoriales, pero se eleva gradualmente hacia la superficie del mar en
latitudes mas altas, como consecuencia de las temperaturas mas bajas en las regiones polares.
El nivel de compensacion de carbonatos (NCC) varia de acuerdo al contenido de CO, vy la
temperatura, estando en promedio a 3,500 m de profundidad.

Cantidad de Luz: Algunos de los organismos fotosintéticos como las algas y los corales,
requieren luz para su llevar a cabo su desarrollo. La penetracion de luz se ve afectada por la
turbidez del agua, disminuyéndola al incrementar la cantidad de sedimentos suspendidos. La
zona fdtica se alcanza hasta los 100 m de profundidad, sin embargo los organismos
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fotosintéticos abundan entre los 10 y 20 m. Esta es la regién de mayor productividad biogénica,
por lo que se denomina fabrica de carbonatos (Figura 2.4).

Nivel del mar

Produccion de

Zona de saturacion de luz
Carbonatos

10-20m

Base de la zona fotica- 100 m I

Figura 2.4. Relacién entre la profundidad y la produccién de carbonatos. La producciéon es mas significativa en la
zona de saturacion de luz (Tomada de Nichols, 2009).

La luz es vital para que ocurra la fotosintesis. La que se puede representar en la siguiente
reaccion quimica: CO, + H,0O + energia solar = HCHO + O,

Con la fotosintesis ocurre la extraccion del didxido de carbono del agua de mar, provocando asi
mayor saturacion de carbonatos e induciendo la precipitacidbn quimica; como consecuencia,
existe una reduccién de la produccion de carbonatos con la profundidad. En la Figura 2.5 se
muestra éste comportamiento donde podemaos notar tres zonas: somera en donde la intensidad
de luz permanece casi constante; zona intermedia en donde se tiene un importante cambio en
la intensidad; y una zona profunda, en donde la curva se acerca asintéticamente a un valor de
cero. La curva para la intensidad de luz puede modelarse con una ecuacidon de tipo
exponencial, mientras que la produccion organica presenta una funcion tangente hiperbdlica.

2.3.1.2. PARAMETROS QUIMICOS.
Los principales parametros quimicos que intervienen en la formacién de los carbonatos son:

Salinidad: Muchos de los organismos no toleran ambientes de alta salinidad, ademas de que el
biéxido de carbono es menos soluble en aguas salinas que en agua dulce, por lo que al
aumentar la salinidad debido a la evaporacion, se reduce la precipitacion del carbonato de
calcio. La Figura 2.6 muestra la distribucion de organismos en funcién de la salinidad. Se
observa que el grueso de la fauna crece en condiciones normales de salinidad, es decir entre
20y 40 partes por mil (ppt).

Nutrientes: Su importancia radica en la precipitacion bioquimica, debido a que los organismos
requieren de nutrientes para su crecimiento. Los elementos quimicos que restringen el
desarrollo de organismos son el hierro (Fe), fésforo (P), y el potasio (K). Es necesario tener un
balance, ya que cuando se tienen niveles altos de nutrientes estos inhiben la produccion de
carbonatos como consecuencia de la alta eficiencia de los organismos para procesarlos, por lo
gue tendrian problemas en un medio saturado.
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Figura 2.5. Relacion de la intensidad de luz y la produccién organica con la profundidad (Tomado de Schlager,

1992).
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Figura 2.6. Efecto de la salinidad en el crecimiento de plantas y animales en ambientes marinos. El incremento o
disminucion de la misma reduce de forma significativa la diversidad de organismos (Tomada de Heckel, 1972).
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2.3.1.3. PARAMETROS BIOLOGICOS.

Tanto plantas como animales pueden modificar el ambiente geoquimico, ya que algunas plantas
estimulan la precipitacion de carbonato de calcio, al remover el diéxido de carbono durante la
fotosintesis. Las plantas y animales tienen un metabolismo contrastante con respecto al CO,
durante la fotosintesis, ya que las plantas toman el CO, mientras que los animales lo emiten.
Durante el dia al llevarse a cabo la fotosintesis, el CO, producido y absorbido por los animales
contribuye a la precipitacion del CaCO;. Durante la noche, la actividad de las plantas disminuye
y el contenido de CO, aumenta en la comunidad, por lo que el crecimiento se ve disminuido.
Los esqueletos calcareos de los organismos son favorecidos por el agua de mar.

2.3.2. CARACTERISTICAS DE LOS SEDIMENTOS.

Existe una diferencia entre los conceptos de sedimento y sedimentos. Se denomina sedimento
al material en transporte ya sea por suspension, solucién, tracciéon o saltacion, o al sedimento
recientemente depositado. Es decir, tiene fundamentalmente un significado dindmico, de
material en movimiento que no ha llegado a lograr su estabilidad fisica completa. Una vez que
dicho sedimento se deposita, por cualquier sustancia moévil (agua, aire, hielo), sobre la
superficie de la Tierra nos estamos refiriendo al término de sedimentos, es decir, tiene un
significado estético.

La depositacion se lleva a cabo a través de procesos como decantacion fisica, por precipitacion
guimica o por crecimiento organico. Cuando los sedimentos se litifican se les denomina roca
sedimentaria. Los sedimentos se dividen en solubles e insolubles. Los sedimentos solubles son
minerales precipitados a partir de materiales en solucion acuosa. Los sedimentos insolubles son
fragmentos de roca, minerales (feldespatos, cuarzo), o minerales arcillosos. Otra clasificacion
los divide en sedimentos clasticos (detriticos o siliciclastos), sedimentos aloquimicos o
intraclastos, y sedimentos ortoquimicos; en este trabajo no trataremos lo relacionado a
terrigenos, solo lo referente a los carbonatos.

2.3.2.1. SEDIMENTOS ALOQUIMICOS.

Son fragmentos sélidos formados por precipitacién quimica a partir de soluciones y desplazados
dentro de la misma cuenca de depdésito en solucién acuosa o por dispersién coloidal. Los
fragmentos o conchas enteras, fragmentos organicos, oolitas, peloides, entre otros son
considerados como sedimentos aloquimicos.

2.3.2.2. SEDIMENTOS ORTOQUIMICOS.

Son precipitados quimicos in situ, los mas comunes son los lodos microcristalinos de calcita o
dolomita, cemento calcareo o siliceo, lodos de diatomeas o radiolarios, nano plancton calcareo
o siliceo.

2.3.3. TIPOS DE PARTICULAS

Las calizas a pesar de ser mineralégicamente muy sencillas, son muy variadas en composicion
y texturas. Sin embargo hay tres componentes principales que son reconocidos: los granos, la
matriz y el cementante. Los tipos de grano se pueden subdividir en granos esqueletales y
granos no esqueletales. En las calizas el tipo mas importante de cementante es la esparita
representada por cristales relativamente gruesos de calcita.
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2.3.3.1. PARTICULAS NO ESQUELETALES

Se refieren a las particulas que no provienen de los esqueletos de organismos, es decir, este
tipo de particulas son originadas por la abrasion mecéanica de los sedimentos, o producidos
durante la sedimentacion por procesos fisicos y/o quimicos. Los principales granos no
esqueletales son: pellets, peloides, oolitos, pisoides e intraclastos.

PELLETS Y PELOIDES

e Pellets — Son pequefios granos con un tamafio de 0,03 a 0,3 mm de largo, de forma
esférica a ovoides, estdn compuestos de lodo de carbonato (micrita). La mayoria de los
pellets carecen de estructura interna y son uniformes en tamafio y forma, son los
productos fecales de organismos invertebrados (Figura 2.7).

e Peloides - son aloquemas formados por carbonato de calcio criptocristalino o
microcristalino, no tiene restricciones en el tamafio o en el origen de los granos. Este
término hace posible la referencia a los granos compuestos de micrita sin la necesidad
de implicar su origen.

Composicién
e Los pellets y peloides estan compuestos de lodo de carbonato y/o de carbonato de
calcio precipitado. Por lo tanto, su composicién original es aragonita, calcita o una
mezcla de ambos.

Aspectos ambientales

e Los pellets se producen donde hay gusanos, crustaceos e invertebrados, pero la
mayoria de los pellets son destruidos antes del entierro.

e La cementacién rapida, generalmente dada por bacterias, ayuda a la conservacién, asi
como la rdpida sedimentacion en la configuracion de baja energia.

e Los peloides tienen origenes muy diversos, asi como diferentes asociaciones
ambientales.

e En particular, las areas sujetas a tormentas ocasionales hacen que los granos se
muevan de las zonas activas de la formacién a los sitios de tranquilidad, que son
especialmente propensos para la preservacion de los peloides.
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OOLITOS, PISOIDES Y OTROS GRANOS CUBIERTOS

Oolitos— Grano esférico a elipsoidal, cuyos diametros varian de 0.25 a 2.00 mm, tienen
un nucleo protegido por una 0 mas capas precipitadas concéntricas; los cristales que la
constituyen tienen una orientacion radial y concéntrica. Los ndcleos estan constituidos
por granos detriticos terrigenos, fragmentos de esqueletos, pellets o peloides (Figura
2.8).

Figura 2.8. Oolitos alterados y disueltos por el agua dulce en una duna edlica los que han sido unidos con cemento.
(Tomado de Handford, 2004).

Pisolitos. Particula esférica pequefa y concéntrica con una estructura interna laminada,
su diametro va de 2 mm y a menos de 10 mm.

Oncoides. Grano recubierto de algas o de origen microbiano, el grosor de su diametro
en promedio es de 2 mm, tiene una forma esferoidal concéntrica; a menudo es irregular
y con laminaciones.

Rodolitos. Nédulos calcareos irregulares y laminados compuestos por incrustantes de
algas coralinas, dispuestas en capas concéntricas alrededor de un nucleo, se forman en
agua de mar clara de tibia a fria y poco profunda, hasta 150 o 200 m de profundidad.

Distribucion en el tiempo

Los oolitos calcareos y pisolitos tienen secuencias desde el Arqueano Tardio al
reciente.

Mineralogia esqueletal

Los Oolitos calcareos modernos se conocen con composiciones de aragonita o de Mg-
calcita o con combinaciones de ambos.

Se han encontrado laminas de material organico intercaladas en las cortezas de la
mayoria de los oolitos, lo que ayuda a preservar su estructura durante la diagénesis.
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Aspectos ambientales
e Es necesario que se tengan las condiciones adecuadas para la precipitacion inorgéanica
0 microbiana, ya que los Oolitos y otros granos recubiertos lo requieren para su
formacion.
e Las capas concéntricas se dan por la rotacion repetida de los granos para lo anterior los
mejores entornos para su formacién son zonas de alta energia como son barras y
playas, ya que es ahi donde los granos superficiales se mantienen en movimiento.

INTRACLASTOS

e Intraclastos. Son sedimentos de carbonato que estan débilmente consolidados y que
han sido erosionados, generalmente son depositados cerca o en la misma secuencia de
depositacion en la que se forma.

e Los terrones. Se forman en los sedimentos modernos, que corresponden con
agregados irregulares compuestos por particulas de carbonato del tamafio de arenas o
limos que estan cementados en los puntos de contacto.

e Grapestone. Se utiliza para describir a los agregados de carbonato que tienen el tamafio
de limo, pero se aplica a agregados con forma de racimos de uva que son unidos por
cemento o incrustaciones organicas.

e Extraclastos. Son granos detriticos de los sedimentos de carbonato que son derivados
de fuera del area deposicional y de la sedimentacion actual.

Mineralogia

e Debido a que los intraclastos y los extraclastos representan fragmentos de sedimentos
preexistentes de roca carbonatada, estdn formados por fragmentos de calizas y
dolomias, por lo que su mineralogia corresponde con calcita, aragonita o dolomita.

e Los intraclastos cuando se forman son normalmente: aragoniticos, calciticos o
dolomiticos.

Aspectos ambientales

e Los intraclastos se pueden formar en muchos ambientes, pero la mayoria se producen
en los entornos con condiciones de alta energia.

e En algunos casos los sedimentos pueden estar débilmente cementados o haber estado
vinculados organicamente durante los tiempos de baja energia y después se hayan roto
para formar los clastos durante grandes tormentas u otras condiciones de alta energia
(terremotos y/o tsunamis).

e Los sitios mas comunes para la formacién de intraclastos se encuentran en los
arrecifes, las pendientes de arrecifes o en las playas de carbonato donde los procesos
bioldgicos y quimicos llevan a la cementacion rapida, o en planicies de marea, donde la
desecacion, cementacion y/o dolomitizacién puede acelerar la litificacion.

e Los extraclastos normalmente se encuentran en las proximidades de las fuentes de
exposicidn de carbonatos antiguos, esto se explica porque los clastos de carbonato son
rapidamente erosionados o se disuelven durante el transporte; por lo que, la mayoria de
los depdsitos de los extraclastos se forman cuando se produce la rapida sedimentacion
en las proximidades de un area de origen y/o en climas relativamente frios o aridos con
procesos quimicos a la intemperie (Figura 2.9).
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Figura 2.9. Principales condiciones ambientales donde se forman de los intraclastos y los extraclastos (Tomado de
Handford, 2004).

2.3.3.2. PARTICULAS ESQUELETALES

Durante cualquier periodo de tiempo en el pasado geoldgico, una diversidad de organismos han
participado en la produccion de esqueletos calcareos. Estos ensamblajes de particulas
biogénicas cambian con el tiempo y el ambiente. Factores como la profundidad, temperatura,
salinidad, turbulencia y el tipo de sustrato, controlan tanto la distribucién como el desarrollo de
organismos, de tal forma, que una caliza bioclastica de aguas someras del palebgeno es
diferente de una caliza del Cadmbrico, incluso de una caliza de aguas profundas del Jurasico.

Este tipo de particulas se identifica a partir de su tamafio, forma, microestructura y la
mineralogia original. Gran parte de la inestabilidad que los sedimentos carbonatados muestran
durante la diagénesis, se atribuye a particulas esqueletales. Se presenta en seguida, un
resumen de los principales organismos contribuyentes de particulas esqueletales en los
carbonatos: Foraminiferos, estromatopdridos, braquiépodos, moluscos, briozoarios,
equinodermos, trilobites, ostracodos, esponjas, corales, anélidos, algas, microfésiles, etc. A
continuacion se describen sus principales caracteristicas. La Figura 2.10 resume la distribucién
en el tiempo de dichos organismos.

FORAMINIFEROS

Son organismos muy abundantes en los sedimentos marinos y presentan una gran diversidad
de especies, convirtiéndolos en uno de los grupos de microfésiles marinos mas importantes. Se
clasifican en bentdnicos y plancténicos. Son un grupo de organismos complejos, se han
identificado entre 60 y 80 mil especies durante el Fanerozoico.

Distribucion en el tiempo

Los foraminiferos Bentdnicos: abarcan desde el periodo Cambrico hasta el tiempo reciente; los
Foraminiferos Bentdnicos calcareos, se ubican desde el periodo Ordovicico y hasta la época
reciente; las grandes acumulaciones estan desde el Carbonifero hasta el Reciente.

Foraminiferos Planctonicos: Desde el Jurasico medio hasta la época reciente.
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Figura 2.10. Distribucién en el tiempo geoldgico de los organismos contribuyentes de particulas esqueletales en
carbonatos (Tomado de Scholle, 2003).

Aspectos ambientales

¢ La mayoria de los foraminiferos son benténicos (de las 4000 especies modernas, sélo
cerca de 40 son planténicos).

e Gran cantidad de los foraminiferos plancténicos habitan en los 300 m en la parte
superior de la columna de agua, al morir, las testas son depositadas en el lecho marino.

e Los foraminiferos son constituyentes relevantes para la formacion de rocas, sobre todo
en plataformas abiertas y cerradas, asi como en depdsitos mas profundos. En algunos
casos, la abundancia alcanza valores de decenas de miles de organismos por metro de

sedimento.
¢ Se desarrollan en ambientes marinos y marginales, desde la zona de intermarea hasta

profundidades abisales.
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Mineralogia esqueletal
e Las testas de los foraminiferos estdn compuestas de calcita (los organismos
plancténicos tienen calcita baja en magnesio; mientras que para los bentdnicos
calcita tanto baja como alta en magnesio).
e Algunas especies bentonicas construyen testas de aragonita, silice o materia
organica.

ESTROMATOPORIDOS

Fueron bastante comunes durante el periodo Ordovicico-Devénico superior. En un principio se
les relacionaba con los corales, posteriormente se asociaron a las esponjas. Se considera que
organismos que tiempos mas recientes, son resultado de una evolucion morfologica. Estos
seres formaban grandes arrecifes en el Paleozoico, donde sus comunidades se diversificaron y
persistieron durante 120 millones de afios.

Aspectos ambientales

¢ Organismos marinos favorecidos por condiciones de agua clara y con importante
concentracion de oxigeno; son abundantes en los margenes de plataforma.

e Los estromatopdridos fueron relevantes constructores de arrecifes (muchos de los
cuales constituyen rocas almacenadoras de yacimientos de hidrocarburos); se
encuentran desde el Ordovicico Medio hasta el Devonico superior (Figura 2.11).

astrorhiza
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Figura 2.11. Morfologia y estructura de un estromatopoérido del Paleozoico, en el que se observa el enrejado, de
pilares y laminacion (izquierda) y un estromatopérido del Ordovicico en la region de Ontario, Canada, en el que se
pueden ver galerias horizontales (derecha) (Tomado de Handford, 2004).

Mineralogia esqueletal

e Esencialmente estan formados por calcita, no obstante en algunos grupos predomina la
aragonita.

BRAQUIOPODOS

Se desarrollan durante el Cambrico inferior y se tienen hasta el Reciente. En general,
abundaron durante el Paleozoico, alcanzando sus mayores niveles en el Devénico; no obstante,
constituyen informacion valiosa en depdsitos del Mesozoico y Cenozoico. Aunque se han
descrito mas de 12,000 especies fosiles, sb6lo existen en la actualidad unas 300 especies
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actuales. Generalmente son benténicos, viviendo fijos a sustratos duros por un pedunculo o
enterrados en sustratos blandos (Figura 2.12).
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Figura 2.12. Concha de braquiépodo con estructura ondulada (izquierda) y anatomia de un braquidpodo articulado
(derecha), (Tomado de Handford, 2004).

Aspectos ambientales

e Los braquiépodos son organismos marinos (bentonicos), exhiben distintos niveles de
salinidad.

e Los braquidpodos son sésiles, habitan en aguas de plataforma. Algunas especies
modernas se extienden a profundidades mayores a 1,500 m.

e Las conchas de los braquiépodos tienden a ser mas gruesas en ambientes de aguas
célidas y someras, que en aquellos ambientes frios y profundos.

Minelarogia esquetelal
e Las conchas de los braquiépodos rhynchonélidos son principalmente de calcita,
con bajo contenido de magnesio.

e Las conchas de los braquidpodos linguliformes se componen de fosfato de
calcio y quitina interlaminada.

e Los braquidpodos craniformes (craniform) se componen tanto de calcita como
de aragonita.

MOLUSCOS

Los bivalvos, gasterépodos y cefaldopodos forman el grupo de los moluscos. Estos organismos
caracterizan a las calizas del Paleozoico inferior, asi como a rocas de periodos posteriores. Los
bivalvos han sido importantes en la produccion de carbonatos, desde el inicio del Cenozoico, al
disminuir la cantidad de braquiépodos. Durante el Cretacico, los rudistas formaron importantes
arrecifes en México, en el Sur de Estados Unidos, en la regién del Mediterraneo, y en el Medio
Oriente. Las conchas de los bivalvos en su mayoria estan compuestas de aragonita, sobre todo
en los rudistas, mientras que en otros organismos como las ostras y las veneras contienen
calcita.
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Distribucion en el tiempo. A pesar de que existen ciertas diferencias en los tiempos para los
diversos tipos de moluscos, en general se ubican desde el periodo Cambrico hasta el Reciente.

Aspectos ambientales

e Los gasteropodos son un grupo de vasta diversidad. Se encuentran en distintas
latitudes en ambientes de aguas salobres, hipersalinas, e incluso agua dulce, asi como
en ambientes subaéreos.

e Los bivalvos habitan en regiones marinas someras, sin embargo es posible encontrar
algunos organismos representativos casi en cualquier medio acuoso, desde ambientes
de agua dulce, hasta ambientes profundos, pasando por litorales con alta salinidad.

e Por su parte, los cefalbpodos son comunes en plataformas abiertas, y en depoésitos
profundos.

Mineralogia esqueletal

e Las conchas de los gasteropodos tienen una delgada capa de material organico.
Algunas familias de estos organismos tienen conchas de capas definidas de calcita y
aragonita, siendo generalmente, la capa de calcita de mayor espesor. La calcita
contiene bajo porcentaje de magnesio.

e Los bhivalvos presentan esqueletos que varian en composicién. La mayoria estan
compuestos de aragonita, algunos presentan capas de calcita y aragonita, pocos
estan compuestos en su mayoria por calcita.

e Algunos cefalépodos son principalmente de aragonita, algunas de sus capas tienen
material organico (Figura 2.13).
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Figura 2.13.- Seccion axial de un cefaldpodo de tipo ammonite del Pérmico en Tunisia (izquierda) y morfologia de un
cefaldpodo nautilus, su concha esta compuesta por lo comin de aragonita (derecha), (Tomado de Handford, 2004).

BRIOZOARIOS O ECTOPROCTOS

Son pequefios animales coloniales que presentan un loféforo, es decir, una corona de
tentaculos que sirve para captar alimento; se han descrito unas 5,700 especies
mayoritariamente marinas, sélo unas 50 habitan en agua dulce. Los briozoarios calcareos
recientes son marinos y estan presentes en todas las latitudes y profundidades, no obstante son
mas abundantes en mares someros. La mayoria de los briozoarios del paleozoico tuvieron un
esqueleto calcareo. Las especies recientes son en forma de caja y los grupos post-paleozoicos
estan constituidos de calcita, aragonita y de mezclas de calcita y aragonita (Figuras 2.14 y
2.15).
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Figura 2.14. Colonia de briozoarios del ordovicico de la Formaciéon Martinsburg, Virginia (Tomado de Handford,
2004).

Figura 2.15. Seccion de briozoarios Schizoporella floridana en la region de Florida (Tomado de Handford, 2004).

Distribucion en el tiempo. A pesar de que podemos asociar un tiempo geolégico a cada clase de
briozoos, se puede afirmar que en su mayoria, surgen desde el Ordovicico inferior y hasta el

Reciente. Asi como también podemos mencionar importantes acumulaciones durante el
Jurasico.

Aspectos ambientales

e Son mas comunes en rampas gue en plataformas y son mas abundantes en ambientes
de neritico medio a interior; no viven en profundidades mayores a 200 m.

e Los briozoarios son organismos sésiles, que se alimentan por filtracién, con una elevada
tolerancia a la salinidad. En su mayoria son marinos, sin embargo, algunas especies
(entoprocta, ctenostomida) habitan en aguas dulces.

e Se encuentran en amplios rangos de temperatura, latitudes, y profundidades (0 a 8.5
km). Son el principal constituyente de las plataformas carbonatadas del Mesozoico y
Cenozoico, asi como en ambientes méas profundos. Durante el Paleozoico sobresalieron
en ambientes tropicales y subtropicales.

e Existen briozoarios tanto en ambientes de baja energia, asi como en ambientes de alta
energia.
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Mineralogia esqueletal

e Muchos de los briozoarios ectoprocta se componen de calcita (baja en magnesio),
algunos otros tienen calcita alta en magnesio, mientras que unos mas tienen aragonita.

EQUINODERMOS

Los equinodermos se componen de placas individuales de calcita, que en general se presentan
en colonias de cientos a miles. Por lo regular, su esqueleto se desarticula rapidamente y las
placas se dispersan después de la muerte de los organismos; son exclusivamente marinos y
bentdnicos, en particular de mares abiertos. Son incapaces de sobrevivir en agua dulce o en
Tierra porque la concentracion salina de su medio interno es igual a la del medio externo. En
algunas regiones de aguas profundas pueden llegar a representar el 95 % de la biomasa.
Incluyen a los equinoideos, los crinoideos, los blastozoos, holoturoideos y los ofiuroideos.

Distribucion en el tiempo. Los equinoideos se han desarrollado desde el Ordovicico hasta el
reciente, por su parte los crinoideos abarcan desde el CAmbrico hasta el reciente.

Aspectos ambientales

e Los equinoideos estan adaptados a ambientes marinos de baja a normal salinidad (unos
cuantos valores de ppm). Se extienden también hacia aguas mas profundas, en zonas
abisales, por lo regular no exceden el 10 0 15 % del total del sedimento.

e Los crinoideos son organismos de ambientes marinos de salinidad normal. Son
importantes constituyentes de rocas en estratos del Paleozoico. Durante el Mesozoico
se presento el crecimiento de organismos plancténicos (Figura 2.16).

Mineralogia esqueletal
e Los equinoideos modernos asi como los mas antiguos estan compuestos de calcita con
moderada a elevada cantidad de magnesio. El contenido de magnesio varia en funcion
de la temperatura.
e Los crinoideos tienen calcita con alto contenido de magnesio, los organismos modernos
contienen entre 3y 8 % de magnesio.

Figura 2.16. Vista de una caliza de crinoideos cementada con calcita (Tomado de Handford, 2004).
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TRILOBITES Y OSTRACODOS

Los ostracodos son una clase de crustaceos de muy reducido tamafio, se conocen unas 13,000
especies actuales y se estima que se han descrito 65,000 especies fosiles. Son uno de los
grupos microfésiles mas utilizados en paleontologia, tanto como indicadores paleoambientales,
como en la datacion de estratos, por esto han sido muy utilizados en la busqueda de
combustibles fésiles; aunque, los trilobites son una clase de artropodos extintos. La mayoria
tienen unos cuantos centimetros de longitud. Se han descrito casi 4,000 especies, siendo los
fésiles mas caracteristicos de la Era Paleozoica.

Distribucion en el tiempo. Trilobites: Cambrico al Pérmico; Ostracodos: Cambrico al reciente.

Aspectos ambientales

e Los trilobites habitaron en aguas someras y agitadas, en ambiente neritico interior, ya
gue se conocen pocos grupos de trilobites pelagicos.

e Los ostracodos estan distribuidos en latitudes articas y tropicales. Son comunes en
ambientes de agua dulce, ambientes marinos e incluso en ambientes de alta salinidad.

Mineralogia esqueletal

e Los caparazones de los trilobites se componen de quitina con carbonato de calcio y
otras pequefas cantidades de fosfato de calcio. El carbonato consiste en calcita con
porcentajes moderados a elevados de magnesio (Figura 2.17).

e Los caparazones de los ostrdcodos contienen quitina y calcita. La calcita tiene rangos
de baja a alta cantidad de magnesio, hasta llegar al 10 %.
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Figura 2.17. Estructura de un trilobite (izquierda) y ostrdcodos de la Formacion Green River, en la region de Wyoming
(derecha), (Tomado de Handford, 2004).

ESPONJAS

Son de los organismos multicelulares primitivos mas organizados que se integran dentro del
phylum porifera. En la mayoria de las esponjas existen células especializadas que secretan un
esqueleto mineral, el cual puede consistir de espiculas calcareas, espiculas de silice, o
espiculas combinadas con materia organica (Figura 2.18). La red esquelética de las esponjas
es comunmente irregular y posee elementos estructurales mas pequefios y menos continuos
gue los corales y los briozoarios.
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Figura 2.18. Esponja calcarea del Pérmico en la region de Tunisia (izquierda) y detalle de una esponja del
Ordovicico Inferior en la region del Paso, Texas (derecha), (Tomado de Handford, 2004).

Distribucion en el tiempo. Periodo: Precambrico al reciente.
Aspectos ambientales

e Las esponjas se caracterizan por tener gran variabilidad y adaptabilidad, son por lo
general, organismos sésiles y bentdnicos; algunos tipos son importantes componentes
de los arrecifes, en particular aquellas de los periodos Ordovicico, Silarico, Devoénico,
Tridsico y Jurasico.

e Los organismos del Paleozoico y Mesozoico habitaban en ambientes de plataformas
someras, organismos posteriores se trasladaron a sitios de mayor profundidad (siendo
raros en tirantes mayores a 1,000 m).

Mineralogia esqueletal

e Las esponjas se componen de espongina, de silice, 0 una combinacion de ambos, asi
como también tienen carbonato de calcio en forma de espiculas. Dentro de los grupos
calcareos muchos eran originalmente de aragonita, también las formas de calcita fueron
muy comunes.

CORALES

Distribucion en el tiempo. Los corales tabulares son del Ordovicico Inferior al Pérmico (Figura
2.19); los corales rugosos del Ordovicico medio al Pérmico Superior (Figura 2.20); los corales
Scleractinidos del Triasico Medio hasta el Reciente.

Aspectos ambientales

e EI grupo de corales tabulares fue de naturaleza marina, siendo contribuyentes
importantes para los arrecifes de estromatopéridos, asi como biohermas del Ordovicico-
Carbonifero.

e Los corales rugosos también llamados tetracorales, son un grupo de organismos
marinos ubicados principalmente en estratos de aguas someras y cdlidas. Fueron
contribuyentes importantes de arrecifes durante el Paleozoico, sin llegar a ser los
constructores predominantes.
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e Los corales scleractinian o hexacorales son organismos marinos que crecen en
ambientes con aguas entre temperaturas de 16 °C como minimo, y en un rango optimo
de 25-29 °C, y una salinidad del 34 al 36 %. Se caracterizan por tener poca tolerancia a
los sedimentos suspendidos, por lo que se encuentran en zonas de aguas limpias.
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Figura 2.20. Coral rugoso del carbonifero en Inglaterra (Tomado de Handford, 2004).
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Mineralogia esqueletal
e Muchos de los corales tabulares se componen de calcita, sélo algunos grupos pudieron
ser de aragonita.

e El esqueleto de los corales rugosos esta compuesto principalmente de calcita, con bajo
contenido de magnesio.

ANELIDOS

Se han descrito mas de 16,700 especies de estos animales invertebrados de aspecto
vermiforme; habitan en una variedad de ambientes como suelos, playas arenosas, lodos
marinos, entre otros.

Distribucion en el tiempo. Se conocen restos de gusanos desde el Precambrico y hasta el
Reciente.

Aspectos ambientales

Habitan en ambientes marinos de salinidad normal, asi como en ambientes hipersalinos, siendo
muy raros en medios terrestres. Los serpulidos son mas comunes en la costa, no obstante se
extienden hasta ambientes de mayor profundidad.

Mineralogia esqueletal

Los tubos de los serpulidos estan compuestos de calcita con alto contenido de magnesio,
aragonita o una combinacion de ambos. Algunos tubos pueden tener quitina 0 una combinaciéon
de quitina y fosfatos (Figura 2.21).

Individual
forms

Colonial
form

-

Cross section

Figura 2.21. Morfologia y estructura de los serpulidos individuales y en colonias (Tomado de Handford, 2004).
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ALGAS

Las algas calcareas son plantas acuaticas marinas y no marinas que poseen una calcificacion
interna y/o externa. Se dividen en Cyanophyta (algas azul-verdes), Rhodophyta (rojas), y
Chlorophyta (verdes).

Distribucion en el tiempo. Las algas verde-azules (Cyanophyta) pertenecen del Precambrico al
reciente, las algas verdes (Chlorophyta) de la Familia Codiaceae del Ordovicico al Reciente,
mientras que la familia Dasycladaceae del Cambrico al Reciente y las algas rojas (Rhodophyta)
del Cambrico al Reciente.

Aspectos ambientales

e Las algas verde-azules son fotosintéticas y requieren luz, se adaptan a amplios rangos
de salinidad y temperatura; habitan principalmente en la zona submareal-intermareal.

e Las algas verdes son mas comunes en profundidades de 2 a 30 m, no obstante,
algunas codiaceas abundan entre los 50-100 m, asi como también existen organismos
en profundidades mayores a los 100 m. Toleran los ambientes salinos e hipersalinos.
Son fuertes contribuyentes de los depoésitos carbonatados tanto modernos como
antiguos.

e Las algas rojas son las que estan mejor adaptadas a los ambientes profundos, en
donde hay poca penetracion de luz, ya que se encuentran en tirantes de 125 m o
incluso mayores.

Mineralogia esqueletal

e Las formas marinas de las algas azul-verdes son de aragonita; las formas lacustres se
componen de calcita.

e Las algas verdes estan compuestas de aragonita, algunas formas de calcita vivieron en
el pasado.

e Las algas rojas coralinas se componen de calcita alta en magnesio, en otros subgrupos
domina la aragonita (Figura 2.22).

Figura 2.22. Caliza del cretécico de la Formacion Tamabra, en México. Se observan distintos tipos de algas rojas
(Tomado de Handford, 2004).
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MICROFOSILES

Dentro de este grupo se integran los calpionelidos, cocolitéforos, calciesferas, radiolarios y
diatomeas.

Distribucion en el tiempo. Los calpionelidos son del Jurasico al Cretacico Inferior; los
cocolitéforos son abundantes desde el Jurasico Inferior hasta al Reciente; las calciesferas son
del Cambrico al Reciente (Figura 2.23); los radiolarios son del Cambrico Superior al Reciente y
las diatomeas pertenecen del Jurdsico Temprano al Reciente.

Figura 2.23. Caliza rica en calciesferas del cretacico en Inglaterra (Tomado de Handford, 2004).

Aspectos ambientales

e Los calpionelidos son organismos marinos que son importantes contribuyentes en las
calizas pelagicas y de las cretas durante el Jurasico superior.

e Los cocolitéforos son organismos planctonicos fotoautétrofos, por lo que requieren de un
ambiente con luz. La mayoria habitan en ambientes de salinidad normal, algunos otros
soportan rangos entre 18 y 40 partes por millar (ppt).

e Los radiolarios son organismos plancténicos, se localizan en diversas profundidades en
los océanos modernos. Son contribuyentes de los depdsitos pelagicos a lo largo del
Fanerozoico.

e Las diatomeas se localizan en ambientes marinos, dulceacuicolas, terrestres o incluso
superficies humedas.

Mineralogia esqueletal

e La composicion de los capionelidos y de los colitéforos es de calcita baja en magnesio.
e Los radiolarios tienen esqueletos compuestos de silice.
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2.3.3.3. MICRITA

Folk (1959), propuso el término micrita para referirse a la calcita microcristalina, es decir, a los
sedimentos carbonatados de grano fino. La micrita esta presente en las calizas como matriz, su
tamafo es menor de 5 micras de diametro, es un material translicido y con un tono parduzco
en secciones delgadas; el factor mas importante en la produccion del sedimento micritico es la
desintegracion de las algas calcareas verdes. Otros procesos generadores de lodos calcareos
son: la bioerosion, erosibn mecéanica de granos por oleaje y corrientes, precipitacion bioquimica
y la precipitacién inorganica provocada por la evaporacion del agua marina.

2.3.3.4. ESPARITA

Corresponde con calcita cristalina, siendo el componente principal del cemento que rellena los
poros, por lo que pudo haberse formado en la roca posteriormente al depésito original de los
aloquimicos y la micrita; la mayor parte es de grano grueso, con cristales que tienen 10 o0 mas
micras de diametro, tiene un aspecto claro y presenta pocas inclusiones, los limites
intercristalinos son planares o rectilineos. La esparita se diferencia de la micrita por el tamafio
de los cristales, por su claridad y por su pureza.

2.3.4. TEXTURA

Corrales (1977) define a la textura como las condiciones de interrelacion entre los componentes
de la roca o sedimento, y se incluyen aspectos como el tamafio de grano, forma, orientacion y
empaqguetamiento de los constituyentes del sedimento o roca. Estas variables que condicionan
la textura se denominan elementos texturales. Con frecuencia se da a la textura un significado
estético, no obstante, tienen un fuerte significado dindmico, puesto que sus elementos se
modifican a lo largo de la evolucién del sedimento. Surge asi el concepto de madurez textural,
definido como el grado de diferenciacién que alcanza un sedimento frente al material original del
gue procede. El area de origen (madre) puede condicionar las caracteristicas geométricas de
las particulas. El transporte sufrido, los mecanismos e intensidad modifican igualmente la
distribucién de tamarios, forma y composicién. El ambiente sedimentario constituye un equilibrio
entre los procesos mecanicos como la agitacion, los procesos bioldgicos como la actividad vy el
contenido faunistico, y los procesos quimicos como la salinidad y acidez, por lo que las
caracteristicas texturales pueden contribuir en la identificacion del ambiente sedimentario. Los
procesos post-sedimentarios pueden también modificar la textura, dar lugar a huevos minerales
y variar las propiedades fisicas del sedimento o roca sedimentaria.

En las calizas hay factores organicos, quimicos y fisicos que intervienen en su origen dando
como resultado una textura bastante compleja y variada, considerando el grado de participacion
de estos factores, por ejemplo, algunas calizas tienen textura clastica, cementada o0 no,
mientras que otras pueden tener textura secuencial, e incluso la textura puede estar totalmente
definida por la accién de organismos. En muchos casos la textura deposicional original puede
haber sido modificada por procesos diagenéticos, complicando alin mas el resultado.

No obstante la complejidad textural, las calizas estan formadas por una serie de componentes
carbonatados, facilmente reconocibles al microscopio, que son por tanto utilizados para la
clasificaciéon. La textura de las calizas es compleja, tiene un alto grado de variabilidad, debida
en parte a su origen bioldgico y en parte a la solubilidad del carbonato de calcio. La
preservacion de la textura original de las calizas facilita la determinacién del ambiente, por lo
gue algunas calizas tienen caracteristicas similares a las areniscas. Las calizas se componen
de aloquemas, una matriz de calcita microcristalina (micrita), y de un material cementante
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(esparita). La clasificacion de calizas propuesta por Dunham, 1962, tiene una fuerte
componente textural.

2.4.4.1. MATRIZ

El concepto de matriz tiene fuertes connotaciones genéticas o sedimentoldgicas, pues se trata
del material arcilloso de tamafio inferior a 30 micras.

La matriz de la mayoria de las calizas consiste en cristales granulares de calcita densos y finos,
usualmente se refiere a la micrita. El tamafio de los cristales cominmente es menor a 4um
(Figura 2.24), pero una variedad de términos han sido empleados para describir los diferentes
tamanos de los cristales que componen a los carbonatos.

Cuando abunda la micrita, ésta en general es ligeramente opaca en seccion delgada, pero su
color puede variar de blanco a pardo oscuro dependiendo de la cantidad de impurezas,
principalmente de materia organica. La mayor parte de la micrita se forma dentro de la cuenca y
esto se da por la desintegracion de las partes duras de algunos organismos que tienden a
precipitar en el agua de mar.

Figura 2.24. Ejemplo de micrita fosilifera, (Tomada de Handford, 2004)

2.4. AMBIENTES SEDIMENTARIOS

Un ambiente sedimentario se define como un lugar de la superficie de la tierra donde se
realizan procesos de sedimentacién que pueden individualizarse en zonas limitrofes por sus
caracteristicas fisicas, quimicas y biolégicas que determinan las propiedades del sedimento o
roca sedimentaria y es diferenciable de los ambientes adyacentes (Reineck, 1975).

a) Caracteristicas fisicas

Dentro de este grupo podemos mencionar a aquellas que estan asociadas a aspectos
dinAmicos como la velocidad, la direccién y variaciones en el movimiento del fluido que
condicionan el medio; las corrientes de agua, oleaje, mareas, vientos; asi como las condiciones
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geograficas y climéticas, como son el tipo de intemperismo, la temperatura, humedad y la
precipitacion pluvial.

b) Caracteristicas quimicas

Es necesario considerar en este rubro, la salinidad, las condiciones de potencial 6xido-
reduccion (eH), el nivel de acidez (pH) del medio, la geoquimica de la roca madre, asi como las
interacciones quimicas entre el sedimento y el ambiente, especialmente en los subacuaticos.

c) Caracteristicas Biolégicas

Cabe mencionar que la participacion de la flora y la fauna, influyen en los procesos
sedimentarios, en la formacion de suelos y en la erosién. Las interacciones con el ambiente
puede originar la individualizacién de algin medio sedimentario.

Para llevar a cabo la identificacion de los ambientes, es vital establecer las condiciones
hidrodinamicas, dicha informacion la podemos encontrar en:

a. Las estructuras sedimentarias primarias, que nos dan informacién acerca de las
condiciones de energia al momento del depdsito.

b. La textura de los sedimentos, que nos arroja datos acerca del medio y modo de
transporte del material.

Los ambientes sedimentarios se clasifican en continentales, marinos y de transiciéon (Pettijohn,
1975), en este trabajo nos enfocaremos Unicamente en los medios marinos, particularmente en
donde ocurre la depositacién de carbonatos de plataforma.

2.4.1. CARBONATOS EN AMBIENTES SEDIMENTARIOS MARINOS

La mayoria de las rocas calizas se forman en ambientes marinos de aguas someras, sin
embargo, podemos encontrarlas en ambientes de talud, de rampa y de aguas profundas. Los
sedimentos carbonatados son muy diferentes a los terrigenos o clasticos, ya que estos ultimos
fueron erosionados a partir de una roca madre y posteriormente transportados hacia una
cuenca de depositacion, es decir, son aléctonos; mientras que los carbonatos tienen un origen
guimico o bioguimico, procesos que ocurren dentro de la misma cuenca, por lo que podemos
referirnos a ellos como sedimentos autoctonos. Otra diferencia, radica en los ambientes
sedimentarios en los que se desarrollan, ya que los clasticos se encuentran en casi cualquier
sitio; los carbonatos estan restringidos a zonas marinas calidas, limpias, de poca profundidad en
regiones tropicales o subtropicales. Es posible describir los ambientes marinos, a partir de su
distancia a la costa y de su profundidad, parametros que se toman en cuenta en la descripcién
gue se realiza a continuacion.

2.4.1.1. PLATAFORMA CONTINENTAL

Es una superficie sumergida, suavemente inclinada que se extiende desde la linea de costa
hacia el borde de las cuencas oceanicas profundas (Tarbuck, 2010); desciende desde los 10 a
300 m de profundidad, como media, en relacién al area tiene 80 km de ancho y 130 m de
profundidad. Su inclinacién es de 1/10 de grado, teniendo en general una caida de 2 m por
kilbmetro. Su formacién y dimensiones se deben a diversos procesos geoldgicos, por ejemplo
la erosion de las olas que recorta la linea de costa, genera materiales producto de la erosién
gue se acumulan junto con los provenientes de los rios formando la plataforma y extendiéndose
hacia el océano; a su vez, la plataforma esta formada por materiales asociados a las
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proximidades del continente por barreras construidas por organismos como arrecifes. Pueden
originarse por hundimiento o inundacion de zonas continentales, por lo que las condiciones
ambientales sufren grandes fluctuaciones cuanto mas cerca se esté de la linea de costa, donde
ocurren cambios importantes producidos por la accion del oleaje, mareas y condiciones
atmosféricas. En las zonas mas alejadas las fluctuaciones se ven mas influenciadas por la
dinamica de corrientes oceanicas, atmosféricas y tectonicas (Figura 2.25).

Plataforma Continental
| Borde Continental

Costa

Figura. 2.25. Caracteristicas generales de la plataforma continental, talud y cuencas oceanicas profundas. (Tomado
de commons.wikimedia.org, 2011).

2.4.1.2. TALUD CONTINENTAL

Estructura relativamente inclinada que marca el limite entre la plataforma continental y la
cuenca oceanica. El valor medio de su inclinacion es de 5 grados, alcanzando los 25 en algunos
sitios. Presenta una anchura media de unos 20 km. Esta ubicada entre los 200 y los 4,000 m
por debajo del nivel del mar, en ésta zona se ubican profundos valles, montafias y cafiones
submarinos. Es comln que se produzcan grandes deslizamientos de sedimentos, ya que el
origen de los mismos esta en la acumulacion sucesiva de sedimentos procedentes, a veces
desde distancias considerables, desde los continentes mas cercanos. La mayoria del material
gue se acumula en el talud superior es generalmente inestable y tiende a moverse mar adentro.
Tales movimientos pueden clasificarse de acuerdo al grado de deformacion interna de la masa
de sedimento que es movida. Estos varian entre deslizamientos, en los cuales la deformacién
es minima y las corrientes de turbidez, en los que el sedimento se desplaza como una
suspension turbulenta.

2.4.1.3. CUENCAS OCEANICAS PROFUNDAS

Desde el punto de vista sedimentoldgico representan las areas donde tiene lugar la
depositacion final de aquellos sedimentos que son transportados desde el continente y desde el
propio margen continental; se localizan entre el margen continental y el sistema de dorsales
ocednicas. Encontramos aqui regiones notablemente planas, conocidas como llanuras abisales,
montes submarinos y las fosas submarinas, que son depresiones lineales extremadamente
profundas del fondo oceanico. Es posible que en estas zonas se acumule una importante
cantidad de sedimentos carbonatados. En general, los depésitos carbonatados del Holoceno
estdn constituidos por conchas de foraminiferos plancténicos, partes duras de los
cocolitoféridos y de moluscos plancténicos llamados pter6podos. La acumulacion del carbonato
de calcio en las profundidades marinas esta limitada por dos factores: la temperatura y la
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profundidad. Por lo general, no sufren los efectos de las mareas, del oleaje y de las corrientes
superficiales. No obstante, existen corrientes submarinas (corrientes de fondo) que transportan
sedimentos finos y dan lugar a estructuras sedimentarias.

2.5. PLATAFORMA CARBONATADA
2.5.1. ANTECEDENTES

Gran parte del conocimiento acerca de las plataformas carbonatadas surgi6 en la década de los
70’s del siglo pasado. Ahr (1973) fue el primero en distinguir entre una rampa y una plataforma;
posteriormente Wilson (1975) estipulé6 un modelo para los margenes de plataformas. En los
afos 80 del siglo pasado se acepté la existencia de una diversidad de plataformas. Kendall y
Schlager (1981) analizaron las caracteristicas de los arrecifes y de las plataformas con los
cambios del nivel del mar. Hine y Mullins (1983) destacaron la influencia que tiene el
tectonismo, la topografia, la energia y los cambios en el nivel del mar en el perfil deposicional y
en las facies. Read (1982,1985) realiz6 una clasificacion basandose en el perfil, en la
distribucion de las facies, y su evolucién. Tucker (1990) reorganiz6 y simplific6 las
clasificaciones previas dividiendo a las plataformas en: bordeada, rampa, epeirica, aislada y
sumergida (Figura 2.26). Burchette y Wright (1992) ampliaron la investigacién en las rampas.
Handford y Loucks (1993) distinguieron tres tipos de morfologias en las plataformas: rampas
(homoclinales y pronunciadas), plataformas bordeadas, y plataformas con cima plana (flat-
topped) (Figura 2.27). Wright y Burchette (1996) dividieron las plataformas en: epeiricas con
cima plana, aisladas y rampas (Figura 2.28). Pomar (2001) las divide en rampas y plataformas
con cima plana y unidas al continente (Figura 2.29).

Plataforma Bordeada Rampa
Ancho 10-100 km Ancho 10-100 km

el e
Plataforma epeirica Ancho 100-10, 000 km\

TR NI

Plataforma aislada Ancho 1-100 km

i

——————

Plataforma Inundada

Fig. 2.26. Clasificacion de las plataformas carbonatadas (Modificado de Tucker, 1990).
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Figura 2.27. Clasificacién de la plataformas carbonatadas (Tomado de Handford y Loucks, 1993).
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Figura 2.28. Clasificacién de las plataformas carbonatadas (Tomado de Wright y Burchette, 1996).
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Figura 2.29. Clasificacién de la plataformas carbonatadas (Tomado de Pomar, 2001).

2.5.2. PRINCIPALES CARACTERISTICAS

Una plataforma carbonatada corresponde con un ambiente de aguas someras, generalmente de
baja energia, separado o unido a la masa continental en donde ocurre la precipitacion y
acumulacion de sedimentos de carbonato, con minima o nula entrada de terrigenos. El sistema
de carbonatos en aguas someras abarca una extensa porcion del registro geoldgico. Debido a
gue es el Unico ambiente de depositacion que genera sus propios sedimentos, tiene

caracteristicas Unicas, las principales se describen a continuacion:

e Marco tectdnico: Es necesario tener una minima o nula afluencia de terrigenos, de tal
forma que un marco tectdnico estable, con poco relieve facilita el desarrollo de los
carbonatos, tal como ocurre en la actual plataforma de Yucatan y en la plataforma de
Florida. Para que los espesores sean importantes se requiere que ocurra una
subsidencia continua y uniforme.

Forma: La configuracién de las plataformas carbonatadas es, en general, de forma
tabular. Algunos tipos de construcciones presentan acumulaciones lineales o locales
como en el caso de los arrecifes, bancos ooliticos y pilas de sedimentos.

Dimension: Los sistemas de plataformas carbonatadas pueden abarcar miles de
kilbmetros cuadrados y oscilan entre cientos y miles de metros de espesor. Algunos
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ambientes de depositacion especificos llegan a acumular desde pequefios arrecifes que
abarcan cientos de metros cuadrados con espesores considerables, hasta estructuras
de mayor extension pero con delgadas acumulaciones de carbonatos.

e Textura: Las texturas comunes en sedimentos terrigenos no son propias de los sistemas
de carbonatos. A diferencia de los clasticos, los carbonatos son generados dentro de la
misma cuenca de depositacion y no han sido sometidos a procesos de intemperismo y/o
meteorizacion, asi como su consecuente transporte. En consecuencia, durante los
periodos de transgresion, no es posible la acumulacién de granos de tamafio creciente
de forma ascendente, o de granos finos. El incremento en el nivel del mar o una
subsidencia continua, permite mantener las condiciones de depositacion existentes
durante largos periodos de tiempo, produciendo acumulaciones verticales importantes.

e Litologia: La mineralogia presente no es compleja, estad basicamente constituida por:
aragonita, calcita y dolomita. A pesar de que la mayoria de los sedimentos son
biogénicos, la precipitacion de lodo calcareo y ooides también puede ser considerable.
Los minerales evaporiticos y las arenas de cuarzo, provenientes de ambientes
adyacentes de terrigenos complementan la litologia del sistema.

e Estructuras Sedimentarias: Aparecen una gran variedad de estructuras, la estratificacion
cruzada es comun en las oolitas y en los grainstone de esqueletos. Las grietas de
desecacion son caracteristicas de los wackestones someros. La bioturbacion esta
presente en cualquiera de los ambientes, sin embargo no es comun en los grainstones
ooides.

e Paleontologia: El contenido de fésiles es abundante y diverso, en los arrecifes existe una
compleja fauna integrada por organismos constructores. Algunos de los organismos
aportan informacién Gtil para la reconstruccion de ambientes de depositacion, asi como
en la determinacion del origen de los estratos.

e Asociacion de estratos: Las facies dentro de la plataforma carbonatada manifiestan
distintas configuraciones laterales y estratigraficas. Incluso, existen asociaciones entre
estratos carbonatados y estratos de terrigenos. Como ejemplo podemos mencionar a la
combinacion de las facies de la plataforma carbonatada y los depdsitos de mayor
profundidad en el mar, es decir una combinacion de terrigenos finos y lodos pelagicos.

2.5.3. ELEMENTOS QUE CONTROLAN EL DESARROLLO DE PLATAFORMAS CARBONATADAS

Este tipo de sistemas tienen naturaleza dindmica, debido a que las fluctuaciones en el nivel del
mar, asi como la subsidencia provocan modificaciones sustanciales en el medio. La fabrica de
carbonatos estid fuertemente influenciada por la evolucién, el tipo de organismos, clima,
salinidad, profundidad y la entrada de terrigenos.

El depésito final de los sedimentos depende de los agentes de transporte, como el viento,
corrientes oceanicas, tormentas y mareas. El equilibrio entre la produccién y el transporte de
sedimentos determina el potencial de crecimiento de la plataforma. Una disminucién en el nivel
del mar conduce a la entrada de clastos o a fendbmenos de carstificacion de carbonatos
previamente depositados.

La topografia que se adquiere durante la carstificacién, impacta la morfologia de la plataforma
durante la posterior acumulacion de sedimentos. Por dltimo, la litologia de los paquetes
verticales es consecuencia de las interacciones entre el potencial de crecimiento, los cambios
del nivel del mar y la morfologia. En la Figura 2.30 se presentan los principales elementos que
participan en el crecimiento de las plataformas carbonatadas.




CAPITULO IIl. SECUENCIAS DE CALIZAS DE PLATAFORMA UNAM - 2012

Fabrica de Carbonatos Sedimentacion Topografia
. Factores o
Evolucion e a -
Biolégicos  |<Z—|E 2
0 4F L = E
2 > T
g Produccion de Sedimentos 5
@ 1 Entrada de Clasticos | 5
= o
o
=
Cambios @
i Nivel del Mar 1 siicidast £
Climaticos Siliciclasticos g
(=
Temp. / Salinidad E ) & = y
: : 7|5 £ Morfologia de Plataforma
C Choralgal o |;h v}
LR RE Bampa. N0,
Chlorozoan ‘_é :% Subsidencia B A |
Foramol & oo L Abierta Bordeada_
c | NN/ |
£S5
2|5 — —
Tectonica de Placas | o “é
Entrada de Sedimentos Profundidad / o —
Clésticos Turbidez
Produccion Luz ﬁ
BN
o o .U b
2 2 3 Zona —
iy % E Fética Abandono
i a > - Retroceso
Potencial de .
NS o Recuperacion
Crecimiento I
Produccién de Sedimentos Prodiccdn % Conservacide
©
- — o ot
Accion del Circulacion 1 [
Viento : = = 5 dacié
Nivel del Mar| o Z rogracgacion
|_:::§- E
@ g Dérrame
Corrientes :
Oceénicas Tiempo

Figura 2.30. Principales factores que controlan la formacién de las secuencias de carbonatos (Tomado de Walker,
1992).

2.5.3.1. FACIES

Muy diferentes modelos de facies se han propuesto para cada uno de los medios
sedimentarios. En algunos casos los modelos son de aplicacibn a sectores concretos
diferenciables dentro de un mismo medio sedimentario. Los modelos, en la mayoria de los
casos se elaboraron a partir de los datos de medios actuales, pero que contrastan con los datos
de materiales depositados en medios equivalentes antiguos, con lo que se sintetiza el conjunto
de caracteristicas distintivas del medio o sector en cuestién. En otros casos los modelos se
basan en las asociaciones de facies de materiales antiguos de la que se deduce su relacién
lateral con lo que se hace su interpretaciéon. La acumulacién de datos procedentes del estudio
de nuevos medios sedimentarios actuales y de materiales antiguos de diferentes edades y
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localidades provoca que los modelos se vayan diversificando, modificando y matizando de
manera permanente. Wilson presenté en 1975 un modelo de facies (Tabla 2.1 y Figura 2.31)
para las plataformas carbonatadas bordeadas que es tomado de referencia en cualquier
estudio estratigrafico-sedimentologico de calizas; este autor diferencia las siguientes nueve
zonas:

Cuenca

Plataforma

Pie de talud

Talud

Margen arrecifal

Margen de bancos arenosos
Interior de plataforma - marina
Interior de plataforma - restringida
Interior de plataforma — evaporitica

CoNoO~wNE

1. Cuenca

Facies: clastos finos y carbonatos.

Sedimentos: arcilla pelagica, oozes siliceos y de carbonato, lodo hemipelagico incluyendo
turbiditas.

Textura y tipo de grano: mudstone calcareo, calcisiltita fina.

Color: café oscuro, negro y rojo.

Biota: Fauna pelagica necténica.

2. Plataforma

Facies: Carbonatos vy lutitas.

Sedimentos: En su mayoria carbonatos (wackestone esquelético, grainstone) y margas con un
poco de silice.

Textura y tipo de grano: Wackestone bioclastico y fosilifero, algunas calcisiltitas.

Color: Gris, verde, rojo, café.

Biota: Diversidad de organismos con concha y menor cantidad de plancton.

3. Pie de talud

Facies: Carbonatos. Detritos bioclasticos provenientes de la parte superior del talud
Sedimentos: En su mayoria mudstone calcareo con calcisiltitas.

Textura y tipo de granos: En su mayoria mudstone calcareo con un poco de calcisiltitas.
Color: Oscuro a claro.

Biota: Organismos benténicos y plancténicos.

4. Talud

Facies: arenas calcareas, acumulaciones de deslizamiento de grano fino, lodo calcareo.
Sedimentos: material retrabajado de plataforma mezclado con material pelagico.

Textura y tipo de granos: Arcillas calcareas, wackestone y packstone bioclastico, litoclastos de
distinto tamafio.

Color: Oscuro a claro.

Biota: Organismos bentdnicos redepositados, asi como plancton.

5. Margen arrecifal

Facies: arrecifes organicos, boundstone, bindstone, bafflestone.
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Tabla 2.1.- Esquema general de distribucion de facies en el modelo estandar de Wilson, 1975.

NUMERO DE 1 2 3 4 5
FACIES
Facies Cuenca Plataforma Pie de talud Talud Arrecife organico
a) Clasticos finos profunda (abierta) a) Limite de la a) Sedimentos de a) Boundstone
b) Carbonatos a) Carbonatos plataforma grano fino b) Bindstone
b) Lutitas profunda b) Calcarenitas c) Bafflestone
¢) Masas de lodos
calcareos
Litologia Lutitas o limos Calizas muy Calizas de grano Variable, Caliza y dolomia.
oscuros, calizas en fosiliferas fino. dependiendo de la
bancos delgados, intercaladas con turbulencia del
rellenos evaporitico. margas. Estratos agua. Brechas
bien diferenciados. sedimentarias y
calcarenitas.
Tipo de grano y Calizas mudstone. Calizas Principalmente Calcilimolitas y Boundstone y
textura wackestones calizas mudstone. wackestone- grainstone, en los
deposicional biocléasticas y de packstone huecos packstone
fésiles enteros, bioclasticas.
algunas Litoclastos de
calcilimolitas. tamafios variados.
Color Café oscuro, negroy | Gris, verde, rojo, Oscuro a claro. Oscuro a claro. Claro
rojo. café.
Componentes Limos, lutitas con Limos, limolitas y Algunas lutitas, Algunas lutitas, Ninguno
clasticos cuarzo, limolitas de lutitas cuarzosas. limos y areniscas limos y limolitas de
terrigenos grano fino. Estratos bien de grano fino. grano fino.
diferenciados.
Comunidad Exclusivamente Fauna conchifera Restos de Colonias de Colonias
orgénica fauna nectonica- muy diversa. bioclastos organismos, constructoras de
pelagica. provenientes en su | fésiles enteros y arrecifes.
mayoria de la restos bioclasticos. | Comunidades in
zona superior de situ habitando
la pendiente. ciertos nichos.
... continuacion de la tabla 2.1
NUMERO DE FACIES 6 7 8 9
Facies Bancos arenosos Plataforma marina Plataforma restringida Plataforma Evaporitica
a) Bancos de a) Cuerpos a) Wackestone a) Anhidrita nodular.
calcarenitas. calcareniticos biocléastica. b) Evaporitas laminadas.
b) Islas con dunas de b) Areas de b) Calcarenitas
calcarenitas. wackestone- litobioclasticas.
mudstone, c) Lodos calcareos.
biohermas. d) Siliciclasticos finos.

c) Areas de clasticos.

Litologia

dolomias.

Calcarenitas ooliticas o

Variable: carbonatos y
siliciclasticos.

Generalmente
dolomias y calizas
dolomiticas.

Dolomita y anhidrita
irregularmente
laminadas.

Tipo de grano y textura

Grainstones bien

Gran variedad de

Mudstone peletoidal,

deposicional clasificados y texturas: de grainstone | grainstone-mudstone
redondeados. a mudstone. laminadas, wackestone
son litoclastos gruesos.
Color Claro. Oscuro a claro. Claro. Rojo, amarillo y café.

Componentes clasticos

terrigenos

Un poco de mezcla de
arenas cuarzosas.

Capas terrigenas y
calcéareas bien
diferenciadas.

Terrigenos y

carbonatos en estratos

bien diferenciados.

Niveles edlicos
(derivados de tierra
firme) que pueden dar
unidades importantes.

Comunidad orgéanica

Comunidades

especializadas, restos de
conchas desgastadas por
abrasién, procedentes de

Carece de fauna de
mar abierto. Aparecen:
moluscos, esponjas,
foraminiferos, algas

Fauna muy limitada.
Gaster6podos, algas,

ciertos foraminiferos y

ostracodos.

Principalmente fauna
aléctona, excepto las
algas estromatoliticas.

otros medios de la
plataforma.

verdes y azules.

JCRH - EHA |
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PLATAFORMA PIE DE TALUD TALUD MARGEN ARRECIFAL  BANCOS ARENOSOS PLATAFORMA PLATAFORMA PLATAFORMA

CUENCA PROFUNDA MARINA RESTRINGIDA EVAPORITICA

Facies extensas

Facies estrechas .

| I I 1 I

4

Figura 2.31. Secuencia idealizada de las facies estandar para una plataforma carbonatada (Tomada de Wilson, 1975).
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Sedimentos: Casi totalmente carbonato. En su mayoria parches de bounstone o framestone;
sus cavidades estdn cementadas.

Textura y tipo de granos: Boundstone, packstone, y grainstone.

Color: Claro.

Biota: Colonias de organismos constructores, incrustadores, horadadores.

6. Talud

Facies: arenas calcareas, acumulaciones de deslizamiento de grano fino, lodo calcareo.
Sedimentos: material retrabajado de plataforma mezclado con material pelagico.

Textura y tipo de granos: Arcillas calcareas, wackestone y packstone bioclastico, litoclastos de
distinto tamafio.

Color: Oscuro a claro.

Biota: Organismos bentonicos redepositados, asi como plancton.

7. Margen arrecifal

Facies: arrecifes organicos, boundstone, bindstone, bafflestone.

Sedimentos: Casi totalmente carbonato. En su mayoria parches de bounstone o framestone;
sus cavidades estan cementadas.

Textura y tipo de granos: Boundstone, packstone, y grainstone.

Color: Claro.

Biota: Colonias de organismos constructores, incrustadores, horadadores.

8. Margen de bancos arenosos (Calcarenitas)

Facies: bancos de arenas calcareas, islas de arenas.

Sedimentos: arenas calcareas limpias, en ocasiones con cuarzo y bioturbacion parcial.
Textura y tipo de granos: Grainstone redondeados y bien clasificados.

Color: Claro.

Biota: biota desgastada y erosionada de arrecifes, baja diversidad de fauna.

9. Interior de plataforma-marina

Facies: cuerpos de arenas calcareas, areas de wackestone-mudstone, biohermas, éareas
clasticas.

Sedimentos: lodo calcéreo, arenas de fango, parches de biohermas y biostromas, las arenas
clasticas son comunes en plataformas unidas al continente, pero estan ausentes en aquéllas
plataformas separadas.

Textura y tipo de granos: Diversidad de texturas, desde grainstone a mudstone.

Color: claro a oscuro.

Biota: Organismos bentdénicos como bivalvos, gasterépodos, esponjas, foraminiferos,
artrépodos, algas y moluscos.

10. Interior de plataforma-restringida

Facies: Wackestone bioclastico, facies lagunares y de bahia, arenas litobioclasticas en canales
mareales, lodo calcareo de planicies de marea, unidades clasticas de grano fino.

Sedimentos: lodo calcareo, arenas fangosas, algunas arenas limpias, flujos de terrigenos.
Textura y tipo de granos: mudstone y grainstone de pellets, mudstone, wackestone.
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Color: claro.
Biota: Fauna limitada, principalmente gasterépodos, algas, algunos foraminiferos y ostracodos.

11. Interior de plataforma-evaporitica

Facies: Anhidrita nodular y dolomita en las planicies de marea.
Sedimentos: lodo y arenas calcareas y dolomiticas.

Color: Rojo, amarillo y café.

Biota: casi sin fauna endémica, excepto por las algas estromatoliticas.

2.6. DESCRIPCION DETALLADA DE LOS TIPOS DE PLATAFORMA
CARBONATADA

Read (1982,1985) fue el primero en desarrollar una clasificacion de las plataformas
carbonatadas, considerando el perfil de depositacion, la distribucién de las facies, y su
evolucion. Las distintas clasificaciones consideran los siguientes aspectos:

o Unién o separacion del continente: tiene relacion con la topografia y la configuracién
tectonica.

o Tamafo: Altamente influenciado por las variaciones del nivel del mar, la topografia
inherente y la configuracion tectonica.

o Perfil deposicional: afectado por la produccion de carbonatos, los sitios de acumulacion,
el régimen hidraulico y la energia del medio. La produccion depende de las condiciones
intracuenca, como la temperatura, nutrientes, salinidad del medio, concentracion de
oxigeno, etc.

o Evolucién: Incluye los factores antes mencionados, asi como los procesos bioldgicos.

La clasificacion que consideramos mas adecuada desde el punto de vista petrolero corresponde
a la propuesta por Tucker, 1990.

» Plataforma bordeada
» Rampa

» Plataforma epeirica

» Plataforma aislada

» Plataforma sumergida

La plataforma bordeada se caracteriza por tener un descanso en la pendiente hacia la zona de
aguas profundas. Se tienen bordes de arrecifes de barrera o bancos de arenas oolito-
esqueléticas; su extension alcanza hasta los 100 km. Una rampa tiene una pendiente suave
(generalmente menor a 1 grado). Los arrecifes de barrera estan ausentes, mientras que los
monticulos de lodo (mud mounds) y los arrecifes (pinacle reefs) son comunes. Las plataformas
epeiricas tienen de 100 a 10,000 km de extension, de forma plana, en areas cratdnicas
cubiertas por aguas marinas de profundidad somera. Las plataformas aisladas tienen lados
escarpados, estan rodeadas por regiones de aguas profundas; la distribucién de facies esta
influenciada por el viento. Por otro lado, las plataformas sumergidas incluyen a las anteriores
categorias, y que sufrieron un incremento del nivel del mar, de tal forma que facies de aguas
profundas se depositaron por encima de las calizas de ambiente somero. En el registro
estratigrafico se tiene que gran cantidad de calizas pelagicas se han depositado en plataformas
sumergidas. El tipo de plataforma carbonatada depende de la geotectdnica, asi como del nivel
relativo del mar. Cualquiera de las configuraciones puede modificarse en otra, en funcion de los
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cambios de sedimentacion, efectos tecténicos o incremento y disminucion del nivel del mar; los
patrones conocidos son: una rampa puede formar una plataforma bordeada, particularmente
con el crecimiento de arrecifes; una plataforma puede convertirse en una rampa al sufrir
subsidencia; una plataforma epeirica puede desarrollar plataformas locales, rampas y cuencas
debido a las fallas; cualquiera de las plataformas carbonatadas puede ser sumergida al ocurrir
cambios repentinos o graduales del nivel del mar.

2.6.1. PLATAFORMA BORDEADA

Se caracteriza por tener barreras y cuerpos de arenas carbonatadas en el margen de la
plataforma; se encuentran en zonas marinas de profundidades someras, en la regidon que
antecede al cambio de pendiente, donde se forma una laguna interna (Figura 2.32). El
aislamiento y proteccion al que esta sometida la laguna, depende de las caracteristicas
particulares de los arrecifes y de los bancos. En un extremo, el ambiente de la laguna es muy
pasivo, con poca circulacion. En el caso contrario, la laguna se encuentra sometida a la
actividad de las olas y mareas. La zona marginal tiene fuerte turbulencia, por lo que constituye
un area de alta energia, permitiendo la precipitacion de carbonato de calcio (CaCO3) en forma
de ooides y cementantes.

T ——

Plataforma bordeada

10 -100 km

Figura 2.32. Plataforma bordeada (Tomada de Nichols, 2009).

Las facies tipicas en la laguna son grainstone, grapestone, grainstone y packestone de algas y
foraminiferos. En la llanura intermareal (tidal flat) se tiene generalmente mudstone calcareo de
pellets. En la region del Mar Caribe, actualmente se tienen plataformas bordeadas modernas,
como la plataforma de 300 km de longitud en el sur de Florida, que presenta una distribucién de
las facies similar a muchas plataformas antiguas: arrecifes marginales (framestone y
bounstone), arenas carbonatadas (grainstone ooliticos y esqueléticos), asi como packestone y
wackestone en la laguna interna. El origen de las arenas carbonatadas est4 asociado a la
ruptura de arrecifes marginales y a los esqueletos de organismos que ahi habitaban.

Existen tres tipos de plataformas bordeadas, en base a caracteristicas de sus margenes:
acrecional, bypass y erosional (Read, 1985).

2.6.1.1. PLATAFORMAS CON MARGEN DE ACRECION

Las margenes acrecionales se forman cuando el nivel del mar es estable o tiene aumentos
pequefios y la productividad de carbonatos es alta. Se observan apilamientos de sedimentos
verticales en el interior de la plataforma y en los margenes hacia afuera. El margen no suele
tener escarpes pronunciados y por lo general presenta una relacion progradante entre las facies
de talud, arrecifes, pie de talud y cuenca; en general presentan las siguientes facies:
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a. Clasticos costeros, carbon o evaporitas, llanuras de marea carbonatadas, wackestones
y mudstones submareales de laguna, asi como algunos monticulos de fango en la
laguna. Las secuencias son generalmente de someras y ciclicas.

b. Calcarenitas esqueléticas u ooliticas con estratificacion cruzada en la parte externa de
la plataforma, parches arrecifales. Las calcarenitas son mas fangosas en tierra firme.

c. Carbonatos arrecifales del borde de plataforma, calcarenitas esqueléticas y ruditas
procedentes de los arrecifes.

d. Calcarenitas de periplataforma o de pendiente, brechas y algunas capas de caliza
hemipelagica, bloques exdticos, slumps y monticulos de talud.

e. Turbiditas de pie de talud, lutitas y brechas en manto o canalizadas (sedimentos de
flujos de gravedad).

f. Fangos calcareos pelagicos y hemipelagicos, turbiditas distales y lutitas.

2.6.1.2. PLATAFORMAS CON MARGEN DE BYPASS

El efecto de bypass puede estar asociado con un escarpe marginal, por lo que se caracterizan
por tener poca depositacion en la pendiente de la plataforma. Ocurren en areas de rapida
acrecion vertical donde el ritmo de sedimentacién se mantiene con el incremento del nivel del
mar.

2.6.1.3. PLATAFORMAS CON MARGEN EROSIONAL

Se distinguen porque en ella ocurre erosion lateral del escarpe, por debajo de las facies de la
plataforma, facies perimareales ciclicas. Las margenes erosionadas ocurren en areas de fuerte
influencia de mareas o corrientes oceanicas, por lo que es posible la acumulacion de restos
procedentes de los margenes en abanicos submarinos. Las facies de plataforma incluyen la
parte del litoral, laguna, margen, pendiente superior e inferior y cuenca (Figura 2.33).

e Litoral: sedimentos de planicies de marea de baja energia, sabkhas, clastos,
evaporitas, dolomias, estromatolitos.

e Laguna: arrecifes tipo parche (patch), packstone de pellets, wackestone,
estomatolitos columnares en los margenes.

e Margen: arrecifes tipo parche, franjeantes, y de barrera. Grainstone, biohermas.

e Pendiente superior: Flujos de brechas, monticulos de algas, wackestone-mudstone,
turbiditas y carbonatos de grano grueso.

¢ Pendiente inferior: carbonatos y turbiditas de grano fino y grueso, mudstone.

¢ Cuenca: carbonatos de grano fino y turbiditas de abanicos submarinos.

Fendiente

Cuenca Margenes -
Inferior Superior : Laguna Litoral

SR
lkeed e mar

Facies ectrechas

é Facies extensas  e——

-
E

Figura 2.33. Modelo de facies para la plataforma con margen erosional (Modificado de Handford, 2004).
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2.6.2. RAMPAS

Generalmente tienen una extensién de entre 10 y 100 km. A diferencia de la plataforma
bordeada, las rampas se caracterizan por tener continuidad en la pendiente descendente
(Figura 2.34).

Rampa

10-100 km

4
v

Figura 2.34. Configuracion de una plataforma carbonatada de tipo rampa (Tomada de Nichols, 2009).

Este tipo de ambientes fueron dominantes durante tiempos en los que los organismos
constructores de arrecifes se ausentaron. Se distinguen dos tipos de rampas: rampas
homoclinales, y rampas con ruptura de pendiente distal. Cerca de la linea de costa muestran
arenas calcareas y en areas mas profundas se tienen brechas. Los yacimientos en rampas
alcanzan entre el 10 y el 15% del total de los yacimientos en rocas carbonatadas (Wunderlich,
2007). En las rampas, los sedimentos forman rocas generadoras, asi como rocas
almacenadoras de hidrocarburos. Es posible, encontrar yacimientos en las zonas media y
exterior, donde son comunes las acumulaciones en grainstone y packstone (Figura 2.35).
Burchette y Wright (1992) dividieron a las rampas en funcién de la actividad del oleaje, marea y
de las tormentas. El interior de la rampa se localiza por encima del nivel de oleaje de buen
tiempo, en ésta zona predominan los bancos arenosos o barreras organicas. La zona media de
la rampa se ubica entre el nivel de oleaje afectado por las tormentas y el nivel de buen tiempo.
En esta zona los sedimentos estdn sometidos a un frecuente retrabajo. La zona exterior de la
rampa se extiende por debajo del nivel normal de oleaje hasta el piso de la cuenca.

Rampa Carbonatada

Litoral

Wackestone
v Packstone

Arrecifes

Mudstone
pelagicos

Figura 2.35. Fisiografia de la rampa carbonatada (Tomada de Wunderlich, 2007).
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En las regiones de mayor profundidad se tienen condiciones andxicas. La Figura 2.36 ilustra los
subambientes en una rampa.

Alta energia Costa
Depositacion
Cuenca durante tormentas Regién somera i :
: d Baja energia
y retrabajo de con agitacién . g
sedimentos
Nivel del mar

Oleaje de buen tiempo

| Oleaje detormenta T

""" Packstone & S o 4 Wackestone &
3 wackestone ’ 17 mudstone
\\ Calizas /_/ Bancos de
Mudstone redepositadas Grainstone
CUENCA EXTERIOR ZONA MEDIA INTERIOR

Figura 2.36. Principales subambientes en una rampa homoclinal (Tomada de Burchette y Wright, 1992).
Modelo de facies para rampas
Hanford (2004) presenta para las rampas el modelo de facies siguiente (Figura 2.37):

e Interior de rampa: facies lagunares dominados por mudstone y wackestone de pellets
fosiliferos en una regién protegida y subaérea.

e Zona media o somera de rampa: grainstone, wackestone, packstone, arenas ooliticas o
bioclasticas, arrecifes tipo parche.

e Exterior de rampa: wackestone y mudstone de bioclastos y peloides, grainstones de
tormenta, monticulos de lodo.

e Cuenca: mudstone y lutitas fosiliferas.

RAMPA
CUENCA Zona exterior Zona media Zona interior
Zona por debajo de la linea de buen tiempol Influenciade por el oleaje Area protegida v subderea

Nivel del mar

Linea base de buen tiempo

Figura 2.37. Modelo de facies para la rampa carbonatada (Tomado de Handford, 2004).




[CAPITULO Il. SECUENCIAS DE CALIZAS DE PLATAFORMA] UNAM - 2012

2.6.2.1. RAMPA HOMOCLINAL

Tienen pendientes uniformes y suaves, por lo que en general carecen de depoésitos de
gravedad y derrumbes en las facies de aguas profundas. Son raras durante el Holoceno, siendo
el Golfo Pérsico uno de los pocos ejemplos actuales. Durante el Jurasico, este tipo de
plataformas tuvieron significativa importancia.

Desde el continente y en direccién a la cuenca, presentan las facies siguientes:

a. Clasticos costeros, carbonatos ciclicos de complejos mareales, carbonatos o
evaporitas, hacia el mar cambian a calcarenitas bioclasticas, ooliticas o de pellets en
una franja costera o a través de una laguna a mantos y bancos mas externos de
calcarenitas esqueléticas ooliticas/peloidales y pequefias construcciones organicas.

b. En la regién de alta energia en la zona pegada a la costa, se forman calcarenitas
bioclasticas peloidales u ooliticas. En algunos casos son rampas someras con bancos
y mantos de calcarenitas y construcciones locales siempre someras, entre los bancos
se dan mudstones/wackestones.

c. Rampa profunda. Calizas wackestone y mudstone, calizas arcillosas con organismos
variados de fauna marina; calizas nodulares relacionadas con cementaciones
tempranas, compactacion y disolucion por presiéon; tempestitas con secuencias
positivas y bioturbacion.

d. Talud y cuenca profunda: Lodos pelagicos o de borde de plataforma con alternaciones
de lutitas.

Como ejemplo de rampas modernas de este tipo, existen las del Golfo Pérsico y la Bahia
Tiburdn en el oeste de Australia.

2.6.2.2. RAMPAS CON RUPTURA DE PENDIENTE DISTAL

Este tipo de rampas tienen una combinacién de caracteristicas de las rampas homoclinales y de
las plataformas bordeadas. Debido a que las facies de aguas someras se encuentran muy
alejadas de la cuenca, las brechas en aguas profundas carecen de clastos de arenas o arrecifes
marginales, sustituyéndolos por fragmentos de la rampa.

Los complejos de aguas someras incluyen bancos esqueléticos y/o bancos arenosos de ooides-
pellets. A partir de la costa y hacia el mar, presentan las facies que se describen a continuacion:

a. Rampa profunda, ubicada debajo del nivel base del oleaje donde se forman
wackestone/mudstone nodulares, bioturbados y calizas arcillosas con comunidades
bidticas de mar abierto. En las partes distales puede haber presencia de slumps,
brechas y calcarenitas aléctonas.

b. Facies de pendiente o talud y margen de la cuenca profunda, donde se forma mudstone
no bioturbadas y laminadas que pueden ser arcillosas; también se pueden tener
slumps, brechas, y algunas intercalaciones de calcarenitas al6ctonas.

2.6.3. PLATAFORMA EPEIRICA

Alcanzan areas muy extensas con topografia de muy suave pendiente. A pesar de ser
inexistentes en la actualidad, los mares epeiricos someros cubrieron extensas areas de
cratones a lo largo del registro geoldgico. Algunos ejemplos son: el periodo Precambrico-
Ordovicico en la region central de China; el Cambrico-Ordovicico en Norteamérica; el Triasico-




[CAPITULO Il. SECUENCIAS DE CALIZAS DE PLATAFORMA] UNAM - 2012

Jurasico en el oeste de Europa; asi como algunos del Cenozoico en el Medio Oriente. Las
profundidades son menores a los 10 m, por lo que dominaron los ambientes de submarea e
intermarea.  Durante mucho tiempo, estas plataformas se desarrollaron en ambientes
tranquilos, de baja energia con esporadica actividad del oleaje y viento. Los procesos que
afectan la sedimentacion en las plataformas epeiricas, son aquellos asociados a las tormentas,
asi como su frecuencia, direccion y magnitud, controlados por los factores climéaticos (Figura
2.38).

Plataforma epeirica

Figura 2.38. Esquema de la plataforma carbonatada de tipo epeirica (Tomado de Nichols, 2009).
Irwin (1965) plante6 el esquema siguiente de facies para la plataforma epeirica (Figura 2.39):

e Zona Z: zona de baja energia y poca circulacion, que se caracteriza porque en direccion
al continente se acumulan evaporitas, mientras que en direccion al océano abundan los
mudstones.

e Zona Y: zona de alta energia donde se forman principalmente grainstones.

e Zona X: zona de baja energia, se forman sedimentos finos de cuenca.

- .ﬁoé“&ﬁem ZONAY ZONA X
ALTA ENERGIA
REDUCIDA CIRCULACION BAJAENERGIA

Nivel de oleaje

érdida de la energia por
los efectos de friccion

Mudstone dolomitizado & Evaporitas Grainstones Sedimentos finos de cuenca

Figura 2.39. Modelo de facies para la plataforma epeirica (Tomada de Irwin, 1965).
2.6.4. PLATAFORMA AISLADA

Se refiere a acumulaciones de carbonatos en aguas someras rodeadas por aguas profundas.
No tiene restricciones en cuanto al tamafio, por lo comln tienen extensiones entre decenas y
cientos de km y profundidades de hasta 4 km; sin embargo si son muy amplias, pueden formar
rampas o plataformas epeiricas. Pueden tener margenes de pendiente suave (tipo rampa) o de
pendiente abrupta (de plataforma bordeada), siendo el segundo caso el mas comun (Figura
2.40). Se interpreta que se desarrollan sobre horts en plataformas fracturadas y rapidamente
subsidentes de margenes continentales extensivos (Arche, 1992).
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Figura 2.40. Esquema de la plataforma carbonatada de tipo aislada (Tomado de Nichols, 2009).
2.6.5. PLATAFORMA INUNDADA

Para que se forme este tipo de ambiente, es esencial que ocurra un rapido incremento del nivel
del mar. Este fenédmeno puede darse debido a la subsidencia producida por la tecténica, a los
procesos de eustatismo y a la reduccion de la produccion de carbonatos (Tucker, 1990). Se
caracterizan por tener facies de sedimentos de aguas profundas, por encima de los sedimentos
de aguas someras (Figura 2.41). Si el incremento en el nivel del mar llevé a la plataforma hasta
la zona fética, no hay presencia de organismos bentonicos y particularmente de algas, los
carbonatos estaran dominados por fésiles plancténicos y necténicos (foraminiferos, pteropodos,
bivalvos, ammonoides, coccolitos). Es posible que el ritmo de crecimiento de los arrecifes
permita su desarrollo, incluso durante el aumento del nivel del mar, generando asi una barrera.
Las facies de alta energia quedan asi restringidas a una franja junto al litoral. En general, la
inundacion produce una traslacion hacia Tierra firme de las facies de plataforma somera. La
transicion vertical entre las facies de plataforma somera y las facies de aguas mas profundas
correspondientes a la etapa de inundacién puede ser gradual o abrupta y en general suele estar
marcada por una facies transgresiva de alta energia (calcarenitas o conglomerados calcareos).
Cuando la inundacion se produce después de un marcado descenso del nivel del mar, la capa
transgresiva calcarenitica puede yacer sobre calizas con pedogénesis, caliches o estructuras
vadosas (Arche, 1992). No obstante, cuando la inundacién se produce después de una
somerizacién hasta niveles mareales, las calcarenitas o gravas calcareas basales descansan
sobre carbonatos de llanuras de marea con pocas evidencias de alteracion subaérea. Posterior
a la inundacién, tanto la progradacién como la acrecion vertical pueden retornar la plataforma a
su situacion original.

Las plataformas inundadas modernas son comunes en el océano pacifico e indico, en donde los
atolones y las plataformas aisladas se hundieron como resultado de la subsidencia térmica. Por
otra parte, para el caso de las plataformas antiguas, tenemos como ejemplo las regiones del
occidente de Europa, Texas, México y el Medio Oriente.

2.7. CARBONATOS DE AMBIENTES LACUSTRES

Los carbonatos de ambientes lacustres han tenido poca atencién por parte de los geocientificos,
en comparacién con los carbonatos marinos, sin embargo estas secuencias de carbonatos son
de particular interés debido a que son importantes por la informacién que arrojan en relacion a
los paleoambientes, actian como almacén de minerales no metalicos y contienen rocas
generadoras de hidrocarburos.
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Figura 2.41. Plataforma carbonatada inundada o de tipo sumergida (Tomado de Tucker, 1990).

Los lagos con carbonatos exhiben una variedad de formas y tamafios, teniendo como ejemplos
actuales a los sistemas pequefios como el de Green Lake en Nueva York, con un area de 4.3
km?, asi como sistemas de mayor tamafio como el de Great Salt Lake en Utah, alcanzando un
area de 6,200 km? Con base en la comunicacién hidrolégica, es posible clasificar a los lagos,
en ambientes abiertos y ambientes cerrados. Los lagos abiertos se caracterizan por tener
salidas de los liquidos y se ubican en regiones exorreicas, en las cuales el agua de lluvia
retorna al mar a través del transporte en los rios. La afluencia y la precipitacion se encuentran
en equilibrio con la evaporacion y el desagiie. Como resultado, las propiedades quimicas son
estables; es decir, no hay un incremento en la salinidad o alcalinidad del medio. Los lagos
cerrados no cuentan con desagiles o salidas, por lo que el nivel del liquido y las propiedades
guimicas del medio se ven afectados solo por la afluencia, la precipitacion y la evaporacién. Se
ubican en regiones endorreicas y arreicas. A su vez, los lagos cerrados se subdividen en:
perenne y efimero. Los lagos perenne contienen cuerpos de agua que se mantienen durante
cientos de afios, incluso hasta miles de afios, por lo general muestran indicadores de las
fluctuaciones del nivel del liquido, como consecuencia de los cambios climéticos, los lagos
abiertos pueden convertirse en cerrados, y viceversa.

2.7.1. SUB AMBIENTES LACUSTRES

Se utiliza un criterio bioldgico para definir los sub-ambientes lacustres o zonas en los lagos, por
lo que es posible diferenciar a los principales sub-ambientes para el caso de lagos de tipo
abierto y perenne (Figura 2.42).
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Figura 2.42. Esquema en los que se indican los subambientes lacustres (Tomado de Tucker, 1990).
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Zona litoral: Comprende la zona donde se ubican las macrdéfitas, hasta extenderse a
profundidades de 12 m. En la porcidn mas baja, se encuentran plantas sumergidas como las
carofitas, en el litoral medio se localizan las plantas flotantes, y en la parte superior se tienen
macrofitas emergentes. La zona eulitoral comprende la region entre el nivel mas alto y el mas
bajo del agua, por encima de ésta tenemos a la zona supralitoral, la cual pocas veces esta
sumergida.

Zona sublitoral: Esta zona tiene poca presencia de plantas, esté localizada en la zona fética, por
lo que pueden desarrollarse las algas.

Zona profunda: Corresponde a la region afética, generalmente se sitia por debajo de la
termoclina.

Zona pelagica: También denominada zona limnética, corresponde a la zona plancténica.

Los lagos son sistemas dindmicos, susceptibles a los cambios climéticos, estos ambientes son
muy variables en cuanto a sus caracteristicas tectonicas y sedimentolégicas, como resultado,
no existen un conjunto de elementos que nos permitan identificar los depdsitos lacustres; por lo
gue los organismos presentes (biota) constituyen el elemento mas confiable. Uno de los rasgos
mas importantes, es el fuerte cambio de facies, como se indicd con anterioridad, se reconocen
tres tipos de sistemas lacustres: abiertos, perenne-cerrados y efimeros-cerrados. No obstante,
conforme transcurren los cambios de clima y las variaciones en el nivel del liquido, el balance
hidroldgico de los lagos puede sufrir modificaciones, situacion que se ha presentado en varias
ocasiones a lo largo del registro geoldgico. Tal es el caso del sistema Flagstaff del Paleoceno-
Eoceno en la porcién central de Utah. En un principio, el sistema era un lago somero, y se
convirtid en un sistema de playa, para posteriormente convertirse huevamente en un sistema
lacustre. De tal forma, que es necesario la utilizacion de varios modelos de facies, para la
interpretacion de los depdsitos de lagos antiguos. En general, el fondo del lago esta cubierto
por lodo calcareo en las partes mas profundas, y por arena en las mas superficiales y agitadas.
Los sedimentos se componen de pellets fecales, arenas de foraminiferos, arenas de algas y
corales destruidos junto con otras arenas esqueléticas y lodos calcareos muy finos (Selley,
2000).

2.7.2. AMBIENTE ARRECIFAL

Un arrecife se define como una acumulacién de carbonatos que ha sido influenciada por
procesos bioldgicos, fisicos y quimicos durante su formacién, y que posee un relieve
topografico, son de estructuras rigidas y resistentes al oleaje, este ambiente presenta dos
caracteristicas principales:

a) Se encuentran restringidos de forma lateral, a pesar de que algunos llegan a cubrir
extensas areas y/o presentan un relieve significativo;

b) Muestran evidencia de haber sido afectados por fendmenos bioldgicos durante su
origen.

Los geocientificos han aplicado el término arrecife para referirse a lentes hechos de los
esqueletos calcareos de algunos organismos marinos de aguas someras (Ortega, 2005). Los
diferentes tipos de depdsitos arrecifales son los siguientes:

e Bioherma: caracterizado por presentar estructuras de crecimiento con tendencia a forma
de domo o monticulo, rodeados por otras litologias. Esta constituida estrictamente por
material de origen organico.
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e Biostroma: estructuras sedimentarias que se depositaron completamente horizontales y
que tienen una geometria de tendencia estratificada, estan construidos principalmente
por organismos.

Los organismos que originan a los arrecifes son muy diversos y han tenido una importancia muy
variada a lo largo de la columna estratigréfica, destacan los corales, estromatoporidos, algas y
esponjas calcareas, foraminiferos y algunos gusanos secretores de carbonato. Para que un
arrecife pueda originarse es necesario tener los factores siguientes:

a) Temperatura: debe ser alrededor de los 25°C.
b) Profundidad: Los de mayor crecimiento tienen lugar a 10 m de la superficie del mar.
c) Salinidad: se encuentra entre las 35,000 y las 37,000 ppm.

Selley (2000) explica que mediante la geometria y las relaciones de las facies es posible
distinguir diferentes tipos de arrecifes, siendo los mas importantes los siguientes:

Arrecife marginal o costero: Esta adosado a la costa y es de tendencia lineal, por lo que en
general constituyen una franja plana paralela a la costa, en ellos no interviene una laguna, y son
formados cuando hay una escasez de precipitaciones lo que significa poca agua dulce, el lodo
gue se forma en el mar inhibe el crecimiento de los arrecifes de organismos coloniales (Figura
2.43).

Figura 2.43. Representacion de un arrecife marginal (Tomada de Nichols, 2009).

Arrecife de barrera: Son lineales y paralelos a la costa; a diferencia del arrecife marginal, este
tiene una laguna que los separa de la costa formando una barrera arrecifal (Figura 2.44).

Figura 2.44. Representacion de un arrecife de barrera (Tomada de Nichols, 2009).

Atolones: Este tipo de arrecife tiene una estructura circular, en cuyo centro se forma una laguna,
se encuentran en mar abierto (Figura 2.45).

Figura 2.45. Representacion de un atolon (Tomada de Nichols, 2009).
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Un arrecife origina en general tres tipos de facies fundamentales, los cuales se distinguen en
la Figura 2.46:

a) Facies de construccién: estdn formadas por los esqueletos calcareos de los organismos
creciendo interconectados y dando una estructura que es rellenada con detritos
originados por la destruccién parcial de los esqueletos y de la micrita de origen diversa.

b) Facies de frente arrecifal: pasa lateralmente a los sedimentos marinos de plataforma. Si
el crecimiento del arrecife es muy rapido pueden aparecer deslizamientos y estructuras
que recuerdan medios de turbiditas, siendo los principales componentes de grandes
fragmentos rotos del arrecife empastados en sedimentos bioclasticos de tamafios finos.

c) Facies post arrecifales: estas estan caracterizadas por un ambiente muy débil, por la
proteccion mecéanica de la construccion que individualiza una laguna, en ocasiones no
tiene limites definidos, esta caracterizada por arenas bioclasticas y lodos calcareos con
pellets fecales que indican una fuerte actividad biolégica.
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Figura 2.46. a) Distribucion de los sedimentos y las facies de un arrecife. b) Distribucion de organismos en un
arrecife (Tomada de Corrales, 1977).

2.8.PROCESOS DIAGENETICOS

Handford (2004) describe que la diagénesis es todo proceso que actla sobre los sedimentos
después de la depositacién, principalmente tiene que ver con las alteraciones fisicas, quimicas
y biolégicas de los sedimentos; estas alteraciones se dan a condiciones de presion y de
temperaturas bajas lo que da como resultado cambios en la mineralogia y en la textura original
de la roca (excluye los procesos que envuelven temperaturas y presiones lo suficientemente
altas que originan el metamorfismo).

La diagénesis puede ocultar informacion sobre caracteristicas principales de la roca, pero
también puede dejar informacion importante acerca de la historia de la configuracién post
deposicional, la composicién de agua en el poro y la temperatura.

Entender los procesos diagenéticos es importante en el estudio de los yacimientos de
carbonatos debido a sus efectos tanto en la formacién como en la destruccién de la porosidad.

Los estudios de la diagénesis relacionados con los yacimientos petroleros tratan de identificar
los siguientes parametros:
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El medio ambiente diagenético

La cronologia relativa de la precipitacion y cualquier alteracion
La composicion y mineralogia de los sedimentos

La mineralogia original de los materiales cementantes

La historia geoldgica de los sedimentos
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Corrales (1977) explica que los principales procesos diagenéticos que destacan en los
carbonatos son la disolucion, la cementacion y el reemplazamiento, aunque se describen
algunos otros a continuacion.

2.8.1. COMPACTACION

Este proceso implica la reorganizacion de las particulas, esto se da en respuesta de las nuevas
condiciones de la presién de sobrecarga ya que se reduce la porosidad por la pérdida de
volumen. El agua que esta contenida en las capas inferiores es expulsada por la presion que
generan las capas superiores, esto hace que el espacio entre los poros se pierda y se produzca
un endurecimiento y por ende la compactacion del sedimento. La compactacion puede ocurrir
de las siguientes dos formas:

a) Mecanica: esta se da por el incremento de la densidad de empaquetado de las
particulas, por lo que no modifica practicamente en nada a la mayoria de los
sedimentos, debido a la cementacion temprana ya que esta impide la compactacion. La
ausencia de las conchas rotas en las calizas no implica la ausencia de la compactacion,
esta ruptura se debe a causas fisicas durante el proceso de compactacion; en los
primeros estadios de este proceso, la micrita y el agua intersticial actian como un solo
fluido, lo que hace que las conchas estén protegidas por la presion hidrostatica.

b) Quimica: se da por presidn-disolucion. En esta el sedimento es deformado bajo el
esfuerzo vertical de sobrecarga y al mismo tiempo se produce una disolucion de
carbonato de calcio que serd suministrado a las aguas intersticiales para su posterior
precipitacibn como cemento. Los factores que condicionan este proceso no estan
controlados pero es muy evidente que influyen los pardmetros siguientes: presion
vertical, litologia, porosidad, permeabilidad y temperatura.

2.8.2. CEMENTACION

La cementacion es el crecimiento de cristales en los espacios preexistentes, esto se da a partir
de la precipitacion de los cementantes que son arrasados en solucién a través de sedimentos
permeables para depositarse entre los poros. Los espacios en los que se da la cementacién
pueden ser interparticulas como intraparticula. Los resultados finales que son mas importantes
en la cementacién son la litificacion del sedimento y la pérdida de la porosidad.

Por la situacién del medio diagenético en el crecimiento de los cristales, la cementacién puede
ocurrir en cuatro condiciones:

¢ Cementacidn meteorica: esta controlada generalmente por agua dulce y se divide en:
a) Superficial: que es la que se realiza en capas delgadas, en manantiales y arroyos
efimeros, y en el suelo como caliches.
b) Vadosa: se da en zonas sobre el nivel freatico y hasta la superficie.
c) Freatica: esta se da en zonas por debajo del nivel freatico hasta profundidades
altas y variables.
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e Cementacion intramareal: esta ocurre en zonas que en algunas ocasiones quedan
cubiertas por el nivel del mar o mojadas por salpicaduras, o que se cubren de forma
intermitente.

e Cementacion submareal: esta se realiza en el medio marino, en sedimentos que todavia
no tienen empaquetamiento definitivo, siempre proximo a la interfase deposicional y a
profundidades desde la marea baja a la zona abisal.

e Cementacion subterrdnea: es la que se origina por debajo de un cierto espesor de
sedimentos y bajo la influencia de agua metedrica o marina.

Para diferenciar la morfologia del cemento en las zonas carbonatadas antiguas se distinguen
los siguientes tres tipos:

a) Cemento en drusa: es aquel que estd formado por cristales alargados colocados
perpendicularmente a la pared del poro y que representan extincion ondulante por su
orientacion éptica respecto a la pared.

b) Cemento granular: esta formado por un mosaico de cristales con una orientacion Optica
desordenada.

c) Cemento anular o sintaxial: esta formado por el recrecimiento sobre cristales aislados y
en continuidad 6ptica, se caracteriza por tener particulas monocristalinas.

2.8.3. RECRISTALIZACION

La recristalizacién se da cuando hay cambios en la textura y estructura del sedimento por la
formacion o crecimiento de pequefios cristales. Estrictamente se refiere a los cambios en el
tamano de cristal sin ningdn cambio en la mineralogia.

2.8.4. DISOLUCION

La disolucion se da por la interaccion de la composicion del agua de los poros y la mineralogia
de las particulas, cuando estos factores se encuentran en desequilibrio. El resultado final de los
procesos de la disolucion es la creacidn de diferentes tipos de poros (porosidad secundaria).

Los componentes deposicionales de los sedimentos carbonatados estan constituidos en una
porcién muy alta por minerales metaestables, que en el curso de los procesos diagenéticos
tienden a desaparecer mediante la disolucion y esta va a depender de:

a) Composicion del agua que atraviesa y de su flujo, basicamente depende de los valores
del pH y de la salinidad.

b) Propiedades intrinsecas del material, la mayor o menor facilidad para disolverse
depende fundamentalmente de la mineralogia, ya que es mas soluble la calcita rica en
magnesio.

c) Otros factores, que consideran el grado de porosidad y la presencia de materia organica.

Como consecuencia de estos procesos de disolucion se produce una porosidad diagenética o
secundaria, que se suma a la porosidad primaria.

2.8.5. DOLOMITIZACION

La dolomitizacién se refiere al reemplazamiento de la calcita por la dolomita. El andlisis de la
textura de la dolomitizaciéon puede hacerse considerando dos casos:
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i.  Reemplazamiento parcial: suele llevar un orden selectivo de tal forma que lo
primero en dolomitizarse es la matriz micritica y posteriormente los bioclastos.

i. Reemplazamiento total: en este caso se pueden encontrar diferentes situaciones
como la conservacion de la textura deposicional, la conservacion parcial de la
textura deposicional y la destruccion o cambio total de la textura deposicional.

La dolomitizacion es un proceso muy lento y dificil de controlar ya que intervienen varios
factores que influyen en ella; los mas importantes son:

a) Tiempo: la formacion de la dolomita se ve muy favorecida por el tiempo debido a su
ordenacion elevada.
b) Temperatura: la elevacion de ésta favorece el proceso ya que aumenta la movilidad
i6nica y deshidrata los iones de Mg facilitando su entrada en la red.
c) Presiéon: su aumento favorece su formacién ya que la presion de cristalizacion de la
dolomita es mayor que la de la calcita.
d) Caracteres intrinsecos de la roca: estas caracteristicas son las que condicionan la
selectividad del proceso, en donde intervienen los factores siguientes:
i. Lageoquimica: en cuanto mas Mg tiene la calcita mas facilmente se dolomitiza.
i. Eltamafo de los cristales: a menor tamafio hay mayor facilidad.
iii. Porosidad: mientras se tenga mayor porosidad mas facilidad habra para que
ocurra la dolomitizacion.
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CAPITULO IIl. CASOS HISTORICOS
3.1. CASOS NACIONALES
3.1.1. REGION DE LA FAJA DE ORO

Localizacién

Pertenece a la Cuenca de Tampico-Misantla, ésta cuenca se localiza en el oriente de México,
comprende desde el extremo sur del Estado de Tamaulipas, hasta la parte central del estado de
Veracruz, algunas porciones orientales de San Luis Potosi, Hidalgo, norte de Puebla y la
plataforma continental hasta la isobata de 200 m (Figura 3.1).

0 100 km

I Campos de aceite
M Campos de gas

95°0 95°0

Figura 3.1. Localizacién de la Cuenca de Tampico Misantla y de la Faja de Oro (Tomado de PEMEX, 2010).
Antecedentes

A inicios del siglo XX, durante la construccion del sistema ferroviario en la planicie costera del
Golfo de México, se descubrieron importantes manifestaciones de petrdleo. La compaiiia del
inglés Weetman Dickinson Pearson, encargada del Ferrocarril del Itsmo, encontré chapopoteras
en dichas zonas y por otro lado, la del norteamericano Edward L. Doheny descubri6, al trabajar
en el ferrocarril de Tampico a San Luis, grandes cantidades de petroleo. Gracias a la asesoria
del gedlogo mexicano Ezequiel Ord6fiez, las compafiias de Doheny y C.A. Canfield, perforaron
el pozo La Pez No. 1 en 1904. Tenia una profundidad de 503 metros y produjo en un inicié 1500
barriles por dia; este fue el primer pozo realmente comercial que se perforé en nuestro pais. A
partir de entonces los éxitos continuaron, de tal forma que en 1908, la compafiia de Pearson
llegd a la region de Tampico-Tuxpan, y tras varios intentos, se termind el pozo No. 2 en la
Hacienda San Diego de la Mar, representando éste suceso el descubrimiento de la faja de
campos petroleros muy productivos (Faja de oro). En diciembre de 1910, el pozo Potrero del
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Llano No. 4 result6é exitoso, al brotar con una produccion de mas de 100 mil barriles por dia,
localizado a una distancia de 64 Km al noroeste de Tuxpan, Veracruz.

En la segunda década del siglo XX, la actividad petrolera crecid hasta llegar a una produccién
de més de 193 millones de barriles, colocando a México como segundo productor mundial; éste
hecho se logré en gran medida por los descubrimientos en la Faja de Oro. Uno de los pozos
mas espectaculares a nivel mundial, lo fue el Cerro Azul no. 4, ubicado en terrenos de las
haciendas de Toteco y Cerro Azul, cuyo campo tuvo hasta el 31 de diciembre de 1921, una
produccion de mas de 57 millones de barriles y hasta el 30 de octubre de 2003, ya acumulaba
una produccion de 1, 404 millones barriles de crudo (Figura 3.2).

; PEMEX

P0OZ0 CERROD AZUL N:4
TERMNADO COMD PROOUCTOR DE ACEITE A LA PRO-
FUNDIDAD D€ 534 M.EN FEBRERD DE 156 CON UNA,
PRODUCCION DE 200000 BLS/ 0 (ESTIMADA) PRODUC~
CION ACUMULATIVA A1 31 DE OCTUBRE -2003-14 045555
8 85 ESTA CONSIDERADD UNO DE LOS POZO0S
PRODUCTIVIDAD EN EL MUNDO

~ ' SECTOR OPERATIVO CA=N

- \..

Figura 3.2. Placa conmemorativa en el Pozo Cerro Azul No. 4, uno de los més productivos a nivel mundial (Tomado
de www.meéxicoméxico.org, 2009).

En 1952 se descubrid la continuacion de la Faja de oro al sur del Rio Tuxpan, con el campo que
fue bautizado con el nombre de Ezequiel Ordéfiez. La cadena de campos llegé hasta Tecolutla,
en la costa del Golfo de México.

En 1963 se perford el pozo Isla de Lobos y después el Arrecife Medio, con lo que se comprobd
la existencia del atolon, que da lugar a la Faja de Oro Marina.

Para 1966 las pruebas estratigraficas confirmaron que la Faja de Oro es un arco continuo que
se extiende de Cabo Rojo a Tecolutla. A finales de 1977 la produccién en ésta region alcanzé
los 35 mil barriles diarios.

Durante el 2002-2003 se reactivd la perforacién en la region con el pozo Carpa-101. En
particular, un pozo horizontal tuvo una produccion de 4814 bpd con un estrangulador de ¥ pg.




CAPITULO Ill. CASOS HISTORICOS UNAM - 2012

Hasta el 2004 se contaba con 8 campos en desarrollo en la faja de oro marina, productores de
aceite ligero y gas asociado; la produccion acumulada se valoré en 217 mmbpce. La integraciéon
de la sismica 3D, registros geofisicos y andlisis de nucleos contribuye al entendimiento
estratigrafico de la Plataforma de Tuxpan y a la identificacion de posibles depoésitos de
hidrocarburos.

En el 2005 se perfor6 el Pozo Bagre-101, en aguas territoriales del Golfo de México en la
plataforma continental. La profundidad total fue de 2896 metros desarrollados (PEMEX). Para el
2010 se ha estimado una produccion acumulada de 5500 millones de barriles de aceite y 7.5
billones de pies cubicos de gas.

Caracteristicas Geologicas

El margen del paleogolfo de México se caracteriza por el desarrollo durante parte del Cretacico
de una serie de plataformas Calcareas, dentro de ellas esta la Faja de Oro, que corresponde
con una plataforma alargada de rocas carbonatadas que se formaron en ambientes someros de
la Formacion El Abra (Albiano-Cenomaniano), tiene una longitud de 145 km y 65 km de ancho;
esta orientada de noroeste a sureste. El espesor total de la columna de rocas de plataforma
alcanza entre 1500 m.

También es llamada Plataforma de Tuxpan-Tecolutla, ésta se form6 sobre un basamento igneo
intrusivo de edad paleozoica tardia, cubierto a su vez por capas rojas continentales de edad
Tridsico-Jurasico; ambos constituyeron un area positiva que se tradujo durante gran parte del
Jurasico por la existencia de islas (Bello,1978). Posteriormente los mares del Titoniano y del
Neocomiano cubrieron extensamente la region depositando sedimentos de mar abierto pero de
poca profundidad sobre este alto estructural. Sin embargo, el episodio de sedimentacion
pelagica es breve en esta area y después del Neocomiano vuelven a aparecer bancos someros
sobre los cuales, durante el Albiano-Cenomaniano se acumulan los carbonatos masivos de la
Formacion el Abra, acompafiados de una subsidencia continua que les permite alcanzar un
espesor muy inferior. Hacia el final del Cretacico Tardio prevalecen condiciones de mar abierto
y se depositan calizas arcillosas y margas.

La distribucién de las facies sedimentarias muestra la existencia de las siguientes principales
zonas sobre la Plataforma de Tuxpan-Tecolutla:

e Regién de ambientes arrecifales
e Regién de ambientes lagunares
e Regibn de bancos ooliticos

Region de ambientes arrecifales

Se tienen numerosos biostromas en localidades distintas y a diferente altura de la columna, lo
gue permite inferir la existencia de pequefios bancos arrecifales discontinuos de espesor
reducido; la facies predominante es la biorrudita de rudistas, corales y algas. La matriz es
micritica y puede ser completamente recristalizada. Se incluyen en la region de ambientes
arrecifales los depésitos de intermarea asociados con bancos arrecifales.
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Se caracterizan por horizontes estromatoliticos y por su alternancia con sedimentos
calcareniticos (Pedrazzini, 1978). Esta facie se encuentra aislada y no tiene gran extension, por
lo que se cree que representa bancos lodosos emergidos en la zona arrecifal los que fueron
cubiertos periédicamente por material detritico aportado por fuerte oleaje.

Region de bancos ooliticos

Ocupa la region central de la plataforma, limitada al Oeste por el margen arrecifal; por su amplia
extension se cree que ésta area representaba un banco submarino somero sobre el cual se
formaban alternativamente depdsitos ooliticos o biostromas de rudistas, en donde ocurrian
leves fluctuaciones del nivel del mar; al elevarse éste se retraian los arrecifes y se formaban
oolitas sobre el borde de la plataforma.

Region de ambientes lagunares

Se extiende sobre la mayor parte de la plataforma, cuyos limites estan representados por
bancos biogénicos u ooliticos que fueron muy variables en extensién durante el desarrollo de la
plataforma. Aparentemente la laguna era mas estrecha al iniciarse; posteriormente se
ensanchg, inundando los antiguos bancos marginales. En la zona lagunar es en donde hay
mayor desarrollo de las dolomias y donde se encuentra un cuerpo importante de evaporitas.

Sistema Petrolero

Magoon (2001) se refiere al sistema petrolero en la regién de la Faja de Oro como el Sistema
Pimienta-Tamabra. Dicho sistema tiene gran extension y continuidad, debido a una
configuracion tecténica estable. El area del sistema cubre mas de 427, 220 km?, incluye las
zonas de Tampico, Tuxpan, Veracruz, Salina, Villahermosa y la Bahia de Campeche (Figura
3.3). Esta catalogado como un sistema Super Gigante; el volumen original de aceite es de
66.3x10° barriles de aceite y de 106.7x10" pies clbicos de gas; esto corresponde a 83.6 miles
de millones de barriles de petréleo equivalente.

La estabilidad tanto depositacional como tecténica durante 100 millones de afios (periodo entre
el Oxfordiano-Paleoceno), dio oportunidad para el desarrollo de la roca generadora, almacén y
sello. La depositacion de terrigenos en el Cenozoico proporciond las secuencias que
sobreyacen al sistema, y que son necesarias para activarlo.

Las formaciones Méndez, San Felipe y Agua Nueva constituyen los sellos del sistema. La
formacion Méndez esta formada por margas y lutitas. La formacion San Felipe estd compuesta
por intercalaciones de calizas y lutitas de baja porosidad. Por su parte la Formacién Agua
Nueva tiene una extensa distribucion regional, est4 constituida por horizontes de calizas
arcillosas y lutitas negras laminares, con intercalaciones de lutitas carbonosas y margas
bentoniticas. Las trampas son de tipo mixto, tienen caracteristicas estructurales y variaciones
de permeabilidad, consecuencia del cambio de facies. Los yacimientos se encuentran en las
formaciones El Abra, Tamabra, Tamaulipas inferior y Tamaulipas Superior. La formacién El
Abra corresponde a una Caliza criptocristalina de color blanco, crema o gris, oolitica y con
milidlidos. Tiene una excelente porosidad primaria y permeabilidad.
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Figura 3.3. Distribucion del Sistema Petrolero Super Gigante Pimienta-Tamabra y principales regiones petroleras
(Modificado de Magoon, 2001).

La Formacion Tamabra se compone de flujos de escombros y granos de carbonatos,
provenientes de la erosion en los bordes de la Plataforma de Tuxpan. Se pueden distinguir dos
zonas, en la parte inferior existen horizontes gruesos de rudistas retrabajados, y en la parte
superior se tienen estratos porosos de bioclastos. Hacia el oeste del campo Poza Rica, la
formacion se adelgaza hasta desaparecer por un cambio de facies dentro de la caliza densa y
micritica en estratos delgados de la Formacién Tamaulipas Superior. La Formacion Tamaulipas
Inferior esta representada por wackestone de microfésiles de color gris a oscuro, que
gradualmente pasa a packestone de intraclastos de color café y gris. La Formacion Tamaulipas
Superior corresponde a una caliza densa de microfésiles y fracturada.

Las rocas generadoras corresponden a las formaciones Pimienta, Santiago y Taman. Estas se
depositaron en un ambiente marino en condiciones anoéxicas y de alta salinidad; el tipo de
materia es algdcea marina y en menor medida materia organica continental lefiosa. La
Formacion Pimienta se constituye de calizas arcillosas, con alternaciones de horizontes de
lutitas negras bituminosas. Se depdésito durante un periodo de transgresion marina.

La Formacidon Santiago con sus horizontes de materia carbonosa contiene micritas, limolitas y
calizas arcillo-carbonosas con materia organica de tipo algacea, lefiosa y carbonosa. La

Formacion Taman esta constituida por lutitas calcareas carbonosas con materia organica de
tipo algacea y carbonosa.
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Los principales campos en la faja de oro son 30, algunos de éstos son: Acuatempa, Alamo San
Isidro, Alazan, Atun, Bagre, Carpa, Cerro del Carbén, Cerro Viejo, Ezequiel Ordéiiez, Isla de
Lobos, Jiliapa, Juan Felipe, Marsopa, Moralillo, Muro, entre otros. En la Tabla 3.1 podemos
observar una lista de dichos campos, asi como datos de su volumen original, reservas y

produccion acumulada.

No. Campo Volumen Original Reservas Produccion Acumulada
Aceite Gas RGA Aceite Gas Aceite Gas
(mmbl) (mmmpc) | (ft3/bl) (mmbl) (mmmpc) (mmbl) (mmmpc)
1 Acuatempa 101.7 70.7 695 2.5 1.2 27.4 37
2 Alamo San Isidro 173.5 81 467 0.7 0.6 71.3 32.2
3 | Alazan 66.3 39.5 596 1.2 2 18.7 9.8
4 Atln 309.4 578.2 1869 4.7 1.6 39.7 195.8
5 Bagre 215 189.4 881 23.8 37.3 52 64.4
6 Carpa 174.8 54 309 61.2 18.9 0 0
7 Cerro del Carbon 49.6 31.6 637 0.6 1.3 6.8 8.9
8 Cerro Viejo 89.2 47.6 534 1.2 1.3 25.6 13
9 Ezequiel Ordoéfiez 179.1 107.3 599 7.6 3.2 63.4 41.1
10 | Isla de Lobos 57.7 15.5 269 1.3 0.5 22.5 5.8
11 | Jiliapa 232.9 146.9 631 7.6 7.3 33.3 41.8
12 | Juan Felipe 48.4 27.2 562 2.3 1.5 12.2 6.6
13 | Marsopa 82.3 43 522 3.7 1 17.1 5.8
14 | Moralillo 64 41.7 652 1.2 1 18 11.5
15 | Muro 73.9 16.7 226 1 0.2 21.6 7.2
16 | Nuevo Progreso 46.2 24.4 528 1.8 3.8 8.6 10.8
17 | Ocotepec 81.6 45.7 560 4.8 2.1 18.9 7.8
18 | Placetas 31.5 11.3 359 3.1 1.7 0.1 0
19 | Potrero Llano 401.1 213 531 25 1.1 118.2 63.5
Horcones
20 | Santa Agueda 386.5 245.4 635 7.9 4.3 115 119.9
21 | Soledad 36.6 33.5 915 0.6 0.5 10.6 11.1
22 | Sur Chinampa Norte | 718.8 422.2 587 45 2 211.1 123.8
Amatlan
23 | Tejada 13.4 7.3 545 0.6 0.5 3.2 3.4
24 | Tepetate Norte 560.6 283.3 505 2.2 1.4 166 83.6
Chinampa
25 | Tiburén 23.1 8.1 351 1.9 2.1 8.6 2.1
26 | Tierra Blanca 352.5 197.1 559 3.1 1.8 102.6 57.4
Chapopote Nifiez
27 | Tintorera 82.6 18.6 225 24.7 4.6 0.1 0
28 | Toteco Cerro Azul 1256.9 705.7 561 9.4 7.9 369.1 205.2
29 | Tres Hermanos 423.2 747.2 1766 24.1 136.2 125.7 239
30 | Zacamixtle 61.4 32.8 534 0.7 0.4 17.8 98.7

Tabla 3.1.-Volumen original, reservas y produccion acumulada de campos petroleros en la regién de la Faja de Oro
(PEMEX, 1999).

CAMPO BAGRE
Localizacién

El campo estd localizado a 27 kilometros al Oriente de la Barra de Tuxpan, en aguas
territoriales del Golfo de México en la Plataforma Continental. Geol6gicamente se ubica en la
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porcion oriental de la Plataforma de Tuxpan, en el tren de campos productores de aceite ligero
(Figura 3.4). Su descubrimiento se llevé a cabo en el afio 2005.

o P
Figura 3.4. Ubicacion geogréafica de campo Bagre, y del pozo Bagre-101 (Tomado de PEMEX, 2005).
Caracteristicas Geologicas

La columna estratigrafica atravesada por el pozo Bagre-101, va desde el Albiano-Cenomaniano
hasta el Reciente. La sedimentacion de la roca del yacimiento corresponde a facies de post
arrecife, constituidas de arenas carbonatadas representadas por packstone y grainstone de
milidlidos. Estas facies predominan en el alineamiento de yacimientos productores de la Faja de
Oro Marina; las facies del frente arrecifal, sélo se han encontrado en la porciéon Sur (PEMEX,
2005).

Sistema Petrolero

El yacimiento corresponde a facies de post arrecife, formadas por arenas carbonatadas
representadas por packstone y grainstone de miliélidos; estas facies predominan en la porcion
productora de la Faja de Oro Marina. El sello en los yacimientos de la Formacion el Abra, en el
alineamiento de campos productores de la Faja de Oro Marina, son principalmente las lutitas
del Mioceno.

Caracteristicas del Yacimiento

El yacimiento se encuentra en la Formacion El Abra, es principalmente de packstone y
grainstone de milidlidos.
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Tiene una profundidad de 3600 metros, un espesor neto de 106 m, la porosidad promedio del
18 % y la permeabilidad de 500 mD (PEMEX, 2005). Dicho yacimiento cuenta con un acuifero
asociado bastante activo. El aceite tiene una densidad de 41 grados API.

Reservas

El volumen original 3P de aceite fue de 94.3 millones de batrriles, y las reservas originales
probada, probable y posible son de 37.6, 37.6, y 57.4 millones de barriles, respectivamente.

3.1.2. PLATAFORMA DE CORDOBA

La plataforma de Cérdoba se compone de mas de 5,000 metros de depdsitos calcareos desde
el Jurasico Superior hasta el Cretacico Superior, principalmente calizas de plataforma con
arrecifes, cuya estratigrafia es el resultado de procesos relacionados a ciclos relativos del nivel
del mar y/o a pulsos tectdnicos durante la apertura del Golfo de México (Gonzalez, 1976).

En el Cretacico Temprano, estos procesos comenzaron a formar las plataformas carbonatadas
(Plataforma de Coérdoba) y cuencas, estas Ultimas continuaron en el Paleogeno y Neogeno
(Cuenca Cenozoica de Veracruz); los carbonatos del Mesozoico fueron fuertemente plegados,
fallados inversamente y posteriormente erosionados durante el Eoceno Medio (Holguin, 1992).

La Formacién Xonamanca, en la base de la plataforma, se compone de arenisca litica, arcillosa,
con menor proporcion de rocas volcanicas depositadas en un ambiente marino de poca
profundidad.

Localizacion

La Plataforma de Coérdoba se ubica en la porcién central del Estado de Veracruz y extremo NE
del de Oaxaca, cubre una superficie de 16,000 Km?, e incluyen las poblaciones de Jalapa,
Cordoba, Cotaxtla, Tierra Blanca y Tuxtepec.

Desde el punto de vista fisiografico, su porcién occidental se encuentra expuesta formando
parte de la Sierra Madre Oriental y su porcion oriental se encuentra sepultada bajo la planicie
costera del Golfo de México en una franja de mas de 140 Km de largo y 14 Km de ancho;
geoldgicamente, limita al oriente con la Cuenca de Veracruz, al poniente con la Cuenca de
Zongolica, al noreste con el Macizo Plan de las Hayas y al sur con la Paleopeninsula de
Oaxaca (Figura 3.5).

Antecedentes

Los primeros estudios geoldgicos del area se remontan a principios de siglo pasado, a raiz de la
construccion del Ferrocarril Mexicano por una Compainiia Inglesa e intervienen los geélogos
Félix y Lenk; posteriormente Emile Bose, Muelleried y Burckhardt.

Por parte de Petréleos Mexicanos, el estudio de esta plataforma, se inicia propiamente en 1948
por el método de Geologia Superficial en la porcién expuesta de la Sierra Madre Oriental y por
métodos geofisicos de gravimetria y sismologia de refraccion en su porcién sepultada; estos
estudios tuvieron éxito ya que permitieron el descubrimiento de los campos Angostura en 1953
y Tres Higueras en 1955 (Gonzalez, 1976).




CAPITULO Ill. CASOS HISTORICOS

UNAM - 2012

AV e

¥
aanene.a ]
i el

e

A Ak 1
3 '-x-‘f‘?\g“gcc\q
4

e/l

-

Veracruz

Golfo de Méexico

Figura 3.5. Esquema que muestra la geologia del subsuelo de la plataforma de Cérdoba; se tienen mas de 5,000
metros de secuencias carbonatadas depositadas desde el Jurasico Superior hasta el Cretacico Superior (Modificada

de Gonzalez, 1976).

En el campo Angostura se lleg6 a obtener una produccién de aceite de 30,000 bls/dia.
Posteriormente entre los afios 1955 y 1957 se descubrieron los campos Casa Blanca, Lagarto,
Rincén Pacheco y Nopaltepec. De 1958 a 1968 se perforaron pocos pozos debido a la falta de
equipos, y en 1969 en el Prospecto Loma Alta-Mata Espino, se efectian trabajos sismoldgicos,
utilizando el sistema de punto de reflexion comudn, determinandose las estructuras de Jamapa,
Copite y Mata Pionche.

En 1973 se descubre el Campo Plan de Oro a 500 metros de profundidad y en octubre de ese
mismo afio, el Campo Copite; hasta estos descubrimientos solo se habia logrado produccién en
el Cretacico Superior. En enero de 1974, se descubre el Campo Mata Pionche, con el que de
hecho se paso a la segunda etapa exploratoria al lograr produccion en secuencias del Albiano-
Cenomaniano. La columna estratigrafica de las secuencias sedimentarias del Cretacico de la
plataforma se muestra en la Figura 3.6.

Edad Millones de aiios (Ma) Formacion

< = '-.—'-u.a-‘.-.
= Maastrichtiano | 65.0 Ma AtoyacIMe ; 1300_400"‘
S [campaniano DI
- = T T
8 Santoniano Tol-T=)
7 |coniaciano Ie2I-T2L Guzmantla 1500 m
O -
Turoniano 90.9 Ma 111+
Cenomaniano
T2 T=-1 orizaba 1500-
‘,[lllll“;ll’ 2000 m
1120 Ma b= 111
A)
Cretacico Inferior 11000-
=T To 1 Depssitosde 1500 m
Vv i o
14 Mafr. D

Espesor Maximo

Litologia

Ambiente

Packstone y Grainstone bioclisticos

Wackstone y Packstone bioclisticos
parcialmente dolomitizados

Mudstone y Wackstone
parcizimente dolomitzados

Mudstone y Wackstone con
dolomitizacion local y dolomitas
inter estratificadas

Areniscas

Aha energia

Plztaforma internz con
lagunas aisladas

Plztzforma externz

Plztaforma interna con

lagunas aisladas

Plataforma interna

Figura 3.6. Registro estratigrafico de los depdsitos del Cretécico en la Plataforma de Cdrdoba (Modificado de Ferket y

Ortufio, 2003).
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CARACTERISTICAS GEOLOGICAS Y SISTEMA PETROLERO

El frente estructural sepultado del cinturén plegado y fallado que constituye una extension de la
Sierra Madre Oriental en el estado de Veracruz, también conocido como Plataforma de Cérdoba
esta formada por calizas del Cretacico Inferior y Superior, que son productoras de aceite con
densidades de medio a pesado y gas amargo humedo. El marco tecténico regional esta
formado por plegamientos asimétricos al oriente y fuerte fallamiento inverso en direccion NW -
SE. Las formaciones productoras del Cretacico Superior son brechas arrecifales de la
Formacion Méndez (Ortufio y Ferket, 2003).

La Plataforma de Cordoba fue plegada y fallada mediante esfuerzos tangenciales que actuaron
de Suroeste a Noreste, lo que dio lugar a que se basculara al oriente y se formaran pliegues
alargados de Noroeste a Sureste, afectados por grandes fallas inversas paralelas a sus ejes.
Dichas fallas, dieron lugar a una serie de bloques escalonados con caracteristicas
independientes y cada vez mas profundos hacia el oriente (Figura 3.7); ademas, esta situacion
fue favorecida por la presencia de anhidritas en el subsuelo, las cuales actuaron como
lubricantes en el desplazamiento de un bloque sobre otro. Este fallamiento dio lugar a cierres
estructurales y barreras a la migracién de los hidrocarburos cuando se formaron millonitas o
blastomilonitas (Ferket y Ortufio, 2003).

Etapa 1l
Cuenca de Depdosito de la Plataforma Cuenca de
Zongolica g Veracruz
St 2 O e TR Ty L R R T R R N G R TR A ;
Etapa II

Basculamiento

Etapa II1

eq6p193 9p euniojeie|d .| ap eIIUOYID | UQDN|OAT

Figura 3.7. Diagrama ilustrativo que muestra la evolucién de la plataforma de Cdérdoba (Modificada de Gonzalez,
1976).

Las cabalgaduras producidas por el acortamiento de los sedimentos carbonatados, provocaron
la repeticion de secuencias, con lo que se aumentd el espesor de la columna estratigréfica,
poniendo en contacto rocas de diferente naturaleza; diversos trabajos se han llevado a cabo
para lograr un mejor entendimiento de las complejas estructuras del subsuelo en esta
plataforma, para conocer mejor a los yacimientos. Sin lugar a dudas, una de las investigaciones
mas importantes fue realizado por Ortufio y Ferket (2003), en el que mediante la correlacion de
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los pozos perforados y analisis de los afloramientos elaboraron tres secciones transversales
(Figuras 3.8A y 3.8B) de la plataforma de Cérdoba, que permiten ubicar las areas con los més
altos valores de porosidad y saturacion de hidrocarburos, que constituyen las zonas de mayor
potencial dentro de la cuenca. El conjunto de fallas inversas y los pliegues anticlinales, permitio
la creacion de estructuras que forman importantes trampas estructurales, lo que hace que esta
region sea atractiva para la bausqueda de yacimientos petroleros; aunado lo anterior a los altos
valores de permeabilidad debida al fracturamiento que presentan las estructuras carbonatadas
de la plataforma.

El interés petrolero de la Plataforma de Cordoba, esta centrado en la porcion oriental sepultada
bajo las secuencias sedimentarias del Cenozoico. En general la produccion proviene de las
Formaciones Orizaba del Albiano-Cenomaniano y Guzmantla del Cretacico Superior; la
Formacion Orizaba tiene dos zonas de interés, una de calizas con miliélidos y otra de dolomitas
(MgCO:s). Las estructuras geoldgicas juegan un papel muy importante desde el punto de vista
econoémico, ya que debido a su geometria y al tiempo geologico en que se formaron, se
lograron las acumulaciones de los hidrocarburos en cantidades comerciales (Ferket y Ortufio,
2003).

Las formaciones del Jurasico Superior han sido alcanzadas por los pozos sélo en los extremos
menos profundos de la plataforma de Cérdoba, a cuyas muestras se realizaron estudios de
pirélisis y Opticos, presentando concentraciones de carbono organico de 2% e hidrocarburos
potenciales de 5 mg/g, lo que da una idea del potencial generador de estas rocas, cuyo
ker6geno es predominantemente del tipo Il (Gonzalez y Holguin, 1992).

1N

Figura 3.8A. Mapa geoldgico sintético de la Plataforma de Cérdoba, en la que se muestran las tres secciones que se
muestran en la figura 3.8B (Tomado de Ortufio y Ferket, 2003).
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Figura 3.8B. Secciones transversales de la Plataforma de Cérdoba en el que se muestra la deformacién mediante
pliegues y fallas (Tomada de Ortufio y Ferket, 2003).
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En el Cretécico Superior, las calizas arcillosas obscuras de la Formacion Maltrata se encuentran
inmaduras, por lo que es poco factible que haya contribuido de manera importante en la
generacion de hidrocarburos que se extraen del Cretécico; el ker6geno predominate es del tipo
Il, con mezclas importantes del tipo IV.

Los gradientes geotérmicos estan claramente relacionados a la litologia y espesores de la
columna sedimentaria de tal manera que en la Plataforma de Cérdoba, el desarrollo de
carbonatos y evaporitas provoca gradientes de 16 a 20°C/Km.

De los estudios realizados en los afloramientos de esta plataforma, se pueden establecer los
factores que controlan la porosidad y la distribucion de los fluidos lo cual es de vital importancia
para continuar con el desarrollo del campo; un trabajo especial fue llevado a cabo en el
afloramiento Pefiuela (Figura 3.9), por los investigadores Ferket y Ortufio (2003), que permitié
inferir cual es la distribucion espacial de la porosidad y tipo de secuencias sedimentarias en las
estructuras subterraneas pertenecientes a la Plataforma de Cordoba.

El cerro Pefiuela constituye un excelente afloramiento que se puede considerar como un
analogo para los yacimientos de la Cuenca de Cordoba, lo que permite el estudio de la
distribucion espacial del sistema de porosidad, asi como los factores que controlan su
distribucion; el ambiente sedimentario de estas rocas ha sido interpretado como plataforma
interior de baja profundidad con lagunas y arrecifes aislados.

En las secuencias que afloran hacia el norte de la Plataforma de Coérdoba (Pefiuela), se
distinguen tres tipos de rocas calizas que se diferencian por sus caracteristicas sedimentarias,
diagenéticas y por la impregnacion de hidrocarburos.

Litologia Tipo |

Se compone de lodo de carbonato dominado por depdsitos de baja energia que han sido
afectados fuertemente por la compactacién, estos estratos se encuentran impregnados
solamente a lo largo de las estilolitas.

Litologia Tipo Il
Esta compuesto por bioclastos de wackestone a packstone de facies de plataforma abierta; este
tipo se encuentra impregnado de aceite de manera penetrante.

- NE
SO Pefivela  Plataforma de Cordoba Frente Tectdnico con

5 Cuenca de Veracruz
Sierra de Atoyac Campos Petroleros

: Cretacico Medio Cretacico Superior Estructuras Tectdnicas de 01234Km
[IBasamento Paleozoico ] Formacion Orizaba [ Formacion Atoyac ] la Cuenca de Zongolica (W
0 : Formacion m Paleoceno S :
[ Cretécico Inferior ] il s [ Terciario [] Cuaternario

Figura 3.9. Seccion estructural de la plataforma de Cérdoba y Cuenca de Veracruz (Tomada Ferket y Ortufio, 2003).
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La preservacion de la porosidad se explica por el desarrollo de un marco de preservacion
interparticula que existia antes de la diagénesis (marina y metedrica) y antes de la acumulacién
de los cementantes de calcita. La porosidad secundaria se cre6 después del acortamiento de
estratos paralelos, cuando estos fueron abiertos con el plegamiento de los estratos posteriores.

Litologia Tipo Il

Se compone por bioclastos del tipo grainstone que fueron cementados profundamente por la
diagénesis marina y posteriormente por las condiciones metedricas, lo que disminuyd la
porosidad primaria, evitando posteriormente la acumulacion de aceite.

Sin embargo, los estratos del tipo Il muestran una macro porosidad, posterior al proceso de
migracion del aceite, lo cual explica su ausencia en estos estratos, debido a la ausencia de
fuerzas motrices que impulsaran la migracion de fluidos hacia estos estratos; por otro lado en
las secuencias del tipo Il la presencia de aceite redujo la porosidad efectiva, lo que impidi6 la
migracion de mayores volimenes de aceite, por lo que fueron menos afectados por la
carstificacion telogenética; el tipo | fue la menos afectada debido a la matriz completamente
compactada. Durante la diagénesis en los sedimentos del tipo Il, la porosidad fue incluso
mejorada, como resultado de la disolucion de las calizas por el filtrado de aguas metedricas
permitiendo a estos estratos lograr los yacimientos de mejor calidad (altos valores de porosidad
y permeabilidad); este escenario se desvia de lo cominmente acostumbrado en las que las
calizas de tipo grainstone es donde se localizan los yacimientos de la mejor calidad (Ferket H.y
Ortuiio, 2003).

Los factores que controlan la porosidad y la permeabilidad son, el medio ambiente sedimentario
el cual influencié en un principio y la evolucion diagenética. Ademas el desarrollo de estilolitas
(de forma compactacional y tecténica) ejerce un efecto negativo sobre la porosidad y la
permeabilidad debido a la disolucién de los cementantes de la matriz. Sin embargo, debido a la
actividad tectonica, se provoco la apertura de algunas estilolitas, ocurrié el fracturamiento de
los estratos y la canalizacion de fluidos externos (Figura 3.10), generando un incremento en la
porosidad, ejerciendo una gran influencia en las caracteristicas de los yacimientos.

PRINCIPALES CAMPOS PRODUCTORES

Los principales campos productores de aceite de la plataforma de Cordoba son Mata Pionche,
Mecayucan, Cépite, Angostura, Miralejos, San Pablo, Nopaltepec, Tres Higueras, Plan de Oro y
el campo Rincén Pacheco, este dltimo productor de gas (Figura 3.11). Los voliumenes
originales en sitio, fechas de descubrimientos y volumen de reservas, se muestran, en las
Tablas 3.2,3.3y 3.4.

Campo Aceite Original en sitio [mmbl] | Gas Original en sitio [bcf] | Fecha de descubrimiento
Copite 27.3 433.3 1974
Mata Pionche 250.2 671.7 1974
Mecayucan 48.2 392.5 1976
Angostura 116.1 19.6 1953

Tabla 3.2. Volumen original en sitio de los principales campos de la plataforma de Cordoba (modificado de Prost y
Ferket, 2001; Ortufio y Ferket, 2003).
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Figura 3.10. Diagrama de bloque que esboza la orientacién de las estructuras y la distribucién de fracturas y otras
microestructuras. J=Jurdsico, K=Cretéacico, Ki=Cretacico Inferior, Ko=Formaciéon Orizaba, Ky=Formacién Maltrata,
Ke=Formacion Guzmantla, Kse=Formacion San Felipe, Ky=Formacion Méndez, Py=Paleoceno-Formacién Velasco
(Modificado de Ortufio y Ferket, 2003).
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Figura 3.11. Campos petroleros de la Plataforma de Cdrdoba, principalmente productores de aceite, por otro lado se
muestran los campos de la Cuenca de Veracruz que son productores de gas no asociado (Modificada de Gonzélez,
1976).
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Periodo Campo Categoria | Reserva Remanente de Reserva Reserva

Petréleo Crudo remanente de | remanente de gas

Equivalente (mmbpce) aceite (mmb) seco (mmpc)
01/01/2010 Angostura Posible 0 0 0
Probable 1.2 1.2 0
Probada 0.6 0.6 0
Cépite Posible 0 0 0
Probable 0 0 0
Probada 0.8 0 3.3
Mata Pionche Posible 1.3 0 5.2
Probable 1.6 0 6.1
Probada 2.4 0 9.2
Mecayucan Posible 14 0 56.7
Probable 0.2 0 0.9
Probada 2.2 0 8.9
Miralejos Posible 0 0 0
Probable 0 0 0
Probada 0.3 0 1.4
Rincén Pacheco | Posible 0 0 0
Probable 0 0 0
Probada 0.3 0 1.4
Tres Higueras | Posible 0 0 0
Probable 0 0 0
Probada 0 0 0

Tabla 3.3. Volumen de reservas de los principales campos de la Plataforma de Cérdoba al 01/01/2010 (SNIH a
febrero de 2012).

Periodo Campo Categoria | Reserva Remanente de Reserva Reserva
Petréleo Crudo remanente de remanente de

Equivalente (mmbpce) aceite (mmb) | gas seco (mmpc)

01-01-2011 | Angostura Probada 1.6 1.6 0
Copite Probada 0.6 0 2.5

Mata Pionche Probada 1.7 0 7

Mecayucan Probada 1.6 0 6.7

Miralejos Probada 0.3 0 1.2

Rincén Pacheco | Probada 0.4 0 1.9

Tres Higueras Probada 0 0 0

Tabla 3.4. Volumen de reservas de los principales campos de la Plataforma de Cérdoba al 01/01/2011 (SNIH a
febrero de 2012).

CAMPO COPITE

El Campo Copite (Figura 3.12) se encuentra en un anticlinal asimétrico convergente hacia el
oriente, cuyo eje tiene una orientacion de N 35° W, su flanco SW tiene un echado promedio de
23° y su flanco NE varia de 35°- 45°. Su flanco NE esta afectado por una falla inversa por cuyo
efecto se repiten las formaciones del Cretacico.

Sus cierres se encuentran parcialmente definidos por buzamientos de sus capas. En general la
produccion proviene de las Formaciones Orizaba del Albiano-Cenomaniano y Guzmantla del
Cretacico Superior. La Formacion Orizaba tiene dos zonas, una de calizas con milidlidos y otra
de dolomias mas profunda (Gonzalez, 1976).
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Figura 3.12. Localizacién del campo Copite dentro de la Plataforma de Cérdoba (Modificada de Gonzalez, 1976).

Campo Cépite .

En general se tienen tres yacimientos (Figura 3.13) sobrepuestos que de abajo hacia arriba son
los siguientes:

» EIl primero se encuentra a la profundidad de 3,360 metros, productor de aceite y
condensados en los intervalos de la formacion Orizaba; fue descubierto por el pozo
Cépite No. 12 con gastos de produccién de 28,815 m®*dia y 119 bls/dia de gas y
condensado respectivamente.

» El segundo yacimiento, fue descubierto por el pozo Copite No. 22, se encuentra a una
profundidad de 2,921 m., con una produccién de 717 bls/ dia de aceite y 31,589 m?/dia
de gas; la produccion de hidrocarburos proviene de los intervalos porosos de la
Formacion Orizaba; el contacto agua aceite se localiza a una profundidad de 2,875
metros bajo nivel del mar (m.b.n.m.).

» El tercero se encuentra a una profundidad de 2,464 metros y es el mas somero de los
yacimientos descritos, fue descubierto por el pozo Cépite No. 2 productor de gas, con
un gasto inicial de 13.2 [MPCD]; la produccion proviene de los intervalos porosos y frac-
turas de la Formacion Guzmantla.

SISTEMA PETROLERO

Tipo de Trampa

En la Formacion Guzmantla del Campo Copite el entrampamiento es mixto, es decir, se
combinan los dos aspectos, la trampa de tipo estructural (por ejemplo la culminaciéon de un
anticlinal) y la trampa estratigrafica (cambio de facies de la Formacién Guzmantla a San Felipe).
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Roca Sello

Para los yacimientos formados en la Formacién Orizaba, la roca sello lo constituye la
Formacion Maltrata, que se encuentra formada por calizas arcillosas; para los yacimientos de la
Formacion Guzmantla, el sello se lo proporciona la Formacion San Felipe, compuesta por
calizas arcillosas de baja permeabilidad. Dentro del campo el sistema de fallas también
constituye un sello importante, ya que la zona de falla tiene millonitas y blastomilonitas.

Campo Copite
4 12 11 13
Oeste & 'u' ° © Este

Mioceno

Int. productor de
Gas

Figura 3.13. Esquema ilustrativo de la seccién estructural del Campo Coépite (Modificada de Gonzalez, 1976).

Roca generadora
De acuerdo con los analisis geoquimicos de aceites se ha concluido que los hidrocarburos

provienen de rocas generadoras del Jurasico Superior, las cuales presentan abundante
contenido bituminoso carbonoso y contenido de hidrocarburos residuales.

CAMPO MATA PIONCHE

Esta ubicado en la parte central del estado de Veracruz, a 50 Km al suroeste del puerto de
Veracruz (Figura 3.14); es un anticlinal asimétrico hacia el oriente, cuyo eje tiene una
orientacion N 40° W, su flanco suroeste tiene un echado aproximado de 10°. La produccién pro-
viene de la Formacion Orizaba (aceite) y de la Formacién Guzmantla (gas). En el campo Mata
Pionche, se tiene un yacimiento de aceite y gas asociado, a una profundidad promedio de 3,000
metros bajo mesa rotaria (m.b.m.r), el descubrimiento del yacimiento se llevé a cabo con la
perforacion del pozo Mata Pionche No. 1, el cual tuvo una produccién inicial diaria de 757
barriles de aceite y de 752 mil pies cubicos de gas, en 1989 inici6 la produccion de gas y
condensado en las brechas de la formacién San Felipe. En agosto de 1991 se alcanzaron los
niveles mas altos de producciéon con 14.5 miles de barriles diarios. Por su parte, el gas natural
llegé a una producciébn maxima de 29 millones de pies cubicos diarios en abril de 1998; el
contacto agua-aceite se localiza a 3,050 m.b.n.m y un casquete de gas a 2,825 m.b.n.m.
(Gonzalez, 1976). En el Cretacico Inferior y Superior se tienen secuencias sedimentarias de
plataforma de la Formacién Orizaba la cual estd formada por mudstone que gradualmente
cambia a grainstone dolomitizado; la Formacion Maltrata esta compuesta de calizas arcillosas
de color café obscuro; la Formacién Guzmantla es de wackestone a packstone de fragmentos
biogénicos, cambiando hacia el oriente a facies de plataforma externa.
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Figura 3.14. Localizacion del Campo Mata Pionche dentro de la Plataforma de Cérdoba (Modificada de Gonzélez,
1976).

Mata Pionche

La Formacion San Felipe se compone de una secuencia calcareo arcillosa y brechas calcareas;
por ultimo, la Formacion Méndez esta constituida por margas con intercalaciones de brechas
calcareas. El Cenozoico esta representado por lutitas y lutitas calcareas con intercalaciones de
formaciones de areniscas y conglomerados (Gonzéalez y Holguin, 1992).

SISTEMA PETROLERO
Tipo de Trampa

En general el tipo de trampa predominante es del tipo estructural, ya sea por plegamiento
anticlinal o cierre contra falla (Figura 3.15). Pudiéndose presentar el entrampamiento mixto en
el que se combinan los dos aspectos, el estructural (por ejemplo la culminacion de un anticlinal)
y estratigrafico (cambio de facies de la Formacién San Felipe a Orizaba).

Roca Sello

Para los yacimientos que se encuentran en la Formacion Orizaba, la roca sello lo constituye la
Formacién Maltrata, que se encuentra constituida por calizas arcillosas lo que lo convierte en
una capa de baja permeabilidad a la migracién de los hidrocarburos. Para los yacimientos de la
Formaciéon Guzmantla, el sello se los proporciona la Formacién San Felipe compuesta por
calizas arcillosas de baja permeabilidad, por otro lado el sistema de fallas también constituye un
sello para la migracién de hidrocarburos.

Roca generadora

De acuerdo con los analisis geoquimicos de aceites (Gonzalez y Holguin, 1992), se propone
gue los hidrocarburos provienen de rocas generadoras del Jurasico Superior, las cuales
presentan abundante contenido bituminoso carbonoso y contenido de hidrocarburos residuales
caracteristico de las rocas generadoras.




CAPITULO Ill. CASOS HISTORICOS UNAM - 2012

Campo Mata Pionche
60 52 56 54

Oeste O (&) & O Este

San Felioe

Guzmantla

Orizaba

nt. Productor de Aceitg

. 0 500 1000m

Figura 3.15. Seccion estructural del campo Mata Pionche, dominado por el plegamiento de anticlinales y cierre contra
fallas (Modificada de Gonzéalez, 1976).

Por otra parte la migracion de hidrocarburos fue de oriente a poniente, ya que las rocas del
Jurasico Superior de la porcién oriental se encuentran sepultadas bajo el Cretacico y Ceno-
zoico, en cambio en la porcidon occidental dichas rocas estan aflorando y por lo tanto han
perdido su contenido de hidrocarburos. El conocimiento geoquimico del campo no permite
saber con seguridad el origen de los aceites del Cretacico, pero las rocas que presentan mayor
contenido organico se han detectado a nivel Jurasico Superior, Turoniano, y Mioceno Medio e
Inferior.

Caracteristicas del yacimiento

Tiene dos yacimientos pertenecientes al Cretacico, los cuales son productores de aceite y de
gas y condensado. El yacimiento del Albiano-Cenomaniano tiene una porosidad que oscila
entre el 5y el 11 %, una permeabilidad promedio de 0.3 mD. El espesor impregnado tiene 250
metros, la saturacién de agua de formacién es de 46 %, y la salinidad fluctia entre 12,000 y
35,000 ppm. El mecanismo de empuje predominante es la expansion del casquete de gas y un
acuifero activo. La presién original fue de 285 kg/cm? y una temperatura de 91°C. Para el
Cretécico Superior la produccion corresponde a, aceite negro y gas asociado, con una densidad
de 32 °API, asi como gas no asociado y condensado con densidad de 42 °API.

CAMPO MECAYUCAN

Localizacién

Se ubica en la parte central del estado de Veracruz, a una distancia de 55 km al suroeste del
puerto de Veracruz (Figura 3.16). En términos geoldgicos esta localizado en la Plataforma de
Cérdoba, en el Frente Tecténico Sepultado, se extiende en un area de 16 km?.

Antecedentes

El campo fue descubierto en 1976, a partir de la interpretacién de la sismica bidimensional y
con la perforacién de los pozos en el campo Mata Pionche; se determind que hacia el sureste
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se tenian condiciones similares para el entrampamiento de hidrocarburos. El pozo Mecayucan-1
resultd productor con 377 barriles de aceite y 45 mil pies cubicos de gas. El desarrollo del
campo contintio y se perforaron 24 pozos mas, resultando 19 productores y 5 sin produccion;
dos pozos atravesaron las brechas de la Formacion San Felipe del Cretacico Superior, los otros
17 alcanzaron la Formacion Orizaba. En el afio de 1978 se inici6é la produccion del campo,
llegando al pico de produccion para el aceite en 1981 con 2,230 barriles por dia. En el caso del
gas, la producciéon maxima se obtuvo en 1998, con 33 millones de pies cubicos de gas (Pemex,
2009).

Figura 3.16. Localizacién del Campo Mecayucan (Tomado de PEMEX, 2009).
Caracteristicas geoldgicas

Para el Albiano-Cenomaniano, se encuentra la formacion Orizaba, la cual esta formada por
mudstone que gradualmente cambia a grainstone, en algunas secciones dolomitizado. El
Cretécico Superior esta representado por la formaciéon Maltrata, compuesta de calizas arcillosas
de color café oscuro. La formacién Guzmantla esta constituida por wackestone a packstone de
fragmentos biogénicos, pasando hacia el este a facies de plataforma externa de la formacién
Guzmantla (PEMEX, 2009). La formacion San Felipe esta compuesta por brechas calcareas
hacia su base, y por rocas calcareo arcillosas hacia la cima. La formacibn Méndez esta
constituida por margas con algunas intercalaciones de brechas calcareas. Las lutitas y lutitas
calcareas con algunas intercalaciones de areniscas pertenecen al Cenozoico.

SISTEMA PETROLERO
Las trampas para ambos yacimientos son de tipo combinadas, ya que para el yacimiento del

Cretécico Superior se tiene una trampa estructural con cambios de facies. El yacimiento en la
formacion Orizaba se caracteriza por un cambio de calizas a dolomias.
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Las rocas generadoras son las formaciones Tepexilotla del Jurdsico Superior, los cuerpos
calcéreo arcillosos de las formaciones Maltrata y Orizaba.

El sello para el yacimiento del Cretacico Superior, esta constituido por sus mismos sedimentos
calcéreos arcillosos que cubren o rodean a las calizas. Para el yacimiento del Albiano-
Cenomaniano el sello se compone de sedimentos calcareo arcillosos de la Formacién Maltrata.

Caracteristicas del yacimiento

El yacimiento del Cretacico Superior tiene una porosidad promedio del 10%, y una
permeabilidad promedio de 5 mD. La temperatura del yacimiento es de 86 °C, la densidad de
los hidrocarburos es de 48 °API. Para el yacimiento del Albiano-Cenomaniano, la porosidad
promedio es del 6% y la permeabilidad de 0.04 mD. La temperatura es de 96 °C, y la presion
original es de 338 kg/cm?. Los empuijes que predominan son el casquete de gas y un acuifero
asociado (PEMEX, 2009).

3.1.3. AREA CHIAPAS-TABASCO
Antecedentes

En 1974 se inicia la explotacion de los campos Cactus (por el pozo Catus-1) y Sitio Grande (por
el pozo Sitio Grande-1), descubiertas en el area de Chiapas y Tabasco; esta provincia es
productora en rocas carbonatadas del Mesozoico, donde se tienen 37 campos productores que
comprenden yacimientos de aceite ligero (33°APl), de aceite volatil (40°API), ademas de gas y
condensado.

Entre los principales campos del area destaca el Campo Antonio J. Bermudez, que fue el primer
campo supergigante descubierto en México, ya que sus reservas superan los 5,000 millones de
barriles de petrdleo (Ayala, 1984). En el 2010 se perforaron dos pozos descubridores; el Bajlum-
1, ubicado a 3.5 km al norte del campo Pijije y a 23 km al suroeste de ciudad Frontera, Tabasco;
y el pozo Terra-1, localizado a 23 km al este de Comalcalco, Tabasco y a 9 km al Suroeste del
campo Sen.

La roca almacén para el pozo Bajlum-1 corresponde a dolomias del Kimmeridgiano,
depositadas en facies de plataforma y del Albiano-Cenomaniano depositada en facies de
cuenca. Para el pozo Terra-1 se tienen yacimientos en secuencias de mudstone-wackestone
con intercalaciones de packstone depositadas en facies de plataforma del Kimmeridgiano;
aunque también hay acumulaciones en horizontes en mudstone recristalizado depositado en
facies de cuenca del Cretécico.

Localizacion

Se ubica en los estados de Chiapas y Tabasco (Figura 3.17), cubre una superficie de 23,400
Km?. Geoldgicamente se localiza en la provincia del Cinturén Plegado de Reforma-Akal, limita
con la subcuenca de Comalcalco al noroeste, con la Sierra de Chiapas al Sur, con la subcuenca
de Macuspana al este y al norte con el Golfo de México (Martinez, 2005). Fisiograficamente
constituye la planicie aluvial de la Sierra de Chiapas, y geoldgicamente el Cinturén Plegado
Reforma — Akal.
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Figura 3.17. Ubicacion geografica del area Chiapas — Tabasco en la Cuenca del Sureste Mexicano (Modificado de
Martinez, 2005).

Estratigrafia

En el area Chiapas-Tabasco, la secuencia estratigrafica cortada en las estructuras perforadas,
comprende rocas que varian en edad desde Calloviano hasta el Mioceno Superior (Figura
3.18). Las rocas cortadas en los pozos profundos de la regién que corresponden al Calloviano-
Kimmeridgiano son tipicas de depdsitos de aguas someras de plataforma con alta energia y
poseen las condiciones petrofisicas adecuadas para construir una roca almaceén.

Las rocas carbonatadas de grano fino a grueso del Jurasico Superior y del Cretacico Inferior,
estuvieron sometidas a procesos diagenéticos que cambiaron sus caracteristicas sedimentarias
y petrofisicas originales, transformandolas en dolomias y calizas dolomiticas, encontrandose
gue a mayor dolomitizacion, mayor porosidad y permeabilidad en las cimas que en los flancos
de los anticlinales.

Geologia estructural

El area mesozoica Chiapas-Tabasco forma parte de un cinturén plegado alojado dentro de las
Cuencas Cenozoicas del Sureste, cuya sedimentacion y deformacioén estan controladas por
elementos tectonicos de la Plataforma de Yucatan al Norte y el Macizo Granitico de Chiapas y
Plataforma Chiapaneca al Sur. Se considera que el depdsito de las primeras rocas marinas
ocurri6 durante el Paleozoico sobre un basamento de naturaleza ignea y metamérfica
completandose la columna en el Triasico, Jurasico, Cretacico y Cenozoico.

Las interrupciones y variaciones en el tipo de facies y deformaciones que las afectan se
atribuyen a los eventos de deformacion originados por la Orogenia Laramidica en el cierre del
Cretécico, a la perturbacion Cascadiana de fines del Mioceno y al evento Chiapaneco del
Plioceno, éstos dos ultimos influenciaron en la tecténica compleja de los plegamientos y en los
sistemas de fallas normales e inversas (Santiago, 1984).
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Figura 3.18.- Columna Estratigréfica del &rea Chiapas Tabasco. RG=Roca Generadora, RA=Roca almacén,
RS=Roca Sello (Tomada de Martinez, 2005).

El 4rea Chiapas-Tabasco corresponde con un horst que afecta a las rocas Cretacicas
principalmente, con pliegues buzando al Noroeste y una cubierta de secuencias Cenozoicas,
considerandose como continuacion de los plegamientos del Anticlinorio Norte de Chiapas,
cuyas culminaciones ocurren en las areas donde se localizan los campos petroleros Complejo
Antonio J. Bermudez, Cactus y Sitio Grande. Sus limites son elementos estructurales y
fisiograficos denominados Falla Frontera y Cuenca de Macuspana al Oriente, falla Comalcalco y
domos en la Cuenca Salina al Poniente, plegamientos frontales o de la Sierra de Chiapas al Sur
y la plataforma continental del Golfo de México al Norte (Santiago, 1984). El area presenta dos
principales estilos de deformacion, el mas antiguo relacionado a esfuerzos que causaron
compresion y otro, mas joven, que deformé con extension.
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Reservas

El area representa la mayor riqueza petrolera del Sureste Mexicano en su sector continental, ya
gue las reservas son de 15,838 y 4,649 [mmbpce] original y remanente respectivamente. Los
Plays mas importantes son el Kimmeridgiano con una reserva original de 3, 225 [mmbpce], el
Kimmeridgiano Inferior con sistema de fracturas con 2,952 [mmbpce], el Kimmeridgiano Medio
compuesto por Carbonatos de Plataforma y dolomias con una reserva original de 7, 031
[mmbpce] y el Kimmeridgiano Superior productora en la brecha calcarea, con 2,054 [mmbpcel].

Sistema Petrolero

Los principales sistemas generadores del area son el Tithoniano y el Cretacico Inferior; el
Tithoniano es el mas importante, se encuentra constituida por calizas arcillosas depositadas en
una cuenca carbonatada anodxica con alto contenido organico, de un Kerdgeno tipo Il cuya
generacion principal es de hidrocarburos liquidos; actualmente estd madura (Gonzélez y
Holguin, 1992). En un estudio de los Plays Cenozoicos, realizado en el Activo de Exploracion
Reforma-Comalcalco, se realizé un modelado geoquimico en el area de Chiapas - Tabasco, el
cual di6 como resultado la definicién de cinco grandes focos de generacion (Figura 3.19), de los
cuales uno de ellos, que se localiza en la porciéon occidental del area, es de los mas
productivos, y ha cargado a los grandes campos del area Chiapas-Tabasco.
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Sierra de Chiapas rmales Nedgenas o
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Figura 3.19. Localizacién de los 5 principales focos de generacion en el area Chiapas-Tabasco (Tomada de Martinez,
2005).

COMPLEJO ANTONIO J. BERMUDEZ
Localizacion

Se encuentra ubicado en la parte sur de la Republica Mexicana, a 20 kildmetros al noroeste de
la ciudad de Villahermosa, entre los meridianos 18 45" de latitud Norte y -95 40" de longitud
Oeste, en una zona que comparten los estados de Veracruz y Tabasco (Figura 3.20).
Comprende los campos Cunduacan, Oxiacaque, Samaria, Iride y Platanal, en un area
aproximada de 163 Km?.
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Figura 3.20. Localizacién del Complejo Antonio J. Bermudez en la region Sur de México (Tomado de CNH, 2011).
Antecedentes

Gracias a la intensificacion de la exploracién en el sur de México a partir de 1972, se
increment6 a su vez la perforacion en rocas carbonatadas del Mesozoico. En 1973, se terminé
el pozo exploratorio Samaria-101 siendo productor en carbonatos del Cretacico Superior, un
afio después el pozo Cunduacan-1 resulté también productor del Cretacico Inferior.

En 1974 en la estructura Iride se descubrieron acumulaciones de hidrocarburos en secuencias
sedimentarias del Jurasico Superior (Oxfordiano); la informacion obtenida a partir de los pozos
exploratorios permitié producir en el campo Oxiacaque en 1977; los campos Cunducacan y
Oxiacaque alcanzan su maxima produccion de aceite en 1978, con 319,000 barriles, por su
parte, los campos Iride y Samaria lo logran en 1980 con 352,000 batrriles.

Caracteristicas Geoldgicas

El complejo se encuentra principalmente en una estructura anticlinal, con orientacion de NE a
SE, los flancos estan alterados por fallas de tipo normal, con intrusion por diapiros salinos; dicha
estructura esta dividida por fallas normales que la separan en varios bloques (Gonzélez y
Holguin, 1992).

La columna estratigrafica abarca desde el Jurasico Superior al Mioceno Superior. El Calloviano
estd formado por alternancias entre evaporitas y dolomias, el oxfordiano esta compuesto de
dolomias color gris claro y café; en el Kimmeridgiano se depositaron dolomias color café claro y
crema. El Tithoniano esta representado por caliza arcillosa. En el Cretacico Inferior se tienen en
la base una secuencia de mudstone, wackestone y calizas arcillosas, que en forma gradual
aumenta su dolomitizacion, llegando a ser dolomias en la parte superior. Para el Albiano-
Cenomaniano se tienen dolomias, aunque en la parte superior hay un paquete de wackestone.
En la base del Cretacico Superior se encuentra una secuencia de mudstone a wackestone,
cambiando hacia la parte superior a brechas y calcarenitas. El Mesozoico esta cubierto por una
secuencia de lutitas con intercalaciones de arenas y areniscas.
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Sistema Petrolero

Las trampas son de tipo estructural, con cierres por fallamiento normal. La roca generadora esta
compuesta por lutitas bituminosas y calizas arcillosas con abundante materia organica del
Tithoniano. El sello esta formado por rocas terrigenas de grano fino del Cenozoico, cambios de
facies locales y por los cierres definidos por fallamiento en cuya zona de falla se tienen
microbrechas.

Caracteristicas del Yacimiento

El yacimiento estd ubicado en un conjunto de bloques, con rocas almacenadoras del Jurasico
Superior (Oxfordiano), Cretacico Inferior, Cretacico Superior y Paleoceno Inferior. El espesor
impregnado es de hasta 420 m, la porosidad fluctia entre el 6 y 7 %, la saturacion de agua del
complejo oscila entre 18 y 22 %, la salinidad del agua de formacién es de 270 000 ppm vy la
permeabilidad varia entre 95 y 175 mD. Tiene una temperatura promedio de 130 °C y una
presion original de 530 kg/cm?. Existe la presencia de un empuje hidraulico asi como también
se tiene un casquete de gas secundario.

Reservas

El volumen original probado de aceite se ha estimado en 11,015.5 millones de batrriles, y el
volumen original probado de gas de 14, 290.8 miles de millones de pies cubicos.

Hasta el 1 de enero de 1999 se habian producido 2225 millones de barriles de aceite y 2894
miles de millones de pies cubicos de gas natural. Las reservas remanentes al 1 de enero de
2010 (SENER), para el campo Samaria, ascienden a 579.2 (1P), 711 (2P) y 7445 (3P)
mmbpce para el aceite y a 555.8 (1P), 650.1 (2P) y 657.6 (3P) mmmpc para el gas natural. En
total, las reservas del complejo, para la misma fecha, son de 1586.5 (1P), 1936.5 (2P) y 2036.8
(3P) mmbpce, y para el gas natural de 2154.5 (1P), 2519 (2P), 2532.2 (3P) mmmpc.

CAMPO CATEDRAL
Localizacion

El campo se encuentra en la parte sur de la Republica Mexicana, a 76 kildmetros al suroeste de
la ciudad de Villahermosa, Tabasco. Geoldégicamente se ubica en la Provincia Geoldgica de las
Cuencas Terciarias del Sureste, y especificamente en el &rea denominada Chiapas-Tabasco.

Pertenece a la regién Sur de Petréleos Mexicanos. Abarca un area de 9.6 km? y es productor de
gas y condensado con una densidad de 57 °API (Figura 3.21).

Antecedentes

La reinterpretacion de la informacién sismica realizada en la década de los 70, dié lugar a la
propuesta de la perforacién de un pozo exploratorio en la estructura Catedral; dicho pozo, es el
Catedral-1 que se perforé en 1991 dando como resultado la produccién de gas y condensado.
La produccion diaria inicial fué de 377 barriles de aceite y 2.48 millones de pies cubicos de gas
natural. Para el afio de 1997, la produccion llegd a niveles de 7,600 barriles y 158 millones de
pies cubicos de gas natural, siendo éstos los mas elevados.
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Figura 3.21. Localizacién del Campo Catedral en la regién Sur de México (Tomado de PEMEX, 2004).

Caracteristicas Geoldgicas

La columna estratigrafica esta formada por secuencias sedimentarias del Albiano-Cenomaniano
y Cenozoicas. La base del Albiano esta representada por dolomias mesocristalinas, teniendo
hacia la cima, en el Cretacico Superior, una alternancia de dolomias con intercalaciones de
calizas. Por su parte, el Cenozoico esta formado por horizontes de lutitas y areniscas (PEMEX,
2004).

Sistema Petrolero

La trampa corresponde a una de tipo estructural, constituida por dolomias y calizas
dolomitizadas fracturadas. La principal roca generadora son las lutitas bituminosas y las calizas
arcillosas, con abundante materia organica del Tithoniano. El sello lo forman las rocas arcillosas
del Cenozoico, y también los cierres por la presencia de fallas en cuyos planos se tiene millonita
y blastomilonita. Los cambios de facies, también constituyen importantes barreras al flujo.

Caracteristicas del Yacimiento

Las rocas que componen el yacimiento son carbonatos que debido al fracturamiento y a la
diagénesis aumentaron significativamente su porosidad y permeabilidad. El espesor
impregnado promedio es de 231 metros, la porosidad varia entre 12 y 14 %. La permeabilidad
tiene un valor de 100 mD; por su parte la saturacién de agua es de 14 %. El mecanismo de
empuje predominante es el asociado a un acuifero activo. La presién original fue de 298 kg/cm?
y la temperatura de 101 grados centigrados (PEMEX, 2004).
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Reservas

Se ha estimado un valor de 154 millones de barriles para el volumen original probado de aceite.
Para el gas, el volumen original fué de 873.4 miles de millones de pies cubicos de gas natural.
Hasta el 1 de enero de 1999 se habian producido 8.6 millones de barriles de aceite y 148.3
miles de millones de pies cubicos de gas natural. Para el 1 de enero de 2010, las reservas
remanentes probada (1P) y probable (2P) fueron de 7.8 y 8.5 mmbpce, respectivamente. Para
el nivel 3P, las reservas son nulas. Las reservas remanentes de gas natural 1P y 2P son de
30.6 y 33.1 mmmpc (SNIH, 2010).

CAMPO CHIAPAS-COPANO
Localizacién

Se encuentra ubicado en el Sureste de la Republica Mexicana, a 70 kildmetros al suroeste de la
ciudad de Villahermosa, Tabasco. Pertenece al a la region Sur de México y se extiende sobre

un area de 23 km? (Figura 3.22).
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Figura 3.22. Localizacion del campo Chiapas-Copand en el Sureste de la Republica Mexicana (Tomado de PEMEX,
2005).

Antecedentes

La aceleracion de las actividades de exploracion asi como las de perforacién en la region de
Chiapas-Tabasco, contribuy6 a la identificacion de las rocas almacenadoras de petrdleo en las
secuencias del Mesozoico. En el afio de 1977 se termind el pozo Copané-1, siendo éste
productor de gas y condensado en rocas del Cretacico Superior. Dos afios mas tarde, se llevé a
cabo la perforacion del pozo Chiapas-1, en un alto estructural adyacente al campo Copand-1.
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Los problemas mecéanicos presentes condujeron al abandono del pozo y a la perforacion de un
segundo pozo (Chiapas-1A). Una nueva reinterpretacion ayudé en la definicibn de una
estructura separada por dos fallas, con 3 bloques principales (PEMEX, 1999).

Caracteristicas Geologicas

La columna estratigrafica del campo estd representada por secuencias sedimentarias del
Cretacico Superior y hasta el Cenozoico. La base del Cretacico Superior es de packstone con
cambios graduales a grainstone. Por su parte, el Cenozoico estd formado por lutitas con
intercalaciones de arenas y areniscas de granos finos a medios.

Sistema Petrolero

La trampa para el yacimiento del Cretécico Superior corresponde a una de tipo estructural. Esta
formada por un grainstone, afectada por fallas tanto inversas como normales, que corresponden
a dos fases de deformacion diferentes. La roca generadora se compone de lutitas bituminosas y
calizas arcillosas que presentan abundante materia orgénica del Tithoniano. Un espesor
considerable de lutitas del Paleoceno forma el sello para el Yacimiento del Cretacico Superior.

Caracteristicas del Yacimiento

El yacimiento del Cretacico Superior esta constituido por un grainstone, de buena porosidad
primaria y secundaria, ésta Ultima es consecuencia del fracturamiento.

El espesor promedio es de 152 m, la porosidad del 11%; la saturacion de agua es del 21% y
tiene una permeabilidad de 100 mD. La presion inicial del yacimiento fue de 491 kg/cm? vy la
temperatura de 126 °C (PEMEX, 2005).

Reservas

El volumen original probado de aceite en el campo fué estimado en 236.4 millones de barriles, y
para el gas natural fué de 1631.2 miles de millones de pies cubicos. Hasta el 1 de enero de
1999 se habian producido 96.3 millones de barriles de aceite y 946.8 miles de millones de pies
cubicos. Al 1 de enero de 2011 sélo hay estimaciones de las reservas 1P, con un valor de 35.3
mmbpce. Para la misma fecha, la reserva remanente de gas natural asciende a 92.9 mmmpc
(SNIH, 2011).

CAMPO BRICOL

Esta localizado a 13 kilbmetros al Oeste de la ciudad de Comalcalco, Tabasco, pertenece al
Activo Integral Bellota-Jujo (Figura 3.23). Corresponde a una estructura asimétrica con 3 altos
estructurales de orientacion Noroeste-Sureste. Cuenta con pozos a nivel Jurasico Superior
(Kimmeridgiano), en promedio produce 17,500 barriles por dia de aceite volatil de y 23 millones
de pies cubicos de gas.

Caracteristicas Geoldgicas

La perforaciéon de pozos ha permitido descubrir una columna estratigrafica que va desde el
Kimmeridgiano, hasta secuencias de edad Plioceno-Pleistoceno.
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Figura 3.23. Ubicacion Geografica del campo Bricol (Tomado de PEMEX, 2011).

Sistema Petrolero

Para el Kimmeridgiano, en el bloque | prevalecen los intervalos de packstone de bioclastos
recristalizados con microfracturas, con alternancia de mudstone-wackestone y en menor
proporcion secuencias de grainstones ooliticos de rampa interna. En el Bloque I, en la parte del
pozo Bricol 2DL, a partir de una profundidad de 6,550 m desarrollados se tiene una columna de
dolomia mesocristalina con microfracturas. Para el Albiano-Cenomaniano, la columna presenta

mudstone planténico y bioclastos (Figura 3.24).

La geoquimica de la regién, indica la presencia de dos subsistemas de generacién, una del
Cretécico Inferior y otra del Tithoniano. Para el campo Bricol, la generacién proviene de
secuencias arcillosas-calcareas del Jurasico Superior, los que tienen una afinidad a ambientes
marino-carbonatados, con arcillas depositadas en condiciones de rampa (PEMEX, 2011).

El sello para el Albiano-Cenomaniano esta representado por margas y lutitas del Cretacico
Superior y Paledgeno. El sello para el Kimmeridgiano lo constituyen las secuencias arcillo-
calcareas de cuenca del Tithoniano. Las trampas a nivel Mesozoico son del tipo estructural.

JCRH - EHA |
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Figura 3.24. Seccién estratigrafica en el campo Bricol (Tomado de PEMEX, 2011).

Caracteristicas del Yacimiento

El yacimiento del Kimmeridgiano esta constituido por packstone de bioclastos recristalizado, con
microfracturas, el que se alterna con algunos intervalos de mudstone-wackestone y grainstone
de oolitas de un ambiente de rampa interna (PEMEX, 2011).

Reservas

El Sistema Nacional de Informacién de Hidrocarburos (SNIH), de la Secretaria de Energia,
informa que las reservas probadas (1P), probables (2P) y posibles (3P) al 1 de enero del 2010
son respectivamente, de 12.2, 22.5 y 49.1 mmbpce. La edicion 2011 de las Reservas de
Hidrocarburos de México, sefiala valores de 31.4 y 163.2 mmbpce como reservas 1Py 2P.

3.2. CAMPOS INTERNACIONALES

3.2.1. ARRECIFE CAPITAN
Localizaciéon

El Arrecife Capitdn se localiza en el Oeste de los estados de Texas y Nuevo México, en los
Estados Unidos de Norte América (Figura 3.25); es un arrecife de edad Pérmico y se formé
alrededor de los margenes de la Cuenca Delaware, siendo paralelo a los bordes oriental y
occidental de la cuenca en dos franjas y bordeandola hacia el norte en el Estado de Nuevo
México; la amplitud de las franjas es de 8 a 22 km de ancho. Representa el sistema de
carbonatos de plataforma mas conocido alrededor del mundo, sin embargo a pesar de mas de 6
décadas de estudio, la naturaleza y el origen del perfil de la plataforma asi como la profundidad
de las aguas en que crecid el arrecife, no han sido comprendidas del todo (Hunt y Fitchen,
2002).
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Figura 3.25. Esquema representativo del complejo Arrecife Capitan al Oeste de Texas y Nuevo México (modificado
de Creel, 2008).

HISTORIA GEOLOGICA DEL ARRECIFE

En el periodo Pérmico (hace 280-225 millones de afios) Nuevo México y Texas se localizaban
en la costa de un super continente, con un mar somero formado fuera de la costa principal,
separado por un arrecife que actualmente constituye la Cuenca Delaware. Numerosos estudios
sedimentolbgicos, estratigraficos y paleontolégicos han proporcionado estimaciones de los
rangos de profundidad en que se desarrollé el arrecife, el cual tiene un pobre contenido de
algas, esponjas y pequefias colonias de animales llamados briozarios en las rocas calcareas
(estratos inferiores) a ricos en algas (estratos medios) y a cementantes ricos en algas que
dominan la parte superior del arrecife. Estos cambios se utilizan como un medio para explicar la
somerizacién del arrecife a través del tiempo (Hunt y Fitchen, 2002).

Los estratos que conforman el Arrecife Capitan tienen caracteristicas representativas, que
permiten inferir el medio ambiente de depédsito en el tiempo geoldgico. Las variaciones en el
ambiente se presentan desde la parte frontal hasta la parte posterior del arrecife. Los estudios
realizados por Dutton (1990) en una seccion transversal (Figura 3.26) que corta un segmento
representativo del arrecife permitieron demostrar la teoria propuesta anteriormente, de tal forma
gue la secuencia estratigrafica se puede dividir en tres grupos:

» La plataforma del Pérmico
» El margen del Arrecife Capitan (que es el segmento del arrecife en si)
» La Cuenca de relleno

Las facies de plataforma del Pérmico consisten de sedimentos carbonatados y evaporitas de
baja permeabilidad (yeso y sal de roca), donde la porosidad es dependiente de las fracturas
(porosidad secundaria). Las facies del margen del arrecife consisten del arrecife por si mismo
gue tiene una porosidad y permeabilidad relativamente alta (Creel, 2008).
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Figura 3.26. Distribucion en planta del Arrecife Capitan en el area de Nuevo México (Tomada de Creel, 2008).

Las permeabilidades en la secuencia del arrecife son méas altas en los estratos asociados con
la Cuenca Pérmica. Las facies en la cuenca de relleno consisten de sedimentos siliciclasticos
de muy baja permeabilidad (por ejemplo lodo y arenisca de grano fino) por lo que tienen
valores muy bajos de porosidad y permeabilidad. La distribucion de facies obtenida por Dutton
se muestra en la Figura 3.27. El arrecife capitin es informalmente dividido en las partes
inferior, medio y superior, que son equivalentes a las formaciones Siete Rios, Yates y Tansill.
Los arrecifes que forman monticulos crecieron sobre la depresion de una rampa carbonatada,
gue existio antes de que el oeste de la Cuenca Pérmica fuera segmentado hacia el Noroeste de
la Plataforma y la Cuenca Delaware.

Los yacimientos se encuentran en rocas almacenadoras que corresponden con biohermos
compuestos de algas, corales y foraminiferos; también se encuentran en calizas Wackestone y
Packstone (Harris, 1990).

El crecimiento de los biohermos se realiz6 sobre estructuras preexistentes. Los sellos son
intercalaciones de lutitas marinas, los yacimientos mas grandes son internamente complejos y
presentan variaciones laterales de porosidad (Thornton y Gaston, 1967).

Las principales fuentes de controversia en relacién con el ambiente de depdsito en el arrecife,
pueden atribuirse a la incertidumbre, a la falta o ausencia de estructuras primarias y al
abundante lodo calcareo que se encuentra formando parte de la fabrica de las rocas que
componen a esta unidad (Kirkland y Moore, 1996).

Muchos investigadores infieren o piensan que las esponjas calcareas erguidas tipicas del
Arrecife Capitdn actuaron como bafflers (Dispositivos estaticos que regulan u obstaculizan el
flujo de fluidos o sedimentos), en lugar de verdaderas estructuras de crecimiento (Achauer,

1969).
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Figura 3.27. Seccion transversal (A-A") marcada en la figura 3.28, que corta al arrecife Capitan en su porcién noreste
en el estado de Nuevo México (Modificado de Creel, 2008).

La preponderancia de las esponjas y lodo calcareo que domina la fabrica de las rocas, ha
llevado a muchos geocientificos a visualizar a todo el Arrecife Capitan como un sistema de
aguas profundas de monticulos calcareos “mud mounds system” mas que una verdadera
estructura de arrecifes. Esta interpretacion llevo a los geocientificos a reconsiderar la geometria
del complejo de arrecifes, como monticulos de aguas relativamente profundas, o a un modelo
de monticulos de plataforma (Dunham, 1972).

Detallados estudios paleo-ecoldgicos posteriores por Kirkland y colaboradores (1998) y Wood y
colaboradores (1994; 1996) han confirmado que el Capitan fue una red de arrecifes resistente a
las olas, formado bajo condiciones de moderada a alta energia en aguas de someras a
profundidad media. La caracteristica distintiva de la unidad, es la identificacién en el arrecife de
cavidades que van de pequefias a grandes, apoyando una diversidad de fauna criptica de
esponja calcarea que se desarrollan como criptobiontes colgantes unidos a las paredes y
techos de las cavidades litificadas (Figura 3.28). En la Figura 3.28(A), donde la flecha indica
hacia arriba, corresponde con la fotografia un briozoo que es cortado en una seccion lateral
(blanco - forma tipo red) y en una seccion transversal (puntitos blancos). La esponja ubicada al
centro de la imagen estaba unida a los briozoos y colgada debajo de ellos. La micrita se
acumulo sobre el mismo briozoo, de modo que este briozoario forma el techo de una cavidad y
la base de otra; las finas capas de color gris claro son Archaeolithoporella que se encuentran
incrustados a las esponjas y briozoos. La aragonita botrioidal (cementante) rellena la mayoria
de los espacios porosos restantes. En la Figura 3.28(B) las esponjas y briozoos forman la
estructura del arrecife, la Archaeolithoporella constituye las incrustaciones primarias mas
comunes, mientras que las incrustaciones secundarias son la micrita microbiana; la abundante
aragonita botrioidal junto con la calcita fibrosa que en menor cantidad llenan los espacios
porosos restantes (Moore, 2001). Los briozoarios, esponjas calcareas y posiblemente las algas
rojas forman la red de estructuras principales que originaron el sistema de porosidad del
arrecife.

JCRH - EHA | 101



CAPITULO Ill. CASOS HISTORICOS UNAM - 2012

>

TJIncrustaciones Primarias [777Inc. Sec. [__]Cementante

Figura 3.28.- (A) Microfotografia de una lamina delgada del Arrecife Capitan Medio del Cafién McKittrick del Parque
Nacional Guadalupe. (B) Linea de contorno de la placa mostrada en la seccion A (Tomado de Moore, 2001).

El cementante, y las costras microbianas granuladas forman las incrustaciones secundarias que
se suman a la masa de los arrecifes. Las restantes estructuras donde se tiene porosidad, se
encuentran rellenas de pellets, sedimentos de gravedad, cementantes marinos internos,
cementantes microbianos, cementos marinos de aragonita y cementos de calcita (Figura 3.29).
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Figura 3.29. Diagrama esquemético que muestra una seccion transversal de la vida dentro de las paredes del
Arrecife Capitan (Tomado de Moore, 2001).
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La cementacion marina y la sedimentacion interna durante y poco tiempo después de la
depositacion destruyeron casi todas las estructuras originales. A la derecha de la Figura 3.29
se muestra la cuenca en aguas abiertas, las paredes del arrecife se encuentran cerradas
verticalmente, los bordes exteriores de las cavidades en las paredes del arrecife se alinearon
por las Archaeolithoporella (lineas delgadas). En las secciones mas obscuras de las cavidades
estan incrustadas biopeliculas microbianas (lineas mas gruesas) que fueron el sitio de
acumulacion y / o precipitacion de la micrita peloidal microbiana; las lineas horizontales
representan los geopetal (referente al techo y base al momento de formase) compuestos por
sedimentos internos a menudo con incrustaciones de aragonita botrioidal.

ESTRATIGRAFIA

El complejo de Arrecifes Capitan tiene una caracteristica forma de herradura en los margenes
de la cuenca Delaware (Figura 3.30) y consiste principalmente de caliza fosilifera de color
blanco; el complejo de arrecifes combina la secuencia de Caliza La Cabra, la Caliza Capitan, y
la Caliza Carlsbad (Hiss, 1975), con una tendencia de facies que va de la parte frontal del
arrecife hacia la parte posterior.

|

Superficie Geoldgica

- Cuaternario
- Terciario

. Cretdcico

Pérmico Superior
Guadalupiano Pérmico

- Afloramientos Capitan

- Leonardiano Pérmico

Figura 3.30. Forma del complejo de Arrecifes Capitan, y distribucién de la edad geoldgica de sus sedimentos
(Tomada de Allan y Steve, 2009).
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La Serie Ochoan representa el relleno con depdsitos de evaporitas de la Cuenca Delaware,
donde las series de tiempo son comunmente empleadas como términos descriptivos en los
registros de los yacimientos de aceite y gas (Figura 3.31).

!

Figura 3.31. Relacion de la extension areal de las facies de carbonatos y los limites laterales de las formaciones
geoldgicas o grupos (Tomada de Allan y Steve, 2009).
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Kirkland y colaboradores (1998) interpretaron que el arrecife Capitan Medio, es el resultado de
una depositacion en aguas someras con un rango de profundidad de entre 10 y 140 metros.

La parte posterior del arrecife se compone de calizas masivas y calizas yesiferas que consisten
el Grupo Artesia (las formaciones Yates, Reina, Siete Rios, y Grayburg). Las facies de arrecife
frontal consisten de evaporitas, estratos delgados de caliza, lutitas y arenisca. Los sedimentos
depositados en la época Leonardiana constituyen actualmente la base del complejo de arrecifes
Capitan.

La Serie Guadalupiana representa la configuracion deposicional de la Cuenca Delaware vy el
desarrollo del complejo de arrecifes Capitan. El Capitdn Medio se apoya sobre una gran
estructura de cavidades, una diversidad de fauna criptobiontica y grandes volimenes de
cementantes botrioidales y microbianos.

El Capitan Superior se interpreta que fue depositado bajo un ambiente mucho mas somero y
condiciones de alta energia (1 a 10 metros de tirante de agua), debido a que este muestra una
red de cavidades mas pequefas, relacionadas a delgadas estructuras de algas rojas e
incrustaciones microbianas con escasas estructuras dentriticas (Figura 3.32).
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Figura 3.32. Diagrama esquematico que ilustra los ciclos microestratigraficos idealizados para el Arrecife Capitan
Medio (arriba) y la parte del Arrecife Capitan Superior (abajo), (Tomado de Moore, 2001).
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La red de estructuras de porosidad del arrecife Capitan Medio y Superior es ampliamente
ocluida (cerrar un conducto u orificio de modo que no se pueda abrir haturalmente), originado
por los procesos diagenéticos marinos tempranos. Kirkland y colaboradores (1998) proponen
gue estos procesos, fueron dominados principalmente por la actividad microbiana.

Para realizar un analisis del complejo de arrecifes capitan, es necesario el entendimiento sobre
el origen de las secuencias deposicionales de la Cuenca Delaware y las caracteristicas de las
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rocas subyacentes y suprayacentes; por lo que se desarrollard a continuacion una breve
descripcion estratigrafica de las formaciones mas antiguas (base), a las mas jovenes (cima), las
que se muestran en la Tabla 3.5. En seguida se mencionan las principales caracteristicas de
las secuencias sedimentarias relacionadas al Arrecife Capitan.

GRUPO ARTESIA

El Grupo Artesia incluye las formaciones de la parte posterior del arrecife (de la mas joven a la
mas antigua): Tansill, Yates, Siete Rios, Reyna y Grayburg (Tabla 3.5).Todas estas
formaciones gradualmente gradan hacia el complejo de Arrecifes Capitan (Allan y Steve, 2009).

Las formaciones que componen al Grupo Artesia tienen cambios rapidos en sus facies
laterales ya que cambia a depdsitos ciclicos de arenisca, arena dolomitica y dolomia; las
formaciones Grayburg y Reyna gradan hacia las calizas de “Goat Seep”, mientras que las
formaciones Siete Rios, Yates y Tansill gradan hacia las Calizas Capitan; las caracteristicas de
estas formaciones son:

» La Formacion Grayburg constituye la base del Grupo Artesia, que se superpone a la
formaciéon San Andrés y subyace a la Formacion Reyna. Se compone de intercalaciones
de dolomita con capas delgadas de arenisca de grano fino. El espesor total de la
formacion es de aproximadamente 122 metros (Hill, 1996; Hiss, 1975).

» La Formacién Reyna es similar a la anterior, pero con una secuencia de areniscas de
30 metros de espesor en la cima de la formacion con intercalaciones delgadas de
dolomia y arcilla. Debido a la capa superior de arena, el contacto entre la Formacién
Reyna y la Formacion suprayacente (Siete Rios), es a menudo facil de identificar; tiene
un espesor de hasta 128 metros (Hiss, 1975).

» La Formacion Siete Rios Corresponde con una secuencia delgada de dolomita que se
encuentra entre la capa de arenisca de la Formacidon Reyna Yy la arenisca de la
Formacion Yates. Lateralmente cambia de evaporitas a facies de carbonatos dentro del
complejo de arrecifes Capitan. Los estratos desaparecen a medida que avanzan hacia la
Caliza Capitan; tiene un espesor de aproximadamente 152 metros (Hiss, 1975).

» La Formacion Yates fue nombrada posteriormente como Campo de Aceite Yates en el
condado de Pecos, y es el horizonte mas ampliamente distribuido en la estructura de
contorno de la Cuenca Delaware. Consiste de estratos de limolitas y areniscas, con un
espesor aproximado de entre 91 y 121 metros en las vecindades del borde del arrecife
(Hill, 1996; Hiss, 1975).

» La Formacién Tansill es una unidad concordante que se superpone a la Formacion
Yates cerca del borde del arrecife. Consiste principalmente de yeso, arcilla roja y
evaporitas que gradan lateralmente a dolomias, con un espesor que aumenta de 30 a 91
metros cerca del margen de arrecifes.

JCRH - EHA | 106



CAPITULO Ill. CASOS HISTORICOS

"'¥SN ua adnjepens A [elsuL) seyejuow Se| a13ud ueuandua as anb uende) sajoally ap ole|dwod [ap sauoioewlo) Uos (6002
‘and1S A ue|y ap opealipow) uelde) sayoaly ap ol dwod |9 uaAniisuod anb sodnib A seolbgjoab sauoioewlo) se| ap uswnsay -'G'S e|qel

OUBIPJRUO3T [3P SOIUBWIPSS

0LI0JJIA 00Id

0SOA

oueIPIeU03T/02IWId

OLPIA

welo

Aassa]

©Z3I9D ©| 8p Ugyed

uende) sezjed
A pegspeDd

Jouadns salpuy ues

©Z3I9D ©| 8p Ugyed

Bingsuoeuiay

NEES

elsauy odnio

liste |

uende) sezjed

uuniy

NEES

elsauy odnio

liste

oueldnjepens;ooiuwigd

)
x0p[es ueoyo/oalwlad
Jepsny
_ nessig 0dIsell ]
0919e121) pepa ap soNsoaq 02198131D

olreulaIEND A 0010Z0UBD) Peps ap sousodad

olreuIaIEND A 0010Z0UBD) Peps ap sousodad

olreuIareNn) A 0210zous) peps ap solsodaq

0310Zoua) - olleularend

EYREI [ owanojreg 81091y

EYREIIY [ 0JUBAO|IRg 8)108.1IY

3110811y [ O RE

[e1s11) seyeluon

adn[epeng seyejuop

ayoedy seueluon

8118S 0 edod3/opouiad

107

JCRH - EHA |



CAPITULO Ill. CASOS HISTORICOS UNAM - 2012

La Figura 3.33 corresponde con una muestra del Capitan Medio, el cual se interpreta como un
ambiente de condiciones tranquilas en la parte mas profunda del arrecife; en contraste, la
muestra del Capitdn Superior se interpreta como un ambiente que se formé en condiciones
agitadas en las partes mas someras del arrecife.

El modelo geolégico del complejo de arrecifes Capitan [arrecife frontal, arrecife (centro) y
arrecife posterior fue descrito en detalle por King (1948), mismo que fue ilustrado
posteriormente por Melim y Scholle (1999).
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Figura 3.33. Principales caracteristicas del modelo geolégico para el complejo de arrecifes Capitan (modificado de
Melim y Scholle, 1999).

CALIZAS BONE SPRING

Las calizas “Bone Spring” son parte de la serie Leonardiana y consisten principalmente de
estratos delgados de pedernal intercalados con la caliza; el espesor total es de entre 457 y 700
metros, en general estas secuencias corresponden a los bordes de la Cuenca Delaware y
también pertenecen a la base del complejo de Arrecifes Capitan. Al oeste del complejo de
arrecifes y hacia el borde de la cuenca, estas calizas gradan hacia las calizas del Pico Victorio
(calizas grisaceas) y el miembro de Yeso de la formacion Leonard (Dietrich, 1983).

FORMACION SAN ANDRES

La Formaciéon San Andrés fue depositada durante el periodo Guadalupiano, el cual ha sido
subdividido en la Formaciéon San Andrés Superior e Inferior. La mitad inferior se llama miembro
inferior de caliza con pedernal y la mitad superior se denomina como miembro superior de
caliza sin pedernal; el espesor total de la Formacion San Andrés varia de 213 a 304 metros, que
se formd en una plataforma extendida de depdésitos carbonatados principalmente en Nuevo
México y parte del Oeste de Texas (Kerans, 1994).
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COMPLEJO DE ARRECIFES CAPITAN

Para propdésitos practicos, el complejo de Arrecifes Capitan es definido como calizas arrecifales
constituidas por rocas que incluyen las Calizas “Goat Seep”, Capitan y Carlsbad. EI complejo
esta compuesto de estratos masivos de calizas fosiliferas que van del color blanco al gris; los
cuales gradan a los depésitos localizados en el frente y parte posterior del arrecife. Los cambios
dentro de los depositos del arrecife frontal son abruptos, con un contacto geolégico bien
definido; sin embargo, los depdsitos del arrecife de la parte superior presentan un cambio mas
transicional, por lo que resulta dificil la identificacién de un contacto geoldgico. Las rocas que
componen el complejo de arrecifes han sido localmente dislocados por una falla,
consecuentemente no forman un yacimiento continuo, sino mas bien una serie de yacimientos
de alta permeabilidad (Hill, 1996; Hiss, 1975).

El complejo de Arrecifes Capitdn del Pérmico se encuentra expuesto en las Montafas
Guadalupe al oeste de Texas y Nuevo México, donde los afloramientos forman parte del
margen occidental de la Cuenca Delaware. La secuencia que aflora se acumul6 en la margen
de la plataforma en las facies de arrecife, equivalente a una plataforma interior limitada por las
formaciones Siete Rios, Yates y Tansil. El Arrecife Capitan (Figura 3.34) evolucion6 a partir de
de una acumulacién sobre una rampa dominantemente progradacional (Capitan Inferior), a un
arrecife de frente escarpada al margen de la plataforma (Capitdn Medio), a arrecifes de parche
en el Capitan superior (Garber y colaboradores, 1989; Kirkland y colaboradores, 1998). La
Formacion Cafion Bell es la cuenca equivalente del Arrecife Capitan. Mientras que la ausencia
de un sello lateral en las facies de arrecife limita la produccion actual de petréleo en el arrecife.
Las plataformas asociadas y unidades de turbiditicas “basinal units” tales como Ila Yates vy
Carion Bell son los principales productores de aceite en el Oeste de Texas.

La importancia econdmica de las unidades asociadas con el arrecife, asi como los excelentes
afloramientos a lo largo de la parte frontal de la Montafia Guadalupe, constituyen las bases
de largo plazo, de un gran interés de la comunidad geoldgica en el Arrecife Capitan (Garber y
colaboradores, 1989).
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Kirkland y colaboradores, 1998

Figura 3.34. Configuracién geoldgica del complejo de Arrecifes Capitdn del Pérmico. Relacién general de las
unidades litoestratigraficas del Grupo Carlsbad y sus configuraciones paleogegréaficas (Tomado de Moore, 2001).
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Otras formaciones del conjunto de arrecifes, son Castile y Salado que se superponen al
complejo de arrecifes antes descritos; se componen de yeso, anhidrita e intercalaciones
intermitentes de capas de espesor delgado a medio de calizas. Presentan disolucién lo que ha
generado colapsos, cavernas y brechas en las formaciones superiores; la formacion Rustler fue
depositada en la Cuenca Delaware y consiste de carbonatos de aguas profundas con
intercapas de arena, arenisca Y lutita; la secuencia también es evaporitica, con sal, anhidrita,
yeso y halita que rellenaron posteriormente la cuenca. Los conglomerados Bissett del Tridsico
cubren el complejo de Arrecifes Capitan en el area de las Montafias Cristal, los sedimentos que
lo componen consisten principalmente de fragmentos de caliza, guijarros y cantos rodados de
dolomita (Allan y Steve, 2009).

CAMPOS DE ACEITE Y GAS EN EL ARRECIFE CAPITAN

Si bien el complejo de Arrecifes Capitan es identificado como uno de los mas grandes acuiferos
y zona de yacimientos geotérmicos en los estados de Nuevo México y Texas, es también
conocido por sus grandes yacimientos de hidrocarburos dentro de la Cuenca Pérmica; los
campos petroleros se localizan principalmente hacia las partes norte y este del arrecife
propiamente dicho (Figura 3.35).

PLAY 109 — ARRECIFES DE RELLENO AL NORESTE DE LA PLATAFORMA STRAWN
(PARTE NORTE DEL ARRECIFE CAPITAN)

Los yacimientos de aceite y gas en Nuevo México son nombrados de acuerdo a las normas
promulgadas por la Division de Conservacion del Petréleo (OCD) de Energia de Nuevo México
y el Departamento de Minerales y Recursos Naturales.

Plataforma

’ Campos de Aceite o Gas
Noroeste

Nuevo Mexico =

Texas

{ CUENCA

DELAWARE
\\
Hontaﬁashx-;ﬁ(ﬁ_
.\‘
.
\
Montaiias Crista I 80 Km I

Figura 3.35. Localizacion del &rea de los campos de aceite y gas en el Arrecife Capitan (Hunt y Fitchen, 2002).

Cada yacimiento en su nombre tiene dos componentes; la primer parte corresponde con el
nombre del campo, que es de acuerdo al lugar geografico y denota una acumulacion de gas y/o
aceite arealmente continua; la segunda parte es estratigrafica y deriva de la principal unidad
estratigrafica (formacion) del cual el yacimiento es productor.

A cada Play se le asign6 un cédigo numérico en conjunto con la Oficina de Geologia Econémica
y el Departamento de Geologia y Recursos Minerales de Nuevo México, para un proyecto
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conjunto que cubre parte de la Cuenca Pérmica en los estados de Nuevo México y Texas. Los
Plays con yacimientos de mayor antigledad geoldgica le fueron asignados los nUmeros mas
bajos, iniciando a partir del codigo 101. Debido a la confidencialidad de la informacién y su dificil
acceso, se abordara de manera general los campos petroleros localizados al norte del Arrecife
Capitan (Play 109) en el Estado de Nuevo México (Figura 3.36).

Condado Chavez

PR Lovington
N ortheast

Condado Eddy

LY

Artesia

Texas

Nuevo Mexico

= = Carlsbad \K:\
e\ —

Figura 3.36. Localizaciéon de 4 Campos Petroleros con mas de 1IMMBO pertenecientes al Play 109, dentro del
Arrecife Capitan (Modificado de Broadhead y Jianhua, 2004).

Los yacimientos productores de aceite se localizan principalmente al hacia el oriente del Play,
mientras que los campos de gas se localizan al occidente; existen 104 yacimientos conocidos
en el Play, 13 de los cuales han producido mas de 1IMMBO.

La produccion acumulada de estos 13 yacimientos fue de 70 MMBO en el afio 2,000, la
produccion anual de cada uno superdé los 1.54 MMBO, se ha registrado una baja generalizada
en la produccién del Play a partir de la década de los 90 como resultado de que sus campos
entraron en la categoria de campos maduros (Tabla 3.6 y Figura 3.37).

Nombre del Condado |Afio de Profundidad |Aceite (A) Produccién de | Produccion
Yacimiento descubrimiento |(Metros) Gas (G) aceite en el aflo | Acumulada
2000 (MMBO) (MMBO)

Big Eddy Eddy 1966 3454 A 0 1.40
Burton Hat East Eddy 1976 3231 G 0.07 2.99
Casey Lea 1975 3452 A 0.02 3.41
Cass Lea 1944 2347 A 0 2.89
Golden Lane Eddy 1969 3383 G 0.02 1.45
Humble City Eddy 1972 3484 A 0.02 1.301
Humble City South Lea 1982 3511 A 0.02 3.44
Lovington Northeast Lea 1952 3431 A 0.474 17.40
Lovington West Lea 1985 3534 A 0.48 5.16
Lusk Lea & Eddy 1960 3404 A 0.04 20.68
Reeves Lea 1956 3338 A 0.01 1.29
Shipp Lea 1985 3395 A 0.04 7.62
Shoe Bar North Lea 1973 3437 A 0.34 1.30
TOTALS 154 70.34

Big Eddy, Burton Flat East, Golden Lane y Lusk (Broadhead y Jianhua, 2004).

Tabla 3.6.- Principales campos productores del Play 109, dentro de los cuales cuatro pertenecen al Arrecife Capitan:
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Figura 3.37. Grafica que muestra la produccién histérica anual de 1970 al 2000 de los yacimientos con mas de 1
MMBO de produccién acumulada al norte del Arrecife Capitan (Broadhead y Jianhua, 2004).

3.2.2. GOLFO PERSICO

3.2.2.1. CAMPO GHAWAR
Localizacion

El Campo Ghawar es el campo supergigante mas grande del mundo, se ubica en el condado de
Khobar, a 200 km al este de Riyadh en la provincia oriental de Arabia Saudita (Figura 3.38); su
explotacion es desarrollada por la Compafiia Nacional Saudi Aramco. El campo tiene méas de
280 km de longitud, y casi 30 km de ancho, cubriendo un area de 5,300 km?, cuenta con mas de
300 m de cierre estructural.

Antecedentes.

La exploracién petrolera en la regién del Golfo Pérsico se remonta a inicios de 1855, debido al
auge que ya comenzaban a tener los hidrocarburos (lubricantes) en la industria de ese tiempo;
en 1872 se otorgd la primera concesion para la explotacion en Irdn. En 1884 una compafia
Britanica consigui6é una concesién para explorar la zona de Daleki, en las cercanias de Bushehr.

En 1904 la compafiia de Wiliam Knox D"Arcy, decidié perforar en las proximidades de las
manifestaciones superficiales en Chiah Surkh, encontrando sélo acumulaciones no comerciales
(Ghazban, 2007).En 1908 se descubrié una de las localizaciones mas importantes: la regién en
Masjed-e-Soleiman, ubicada en el cinturon plegado Zagros, al norte del Golfo Pérsico, en
yacimientos carbonatados del Oligoceno-Mioceno. En 1909 se constituy6 la compafia Anglo-
Pérsica (APOC), que en 1935 se convertiria en la Anglo-lrani (AIOC) y posteriormente en
British Petroleum (BP).

A pesar del descubrimiento de petréleo en el suroeste de Iran en 1908, no fue sino hasta 1930
cuando se encontraron las mayores acumulaciones, despertando asi el interés internacional por
la region del Golfo Pérsico. Los campos de la regién se ubican entre los mas productivos en el
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mundo, su desarrollo inicié durante la Segunda Guerra Mundial (1939). Hasta principios de los
50’s del siglo pasado, la provincia de Khuzestan fue el centro de la produccion, de tal forma que
en 1951 se descubrid el primer campo costafuera: el Safaniya, el cual comenzé a producir en
1957 (Voelker, 2004).

Las reservas probadas en la region de Medio Oriente ascienden a 752.5 miles de millones de
barriles de aceite, es decir un 54.4 % del total mundial. Arabia Saudita cuenta con 264.5 miles
de millones de barriles y con 283.1 billones de pies cubicos de gas natural. La relacion
reserval/produccion para el aceite es de 72.4 afios y para el gas de 95.5 afios (Statistical Review
of Energy:BP, 2011). La produccion de hidrocarburos del &rea cubre aproximadamente de la
tercera parte de la producciéon mundial. Iran y Qatar son el segundo y tercer pais en reservas de
gas natural, respectivamente.

El campo Ghawar es uno de los méas grandes y prolificos a nivel mundial. Produce aceite ligero
de 30-31 API de la formaciéon Arab-D. El campo esta dividido en seis areas, de norte a sur:
Fazran, Ain Dar, Shedgum, Utmaniyah, Haradh y Hawiyah (Figura 3.39). Se descubrio en 1948,
comenzé a producir en 1951 y alcanzé su maxima produccion en 1987 con 5.7 millones de
barriles por dia. Posteriormente, por razones comerciales, se provocé un cierre productivo. Fue
hasta el periodo 1994-1996 cuando el desarrollo de las areas de Hawiyah y Haradh abri6
camino al aumento de la extraccion, superandose nuevamente los 5 millones de barriles por
dia.

4
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Riyadh
L J
SAUDI
UNITED ARAB
ARABIA
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Figura 3.38. Ubicacion del campo Ghawar, que se encuentra entre los paralelos 25° 15’ y 23° 45’ de latitud norte
y los meridianos 49° 20’ y 49° 35’ de longitud este, en el anticlinal En Nala (Tomado de Sorkhabi, 2010).

JCRH - EHA | 113



CAPITULO Ill. CASOS HISTORICOS UNAM - 2012

En el 2009, la plataforma de produccion del Campo Ghawar cubrio el 62.5 % del total en Arabia
Saudita (cerca de 8 MMbpd) y del 6.25 % del total mundial (80 MMbpd).

Fazran

~Esfuerzos
Compresivos

I’/!‘” Uthmaniyah

Campo
Ghawar

Hawiyah

- Aceite del Jurasico

Haradh . Gas del Paleozoico

Separacion de
aceite y gas

% Contorno
° (250 ft)

Figura 3.39. Mapa de contornos estructurales para la cima del yacimiento Arab-D de los campos Ghawar y areas de
explotacion (Tomado de Sorkhabi, 2010).

Anticlinal
En nala

Caracteristicas Geologicas.

El anticlinal En Nala sobre el cual descansa el campo Ghawar, se sitla en un horst de
basamento, el cual se form6 por un tectonismo que causé deformacion extensional y el
levantamiento del bloque durante el Carbonifero-Pérmico (Figura 3.40). Posteriormente, éste
horst de basamento fue sometido a esfuerzos de compresién durante el Cretacico Superior y
continud en el Cenozoico al chocar las placas Arabiga y Asiatica. Wender (1998) destacé cuatro
etapas de formacion de trampas en el campo Ghawar: a) Carbonifero; b) Triasico Inferior; c)
Cretécico Superior y d) Cenozoico. En la parte sur del anticlinal se tienen flancos con echados
gue varian entre 3 y 8 grados; presenta asimetria siendo el flanco oeste mas inclinado.

El ambiente de depositacién corresponde con una extensa rampa carbonatada influenciada por
tormentas (Lindsay, 2006). Desde la parte continental hacia la cuenca, se tienen las siguientes
zonas: a) Rampa interna (zona interior); b) Margen de bancos (zona media); ¢) Rampa media
proximal (zona media); d) Rampa media distal (zona media); y €) Rampa exterior (zona
exterior). En seguida se describen las facies para cada porcion de la rampa:
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a) Rampa interna: Facies de laguna constituidos por grainstone y packstone de micro
fauna foraminifera.

b) Margen de bancos: Facies de grainstone oolitico y esquelético y packstone con alto
contenido de lodo (Cantrell, 2006).

¢) Rampa media proximal: Facies de monticulos de estromatopéridos y corales.

d) Rampa media distal: Facies por debajo de la linea base de buen tiempo; constituidos
por sedimentos del fondo marino, cubiertos por secuencias de tormentas como
rudstone y floatstone de rampa interna, margen de bancos y bioclastos de rampa
media proximal.

e) Rampa exterior: Facies micriticas a facies de grano fino en depdsitos con mayor
profundidad (Figura 3.41).

En la zona media tuvo lugar la depositacioén de las rocas almacén de mayor calidad, debido a la
combinacion de elementos como la alta energia en el medio y la disponibilidad de sedimentos
carbonatados (Hughes, 2006). En el Jurasico Inferior se inici6 la formacion de tres cuencas
someras en la plataforma: Cuenca Gotnia, Cuenca Arabiga y la Cuenca Sureste del Golfo
Arabigo.

En el fondo se acumularon los restos de organismos marinos, en condiciones sin oxigeno,
convirtiéndose eventualmente en gruesas secuencias generadoras con materia organica entre
un 4 y 6 por ciento (Voelker, 2004). Asi se formaron los horizontes Tuwaigq Mountain y Hanifa,
del Jurasico Medio.

En la cuenca Ardbiga se encuentran las rocas generadoras para el campo Ghawar;
posteriormente, se depositaron sedimentos de aguas someras. En el Jurasico Superior
ocurrieron cuatro ciclos importantes en el nivel del mar que originaron transgresiones, estos
ciclos, llegaron a completarse al culminar el depésito de sedimentos de la zona exterior de la
plataforma, por encima de la depositacién de sabkhas; en algunos sectores solo se tiene una
parte del ciclo, el cual estd en funcion de la duracion del periodo transgresivo. Las cuatro
transgresiones originaron la acumulacién de los miembros D, C, B y A de la formacion Arab
(Keith, 2006). La magnitud de las transgresiones disminuy6 sucesivamente, de tal forma que la
primera tuvo una mayor duracion, y por lo tanto, el miembro D es el yacimiento mas productivo.

Profundidad (m) Riyadh
#2000 7 0 { Campo el
e Ghawar
0 = — —— — X
-/ L Cenozoico
-2000 4 Basamento del Cretacico
Proterrozoico Jurasice
-4000 Tridsico
Pérmico
-5000 + Devonico
Silirico
3000 Cambrice-Ordovicico
Horst de Sal del Infracambrico
-10000 = Basamento

Figura 3.40. Seccion estructural del campo Ghawar (Tomado de Sorkhabi, 2010).
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Figura 3.41.- Modelo de Deposito para la rampa carbonatada del yacimiento Arab-D en el campo Ghawar. En color azul aparecen sedimentos
transgresivos. En color naranja se tienen depdsitos de escombros de rudstone y floatstone de rampa media distal. El verde representa
biostromas y monticulos de estromatopdridos y corales en la rampa media proximal. Entre las zonas de biostromas y monticulos, en color azul
se tienen bancos de algas. El rojo corresponde a bancos de grainstone con estratificacion cruzada. En morado se sefialan sedimentos

lagunares de rampa interna y de llanura intermareal (Tomado de Lindsay y Cantrell, 2006).
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Cada periodo transgresivo, dio lugar a una importante acumulacion de rocas almacén
asociadas lateralmente a depdsitos de plataforma, destacando los de zona media. La
disminucion de las transgresiones, permitio el desarrollo de un sabkha y a la acumulacion de la
formacion Hith (anhidrita). El sello se origin6 por el levantamiento de bloques de basamento, o
debido al desplazamiento de domos salinos, dando lugar asi a trampas de tipo estructural
durante el Cretacico (Mueller, 2006). El campo Ghawar esta situado en uno de los ejes del
anticlinal En Nala.

Sistema Petrolero

En la provincia Greater Ghawar Uplift perteneciente a la regién del Medio Oriente y Norte de
Africa, Pollastro (2003) identifico tres sistemas petroleros: a) el sistema del Paleozoico en la
parte central de la peninsula arabiga; b) el sistema Tuwaig/Hanifa-Arab en la subcuenca
Arabiga y c) el sistema petrolero del Crétacico. EI campo Ghawar es productor de aceite
(secuencias del Cretacico) y productor de Gas no asociado (secuencias del Paleozoico), en
seguida se presenta una descripcion de éstos sistemas petroleros.

SISTEMA PETROLERO TUWAIQ/HANIFA-ARAB DEL JURASICO

El area de Ghawar esta cubierta por sedimentos continentales pertenecientes al Mioceno-
Pleistoceno, a excepcion de algunos reducidos afloramientos del Eoceno. Las rocas del
Cenozoico y del Cretacico no presentan acumulaciones de hidrocarburos. El yacimiento del
Jurasico Superior Arab-D es uno de los mas importantes en el medio Oriente (Sorkhabi, 2010),
incluye la parte inferior de la Formacion Arab y superior de la Formacion Jubaila. Estas
formaciones tienen espesores de 186 m y 400 m, respectivamente para la regiéon de Ghawar.
En intervalo productor se ha estimado entre 50 y 100 m. La Figura 3.42 muestra la existencia
de sincronia, en ella se muestran los elementos y eventos geoldgicos que caracterizan al
Sistema petrolero Tuwaig/Hanifa-Arab.
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Figura 3.42. Diagrama de sincronia del Campo Ghawar en el sector Tuwaig/Hanifa-Arab en la subcuenca Arabiga y
su distribucién en el tiempo geoldgico (Tomado de Pollastro, 2003).

Roca Generadora

Las rocas generadoras corresponden a los carbonatos ricos en materia organica de edad
Jurasica de las formaciones Hanifa y Tuwaig Mountain. La Formacion Tuwaiq llega a tener
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espesores de hasta 150 m, sin embargo en la region donde se ubica el campo Ghawar
predomina un espesor de 60 m (Figura 3.43), y la Formacion Hanifa de hasta 30 m. A partir de
un estudio en los ndcleos de pozos en los campos Khurais y Ghawar, Cole et al. (1994)
sefialaron que la formacion Tuwaigq Mountain es rica en contenido organico, al exceder un valor
en promedio de 3.5 % en peso de contenido organico total (COT); por su parte, la Formacion
Hanifa presenta en promedio 2.6 %. El kerégeno es de tipo Il en ambas secuencias.

2 _U:JWAI'P\

N\ e -

El Haba

Figura 3.43. Mapa de isopacas para el espesor de rocas generadoras del Jurasico Superior, Tuwaig Mountain
(Tomado de Pollastro, 2003).

Roca Sello

Los horizontes de anhidrita de las formaciones Arab y Hith forman un sello excelente para los
carbonatos de la formacion Arab. La migracion vertical ha sido escasa, restringiéndose a
aquellas zonas en donde ha ocurrido algun tipo de fallamiento o en donde existe un
adelgazamiento lateral de la anhidrita. La Formacién Hith tiene gruesos espesores de anhidrita
caracterizadas por una textura nodular, y con dolomitas de color claro a oscuro. Los miembros
A, B y C del horizonte Arab, estan constituidos de anhidrita (con textura nodular), dolomita y
calizas. EI miembro D es una caliza con dolomita y un poco de anhidrita. En el campo Ghawar,
el espesor de la Formacién Hith tiene 152 m, y se compone de anhidrita con calizas de textura
fina y dolomita. En el campo Abqaig, el espesor del horizonte Hith varia entre 128 y 287 m; la
anhidrita de los miembros Arab B y C tienen espesores de 21 m, mientras que el Arab D
alcanza los 15 m.

MADURACION, GENERACION Y EXPULSION

Cole y Carrigan (1994) desarrollaron un modelo para describir la madurez de las rocas
generadoras, en el que consideran que la etapa principal de generacion del aceite inicié durante
el Cretacico (Campaniano) hace 75 millones de afios en aquellas rocas generadoras con un
porcentaje en peso mayor a 1 de contenido organico total. Dicha etapa, se extendié hacia el sur
de Kuwait, en direccién al suroeste del campo Abu Hadriya, en una porcién central delgada en
las cercanias del campo Damman y hacia el noreste del campo Ghawar hasta los limites con el
Golfo Pérsico.
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La finalizacién de la etapa de expulsion del aceite ocurrié durante el Oligoceno (25 Ma) en las
proximidades del campo Safaniya, al suroeste de Kuwait; asi como en la parte sur de Arabia
Saudita, hacia el Sureste del campo Ghawar (Pollastro, 2003). La Figura 3.44 muestra la
evolucion de la generacion y expulsion del aceite en las rocas del Jurdsico en la parte centro-
oriental de la peninsula Arabiga.
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Figura 3.44. Mapa de la regién central de Arabia Saudita mostrando la maduracion, generaciéon y expulsion de
aceite en rocas del Jurasico para 75 Ma, 50 Ma, 25 Ma y la actualidad. También se observan las isopacas de
espesor para la Formacion Hanifa con un COT mayor a 1 %( Tomado de Cole y Carrigan, 1994).

Caracteristicas del Yacimiento

Las variaciones del nivel del mar durante el Jurasico Superior (Tithoniano) en la plataforma
Arabiga, propiciaron la depositacion de ciclos de carbonatos y anhidritas, las cuales constituyen
las rocas almacén de hidrocarburos, asi como las rocas sello. La gran extension de las
evaporitas, dio lugar sélo a una migracion de tipo vertical.

Los yacimientos tienen entre 10 y 30 m de espesor de grainstones de la Formacion Arab
(miembros A, B, C y D); el miembro D es uno de los mas importantes productores, se encuentra
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entrampado por encima de las rocas generadoras Tuwaiq y Hanifa, y tiene como sello a
formaciones de anhidrita; su porosidad promedio es de 25 por ciento. Es el principal yacimiento
en el campo Gigante Ghawar, esta formado por calizas con intercalaciones de dolomias del
Jurasico y Kimmeridgiano, tiene un espesor promedio de 60 m y una permeabilidad de varios
darcies. En éste campo Cantrell (2001) identificé 5 tipos diferentes de dolomias en el miembro
Arab D. En el campo Harmaliyah, el yacimiento de la Formacion Arab D se caracteriza por tener
una alta porosidad primaria, debido a la diagénesis previa al sepultamiento. La Figura 3.45
representa el modelo de generacion de hidrocarburos y el sepultamiento en las formaciones
Tuwaiq y Hanifa.
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Figura 3.45. Modelo del sepultamiento de las rocas generadoras Tuwaig/Hanifa en las cercanias del Campo
Safaniya (Tomado de Cole y Carrigan, 1994).

En el area de Qatar y Bahrain la Formacion Arab llega a tener espesores de 150-210 m. Los
aceites se originaron a partir de la maduracién térmica de carbonatos con alto contenido de
materia organica del Jurasico (formaciones Hanifa y Tuwaiq), y que posteriormente migraron
hacia rocas carbonatadas con buena porosidad y permeabilidad (miembro Arab-D y la parte
superior de la Formacion Jubaila), en amplias trampas estructurales (Pollastro, 2003).
Sobreyaciendo a éstas formaciones se encuentran eficientes sellos evaporiticos, anhidritas de
los miembros C y D de la Formacién Arab y de la Formacién Hith (Figura 3.46).
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Con base en las caracteristicas petrofisicas del yacimiento, en una escala de lo mas alto a mas
bajo, se ubican las litofacies siguientes:

1) Grainstone oolitico-esquelético, packstone rico en lodo

2) Rudstone y floatstone de estromatopéridos y algas

3) Rudstone y floatstone algaceo (Cladophoropsis)

4) dolomitas porosas

5) intraclastos de rudstone y floatstone recubiertos por bivalvos
6) depositos de grano fino (micriticos) (Russell, 2006).
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Figura 3.46. Columna estratigrafica y litologia para el Sistema Petrolero del Jurasico en el Campo Ghawar (Tomado
de Sorkhabi, 2010).

Tomando en cuenta la informacion de los pozos exploratorios, Sorkhabi (2010) sefiala que la
calidad del yacimiento disminuye en direccién norte-sur, al observar pardmetros como su
espesor, porosidad, permeabilidad, asi como el contenido de azufre en el aceite (Tabla 3.7).
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Propiedad Ain Dar Shedgun Uthmaniyah Hawiyah Haradh
Profundidad contacto agua-aceite (m) 1960-2032 1964-2039 1935-2002 1875-2004 | 1829-2018
Espesor neto (m) 62.2 59 55 55 43
Bo (Bl@y/Bl@std) 1.34 1.35 1.31 1.3 1.27
RGA inicial (SCF/BI) 550 540 515 485 470
densidad API 34 34 & 32 32
Viscosidad del aceite (cp) 0.62 0.62 0.73 0.85 0.89
% Azufre 1.66 1.75 1.91 2.13 2.15
Porosidad (%) 19 19 18 17 14
Permeabilidad (mD) 617 639 220 68 52
Saturacion de agua (%) 11 11 11 11 11
J (bpd/psi) 141 138 92 45 31

Tabla 3.7. Caracteristicas del yacimiento y propiedades del fluido para la formacion Arab-D en el Campo Ghawar
(Saudi Aramco, 1980).

La porosidad es una mezcla de los tipos interparticula, mdldica, intraparticula y micro porosidad.
Las fracturas contribuyen poco en la porosidad, no obstante si lo hacen en la permeabilidad.
Los efectos diagenéticos en la formacion Arab-D incluyen la disolucion, recristalizacion, y
compactacion. La cementacion y dolomitizacion son menos comunes.En su mayoria, los aceites
de los yacimientos Arab y Hanifa, tienen densidades que oscilan entre 25 y 30 grados API (Cole
y Carrigan, 1994).

SISTEMA PETROLERO DEL PALEOZOICO

La perforacion de pozos a mayor profundidad en el Campo Ghawar contribuy6é al
descubrimiento de gas natural en rocas del Paleozoico, en el area de Haradh (1971), en Ain Dar
(1975), en Hawiyah (1979) y en Shedgum (1980). Los yacimientos de gas se encuentran en
carbonatos del Pérmico de la Formacion Khuff, areniscas del Pérmico-Carbonifero de la
formacion Unayzah y a las del Devonico de la Formacion Jauf. Las lutitas negras de la
Formacion Qusaiba constituyen la roca generadora, la cual fue depositada durante el
incremento del nivel del mar en el Silarico (Figura 3.47).

Reservas

La Agencia Internacional de la Energia en su edicion del 2008 del “World Energy Outlook”,
establece que la produccién de aceite fue de 66 miles de millones de barriles en el 2007, y que
las reservas remanentes ascienden a 74 miles de millones de barriles.

Existen incertidumbres en la recuperacién final de hidrocarburos, ya que Halbouty (1970)
calculé 75 miles de millones de barriles de aceite; mientras que la publicaciéon de Oil & Gas
Journal(1973-1977) estimd entre 46 y 68 miles de millones de barriles; Beydoun (1988) reporta
un valor de 80.3 miles de millones de barriles; Mann (2003) estimé 66 miles de millones de
barriles; y el World Energy Outlook (2008) indica 140 miles de millones de barriles, asi como
186 Tera pies cubicos de gas natural, es decir 97 miles de millones de barriles de petréleo
crudo equivalente. Afifi (2005) indic6é que la produccién de gas para el campo Ghawar fue de 8
miles de millones de pies cubicos, de los cuales 2 corresponden a gas asociado y 6 a gas no
asociado.
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Figura 3.47. Estratigrafia para el sistema petrolero del Paleozoico en el Campo Ghawar (Tomado de Sorkhabi,

La Figura 3.48 presenta un histérico de produccion total de Arabia Saudita y del campo Ghawar

entre los afios 1993-2003.
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Figura 3.48. Produccidn de aceite en Arabia Saudita y el Campo Ghawar durante el periodo 1993-2003 (Tomado de

Sorkhabi, 2010).
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CAPITULO IV. TECNOLOGIAS Y METODOLOGIAS PARA LA
EXPLOTACION EN CALIZAS DE PLATAFORMA

Una estimulacién se define como el proceso mediante el cual se restituye o se crea un sistema
extensivo de canales en la roca productora de un yacimiento, los que sirven para facilitar el flujo
de fluidos de la formacion al pozo. Constituye una actividad fundamental para el mantenimiento
o incremento de la produccion de aceite y gas; ademas puede favorecer la recuperacion de
reservas. Las rocas carbonatadas plantean enormes desafios en lo que respecta a la
estimulacion de los pozos, esto debido a que por lo general contienen intervalos de gran
espesor impregnados de hidrocarburos en cantidades comerciales; ademas, dentro de un
mismo intervalo presentan rangos de porosidad desde micro Darcy (matriz) a varios Darcy
(fracturas y porosidad secundaria ). También suelen ser vertical y arealmente heterogéneos,
con barreras de permeabilidad y fracturas naturales y con una variedad de tipos de porosidad
gue van desde la porosidad intercristalina, hasta vugular masiva y cavernosa (Al-Anzi y Al-
Habib, 2004).

Las formaciones en carbonatos, generalmente tienen matriz de baja permeabilidad por lo que
es necesario el uso de estimulaciones acidas reactivas en la etapa de terminacion del pozo,
para remover el dafio causado en la vecindad del pozo durante las operaciones de perforacion y
cementacion, o simplemente para mejorar la permeabilidad del yacimiento lo que permite
incrementar u optimizar los gastos de produccion; también se emplea la estimulacion no acida
para remover el dafio ocasionado por la precipitacion de solidos organicos o dafios ocasionados
por el cambio de mojabilidad en la formacién. Otra actividad comun es el empleo del
fracturamiento hidraulico para atravesar la zona dafiada y comunicar la zona virgen con el
intervalo disparado. En los carbonatos, es también una practica comun el empleo del
fracturamiento acido para generar canales de alta conductividad creados por la disolucion de los
componentes de la matriz al entrar en contacto con el acido; tanto el fracturamiento hidraulico
como el fracturamiento acido buscan mejorar la conectividad y conductividad del sistema. Las
técnicas de estimulacién matricial y de fracturamiento se diferencian por los gastos y presiones
de inyeccion.

La utilizacién de acidos para mejorar los gastos de produccién de los pozos petroleros ha sido
practica comun durante mucho tiempo, en el afio de 1895, Ohio Oil Company utilizd6 acido
clorhidrico [HCI] para tratar los pozos perforados en una formacién de caliza, con lo que la
produccion del pozo se incrementd sustancialmente; pero, desafortunadamente la corrosion en
la tuberia de revestimiento también se incremento rapidamente, por lo que, los tratamientos de
acidificacion no se utilizaron abundantemente durante aproximadamente 30 afios. La practica
de acidificacion de yacimientos en calizas resurgié en 1931, el motivo de este resurgimiento fue
el descubrimiento de que el arsénico inhibia la corrosion del HCI en el sistema de tuberias (Al-
Harty y Bustos, 2009).

Durante la estimulacion de las rocas carbonatadas utilizando fluidos reactivos, las zonas con
permeabilidades mas altas generalmente admiten la mayor parte del fluido de tratamiento y las
areas de mas baja permeabilidad quedan sin tratar, por lo que para realizar exitosamente una
acidificacion de carbonatos se deben controlar tres parametros principalmente: la divergencia, la
pérdida de fluido y la velocidad de reaccién (Bratton y Viet Canh, 2006).

Para controlar la pérdida del fluido estimulante se emplean métodos de divergencia los que se
basan en el uso de particulas sélidas que crean una barrera y que obstruyen el flujo hacia
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zonas altamente permeables o fracturadas (sal de roca o escamas de &acido benzoico)
provocando de esta manera la divergencia dentro de la formacion; otra técnica consiste en
lograr la divergencia mediante el empleo de fluidos altamente viscosos o gelificados para evitar
la pérdida de fluido dentro de la formacion.

El uso de fluidos gelificados ha producido dafio en ciertos yacimientos al alterar las condiciones
del sistema roca-fluidos, en respuesta a este problema “las compafias de servicios han
desarrollado nuevos fluidos a base de Surfactantes, por ejemplo el sistema de Acido
Divergente Viscoelastico (VDA), ha sido utilizado para estimular con éxito en yacimientos
carbonatados fracturados en todo el mundo, incluyendo Kuwait, Arabia Saudita, México y
Kazajstan” (Bratton y Viet Canh, 2006).

Desde que inician las actividades de perforacion, se debera planear el tipo de estimulacién que
mas conviene al yacimiento, para ello se debe efectuar un trabajo multidisciplinario para la
elaboracion de un modelo geolégico, otro mas de caracterizacion estatica que pueda migrar a
uno dinamico; esto implica la actualizacion constante del modelo a medida que se vayan
recopilando méas datos. Los dos modelos anteriores deben de ser reforzados con los modelos
de caracterizacion dinamica del yacimiento, para de esta forma elegir el tipo de tratamiento mas
adecuado, ya que la heterogeneidad entre un estrato y otro en los yacimientos carbonatados es
muy alta y por lo tanto requiere de diferentes concentraciones y gastos de bombeo para
estimular la mayor area posible. Otros factores que deben tomarse en cuenta son valores de
porosidad y permeabilidad de la formacion, ya que dependiendo de estos valores, seran los
objetivos claves en las actividades de acidificacion y/o fracturamiento: en yacimientos de baja
permeabilidad lo que importa es la longitud de la fractura y en zonas de alta permeabilidad la
amplitud de la fractura es la que domina (Figura 4.1). Un andlisis de la Figura 4.1 nos permite
describir lo siguiente: para valores bajos de permeabilidad la economia es marginal, para los
valores relativamente mayores la longitud de la fractura se convierte en el parametro esencial
de disefio, en el caso que se tengan permeabilidades aun mayores la conductividad de la
fractura es la que domina (Al Qarni y colaboradores, 2001).

Economia Longitud de Conductividad de Terminacién
Marginal la Fractura la Fractura Natural

0 m t i W‘,

20

Porosidad (%)
R

0.0001 0.001 0.01 10.0 100.0 1000.0

041 1.0
Permeabilidad (mD)

Figura 4.1. Esquema que muestra el efecto de la permeabilidad en los procesos de estimulacion y terminacion de
pozos (Tomado de Al Qarni y colaboradores, 2001).
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4.1. ESTIMULACION REACTIVA Y NO REACTIVA

El objetivo de la estimulacion de los yacimientos es tratar de forma efectiva todas las zonas
productivas potenciales, reduciendo el dafio a la formaciéon y mejorando la productividad de los
pozos. Los procedimientos de estimulacion matricial son caracterizados por gastos de inyeccion
a presiones por debajo de la presion de fractura, esto permite una penetracion del fluido a la
matriz en forma radial (AIPM, 2000).

El éxito de una estimulacion matricial depende primordialmente de la seleccién apropiada del
fluido de tratamiento, por lo que se involucran diversos factores, como por ejemplo, la
localizacion y tipo de dafio, la compatibilidad del fluido de tratamiento con el sistema roca fluido
de la formacién, etc.

Dependiendo de la interaccion de los fluidos de estimulacion con la formacion, el tratamiento se
divide en dos grandes grupos:

e Estimulacién matricial &cida o reactiva
o Acido Clorhidrico
o Acido Fluorhidrico
o Acido Acético
o Acido Férmico
e Estimulaciéon matricial no acida o no reactiva
o Solventes mutuos
o Solventes aromaticos

Ambos grupos incluyen estimulaciones de limpieza y estimulaciones matriciales.

Estimulacion de Limpieza. Permite restituir la permeabilidad natural de la formacién al remover
el dafio.

Estimulacion matricial. También llamada acidificacién intersticial, es la que sirve para
incrementar la permeabilidad natural de la formacion; esto se logra cuando el acido disuelve
parte del material carbonatado agrandando los poros comunicados de la roca y creando un
complejo sistema de canales conocidos como agujeros de gusanos.

La estimulacion de la matriz resulta aun mas compleja cuando existen intervalos multiples con
permeabilidades sustancialmente diferentes, en esta situacion el 4cido se canaliza a las zonas
de mas alta permeabilidad generalmente hacia vagulos, cavernas y fracturas, por lo que la
matriz que tiene la mas baja permeabilidad queda sin la tan buscada estimulacion o
acidificacion matricial (PEMEX, 2008).

Es comin que al inicio de la vida productiva de un pozo, los fluidos sean aportados por las
fracturas naturales y vagulos existentes, pero es en la matriz donde se encuentran los mayores
volumenes de reservas para el yacimiento, por lo que una vez que las fracturas se “vacian”
corresponde ahora a la matriz alimentar de fluidos a las fracturas generando una geometria de
flujo bilineal, de ahi el interés por estimular la matriz, puesto que los intervalos no tratados
implican menos produccién y pérdida de reservas.

La estimulacién no uniforme puede generar grandes caidas de presién, provocando una
conificacién temprana e indeseable de agua, lo que aumenta los costos de separacién en
superficie y por otro lado, la disminucién de la presion provoca que en los yacimientos de aceite
se entre rapidamente a la produccion en dos fases, si el gas liberado se canaliza hacia el pozo
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se provoca como una consecuencia la pérdida de energia del yacimiento; en otros casos, se
genera un mecanismo de empuje adicional si existen las condiciones favorables para el drene
gravitacional generando un casquete secundario de gas. Por estas razones, las técnicas de
divergencia del acido tanto mecanicas como quimicas han sido desarrolladas para asegurar la
estimulacion uniforme de los yacimientos petroleros en carbonatos (Al-Anziy Al-Habib, 2004).

En nuestro pais, en los yacimientos de rocas carbonatadas, la utilizacién del acido clorhidrico es
practicamente el comin denominador de las estimulaciones, sin embargo, la experiencia ha
revelado que no todos los pozos con problemas de produccién requieren necesariamente del
uso de acido clorhidrico; muchos de los pozos con problemas de produccion requieren de
estimulaciones no acidas debido a la naturaleza del problema que ocasiona la declinaciéon de
su produccion, por tal motivo, la seleccion y disefio del tratamiento requiere del andlisis de un
grupo multidisciplinario que propone la mejor solucion (PEMEX, 2008).

La determinacion del tipo de dafio, el andlisis nodal y la corroboracion del dafio a través de
pruebas de laboratorio son factores de vital importancia que deben de considerarse para
seleccionar un pozo candidato a estimular.

4.1.1. ACIDIFICACION MATRICIAL O ESTIMULACION REACTIVA
Tipos de acido

Todos los acidos tienen algo en comun, se descomponen en un i6n hidrégeno y en un anién
cuando se encuentra disuelto en el agua; tienen un sabor amargo y un pH menor a 7. Para las
formaciones de carbonatos los tipos de acido que pueden usarse son:

e Acido Clorhidrico
e Acidos Organicos (Acético y Férmico)

Este tipo de estimulaciones en formaciones calizas o dolomias, permite la remocion del dafio y
ademas permite mejorar la permeabilidad en la vecindad del pozo; la acidificacion matricial en
carbonatos puede considerarse como un proceso mucho mas sencillo que una acidificacién en
formaciones de areniscas, esto debido a que la mayoria de los productos de reaccién tanto en
calizas como en dolomias son solubles en el acido utilizado.

ACIDO CLORHIDRICO (HCL)

El acido clorhidrico es el mas utilizado para la estimulacion de pozos petroleros, es una
solucion de hidrocloro en forma de gas en agua, que se puede disociar en agua rapidamente
hasta un limite del 43% en peso a condiciones estandar, por lo que le da la condicién de acido
fuerte, al 15% se le conoce como acido regular, a la misma concentracién con otros acidos es el
MA&s corrosivo.

Los yacimientos carbonatados son en su mayoria solubles en acido, por lo que es comdn
estimularlos utilizando principalmente Acido Clorhidrico [HCI]; esto permite crear vias
conductoras altamente ramificadas que llevan por nombre agujeros de gusanos, estos
conductos van desde la zona de disparos alrededor del pozo, hasta varias decenas de metros
hacia el yacimiento, atravesando la zona dafiada durante la perforacion y cementacion del pozo.

Los tratamientos de estimulacién acida en rocas carbonatadas implican una reaccion del Acido
Clorhidrico con los minerales calcita [CaCO3] y dolomita [CaMg(COs),]; la reaccién basica
entre el acido clorhidrico y la caliza se presenta en la Tabla 4.1.
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2HCI + CaCO; - CaCl, + H,0+ co,
(1000 galones al 15%) + (10.9 pies® 0 1,843 Ibs) - (2,050 Ibs)
4HCl + CaMg(CO3)2 - CaCl, + MgcCl, + H,0 + 2CO0,

(1000 galones al 15%) + (9.5pies® 01,7001bs) = (1,040 1Ibs) + (875 Ibs) + (40 galones) + (6,620
ft%)

Tabla 4.1. Productos de la reaccion quimica entre el acido clorhidrico con la caliza y la dolomia.

Al introducir acido concentrado se disuelve mas cantidad de CaCO3, de esta manera se crean
multiples pequefios canales conductores cominmente conocidos como agujeros de gusano
(Figura 4.2), que al entrelazarse forman una compleja red de alta permeabilidad; estos
canales son producto de la reaccion del HCL con los carbonatos de calcio y de magnesio, y los
productos de la reaccion son sales solubles en agua (Al-Harty y Bustos, 2009).

Acidificacion en la caliza: 2HCI + CaC0; — CaCl, + CO, + H,0
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Acidificacion en la dolomia: 4HCI + CaMg(CO5); — MgCl, + CaCl, + 2C0, + 2H,0

Figura 4.2. Esquema que muestra la compleja red de agujeros de gusanos producto de la acidificacién de las rocas
carbonatadas (Tomado de Al-Harty y Bustos, 2009).

La capacidad de disolucién del acido clorhidrico es variable a diferentes concentraciones
(Figura 4.3), esta afirmacion se basa en una gran cantidad de volimenes calculados y por la
experiencia de campo en diferentes proyectos, la mayoria de los tratamientos &cidos
matriciales utilizan de 284 a 946 litros (75 a 250 galones) de acido por pie en el intervalo
productor (PEMEX, 2008).

ACIDOS ORGANICOS

Otro de los &cidos mas utilizados en forma individual o en conjunto con el acido clorhidrico, son
el acido acético y el férmico; estos acidos son considerados como débiles. El 4cido acético se
emplea principalmente por su lenta reaccién con los carbonatos y el metal de las tuberias de
produccion y revestimiento del pozo, en el metal remueve incrustaciones calcareas y permite la
estimulacion del yacimiento en calizas y dolomias a altas temperaturas, ademas de permitir una
penetracién mas profunda y mejores propiedades de grabado en algunas formaciones; el 4cido
férmico es mas fuerte que el acido acético y se emplea principalmente en la estimulacién de
pozos en rocas calcareas a altas temperaturas. Un 10% de solucion de acido acético disolvera
la caliza tanto como un 6% de solucién de HCI; en tanto un 10% de solucién de acido férmico
disolvera la caliza tanto como un 8% de solucion de HCI.
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Figura 4.3. Grafico que muestra la solubilidad del 4cido clorhidrico en la caliza y dolomia (Pemex, 2008).

La creacién de agujeros de gusano puede describirse a través de la relacion entre la velocidad
de disolucién neta del acido y el transporte conectivo del acido vivo hacia la superficie del
agujero de gusano, expresada por el nimero adimensional de Damkéehler.

El numero de Damkoehler depende de una variedad de factores, entre ellas se encuentran
caracteristicas especificas de las rocas, las propiedades del sistema acido, la velocidad de
inyeccion y la temperatura. Para una reaccion quimica en general, el nUmero se define como:

Da =kc," 't

Donde:

K = Cinética de la velocidad de reaccién constante

Co = Concentracion inicial

N = Orden de la reaccién

t = Tiempo

Da = Numero adimensional de Damkdehler y representa el tiempo de reaccion adimensional.

La creacién de agujeros de gusanos, esta condicionado por la forma en que la acidificacion
afecta la roca; los poros mas grandes reciben mas 4cido, esto provoca un aumento en su
longitud y su volumen, esta reaccién continua hasta formar un canal macroscépico que recibe
mas fluido acido que los poros adyacentes a medida que el tratamiento va cubriendo mas roca
del yacimiento.
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Aditivos

Existen una gran cantidad de aditivos utilizados en los tratamientos &cidos que facilitan el uso
de los sistemas, permitiendo una mayor efectividad, basicamente consisten en tres grupos
(PEMEX, 2008):

1) Inhibidores de corrosion. Son materiales fuertemente catiénicos, con una fuerte afinidad
con la superficie metélica, que para ser efectivos deben tener la capacidad de adherirse
al interior de la tuberia, formando una delgada cubierta protectora a medida que el
acido es bombeado, debido a su fuerte carga catidnica debe ser usado cuidadosamente
para cumplir su funcién, ya que un exceso de este inhibidor puede influir en la matriz e
inducir un dafio a la permeabilidad relativa, causado por un cambio de mojabilidad.

2) Solventes mutuos. Son por ejemplo el Etilen Glicol Mono Butil Ether (EGMBE), que se
utiliza por su solubilidad tanto en fluidos base agua o aceite. Los solventes mutuos se
desarrollaron hace algunos afios para facilitar la reaccién del acido en superficies
cubiertas de aceite; también ayudan a disminuir la tension superficial del acido reactivo,
esto facilita la recuperacion del acido gastado y la limpieza del pozo. Debido a sus
propiedades, tienden a limitar la efectividad de los inhibidores de corrosién y
frecuentemente la concentracion de los inhibidores  debe ser aumentada en los
sistemas tratamientos mutuos. Los solventes mutuos para ser efectivos deben ser
agregados en concentraciones de aproximadamente 10% del volumen de acido.

3) Aditivos de control de fierro. Muchas formaciones contiene siderita, hematita y otros
minerales ricos en fierro, ademas del fierro que puede ser desprendido de la misma
tuberia, por tal motivo, los agentes secuestrantes de fierro corresponden con un aditivo
comun en los tratamientos acidos. Existen dos formas de fierro en la formacién, ferroso y
férrico; el primero se forma durante el proceso de estimulacién, mientras el acido no esta
gastado su pH es cercano a cero, en estas circunstancias ningun i6n de fierro
precipitara, sin embargo a medida que el acido se va gastando su pH tiende a subir y
arriba de 2 o mas, en ese momento los problemas con precipitacion de hierro existeny
gravan el problema en el fondo (el férrico empieza a precipitar con pH de 2.5 vy el
ferroso en 5), por este motivo, es importante contar con los secuestrantes de fierro
adecuados e inducir el pozo a produccion tan rapido como sea posible.

4) Agentes divergentes. La desviacion en un tratamiento puede ser complementada
utilizando desviadores mecanicos como empacadores, tapones puente, bolas
selladoras en los disparos, sélidos quimicos, espumas e incremento en el ritmo de
inyeccion, siempre por debajo de la presion de fractura, por lo que cubrir efectivamente
el intervalo de interés es critico para el éxito de un tratamiento matricial en carbonatos.

5) Gas. También es considerado un aditivo en tratamientos 4cidos, ya que por ejemplo, el
nitrégeno puede agregarse al acido para facilitar la recuperacién del acido gastado, esto
cuando se aplica la acidificacion en pozos depresionados y cuando se utiliza espuma
nitrogenada como producto desviador; del mismo modo se emplea biéxido de carbono
como precolchdn en tratamientos de zonas de aceite.

6) Surfactantes. Los agentes de superficie son compuestos de moléculas organicas
formados por dos grupos quimicos, uno afin al agua (hidrofilico) y otro afin al aceite
(lipofilico), de modo que el surfactante tiende a orientarse en un liquido de acuerdo al
medio dominante; el grupo hidrofilico es mas soluble en agua que el lipofilico y
viceversa. En las rocas de las formaciones carbonatadas, los surfactantes actuaran de
acuerdo con el caracter eléctrico de los minerales de esta roca, pudiendo de este modo
alterar las condiciones de mojabilidad de un liquido en un sélido y constituyen el
elemento basico en las estimulaciones no reactivas (AIPM, 2000).

JCRH - EHA | 130



CAPITULO IV. EXPLOTACION EN CALIZAS DE PLATAFORMA UNAM - 2012

Aplicacion de los surfactantes
La utilizacion de los surfactantes se manifiesta principalmente en los siguientes fenémenos:

A. Disminucién de las fuerzas retentivas en el medio poroso. La accion de los surfactantes
permite reducir las fuerzas capilares en el medio poroso, este efecto tiene mayor
importancia en los medios de baja permeabilidad, donde las fuerzas retentivas causan
que los hidrocarburos no fluyan con la energia disponible del yacimiento (PDVSA, 1997).

B. Mojabilidad de la roca. Cuando la formacion en la vecindad del pozo llega a ser mojada
por aceite, esta se adhiere a la pared del poro incrementando el espesor de la pelicula
gue moja la roca, disminuyendo de esta manera el area de flujo y eliminando el efecto
de resbalamiento que produce una pelicula de agua en la pared del poro, provocando
una reduccién en la permeabilidad relativa al aceite.

C. Rompimiento de las emulsiones. Permite romper la burbuja de liquido que encapsula
gotitas de aceite, permitiendo incrementar el flujo de aceite al pozo. Los surfactantes
acttan en las emulsiones reduciendo la tension interfacial, por este motivo se rompe la
rigidez de la pelicula de la emulsién o simplemente neutraliza el efecto de los agentes
emulsificantes.

Un surfactante debe satisfacer los requisitos siguientes:

e Reducir la tension superficial e interfacial.

e Prevenir la formacion de emulsiones o romper las existentes.

e Mojar de agua a la roca del yacimiento, considerando la salinidad del pH del agua
utilizada y su compatibilidad con el agua de formacion.

e No hinchar las arcillas de la formacion.

e Ser solubles en el fluido de tratamiento a la temperatura del yacimiento.

Los tratamientos acidos por lo general son inyectados a bajas velocidades, por lo que no puede
utilizarse &cido clorhidrico puro, la razon, es porque el frente del acido se neutraliza
rapidamente limitando su penetracion en la formacion e impidiendo que se forme la red de
agujeros de gusano lo suficientemente larga para travesar la zona invadida del pozo, por lo que
es necesario incluir aditivos que retarden la reaccién del acido con el CaCO; (surfactantes,
inhibidores de corrosién, agentes no emulsificantes, retardadores de friccion o solventes mutuos
entre otros), que consisten principalmente en la emulsificacién y formacion de geles, buscando
con ello crear agujeros de gusano de mayor longitud y hacer que la emulsiéon sea lo menos
corrosiva para la tuberia de revestimiento o de produccion segun sea el caso (PEMEX, 2008).

Los aspectos mas relevantes en una estimulacién matricial 4cida en carbonatos incluyen lo
siguiente:

Efectividad del desviador

Limite de los agujeros de gusano y excesiva pérdida de filtrado
Aplicaciones en alta y baja temperatura

Concentracion del acido

FACTORES QUE AFECTAN LA REACCION DEL ACIDO CON LOS CARBONATOS

Existen diversos factores que influyen en la reaccion del acido (PEMEX, 2008), entre ellas
podemos mencionar los siguientes:
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La relacién volumen — area de contacto. A mayor superficie de roca expuesta por unidad de
volumen de 4cido, este se gastard mas rapidamente.

Presion. Por arriba de los 750 psi, la presion tiene un menor efecto en la reaccién del &cido con
las rocas calcareas que la mayoria de los otros factores, por debajo de este valor la reaccion se
acelera (Figura 4.4).
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Figura 4.4. Efecto de la presion sobre el tiempo de reaccion del HCL sobre el CaCO3; (Pemex, 2008).

Temperatura. A medida que la temperatura se incrementa, el acido reaccionara mas rapido con
el material calcareo.

Concentracién del acido y productos de reacciéon. Mientras mas fuerte sea un acido, mas
tiempo tomara para alcanzar una reacciéon completa, la adicion de Cloruro de Calcio o Bioxido
de Carbono retarda ligeramente la reaccion de cualquier acido fuerte; un 4cido organico le toma
mas tiempo diluirse.

Composicion de la roca. La composicion quimica de la roca influird en la reaccién del acido,
las dolomitas generalmente reaccionan mas lentamente con el HCI que con las calizas.

El control de la velocidad de reaccion del 4cido en la formacion es de vital importancia para el
éxito del tratamiento de estimulacién acida en carbonatos, ya que ademas de atravesar la zona
dafiada para comunicar el fondo del pozo con el yacimiento, realiza una buena limpieza de los
residuos del acido desgastado, de tal forma que permite el retorno del mayor volumen posible;
se debe procurar minimizar el dafio producido al sistema de tuberias (TR y TP) (Economides,
1989). Cuando el acido se bombea a través de la tuberia de revestimiento o de la tuberia de
produccion se conoce como bombeo forzado, una practica cada vez mas comin es que los
acidos sean administrados mediante tuberia flexible que con el uso de empacadores de
intervalos, lo que permite un tratamiento mas especifico (por ejemplo intervalos de baja
permeabilidad) ya que contrarresta que el 4cido se canalice a las zonas de alta permeabilidad.
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TRATAMIENTOS DE ACIDIFICACION MATRICIAL EN POZOS DE ALTA TEMPERATURA

El empleo de é&cidos como el HCl a temperaturas superiores a 93°C provoca que las
velocidades de reaccién se lleven a velocidades muy rapidas, lo que da como resultado que el
acido se consuma demasiado pronto reduciendo su efectividad y el volumen de yacimiento
estimulado. Una forma de abordar el problema de las velocidades de reaccién rapidas a altas
temperaturas consiste en utilizar emulsiones de acido en aceite para retardar la velocidad de
reaccion (Al-Harty y Bustos, 2009).

Estas emulsiones han sido aplicadas tanto en los tratamientos de fracturamiento 4cido como
en los de acidificacion de la matriz de los carbonatos; las emulsiones de &cido en aceite para
los tratamientos de acidificaciéon constan de una fase interna de HCI y una fase externa de
aceite, las pequefias gotitas de HCI suspendidas en diesel se mueven hacia las rocas mediante
la difusién Browniana con lo que se retarda sustancialmente la velocidad de reaccion del acido;
otra ventaja de esta emulsién es que el acido no tiene contacto directo con las tuberias del pozo
por lo que la corrosion se reduce significativamente.

El empleo de una emulsién de é&cido en aceite formulada correctamente constituye una
solucién para la estimulacion de pozos de alta temperatura, la creaciéon de agujeros de gusano
a temperaturas de hasta 135°C confirman su buena capacidad de reaccion con la formacion
(Al-Harty y Bustos, 2009).

4.1.2. ESTIMULACION NO REACTIVA

También conocida como estimulacién no acida, ya que los fluidos de tratamiento no reaccionan
guimicamente con los materiales de la roca; este tipo de estimulacion se utiliza para la remocién
de dafios ocasionados por bloqueos de agua, emulsiones o depdsitos organicos. Lo anterior es
debido a que el flujo de fluidos en el medio poroso esta gobernado por los fendmenos de
superficie que representan las fuerzas retentivas de los fluidos en las rocas, la accion de la
estimulacion no acida consiste principalmente en la alteracion de estas fuerzas retentivas;
estas son producto de algunos fendmenos de superficie como: tension interfacial, mojabilidad y
presién capilar.

Los principales fluidos que se emplean son: soluciones oleosas u acuosas, alcoholes o
solventes mutuos, acompafados principalmente por fluidos surfactantes. El éxito de estos
tratamientos depende de la buena seleccion del surfactante. Los agentes de superficie
(surfactantes) son los productos quimicos que principalmente se utilizan en la estimulacién
matricial no reactiva, debido a su propiedad de alterar los fenbmenos de superficie.

Cuando el dafo es provocado por depdsitos organicos como parafinas y asfaltenos, se dafia la
permeabilidad absoluta, su principal efecto son los cambios de presién y temperatura en las
vecindades y el fondo del pozo; se deben usar solventes organicos como son los solventes
aromaticos (Xileno y Tolueno), solvente base o aditivos (antiasfaltenos, dispersantes de
parafinas) para ayudar a disolver el material y asi restaurar la permeabilidad.

Una formacién mojada por aceite reduce la permeabilidad relativa al aceite, en este caso se
inyectan solventes mutuos para cambiar la mojabilidad y posteriormente se inyecta un
surfactante que deje la roca mojada por agua. Si existe un bloqueo por agua, esto también
produce una disminucién de la permeabilidad relativa al aceite causado por el incremento en la
saturacion de agua; este problema es tratado mediante la reduccién de la tension superficial
entre el agua y aceite 0 gas mediante el uso de surfactantes, solventes mutuos y
desemulsificantes (Pemex, 2008).
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Fluidos de tratamiento

Los fluidos base utilizados en los tratamientos son: oleosos, acuosos, alcoholes, solventes
mutuos Yy soluciones micelares. En los tratamientos en que se utilizan fluidos oleosos como
acarreador del surfactante, se emplea diesel, xileno, aromaticos pesados o kerosina, con 2 o
3% en volumen de un surfactante miscible o dispersable en aceite. Para tratamientos de
estimulacion usando agua como fluido de transporte, se debe utilizar agua con 2% de KCI, con
2 03% en volumen de un surfactante soluble en agua.

4.2. TECNICAS DE DIVERGENCIA

Existen diversas tecnologias para lograr la divergencia del acido en el proceso de acidificacion,
tal como ocurre con la aplicacion de técnicas de divergencia mecanica (Figura 4.5), asi como
selladores de esferas o tuberia flexible, aunque en ocasiones no resulta factible; los métodos
de divergencia quimica convencionales incluyen espuma a base de nitrégeno, agentes de
obturacion como las escamas de acido benzoico y geles a base de polimeros, los dos métodos
taponan transitoriamente las zonas carbonatadas de alta permeabilidad para desviar
efectivamente los fluidos de tratamiento, hacia las zonas de menor permeabilidad.
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Figura 4.5. Esquema que ilustra el uso de métodos de divergencia mecénica durante el tratamiento de acidificacion
matricial (tomado de Al-Anzi y Al-Habib, 2004).

En la imagen izquierda de la Figura 4.5 se muestra de forma esquematica a tres intervalos con
diferentes valores de permeabilidad, el intervalo K2 presenta la zona de mas alta
permeabilidad, el intervalo K3 presenta una permeabilidad media y finalmente el intervalo K1 la
permeabilidad mas baja; para controlar la fuga de 4cido en los sistemas de alta permeabilidad,
se emplea la divergencia mecanica. Un caso consiste en bombear junto con el sistema acido
esferas de vulcanita o bolitas biodegradables que actian como selladores para disminuir la
pérdida de acido en el intervalo K2, de este modo se estimulan eficientemente los tres
intervalos; en caso de no lograr la divergencia del acido las zonas de menor permeabilidad (K1
Y K3) no podrian ser estimuladas, debido a que el acido fresco siempre y en todo momento se
canalizaria a la zona de mayor permeabilidad (K2), debido a que el acido fluye con mayor
dificultad en los intervalos de menor permeabilidad y en términos de produccion, los intervalos
no estimulados se traducen en una reduccién de la rentabilidad del campo y en la falta de
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capacidad de afiadir mas reservas al mismo; en el corto plazo ocasiona un menor volumen de
produccion (Al-Anziy Al-Habib, 2004).

Otra técnica de divergencia mecanica se ilustra en la imagen derecha de la Figura 4.5, en este
caso se muestra el uso de empacadores con tuberia flexible, esto permite aislar el intervalo de
tratamiento preferido; si analizamos la imagen del fondo hacia arriba, primero se estimula el
intervalo K3, posteriormente el intervalo K2 (posicion actual de los empacadores) y finalmente
se estimulara el intervalo (K3). De esta manera se pueden emplear tres sistemas acidos de
caracteristicas diferentes el uno del otro (Al-Anzi y Al-Habib, 2004).

Es bien sabido de la alta heterogeneidad de los carbonatos, por tal motivo, si existen
caracteristicas de composicién mineraldgica relativamente diferentes ademas de los valores de
permeabilidad entre un estrato y otro, la técnica arroja excelentes resultados en términos de
eficiencia de estimulacion debido a que se disefian y ejecutan tratamientos individualizados
para cada uno de los intervalos, pero en términos de produccion diferida y costos de operacion,
podria resultar no ser tan atractivo.

La ejecucion de una técnica u otra se debe elegir en base a una cuidadosa evaluaciéon
econdmica del proyecto, si los gastos de produccion estabilizados posteriores a la estimulacion
en conjunto con los precios del aceite compensan el tiempo y volumen de produccion diferida
asi como los costos de operacion, entonces esta técnica resulta econdmicamente atractiva. En
ocasiones, los tapones temporales se convierten en permanentes Yy el yacimiento que se
pretendia estimular se dafia, reduciendo de esta forma la productividad del pozo.

Una técnica de divergencia quimica comun utiliza geles a base de polimeros, en estos sistemas
acidos se emplean aditivos reticuladores reversibles activados por el pH para modificar la
viscosidad del fluido en los momentos criticos del tratamiento acido; un ejemplo de este sistema
acido es el Acido Autodivergente (SDA®), el cual es un sistema polimérico mezclado con Acido
Clorhidrico; su mecanismo de accion es el siguiente: inicialmente su viscosidad es baja para
facilitar su bombeo y una vez que este fluido entra a la formacion carbonatada y el acido se
desgasta, el polimero reticula cuando el pH alcanza un valor igual a 2, aumentando en este
momento su viscosidad; este aumento de viscosidad del gel restringe el flujo del &cido nuevo a
través de los agujeros de gusano existentes desviando asi el acido concentrado hacia otras
zonas.

Cuando el pH alcanza un valor de aproximadamente 3.5, el acido gelificado se rompe
reduciendo su viscosidad y permitiendo el contraflujo de los fluidos desgastados (Al-Anzi y Al-
Habib, 2004). La principal desventaja de este método radica en la dificultad de controlar el
fendbmeno de reticulacion, ademas de que su estabilidad también se ve afectada por el
incremento de la temperatura en el fondo del pozo. En el peor de los casos, se dafia a la
formacion de forma permanente hasta el punto de impedir el flujo de fluidos; en ambientes
corrosivos con acido sulfhidrico [H,S] se producen problemas de acumulacion de incrustaciones
y dafio a la formacién cuando los aditivos reticuladores metdlicos reaccionan con los sulfuros
precipitados.

Un ejemplo de los métodos de divergencia quimica es el sistema de Acido Divergente
Viscoelastico (VDA®) basado en la tecnologia de surfactantes viscoelasticos (VES, por sus
siglas en ingles). La molécula de surfactante Viscoelastico utilizada en el sistema VDA® esta
compuesta por una cabeza hidrofilica que comprende grupos de amonio cuaternario positivos,
un grupo carboxilato negativo y una cola hidrofébica larga que constituye una cadena de
hidrocarburo; durante su bombeo, el sistema de fluido VDA® (una mezcla de HCI, surfactante
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viscoelastico y aditivos comunes para el tratamiento acido) mantiene una viscosidad baja; a
medida que el acido es consumido a través de la reaccion con la calcita o la dolomita, el
surfactante se gelifica (Figura 4.6).
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Figura 4.6. Estimulacion con divergencia local en carbonatos (tomado de Al-Anzi y Al-Habib, 2004).

Dos factores inician el proceso de gelificacién, cuando el acido se agota, el aumento del pH
permite que las moléculas de surfactante se unan para formar estructuras largas denominadas
micelas, en las que las cabezas hidrofilicas se orientan hacia afuera y las colas hidrofébicas se
orientan hacia adentro.

En la Figura 4.6 se ilustra el proceso de una divergencia local, en este proceso, el fluido con el
acido mantiene una viscosidad baja durante su bombeo hacia el fondo del pozo; primero
ingresa a la zona mas permeable, cuando el &cido empieza a reaccionar con la calcita o la
dolomita en la formacion productora la viscosidad del surfactante viscoelastico aumenta, este
aumento provoca que el fluido nuevo se desvie hacia la siguiente zona mas permeable
estimulando esta zona; este proceso continua hasta que son estimuladas todas las zonas
disparadas de permeabilidad variable. Al producirse el contra flujo de los hidrocarburos o el
solvente mutuo (flechas verdes), el surfactante viscoelastico cambia nuevamente su reologia,
cuando las micelas largas se convierten en micelas esféricas, la viscosidad se reduce
significativamente permitiendo la limpieza de la formacién durante el contraflujo (Al-Anziy Al-
Habib, 2004). La disolucién del CaCO; en el HCI produce salmuera de CaCl,, lo que se traduce
en mayor estabilizacién de las micelas aumentando su longitud y al alcanzar una concentracion
critica del surfactante, se entrecruzan formando una estructura reticulada y produciendo un gel
elastico altamente viscoso.

El aumento de la viscosidad del gel reduce el flujo hacia los agujeros de gusano y las fisuras
existentes dentro de las zonas tratadas, proporcionando asi divergencia efectiva del acido
hacia las zonas dafiadas y de baja permeabilidad aun no estimuladas. Después de un
tratamiento, el surfactante gelificado se descompone al entrar en contacto con el petréleo o
condensado que fluye hacia el pozo, o el contraflujo del colchén de prelavado de solvente
mutuo cuando se diluye con la salmuera de formacion producida durante la reaccion (Al-Anzi y
Al-Habib, 2004).
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4.3. DISENO DE UNA ESTIMULACION

Cualquier seleccion de tratamiento debe derivar de la naturaleza del dafio y de la causa de su
problema. La Tabla 4.2 presenta algunas directrices que deben tomarse en cuenta para la

seleccién de algun tratamiento acido.

Tipo de Fluido Especifico Dafio que el fluido puede Observaciones
fluido remover
Acidos HCI Incrustaciones, taponamientos Usado en carbonatos y arenas con
por sélidos, bloqueo por agua. 20% o mas de calcita 0 como
precolchon para un tratamiento con
acido fluorhidrico.

Acido Acético Incrustaciones, taponamiento Lo mismo que el HCl y en altas
por solidos, bloqueo por agua. temperaturas.

Acido Férmico Incrustaciones, taponamiento Lo mismo que el HCl y en altas
por solidos, bloqueo por agua. temperaturas.

Acido fluorhidrico Arcillas, incrustaciones, Arenas (con HCI o acidos organicos)
taponamiento por sélidos y usado para limpieza de dafio por lodo
blogueos por agua. de perforacion.

HF generado en sitio | Arcillas, incrustaciones, Posible penetracion profunda, solo
taponamiento por sélidos y areniscas.
blogueos por agua.

Solventes Solvente mutuo Blogqueo por agua, emulsiones, Usado con otros aditivos como
cambio de mojabilidad. surfactantes para mejorar la
permeabilidad relativa al hidrocarburo.

Solvente aromatico Asfaltenos, parafinas, Usado con un agente de suspension o
taponamiento por lubricantes. con un antiasfalteno.

EDTA Incrustaciones de Sulfatos

Agua Agua caliente Parafinas Usado con agentes de suspension.

Tabla 4.2. Directrices para la seleccién de un tratamiento acido en carbonatos (Tomado de Pemex, 2008).

Antes de considerar un tratamiento se deberd efectuar un andlisis pre-tratamiento en el
laboratorio para definir su factibilidad. Si se determina que el dafio es provocado por
compuestos organicos como asfaltenos o parafinas un tratamiento organico con solventes sera
el indicado; si el dafio puede removerse con acido, debera efectuarse una estimulacién para
eliminar los causantes del dafio; nunca se debe bombear solventes o acido al pozo hasta que
la causa del dafio haya sido identificada, asi como el mejor tratamiento quimico para removerlo
(PEMEX, 2008).

En resumen la seleccién del sistema de fluido estara en funcién de los siguientes factores:
tipo de formacion, mineralogia, temperatura, prueba de compatibilidad, prueba de emulsién.

En el disefio de un tratamiento acido matricial en rocas calcareas, se debe tomar en
consideracion lo siguiente:

1) Evaluar e identificar el tipo de dafio, en caso de no lograr su identificacion no es
recomendable no aplicar los tratamientos no-reactivos.
2) Seleccionar el fluido de tratamiento y sus aditivos de acuerdo con las pruebas de
compatibilidad y andlisis de nucleos.
3) Realizar una prueba de admision o inyectabilidad para determinar los gastos y presiones de
inyeccion. En caso de no contar con ellos, se pueden estimar de la siguiente manera:
a. Calcule la presién de fractura:
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Donde:

Ps = Presion de Fractura [psi]

si
Gy = Gradiente de Fractura [%]
D = Profundidad [pie]

b. Obtenga la presibn maxima:
Pnax = Pr — (0.433xpxD)

c. Determine el gasto méaximo de inyeccion:
4.97x10"°Kh(P; — P,s)

Qmax = Te
uln (a)

Donde:

K=Permeabilidad absoluta [mD]

H=Espesor de la formacion [pie]

pn=Viscosidad [cP]

re=Radio de drene [pie]

r.=Radio del pozo [pie]

4) Determinar el volumen de tratamiento de acuerdo a la longitud del intervalo a tratar y radio
de penetracion de la zona dafiada, se recomienda emplear desviadores de flujo para que el
tratamiento se realice de una manera selectiva. Se puede emplear la siguiente formula,
tanto para tratamientos reactivos como no reactivos cuando estos sean de limpia:

vf = 23.5x@xhs (12 — 1,%)

Se considera siempre un intervalo menor o igual a 15 metros (50 pies), en caso de excederse
se dividir4 el volumen total de acuerdo con el procedimiento indicado.

Para dafio somero considere r=5 pie+ r

Para dafio profundo suponer r,=10 pie + r,,

vf = 23.5x@xhs(pie) (1,* — 1,%) (pie?)

Por experiencia de campo este volumen debe de estar entre 50 y 200 gal/pie, en caso de estar
calculado fuera de estos limites, debera tomarse el limite correspondiente.

5) Estimar el resultado de la estimulacion (incremento de productividad esperado)

ji__ (@i

o m(E) + (k) m G

)
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Donde:

Jd= indice de productividad en un pozo dafiado
Jo=indice de productividad en un pozo no dafiado
ks=Permeabilidad reducida por dafio (mD)

K= Permeabilidad de la formacién (mD)

re= Radio de drene (m)

rw=Radio del pozo (m)

rx=Radio de dafio

6) La induccion debera realizarse inmediatamente después de terminada la operacion de
estimulacion matricial de rocas calcareas.

4.3.1. PROCEDIMIENTO OPERATIVO PARA REALIZAR UNA ESTIMULACION

Los procedimientos operativos que se deben tomar en consideracion al realizar una
estimulacion son:

1.

2.
3.

10.
11.
12.
13.

14.
15.

Actualizar el estado mecénico del pozo, el cual debe incluir datos de la profundidad del
aparejo de produccion con diametros, peso unitario, profundidades, anomalias, etc.
Analizar el programa proporcionado por su departamento

Elaborar un programa operativo alterno para solventar cualquier problema que se
pudiera presentar durante el desarrollo de la operacion.

Realizar una reunién de seguridad con el personal involucrado (jefe de pozo,
produccion, seguridad industrial, servicio a pozos etc), a los que debera explicar la
importancia y los alcances de la operacion.

Asignar tareas y funciones especificas al personal que intervendra.

Supervisar la instalacion y prueba hidraulica de las unidades de bombeo y lineas de
control.

Represionar el espacio anular con la mitad de la presién maxima de inyeccién esperada,
para detectar anomalias.

Recircular los productos de tratamiento antes de bombearlos al pozo, para lograr la
homogeneizacién de los fluidos de tratamiento durante un minimo de 30 minutos.
Efectuar la inyeccion de los fluidos de tratamiento segln el programa proporcionado;
debera monitorear continuamente la presion en la TP y en el espacio anular.

Al terminar el programa de bombeo, verificar las presiones de cierre, final y estabilizada
después de 10 minutos de cerrado el pozo.

Descargar la presion del espacio anular si la presion final es < a 3000 psi; se procede a
retirar las unidades de bombeo.

Seleccionar el estrangulador dependiendo de la presion final obtenida y abrir el pozo a
la linea de descarga registrando el comportamiento de la presion.

Recuperar y analizar las muestras continuamente para monitorear la limpieza del pozo.
Evaluar el desempefio del personal y compafiias que participaron en la operacion.
Elaborar el reporte final de la operacién, el cual debe incluir volimenes y gastos de
inyeccion durante la estimulacion.

4.3.2. CALCULO DE LA CANTIDAD DE CALIZA QUE DISUELVE UN ACIDO

Es importante realizar una estimacion de la cantidad de caliza disuelta por cada 1000 litros de
solucién de HCI al 15% en peso. La reaccién quimica de la caliza con el acido clorhidrico es:
2HCl + CaCO; - CaCl, + H,0+ CO,
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El primer paso consiste en determinar el peso molecular de los compuestos que intervienen en
la reaccion y sus productos (Tabla 4.3).

H=1.00797 | Ca=40.08 C=12.01115 | H,=2(1.00797) | C=12.01115
Cl=35.453 | C=12.01115 | Cl,=2(35.453) | 0=15.999 0,=2(15.999)
0,3=3(15.999)

2HCI=73 CaC03;=100 | CaCl,=111 H,0=18 CO,=44

Tabla 4.3. Célculo del peso molecular de reactivos y productos de la reaccion.

Se observa que 73 Kg/mol-Kg de HCI reaccionaran con 100 Kg/mol-Kg de CaCOg, el producto
de esta reaccion son 111 Kg/mol-Kg de CaCl,, 18 Kg/mol-Kg de H,O y 44 Kg/mol-Kg de CO..

El segundo paso consiste en calcular la cantidad de CaCO; que disolveran 1000 litros de HCI al
15%, tomando en cuenta las siguientes relaciones:

Vsa=1000 litros de HCI

ysa=1.075 Kg/lt (Densidad relativa del HCI al 15%)

W (HCI+H,0)
V(HCl+H,0)

Por definicion la densidad relativa es: ysa =
Despejando el peso del sistema acido
Wsa=ysa * Vsa 21.075*1000 =1075 Kg (HCI+H,0)

Multiplicando Wsa por el porciento de &acido contenido en el sistema obtenemos el peso del
acido

Wa=0.15*Wsa =>0.15*1075 = 161.25 Kg(HCI)

Aplicando la regla de 3 para encontrar el valor de la incognita (Cantidad de CaCOs; disuelta)

73(HCl) _ 161.25Kg(HCl)
100Kg(Cac03) X Kg(CaCOs)

X=(161.25*100)/73 -220.9Kg de CaCO;

De modo que 1000 litros de Acido Clorhidrico al 15% disolveran 220 Kg de Carbonato de
Calcio, como producto de la reaccién se generaran:

73Kg(HCl) _ 161.25Kg(HCL)
111Kg(ClCay) X Kg(ClCay)

2245.2 Kg de CICa,

73Kg(HCD) _ 16125Kg(HCD) 5 o7 5 ko de CO

44KgC0,)  XKg(COy) =g ?
73(HC)  _ 16125Kg(HCD) 5 a9 g 1o de HoO

100Kg(H,0) X Kg(H,0) g ?
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Si el peso especifico del CaCO3 es de 2.83 Kgl/litro, el volumen disuelto de CaCOj; es de:

220.9Kg de CaCOs

V(CQCO3) = 2.83 kg/litro

= 78 litros de CaCO04

4.4. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

El Fracturamiento Hidraulico se refiere a la inyeccion de un fluido fracturante, muy viscoso, a
una tasa por encima de la presion de fractura de la formacioén, con la finalidad de crear en ella
canales de flujo (fracturas) y a su vez colocar elementos denominados apuntalantes para
incrementar la conductividad de la formacion y, como consecuencia, mejorar el flujo de fluidos
hacia el pozo (Figura 4.7).

Fluido

Bombeado

Fracturade
dos Alas‘

Figura 4.7. Fracturamiento Hidraulico en una formacion de arenas (Tomado de Ficetti, 2000).

Esta técnica de estimulacion de pozos, se remonta a una investigacion realizada por J.B. Clark
en 1948, de la compafia Stanolind, hoy AMOCO, y desde entonces aumentd el nimero de
tratamientos, llegando a una cifra de 100, 000 hasta 1955 (Hubbert, 1987). En México, el uso
gue mas frecuente se ha dado es en formaciones de areniscas de baja permeabilidad en la
Cuenca de Burgos, en pozos de la Cuenca de Chicontepec e incluso en las formaciones
carbonatadas de la Plataforma de Cdérdoba, Veracruz.

Un adecuado proceso de estimulacion requiere de una previa identificacion de los parametros
gue inciden en la productividad del pozo, parametros que al aplicarlos a la ecuacién de Darcy
para flujo radial y en estado estacionario nos permite calcular cual sera la productividad, la
ecuacion se expresa de la siguiente manera:

_ kh(R —Pyy)
141.2B,u (lnrr—e + s)
w
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Resultan de particular interés para el ingeniero de disefio, la permeabilidad (k) y el factor de
dafio (s). El fracturamiento hidraulico puede mejorar la productividad de los pozos, al inducir una
mayor area de contacto entre el pozo y el yacimiento, proporcionando asi mayor comunicacion.

La medida en la que un tratamiento de fracturamiento favorece la extraccion de hidrocarburos,
depende de variables como la permeabilidad de la formacion, la conductividad y longitud de la
fractura. Es posible impactar el gasto mediante:

1. El Incremento de la capacidad de flujo de la formacion (k.h): el fracturamiento puede
aumentar el ancho de la formaciéon (h) o incluso conectarla con zonas de mayor
permeabilidad.

2. Ampliando el radio del pozo (ry) en un radio efectivo (r'y), siendo éste una funcion de la
longitud de la fractura (Figura 4.8).

El proceso de fracturamiento se basa en la aplicacién de presion a una formacion, hasta
provocar una falla o fractura. Una vez que se produjo la ruptura de la roca, se mantiene
aplicando presion con la finalidad de extender la fractura y asi crear un canal de flujo de un
tamafio adecuado que conecte las fracturas naturales y en consecuencia inducir una mayor
area de drene de fluidos del yacimiento. Para evitar el cierre de la fractura, es necesario
emplear apuntalantes que mantienen las paredes abiertas. Los granos de arena funcionan
como pilares, evitando el cierre de la fisura, pero permitiendo el paso de los fluidos de la
formacion. En la primera etapa, se inyecta un precolchén de salmuera o gelatina lineal, con la
finalidad de obtener parametros y optimizar el disefio propuesto. Posteriormente, se bombea un
colchén de gelatina como fluido, que produce la fractura y abre la roca para que pueda fluir el
agente de sostén; por ultimo se lleva a cabo el bombeo de tratamiento, siendo éste un fluido
con arena, que apuntala a la fractura y la mantiene abierta.
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Figura 4.8. Geometria de una fractura apuntalada y radio efectivo del pozo (Tomado de Davies 2003).
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El registro de los pardmetros siguientes, permite tener un control de la operacion:

Presion

Gasto

Dosificacion del apuntalante

Dosificacion de aditivos

Condiciones del fluido fracturante (control de calidad).

Durante la inyeccién de fluidos al yacimiento la presién de poro se incrementa, por lo que el
esfuerzo efectivo se reduce permitiendo el inicio de la fractura de forma mas facil. Para el caso
de yacimientos que han sufrido una fuerte disminucion de la presion, ocurre el fenémeno
inverso, es decir se incrementa el esfuerzo efectivo de la roca.

En resumen, es mas dificil iniciar una fractura cuando el campo petrolero esta en su etapa
madura que en su etapa inicial de explotacion. Es importante tomar en cuenta durante el disefio
de los tratamientos de fracturamiento, que el estado de esfuerzos en sitio, cambia en funcion de
los procesos fisicos presentes en el subsuelo, y a su vez, dicho estado influye en la
propagacion de la fractura (PEMEX, 2008). El perfil de esfuerzos, medido al inicio de la
explotacion de los yacimientos, puede no ser el mismo conforme transcurre el tiempo y la
extraccion de hidrocarburos.

CRITERIOS DE SELECCION DE POZOS CANDIDATOS A FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

Para considerar la aplicacion de un tratamiento de fracturamiento deben cumplirse las cuatro
condiciones siguientes:

v El pozo se encuentra conectado con reservas producibles.

v La presion del yacimiento es lo suficientemente alta para mantener el flujo de
hidrocarburos (0 en su caso es econdmicamente viable la instalacibn de un sistema
artificial de produccion).

v El sistema de produccion instalado en el pozo es adecuado para el manejo del
incremento en la produccion.

v Personal especializado para disefar, ejecutar y supervisar las operaciones, asi como
contar con el equipo necesario (bombas, mezcladoras, tanques).

Las caracteristicas y el tipo de yacimiento desempefian un papel vital en la seleccién del
tratamiento a los pozos. La Tabla 4.4 sefala los valores de los pardmetros para la
implementacion de un fracturamiento hidraulico y la Tabla 4.5 indica los tratamientos por tipo de
formacion.

Parametro Yacimiento de aceite Yacimiento de Gas
Saturacion > 40% > 50%

Corte de agua < 30% < 200 bbls/MMscf
Permeabilidad 1-50 mD 0.01-10 mD

Presion < 70 % depresionado doble de la P. de abandono
Espesor >10m >10m

Tabla 4.4.- Pardmetros de los yacimientos para la seleccién del fracturamiento hidrdulico como método de
estimulacion (Tomado de Davies 2003).
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Tabla 4.5.- Criterios de seleccién de los tratamientos de estimulacion por tipo de yacimiento (Tomado de Davies,
2003).

4.5. FRACTURAMIENTO ACIDO

El fracturamiento acido es un tipo de estimulacién en la cual un fluido reactivo (por lo comin
acido clorhidrico) es inyectado en secuencias carbonatadas ya sean calizas o dolomias, con
una presion por encima de la necesaria para fracturar la roca, con el objetivo de inducir un canal
conductivo y abrir o conectar fracturas naturales.

El proceso combina la acidificacion matricial con el fracturamiento hidraulico, dando como
resultado la creacion de canales de alta conductividad que contribuyen al drenado del
yacimiento (Economides, 1989). La aplicacion del tratamiento se limita a aquellas formaciones
limpias y que son altamente solubles; los carbonatos sucios (calizas arcillosas) con
solubilidades menores al 70% no constituyen posibles candidatos puesto que la liberacién de
material fino provocara un taponamiento de los canales de flujo creados; en estos casos los
canales de flujo grabados se dafiaran como consecuencia de la baja solubilidad.

Existen dos razones primordiales para realizar un fracturamiento &cido: 1) contribuir en la
produccion de formaciones de baja permeabilidad; 2) reducir el dafio en aquellos casos en los
gue no sea posible solucionarlo con una acidificacion matricial (PEMEX, 2008).

Las técnicas de fracturamiento &cido se utilizan en aquellas areas donde la permeabilidad
natural de los yacimientos carbonatados es insuficiente para promover estimulaciones acidas
efectivas de la matriz.

Este tipo de tratamiento no es usado en arenas porque el acido fluorhidrico no graba de forma
adecuada la cara de la fractura. La principal diferencia entre el fracturamiento apuntalado y el
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acido, radica en la utilizacion de un material apuntalante como medio para mantener abiertos
los canales de flujo, mientras que el segundo proceso aprovecha la reactividad de las rocas con
el fluido inyectado para grabar las paredes de la fractura (Figura 4.9).

INCREMENTAR LA

PRODUCTIVIDAD
|

Canal altamente CONDUCTIVO para Hidrocarburos
1

¢

Rompemos la Roca inyectando un
Fluido a Alta Presion en la formacion

|

Mantener el canal ABIERTO luego de
liberarla presion del pozo

Fracturamiento Fracturamiento
Hidraulico ! l Acido
APUNTALANDO CARCOMIENDO
laformacion con ARENA laroca con ACIDO

Figura 4.9. Diagrama de flujo para la estimulacién de pozos mediante un fracturamiento y principal diferencia entre un
tratamiento apuntalado y uno acido (Tomado de Ficetti, 2000).

4.5.1. DISENO DEL TRATAMIENTO

Al momento de disefiar el fracturamiento &cido es conveniente tomar en cuenta aquellos
factores que afecten el éxito de la operacién. Para el caso de pozos de baja a moderada
temperatura, la pérdida del fluido (4cido) puede ser el problema mas critico; en el caso de tener
alta temperatura en el pozo, el factor limitante es la velocidad de reaccién del acido. En
formaciones blandas, el disefio debe considerar el conseguir la maxima conductividad posible.

La metodologia de disefio involucra las cinco etapas siguientes: validacion del pozo candidato;
consideraciones de disefio; geometria de la fractura; selecciébn del sistema de fluidos
fracturantes; consideracion de variables criticas y optimizacién del disefio (Figura 4.10).

4.5.1.1. VALIDACION DEL POZO CANDIDATO

Durante esta etapa, es de suma importancia llevar a cabo tanto una evaluacion de las
condiciones del pozo y del yacimiento, asi como una adecuada identificacion de los factores de
pseudodafo. Durante la primera actividad, es indispensable dar una revisiébn exhaustiva a la
declinacion de la produccién, y a su vez a elementos como la historia de presiones, los cambios
de estranguladores, las curvas de produccion de agua, el comportamiento de la RGA, el
historial de intervenciones, la verificacion de la influencia de pozos vecinos inyectores, la
supervision del estado de las conexiones y el sistema superficial de produccion; es importante
tener un comparativo de la produccién con pozos en los alrededores y por altimo, efectuar una
comparacion entre la reserva calculada y la produccion acumulada (N,) del pozo.
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Consideraciones de
disefio

Validaciéon del pozo Geometriade la
Candidato fractura
Optimizacién del Seleccion del sistema de
disefio fluidos fracturantes

Variables
criticas

Figura 4.10. Principales etapas para el desarrollo de un fracturamiento acido.

A su vez, es necesario contar con informacion previa, a partir de registros eléctricos, analisis pre
y posfractura de pozos vecinos, caracteristicas del fluido fracturante, estudios de laboratorio
para la determinacién de las propiedades de la formacion y de sus fluidos, el uso de
simuladores para el analisis del comportamiento de la produccion, la estimacién de la
permeabilidad y del dafio a partir de pruebas de presion transitoria, entre otros (PEMEX, 2008).

Existen algunos problemas que no se solucionan a partir del fracturamiento acido, entre los que
podemos mencionar: una fase inadecuada de disparos, la presencia de incrustaciones en el
pozo, una baja densidad y penetracion de disparos, el bloqueo por gas al producir por debajo
de la presién de burbuja, el colapso de tuberias, complicaciones por obstrucciones mecanicas,
deficiente cementaciéon y malos disefios de la terminacion. Tales dificultades se denominan
factores de pseudodafo, su identificacion evita el desarrollo de tratamientos en localizaciones
gue no lo ameriten.

4.5.1.2. CONSIDERACIONES DE DISENO

Para poder elaborar el disefio de un tratamiento, y que éste resulte exitoso se requiere tener un
detallado conocimiento de las caracteristicas geoldgicas del yacimiento, de las propiedades de
los fluidos contenidos en el mismo, y del mecanismo de empuje.

La porosidad y la permeabilidad determinan en gran medida la conductividad y longitud de la
fractura, mientras que el ancho esta influenciado por la resistencia de la roca. La geometria de
la fractura esta ligada con el Modulo de Young y la relacion de Poisson, de tal forma que una
zona en donde se conjugan un esfuerzo horizontal pequefio y una baja relacién de Poisson no
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constituird una barrera efectiva para la extension de la fractura, y una zona con alta relacién de
Poisson confinara la fractura (Broek, 1982).

La presion del yacimiento contribuye a la expulsion de los fluidos de fractura y a los fluidos
producidos por la formacién una vez que ha culminado el tratamiento. Las caracteristicas del
crudo como su viscosidad, la tendencia a formar emulsiones, el contenido de asfaltenos vy
parafinas influyen en la seleccion y modificacion del fluido de fractura.

Los pozos candidatos a un fracturamiento acido deben tener condiciones adecuadas para la
ejecucion de la operacion, es decir la terminacion y el sistema de conexiones. Al realizar un
tratamiento en pozos ya existentes, éste deberd adaptarse a las limitaciones inherentes a las
caracteristicas de terminacion del pozo.

Dentro de los parametros que es necesario definir durante el disefio, incluimos a los siguientes:

1. Caracteristicas del fluido

Base del fluido (4cido y gelatina).
Viscosidad del fluido.

Volumen de fluido (gelatina y acido)
Gasto de inyeccion.

Tipo y concentracion del acido.
Velocidad de reaccién del acido.

FEEEEE

2. Informacion del pozo y de la formacion

Tamafio y tipo de tuberias

Friccion en la TP, disparos y la formacion
Dimensién y ubicacién de los empacadores
Numero y diametro de los disparos
Temperatura en el fondo del pozo
Gradiente de fractura

FEFEEEE

3. Propiedades de la roca

Permeabilidad

Porosidad

Composicion (Mineralogia)
Propiedades mecénicas de la roca.
Longitud de la fractura.
Conductividad de la fractura.
Altura de la fractura.

Pérdida de fluido

Liberacién de finos

FEEFFEEEEe

4. Propiedades de los fluidos de formacion
+ Viscosidad
+ Compresibilidad
4+ Compatibilidad con los fluidos de tratamiento

Actualmente para facilitar la tarea, el disefio se sustenta en software especializado que
contribuye a realizar los calculos del volumen de acido necesario para obtener un cierto tipo de
geometria de la fractura, y en los célculos del mejoramiento en la produccion (Knox y Ripley,
1979). Un programa basico de fracturamiento acido contiene:
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Propietario y localizacion del pozo

Datos del pozo y de la formacion

Informacion del tratamiento

Volumen del tratamiento e incremento en la produccién
Ancho de la fractura

El sistema &cido debe atravesar la zona de la matriz critica (region dafiada) para comunicar al
yacimiento con el pozo, pero también debe minimizar los efectos negativos en los tubulares y
desarrollar una buena limpieza después de agotado el &cido. Durante una operacion de
fracturamiento acido, primero se bombea un colchdn viscoso a presiones superiores a la
presion de iniciacion de la fractura; posteriormente se bombea una etapa de &cido para atacar
la fractura hidraulica en forma diferencial.

El acido también crea agujeros de gusanos conductores en las superficies de la fractura o cerca
de ellas, contribuyendo aun mas en la estimulacion. Posterior a la operacion, la fractura se
cierra pero conserva la conductividad por el ataque quimico y la formacion de agujeros de
gusanos (Figura 4.11).
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La roca ha sido fracturada hidraulicamente  Se bombea acido dentro de la fractura El 4cido ataca la fractura El cido crea agujeros de gusanos conductores

Figura 4.11. Etapas de un fracturamiento acido en yacimientos carbonatados (Tomado de Al-Anzi E. y Al-
Habib, 2004).

La Tabla 4.6 muestra un esquema en donde podemos observar las secciones mencionadas de
un tratamiento en un pozo de Oklahoma, EUA.

4.5.1.3. GEOMETRIA DE LA FRACTURA

La geometria de la fractura esta definida por su longitud, la altura y su ancho. Se le considera
de forma rectangular para facilitar su modelado matematico, no obstante, en realidad su forma
es circular o eliptica. Ademas, se atribuye que tiene la misma distancia o longitud en la direccion
opuesta. Knox y Ripley (1979) sefialan que los factores que inciden en la geometria son:

Volumen de fluido inyectado

Velocidad de inyeccién

Pérdida de fluido

Viscosidad del fluido

Propiedades de la roca

Propiedades de los fluidos de la formacion

oukwhE
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Propietario y Localizacion del Pozo

0il Producers, Inc.

Volumen de fratamiento e incremento de la produccion

Raintree County, Oklahoma Fluidos del tratamiento, gal Longitud de fractura,pies
Datos del Pozo y de la Formacion Disefio Pretratamiento Acido Postratamiento Creada Grabada | JWO
P di 244\pg 1 272 343 280 93 93 182
de 287|pg 2 987 1213 503 187 128 208
R di 4.89(pg 3 2093 2540 594 280 140 217
de 55|pg 4 3582 4291 692 3 152 224
Profundidad 8550 pies 5 54723 6446 761 467 160 2.3
Temperatura de |a formacidn 275|Farenheit b 7611 8988 833 560 168 2.39
Espesor | 100| pies Ancho de fractura,pg
Altura de la fractura (supuesta) 50| pies Disefio Pretratamiento Acido Fostratamiento
Médulo de elasticidad | 4 20E+06/Ib/pg2 1 0.046 0.053 0.049
Espaciamiento de pozos 80|acres 2 0.062 0.797 0.055
Radio de drene 933|pies 3 0.073 0.095 0.058
Presidn de yacimiento 4525|1b/pg2 4 0.082 0.103 0.06
Fluido del yacimiento Viscnsidgdﬂ 0.6|cp 5 0.08 0.12 0.061
Compresibilidad 9.10E-04|(1b/pg2) b 0.097 0.13 0.062
Permeabilidad inicial 0.1)md
Informacion del Tratamiento
Acido tipa HCL
Concentracidn 28|%
Gasto de inyeccidn 10bl/min
Presidn de tratamiento (fondo del poza) 5957 Ib/pg2

Tabla 4.6. Bosquejo de un programa basico para el disefio de un Fracturamiento &cido. El valor de la longitud grabada de la fractura es casi el maximo, cualquier
aumento en el volumen de &cido inyectado sélo incrementaria una pequefia cantidad dicha longitud (Tomado de Knox y Ripley, 1979).
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De los cuales, se tiene Unicamente control sobre los siguientes cuatro factores:

1. Volumen inyectado: la principal restriccién es la economia del proyecto.

2. Velocidad de inyeccion: es posible aumentar la velocidad al emplear reductores de
friccion, con mayor potencia hidraulica o al tener tuberias de didmetro adecuado para las
condiciones dadas.

3. Pérdida de fluido: Es posible evitarla al agregar aditivos al fluido, o al utilizar fluidos de
viscosidad mayor.

4. Viscosidad: Ademas de reducir la pérdida de fluido, beneficia el desarrollo del ancho de
la fractura, y a su vez, a la altura y longitud.

PENETRACION DE LA FRACTURA

Los factores que gobiernan la efectividad del tratamiento de fracturamiento acido son: el
gravado, la penetracion y la conductividad de la fractura (King, 2007). La efectividad de la
longitud de la fractura y su conductividad generalmente dependen de (a) la conveccion del
acido en la superficie de la roca, (b) la velocidad de reaccién y (c) el control de la pérdida de
acido en el yacimiento. La longitud del gravado de fractura esta limitada por la distancia que
recorre el &cido a lo largo de la fractura; este problema es aun mucho mayor especialmente en
yacimientos de alta temperatura, debido a que la velocidad de reacciéon es muy alta en los
sistemas acidos convencionales.

La pérdida excesiva de fluido es otro factor que limita la extensién de la fractura y la
penetracion del grabado. Debido a que la reaccién del acido en las caras de la fractura es la
gue le proporciona conductividad, la distancia o penetracién es de suma importancia para
obtener el mejoramiento de la produccién. Para una relacién entre la longitud de la fractura, y el
radio de drene de 0.5 y para una de 0.8, la produccidn casi es el doble para el segundo caso.

Existen dos fenbmenos que participan de manera importante en el desgaste del acido: la
transferencia de masa o la difusién de los iones hidrégeno y la velocidad de la reaccion. La
difusién es el principal protagonista en las calizas, puesto que la velocidad de la reaccion es tan
alta que se le considera como infinita. Ocurre lo contrario en las dolomias, donde la velocidad
de la reaccion es finita (Knox y Ripley, 1979).

ANCHO DE LA FRACTURA

Influye en el desgaste del acido, es decir en el tiempo de reaccion, ya que si se tiene un mayor
tamafo en el ancho de la fractura, el volumen de fluido por unidad de area se incrementa, y el
tiempo para desgastar al 4cido también se extiende; incluso, al ser la fractura mas ancha, la
distancia que los iones de hidrégeno deben cruzar para llegar a la cara de la fractura se vuelve
mas grande, y éstos no reaccionaran hasta entrar en contacto con la roca.

La penetracion o longitud de la fractura adquiere mayores dimensiones en las dolomias, en
comparacion con las calizas, debido a que la velocidad de reaccién es menor, mientras que la
difusién prevalece en las ultimas (Figura 4.12). Como ejemplo, tenemos que un incremento de
0.254 a 0.508 cm (0.1 a 0.2 pulgadas) arroja un incremento en la longitud de 36.6 a 54 m (120 a
177 pies) para una caliza, y de 54 a 78 m (177 a 255 pies) en una dolomia.
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Figura 4.12. Variacion de la penetracion de la fractura en funcién de su ancho (Tomado de Knox y Ripley, 1979).

TEMPERATURA

Al tener un aumento en la temperatura se provoca un ligero incremento en el fendmeno de
difusién, de la corrosion, asi como también se presenta una reduccién de la viscosidad del
fluido. Un aumento de la temperatura de 38 a 105 °C (100 a 220 °F) llega a disminuir la
penetracion de 36 a 25 m (120 a 82 pies) en una caliza, y para una dolomia de 87 a 37 m (285
a 120 pies), ambos en un tratamiento con HCL al 15%.

CONCENTRACION DEL ACIDO

El tiempo que dura la reaccién de un 4cido, es mas largo para aquellos que tienen una mayor
concentracion. La velocidad de reaccion del HCL con 25% de concentracion en una caliza es
mayor en comparacion con un acido al 10%. No obstante, conforme ocurre la reaccion, el 4cido
de 25% sufrira un desgaste hasta tener una resistencia parecida al de 10%, y también generara
productos (cloruro de calcio y diéxido de carbono), los cuales reducen la velocidad de reaccion.
De tal forma, que siempre toma mas tiempo consumirse o desgastar a un acido que tiene una
alta concentracion.

Un efecto secundario, lo presenta la viscosidad, pues ésta se incrementa con la concentracion,
lo cual también contribuye en la longitud de la fractura. Como ejemplo, un aumento en la
concentracion del 15 al 28% en una dolomia, producira un incremento en la longitud de 39 a 54
metros (127 a 178 pies), como ya se indic6 debido a que esto le brinda una mayor viscosidad
(Figura 4.13).

JCRH - EHA | 151



CAPITULO IV. EXPLOTACION EN CALIZAS DE PLATAFORMA UNAM - 2012

160
140 /7/
120 _—
E /
S 80
g = Caliza
§ 60 / ——Dolomia
/
——
40 o
20
0
0 5 10 15 20 25 30
Concentraciéon del acido (% HCL)

Figura 4.13. Variacion de la penetracion de la fractura en funcién de la concentracion del acido y de la composicion
de la roca (Tomado de Knox y Ripley, 1979).

GASTO DE INYECCION

Mayores tasas de bombeo provocan una fractura mas ancha, asi como también inducen un
mejor enfriamiento del fluido, aumentando su viscosidad y por lo tanto brindandole mayor
eficiencia (Figura 4.14); estos factores contribuyen en un aumento de la longitud de la fractura.
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Gasto de inyeccion por unidad de altura (bpm/m)

Figura 4.14. Variacién de la penetracion de la fractura en funcién del gasto de inyeccion (Tomado de Knox y Ripley,
1979).
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VISCOSIDAD

Impacta en el transporte de los iones hidrogeno hacia la cara de la fractura ya que, conforme la
viscosidad se incrementa, también lo hace el ancho de la fractura para un determinado gasto de
inyeccion, y a su vez lo hace distancia de penetracion (Figura 4.15).
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Figura 4.15. Variacién de la penetracion de la fractura en funcion de la viscosidad del fluido de tratamiento (Tomado
de Knox y Ripley, 1979).

ESTRATEGIAS PARA AUMENTAR LA PENETRACION DE LA FRACTURA

Knox y Ripley (1979) sugieren que los tres principales métodos que buscan ampliar la longitud
de la fractura son:

a. Aumentar el ancho de la fractura: puede lograrse al incrementar la velocidad de
inyeccion, la viscosidad y controlando la pérdida de fluido.

b. Enfriando las caras de la fractura: empleando baches de agua se pueden alcanzar
temperaturas de 16 °C (60 °F) o incluso menores.

c. Utilizando &cidos retardados: al utilizar acidos que tienen mayor duracidon en la
formacion, esto se puede conseguir con las siguientes acciones:

Uso de acido de mayor concentracion
Agregar diéxido de carbono (CO,)
Uso de acidos emulsificados

Uso de mezclas de acidos

Empleo de surfactantes

4.5.1.4. CONDUCTIVIDAD DE LA FRACTURA

Después del tratamiento el grabado deja una superficie rugosa en la cara de la fractura dejando
caminos abiertos, ademas de los agujeros de gusano Yy canales creados durante el
fracturamiento de la formacion. La fractura creada tiende a cerrarse debido a los esfuerzos en
sitio y en consecuencia la conductividad de la fractura tiende a disminuir. Los factores que
contribuyen a la reduccién de la conductividad de la fractura después de la terminacién de un
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tratamiento de fracturamiento &cido son: la respuesta eléstica de la formacion, la insuficiencia
compresiva de las impurezas y el efecto de la viscosidad o efecto de arrastre entre los estratos
fracturados. Por lo tanto, en la mayoria de los casos, la respuesta inicial del tratamiento de
fracturamiento 4cido es muy alentadora, sin embargo, el mantenimiento del gasto de produccién
puede no ser adecuada ya sea por una insuficiente longitud de la fractura o el cierre de la
fractura bajo los efectos de los esfuerzos en sitio.

El tipo de acido, las metodologias de tratamiento empleadas, los gastos de inyeccion y el
control de las pérdidas de fluido tienen un efecto importante en el impacto o éxito de los
tratamientos.

Newman y colaboradores (2009) llevaron a cabo una investigacion en la que aplicaron un serie
de ecuaciones y correlaciones existentes en la literatura, para analizar el efecto de diversos
parametros sobre la conductividad de la fractura, utilizando un sistema acido del 15% vy el
modelo para la geometria de la fractura cominmente conocido como PKN que tiene una
geometria eliptica alrededor del pozo, desarrollado por Perkins y Kern (1961) y Nordgren
(1972); y el modelo de propagacion de la fractura de Economides y colaboradores (1994). Un
resumen de los resultados de esta investigacion se presenta a continuacion:

Tiempo de contacto del acido: La Figura 4.16 muestra el efecto que el tiempo de contacto del
acido y la longitud de la fractura tienen sobre la conductividad. La conductividad se incrementa
al incrementarse el tiempo de contacto del acido para todas las longitudes de fractura
examinadas; el incremento en la conductividad por el tiempo de contacto del acido, se debe a
gue un mayor volumen de acido genera gravados en la fractura de mayor amplitud.
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Figura 4.16. Grafico que muestra el comportamiento del incremento de la conductividad de la fractura a mayor
tiempo de contacto del acido con la formacion (Tomado de Newman y colaboradores, 2009).

Gasto de inyeccion: La conductividad se incrementa con un gasto de inyeccién constante de
acido en relacién al tiempo. A gastos de inyeccibn mayores, mas acido es inyectado en un
mismo periodo de tiempo incrementando la amplitud del grabado.
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Un gasto de inyeccién mas alto también permite un mejor transporte del &cido a lo largo de toda
la longitud de la fractura, sin embargo, con el crecimiento de la longitud de la fractura a un
gasto de inyeccién constante la conductividad disminuye. Esto puede ser explicado en términos
del sistema &cido y la geometria de la fractura (Kalfayan, 2007).

A mayor longitud de la fractura el colchdn viscoso crea fracturas de amplitud méas pequefias; lo
gue a su vez reduce la capacidad de que el &cido sea transportado a lo largo de la fractura.
También con una longitud de fractura en crecimiento, el mismo volumen de acido es gastado
sobre un area de mayor superficie. El efecto general son grabados de menor amplitud con una
longitud de fractura cada vez mayor.

La Figura 4.17 muestra el efecto de como el gasto de inyeccion, influye en la eficiencia con la
gue el acido se mueve a través de la fractura. En este ejemplo una fractura es creada con una
longitud de 60 metros. El acido tenia 60 minutos de tiempo de contacto, en ambas fracturas
pero a diferente gasto de inyeccioén. El perfil de concentracién es completamente diferente entre
los dos escenarios. Para el caso del gasto de inyeccién mas alto, la concentracion del acido se
mantiene mejor a lo largo de toda la fractura. Sin embargo a tasas de flujo menores, la mayoria
de los acidos parece que se consume mas rapido solo en la vecindad del fondo del pozo y en
este caso, la capacidad del acido para grabar la fractura en los Gltimos 45 metros es limitado.
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Figura 4.17. La gréfica muestra dos perfiles de gasto del 4cido, a lo largo de una fractura de la misma longitud; es
claro que para el caso del gasto de inyeccion mas alto, la concentracion del 4cido se mantiene mejor a lo largo de
toda la fractura (Tomado de Newman y colaboradores, 2009).

El modelo PKN predice exitosamente el gasto de produccién para el periodo de flujo transitorio
(Figura 4.18) y para el periodo de flujo pseudo estacionario (Figura 4.19).
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Figura 4.18. Comportamiento del perfil de produccién para una fractura con longitud de 182 metros para un periodo
de flujo transitorio (Tomado de Newman y colaboradores, 2009).
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Figura 4.19. Periodo de flujo en estado pseudo estacionario, para una fractura de longitud de 182 metros (Tomado
de Newman y colaboradores, 2009).

El flujo transitorio se observa durante un tiempo significativamente mas corto que el flujo en
estado pseudo estacionario. Debido a que las propiedades del yacimiento permanecen sin
cambios para todos los escenarios considerados en este estudio, la duraciéon del periodo de
flujo transitorio se encuentra gobernada por la longitud media (xf) de la fractura de acuerdo a
ecuacion siguiente:

(Z),uCtxf

t (horas) = G0 ear toxr
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Por lo tanto, si la longitud media de la fractura se divide en dos, el periodo de flujo transitorio se
reduce por un cuarto. Y en los casos donde la longitud de la fractura es de solamente varias
decenas de metros, el periodo de flujo transitorio es pequefio y el efecto de este periodo en un
gasto de flujo més alto sobre la produccion acumulada, generalmente es despreciable.

El gasto de flujo final del periodo transitorio no se ajusta al gasto inicial del periodo de flujo
pseudo estacionario. Esta discontinuidad entre los dos periodos de flujo es la evidencia de que
hay un periodo de transicion. Para eliminar o reducir la discontinuidad entre estos dos periodos
el tiempo adimensional debe ser alterado.

Un nuevo concepto que fue introducido en esta investigacion, fue el de tratar de predecir el
incremento de produccién en diferentes disefios de fractura. Nueve disefios de fractura
diferentes fueron estudiados en funcién de dos parametros: la longitud de fractura y el tiempo
de contacto con el acido.

En la Tabla 4.7, se muestran los resultados de la produccién acumulada calculada para 10 afios
en 9 escenarios, de una estimulacion de fracturamiento con &cido, para tres diferentes
longitudes de Fractura. Estos resultados muestran que para la fractura de menor longitud, un
tiempo prudente de contacto con el acido puede tener un comportamiento similar, al obtenido
por la fractura de mayor longitud; solo que la ultima, requiere de mas del triple de tiempo de
contacto que la fractura de menor longitud.

Longitud de la Tiempo de Conductividad Adimensional (Fcp) Js/Jo Np después de 10
Fractura Contacto afios (MBO)
[metros] [minutos]

1 91 30 0.172 2.046 466
2 91 60 0.952 3.200 648
3 91 90 2.593 4.072 776
4 182 150 0.106 2.208 492
5 182 180 0.166 2.488 536
6 182 210 0.243 2.786 581
7 274 240 0.015 1.628 399
8 274 270 0.294 3.508 679
9 274 300 0.381 3.893 730

Tabla 4.7. Evaluacién de la Produccién Acumulada (NP) para diferentes Disefios de Fractura.

EFICIENCIA DE LA FRACTURA

El modelo presentado por Newman y colaboradores (2009), presenta un nuevo indicador para
medir el valor de la fractura. La idea consistia, en como calcular la forma en la que una fractura
podria afiadir valor a la produccion de un pozo de manera tangible (Figura 4.20). La ventaja con
el calculo de la produccién acumulada, es al momento de elegir los pozos candidatos para el
fracturamiento acido de una variedad de campos, ya que diferentes campos podrian tener
diferentes propiedades de los fluidos y radios de drene; por otro lado, la relacion de
estimulacion muestra que la producciéon incremental no es afectada por el desempefio de la
fractura de un campo u otro. Por ejemplo una fractura en dos campos diferentes podria tener la
misma relacion de estimulacién, pero la producciéon acumulada después de 10 aflos podria ser
diferente; esto se debe a que la viscosidad del aceite, la porosidad y permeabilidad del
yacimiento pueden diferir entre un campo y otro.
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Figura 4.20. Grafica que muestra la producciéon acumulada vs la Relacién de estimulacién (Tomado de Newman y
colaboradores, 2009).

En la Figura 4.20 se observa una tendencia cuasi lineal entre la relacién de estimulacion y la
produccion acumulada, este resultado confirma que la produccién acumulada es un indicador
confiable del valor de la fractura, la ligera desviacién de la linea recta es muy probable que se
deba a que el modelo incorpora el régimen de flujo transitorio. La grafica mostrada en la figura
destaca explicitamente que las fracturas mas cortas pueden aportar un mayor volumen de
produccion.

OTROS FACTORES QUE INFLUYEN EN LA CONDUCTIVIDAD DE LA FRACTURA SON LOS
SIGUIENTES:

Efecto de la velocidad de reaccion del acido sobre la conductividad: Normalmente, la
velocidad de reaccion de un sistema 4cido convencional es muy alta especialmente en altas
temperaturas, esto conlleva al consumo maximo del acido en la vecindad del fondo del pozo,
reduciendo el tiempo de vida del 4cido al penetrar a lo largo de las fracturas. Por otro lado, si la
velocidad de reaccion es muy lenta, el grabado uniforme puede provocar que se genere una
conductividad insuficiente de la fractura después del cierre. Dado que la velocidad de reaccion
es altamente sensible a la temperatura, la optimizacién del gasto de inyeccién se vuelve mas
critica para crear fracturas conductivas de mayor longitud.

Efecto de la pérdida de acido sobre la conductividad: La variacibn normal de las capas
sedimentarias sobre la cara de las fracturas proporciona caminos locales de preferencia para
la reaccion del acido. Por lo tanto, la pérdida del 4cido es alta, no uniforme y generalmente
resulta en agujeros de gusano y ampliacion de las fracturas naturales. La pérdida excesiva de
fluido es una preocupacién importante sobre la extensién, gravado y penetracion de la fractura
durante los tratamientos de fracturamiento acido. Por lo tanto, los mecanismos de control de
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pérdida son necesarios para el logro de gravados de fractura méas largos y mejorar la eficiencia
del trabajo.

Efecto de los esfuerzos en sitio sobre la conductividad de la Fractura: en el fracturamiento
acido, el gravado rugoso en las superficies de la fractura deja caminos abiertos después del
cierre, ademas de los agujeros de gusano y los canales creados a partir de las fracturas de la
formacion. La fractura inducida tenderia a cerrarse debido a los efectos de los esfuerzos en
sitio, ya que cuando el esfuerzo minimo en sitio en la formaciéon aumenta con el tiempo durante
la vida productiva de un pozo, el incremento de los esfuerzos es producido como resultado de la
depresion del yacimiento. La respuesta de cierre elastico ocurre cuando el esfuerzo minimo
horizontal neto se incrementa. La respuesta elastica que provoca el cierre de la fractura es
controlado por el modulo de Young de la roca de formacién. La respuesta elastica disminuye la
apertura de la fractura que a su vez reduce la conductividad de la fractura.

Después del tratamiento y durante la produccién del acido de un pozo fracturado, el esfuerzo
compresivo actia directamente sobre los puntos de contacto de la fractura (Figura 4.21). Por lo
tanto, la resistencia a la compresién de las asperezas determina la severidad de la falla o
fractura. Durante la disolucién de los carbonatos y debido a la falta de compresibilidad de la
roca se generan finas particulas de roca que si bien generan una especie de apuntalantes
gue junto con el gravado en la cara de la fractura mantienen su conductividad después del
cierre; una gran cantidad de impurezas y finos también puede generar una obstruccion de la
conductividad. Por lo tanto el mantenimiento de la resistencia a la compresién es un factor
critico para el sostenimiento de la conductividad de la fractura por un mayor periodo de tiempo.

Fracturas Puntos de contacto

T _

e 7 = _

oo '

/—
Esfuerzo compresivo

Formacion

Figura 4.21. El esfuerzo compresivo durante el tratamiento actlia contra la apertura de la fractura, y posteriormente
al cierre de la misma.

Efecto del tipo de éacido en la conductividad de la fractura: el acido puro, el acido
emulsionado y el acido gelificado son aplicados en los tratamientos de fracturamiento acido. El
acido puede provocar localmente la apertura de fracturas naturales, vagulos y canales que
reaccionan mas rapidamente debido a los materiales que los rellenan, lo que limita la
transportacion del 4cido vivo a lo largo de la fractura creada. Los acidos emulsionados retardan
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la reaccion, los &cidos gelificados generan la divergencia del &cido, ayudando a la méaxima
exposicion del acido vivo a lo largo de los canales fracturados y controlando la pérdida de fluido
a lo largo de la formacion y de la superficie de las fracturas naturales.

Los acido gelificados (AG) tienen una viscosidad mucho mayor que la de un acido limpio y por
lo tanto proporcionan una reduccion en la pérdida de fluidos, incrementando la amplitud de la
fractura y la velocidad de desgaste del acido. Estas propiedades permiten al acido gelificado
penetre mas profundo al interior de la fractura creada, permitiendo a su vez lograr grabados en
la fractura de mayor longitud. Este acido es frecuentemente utilizado en formaciones de alta
temperatura para combatir el problema del alto desgaste del acido durante el tratamiento y de
esta forma permite la generacioén de grabados en la fractura mas largos.

Los acidos emulsificados (AE) son acidos emulsionados en aceite, generalmente preparados
con una relacion 70:30 de acido-diesel. La concentracion de &cido por lo general varia de 15%
— 28% dependiendo de las caracteristicas del yacimiento. La emulsion acido en aceite, que
normalmente se aplica en la estimulacion de campos de aceite, proporciona el adecuado
retraso de la reaccion mediante el control de la difusiébn de las moléculas de acido, para que
estos reaccionen a granel directamente en la superficie de la roca. Ademas del retraso de la
reaccion, la viscosidad mas alta de los acidos emulsionados en comparacion con un acido
normal, conduce a una mejor cobertura por zona 0 a una mayor penetracion del acido vivo a lo
largo de la fractura creada.

Pournik M. y colaboradores (2007), llevaron a cabo una serie de experimentos de laboratorio
para evaluar la conductividad de la fractura en los tratamientos de fracturamiento con acido
usando tres sistemas diferentes: acido emulsionado, acido gelificado &cido viscoelastico con
surfactante viscosificado. La conductividad del fracturamiento acido, ha sido evaluada como
una funcién del tiempo de contacto del acido, el esfuerzo de cierre y la temperatura para cada
tipo de acido.

El estudio concluyé que a temperatura moderada (93°C) la conductividad de la fractura con
acido viscoelastico con surfactante viscosificado cre6 la conductividad de fractura mas alta, el
acido gelificado cred una conductividad importante pero significativamente menor, el 4cido
emulsionado produjo la menor conductividad.

A esfuerzos moderados de presion de cierre y temperatura (140- 210 kg/cm?y 93 °C), el &cido
emulsionado y el acido viscoelastico con surfactante viscosificado muestran la mejor
conductividad en menor tiempo de contacto del acido (15 minutos), mientras el acido gelificado
muestra una mejor conductividad a un tiempo de contacto mayor del acido con la formacién (60
minutos). El acido emulsionado muestra una mejor conductividad a medida que la temperatura
se incrementa de 93 a 135 °C y una presion de cierre de 210 kg/cm? en comparacién con los
otros dos sistemas.

4.5.1.5. SELECCION DEL SISTEMA DE FLUIDOS FRACTURANTES

Al elegir el fluido es fundamental tomar en cuenta aspectos como la disponibilidad, el costo y la
calidad. Otros parametros que influyen son el tipo de formacion, la temperatura, la mineralogia y
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la compatibilidad con los fluidos de la formacién (PEMEX, 2008). En el fracturamiento con &cido
se utilizan sistemas &cidos que reaccionan con los minerales que componen a la formacion; los
acidos mas comunmente utilizados se enlistan a continuacion (su descripcion detallada se
desarrollo en la seccién de estimulacion matricial reactiva):

Acidos Inorganicos

e Acido Clorhidrico (HCL). En Calizas se presenta la reaccion siguiente: 2HCL + CaCO5; —
CaCl, + H,0 + CO,; es decir, son necesarias dos moles de HCL que reaccionan con 1
mol de CaCO; para producir 1 mol de CaCl,, una de H,O y una de CO,. En Dolomias la
reaccion quimica es: 4HCL + CaMg(C0s3), — CaCl, + MgCl, + 2H,0 + 2C0, ; en este
caso, son necesarias cuatro moles de HCL para reaccionar con una de CaMg(CO3),, y
producir una de CaCl,, una de MgCl,, dos de H,O y dos de CO,.

e Acido Fluorhidrico (HF). Es el Gnico que produce la disolucion del silicio como las
arcillas, feldespatos y cuarzo, a causa de la mayor area superficial de contacto de las
arcillas; al reaccionar con los minerales calcareos produce precipitados insolubles, razén
por la cual no se emplea en los tratamientos en carbonatos. Se limita su utilizacion a
remover los dafios causados por arcillas en formaciones arenosas.

Acidos Orgéanicos. A pesar de que retardan la reaccion del acido y de que minimizan la
corrosion, por su costo y menor capacidad de disolucion el uso de acidos de este tipo es
limitado.

e Acido Férmico (2HCOOH)
e Acido Acético (2HCH3CO3)

Aditivos

Los aditivos desempefian un papel clave durante la estimulacion porque limitan la pérdida de
fluido, disminuyen la generacion de emulsiones y precipitados, regulan la viscosidad, reducen la
corrosién y mejoran la limpieza. Son esenciales para lograr una mayor efectividad de los
sistemas fracturantes, como ya se indicO presentan diferentes aplicaciones, dentro de éstos
tenemos a: inhibidores de corrosion, surfactantes, solventes mutuos, aditivos de control de
fierro, agentes divergentes y el gas.

VARIABLES CRITICAS

Dentro de este conjunto de variables, podemos nombrar a las siguientes: temperatura del fondo
del pozo, pérdida del fluido, la velocidad de la reaccién del &cido y la conductividad de la
fractura (PEMEX, 2008).

Temperatura del fondo del pozo. La estabilidad del fluido guarda una fuerte relaciéon con la
temperatura, si la viscosidad del fluido cambia considerablemente a la temperatura de fondo del
pozo, es posible que ocurra una pérdida del fluido por filtrado hacia la formacion. La
temperatura también afecta al tiempo de bombeo y a la limpieza de la formacion, una vez que
se ha extraido el fluido.

Pérdida del fluido. Esta variable impacta en el tiempo de penetracion y de cierre de la fractura,
para controlar y/o evitar la pérdida es posible agregar aditivos como un colchdon de acido
gelificado reticulado, un colchén de acido emulsificado o un colchén de acido espumado.

Velocidad de la reaccion del acido. En pozos de alta temperatura, es conveniente disminuir la
velocidad de la reaccién del acido con la finalidad de alcanzar asi una mayor penetracion de la
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fractura. Algunas técnicas para manipular éste pardmetro son las emulsiones, los acidos
gelificados, y los acidos espumados.

Conductividad de la fractura. La efectividad de la fractura mejora en la medida en que las caras
del canal abierto quedan gravadas y de esa forma la conductividad sea maxima tras el cierre de
la formacion; la conductividad del gravado es afectada por la cantidad de material removido por
disolucioén y la limpieza del canal formado.

Dado que la gran mayoria de las rocas son de naturaleza heterogénea, el grabado resultante es
altamente aleatorio y no uniforme. La dureza y el esfuerzo de confinamiento controlan la
conductividad, pues en un sitio con un esfuerzo de cierre elevado y una roca blanda la pérdida
de canales y de la fractura seré alta.

4.5.1.6. OPTIMIZACION DEL DISENO

Es importante considerar las siguientes tareas que nos ayudan en la optimizacion: la
determinacion del volumen de fluido necesario, el costo de los materiales y servicios a utilizar y
la estimacion de las cantidades a producir posterior al fracturamiento. Bombardieri (1972)
consideré un acido con una concentraciéon de 28% y propuso un volumen de 1.5 veces el
volumen contenido en la fractura, entre el la pared del pozo y la maxima penetracion. Para el
caso de tener un acido con una concentracion del 15%, el volumen propuesto debe ser de 3
veces el volumen de la fractura. Para poder predecir el incremento en la productividad es
indispensable tener conocimiento del tipo de dafio previo a la estimulacion, asi como de las
propiedades de la fractura generada, en particular su longitud y conductividad (Nierode y
Williams, 1972).

4.6. APLICACION DEL FRACTURAMIENTO ACIDO EN CAMPOS PETROLEROS
CON CARBONATOS DE MEXICO

Pemex ha empleado los fracturamientos acidos en los yacimientos carbonatados de la
plataforma de Cérdoba desde 1995, el principal problema fue la pérdida del sistema &cido
debido a que los tratamientos empleaban selladores de esferas y colchones gelificados a base
de aceite para disminuir los problemas de divergencia, pero resultaron poco exitosos. En 1997
se introdujo el &cido divergente con contenido de polimeros, esto mejord sustancialmente el
problema de la divergencia pero los polimeros al reaccionar con los hidrocarburos generaban
emulsiones que afectaban los gastos de produccion.

A continuacion se describe el fracturamiento acido llevado a cabo por Pemex, utilizando un
disefio y productos de la compaifiia de servicios Schlumberger®, en los campos Matapionche y
Mecayucan (Figura 4.22) dentro de la plataforma de Cérdoba, para estimular la produccion de
aceite en la Formacién Orizaba, compuesta de calizas.

En primer lugar se bombea a una presién superior a la presién de fractura de la roca un colchén
viscoso no acido ClearFRAC® que inicia la fractura hidraulica y crea la longitud y el ancho de
fractura 6ptimos.

En segundo lugar un sistema alcohol-acido con 20% de metanol o isopropanol y 80% de &cido
con una concentracion de HCI al 15% ataca una porcién de la fractura y crea agujeros de
gusano; al generarse estos canales de alta conductividad, la pérdida de fluidos es una simple
consecuencia.
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Figura 4.22. Localizacién de los campos Matapionche y Mecayucan en la Plataforma de Cérdoba (Tomado de Ealian
Al-Anzi y Majdi Al-Mumen, 2004).

En un tercer paso se bombea el sistema de fluidos VDA para rellenar los agujeros de gusano y
permitir su maxima extension, esto debido a que las zonas previamente estimuladas admiten
menos fluidos; logrando de este modo la divergencia ya que el nuevo sistema de acido fresco
con las caracteristicas del paso 2, ataca otras partes del yacimiento que ain no han sido
estimuladas; mientras el acido se mueve en diferentes trayectorias dentro del sistema de
fracturas creado con anterioridad, la reaccion del HCI con los carbonatos crea patrones de
ataque diferenciales en las superficies de la fractura (Al-Anzi E. y Al-Habib, 2004).

Después del tratamiento, un lavado de solvente o el contraflujo de hidrocarburos desde el
yacimiento reducen la viscosidad del acido gelificado y facilita el proceso de limpieza, después
de que se cierra la fractura esta mantiene su conductividad gracias a los agujeros de gusano.

Los pozos candidatos fueron seleccionados después de realizar el analisis de los datos de
incremento de presion de fondo de pozo para determinar la permeabilidad del yacimiento, la
presién del mismo asi como el factor de dafo, del mismo modo se realizé un analisis NODAL
para pronosticar la produccion después del fracturamiento con acido; identificando dos pozos en
el campo Matapionche como candidatos prometedores para este tratamiento mediante la
utilizacion de fluido ClearFRAC®, alcohol-acido y fluido VDA.

DATOS DEL POZO

Nombre del pozo: 2181

Campo: Matapionche

Fecha de terminacion: noviembre de 2002
Intervalos Disparados: 3 intervalos carbonatados
Profundidad: 2815y 2870 m

Porosidad primaria: 7y 11%

Permeabilidad Absoluta: 0.069 mD
Temperatura: 82°C

Presion de Yacimiento: 233 kg/cm? (22.8 Mpa)
Estado del Pozo: No fluyente
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Después de la estimulacion el pozo registr6 un gasto cercano a los 200,000 bpd (31,504
(m*/dia) a una presion de 29.6 kg/cm? (2.9 MPa), con un estrangulador de ¥ pulgada.

El andlisis de las pruebas de incremento de presion (Figura 4.23) determind una permeabilidad
promedio de 0.69 mD, una presion de yacimiento de 3300 psi (22.8 MPa) y un factor de dafio de
+1.

1000
Permeabilidad = 0.069 mD
Dano mecéanico = 1
8 100 P, =3323.5 Ipca
o~
= 10
« P medido
« Derivada del P medido
— P modelado
— Derivada del P modelado
1
0.01 0.1 1 10 100
Tiempo transcurrido, h

Figura 4.23. Andlisis de pruebas de incremento de presion del Pozo 2181 del campo Matapionche. Los resultados
mostrados en la gréafica fueron utilizados en un analisis NODAL posterior para determinar los efectos probables de un
tratamiento de fracturamiento con acido (Tomado de Al-Anzi E. y Al-Habib, 2004).

Los resultados de las pruebas de incremento de presion fueron utilizados en un analisis NODAL
(Figura 4.24) y mostraron una curva de desempefio del pozo (IPR por sus siglas en inglés) que
se ajustaba a los resultados de la produccién inicial, verificando los parametros del yacimiento.
Posteriormente se construyd otra curva IPR que incorporaba el tratamiento de fracturamiento
con &cido propuesto, segln este anélisis la produccion de gas aumentaria a 85, 920 m®/dia o 3
MMPCD si se lograba un dafio de -5 a través del fracturamiento.

Una vez seleccionado el Pozo 2181 del campo Matapionche como candidato potencial, se
realizaron pruebas de laboratorio para asegurar la respuesta de viscosidad correcta del fluido
VDA, a temperatura ambiente y de fondo estimada.

Las pruebas de ruptura evaluaron la efectividad y cantidad de solvente mutuo propuesta en el
disefio; en estas pruebas, los fluidos VDA gelificados con valores de pH de 5y 6 (altamente
viscosos después de agotado el 4cido) fueron mezclados con el solvente mutuo; esto result6é en
una reduccién importante de la viscosidad, esto se traduciria en una limpieza rapida y efectiva
en el yacimiento.
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Figura 4.24. Analisis NODAL en el pozo 2181 del campo Matapionche. Utilizando la cifra de produccion previa a la
estimulacion, las curvas IPR del pozo (rojo) y la curva representativa del desempefio de la tuberia de produccion
(verde), el analisis NODAL confirmo los resultados de las pruebas de incremento de presion (Al-Anzi E. y Al-Habib,

2004).

El tratamiento final fue disefiado utilizando conocimientos técnicos locales (Figura 4.25), la
simulacién permitié predecir que una operacion Optima daria como resultado una longitud de
fractura sometida a ataque con acido de 18.6 metros (61 pies), un ancho promedio de 8.4 mm
(0.33 pulgadas) y una conductividad promedio de 133,500 mD-pie.
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Figura 4.25. Gréfica que muestra el tratamiento con &cido del Pozo 2181 en el Campo Matapionche.
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Para llevar a cabo el tratamiento se utilizaron 60 m* (16,000 galones) de fluido ClearFRAC®, 60
m® (16,000 galones) de alcohol-acido y 47 m*® (12,500 galones) de fluido VDA; todos ellos
fueron bombeados de manera forzada a través de la tuberia de revestimiento de 3 %" a un
gasto de 3.2 m®min (20 bl/min); durante el desarrollo del trabajo, se inyecté nitrégeno a un
gasto constante para mejorar la limpieza del pozo.

Las etapas de acido fueron marcadas radioactivamente y se adquirié un registro de rayos gama
(Figura 4.26) posterior al fracturamiento con acido para evaluar la efectividad de la
estimulacion, indicando que las tres zonas habian sido estimuladas adecuadamente con &cido
(Al-Anzi E. y Al-Habib, 2004).
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Figura 4.26. Un registro de rayos gama posterior al fracturamiento del Pozo 2181 del Campo Matapionche (tomado
de Al-Anzi E. y Al-Habib, 2004).

La Figura 4.26 muestra la eficacia de la cobertura del acido a lo largo de los tres intervalos
disparados. Las etapas de acido fueron marcadas utilizando trazadores radiactivos (Antimonio,
Escandio e Iridio). El carril 1 muestra tres corridas del registro de rayos gama, los carriles 2, 3y
4 constituyen una representacion grafica del pozo y la presencia de isotopos; los carriles 5, 6 y
7 muestran un desglose de cada uno de los is6topos trazadores. Los intervalos disparados son
identificados con 6valos blancos.
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La produccion de gas después del tratamiento de fracturamiento con &cido superd las
expectativas ya que el Pozo 2181 del campo Matapionche produjo 148,928 m®dia (5.2
MMPCD), con una presion dinamica de flujo en boca de pozo de 1420 psi (9.8 MPa) y un
estrangulador de %", justo después del contraflujo del pozo.

Después de una semana el pozo se estabiliz6 en 94,512 m*/dia (3.3 MMPCD) con una presion
dinamica de flujo en boca de pozo de 700 psi (4.8MPa), lo que coincide con el aumento de
300% observado la grafica de analisis NODAL. En la limpieza del pozo se recuper6 un 70% del
volumen de tratamiento.

Otro pozo del Campo Matapionche, (Pozo 1002), experimento resultados similares utilizando la
misma metodologia de fracturamiento con acido.

En el campo Mecayucan, PEMEX seleccioné dos pozos para realizar el tratamiento. En el Pozo
415 la paraestatal emple6 las mismas técnicas de andlisis, disefio y ejecucion utilizadas en el
campo Matapionche. Este pozo contenia 5 intervalos de aproximadamente 7% de porosidad y
una tuberia de revestimiento de 3'%” en la que se bombearia de forma forzada el sistema acido;
después del tratamiento de fracturamiento con &acido el pozo produjo 71,600 m®dia (2.5
MMPCD) registrando un aumento del 100% con respecto a la produccion de gas registrada
inmediatamente después de la estimulacion.

El Pozo 411 segundo candidato para el fracturamiento con acido dentro del campo Mecayucan,
tenia 4 intervalos a estimular, con una porosidad entre 3y 7%, en este pozo no se utilizé fluido
VDA. Después del fracturamiento &cido, el pozo mostr6 un desempefio sustancialmente
deficiente en comparacién con la prediccion del analisis NODAL; el registro de rayos gamma
tomado después del fracturamiento, indicé que una zona no habia sido estimulada y otra zona
habia sido estimulada deficientemente, esto como consecuencia de una mala divergencia del
sistema acido empleado (Al-Anzi E. y Al-Habib, 2004).

4.7. FRACTURAMIENTO ACIDO CON APUNTALANTE

La aplicacion de un tratamiento de tipo combinado (Fracturamiento acido con apuntalante) debe
considerarse en los siguientes casos:

e Carbonatos limpios (caracterizados por una mineralogia y distribucion de permeabilidad
uniforme).

e Carbonatos sometidos a fuertes esfuerzos efectivos (tectonicos).

e Carbonatos sometidos a fuertes esfuerzos efectivos (tecténicos) en los cuales existen
condicionantes para realizar un fracturamiento hidraulico como:

o Dolomias en horizontes delgados con baja temperatura, baja velocidad de
reaccion y en consecuencia una reducida y vulnerable amplitud del gravado de la
fractura.

o Estratos delgados de calizas a altas temperaturas con baja permeabilidad en los
cuales los acidos organicos pueden ampliar la longitud media de la fractura.

o Estratos delgados de carbonatos consolidados y de baja permeabilidad. En estos
casos para alcanzar un ancho de fractura adecuado durante el fracturamiento, es
necesario elevar la presion neta (Pe), €n el caso de capas de poco espesor este
proceso genera una extension de la altura de la fractura y una pequefa
penetracién. Al utilizar un acido viscoso es posible crear un ancho de fractura sin
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tener que aumentar la presion neta, y posteriormente habrd un sostenimiento de
la fractura mediante los apuntalantes.
o Carbonatos muy consolidados y con alta permeabilidad, en los cuales un
tratamiento convencional de fracturamiento no puede por si mismo generar el
ancho de fractura adecuado, y en consecuencia proporcionarle conductividad a
la fractura.
Calizas con altas temperaturas en las cuales la combinacion de un fracturamiento acido y
la inyeccion de fluidos no-reactivos con apuntalantes, incrementan la longitud de la fractura.
Remocién de la caida de presion debida al dafio por la reduccion de la permeabilidad
asociada al cierre de las fracturas naturales.
e Mejoramiento de la conductividad de la fractura en la vecindad del pozo.

Aplicaciones del Fracturamiento acido con Apuntalante. Bale et. al (2010) emplearon un modelo
numeérico en el cual incluyeron la mecanica de rocas, la pérdida de fluidos, la reaccion del acido,
el flujo de fluidos y el transporte de apuntalantes en solucion con el acido. Se describen en
seguida dos ejemplos en los cuales se llevé a cabo la aplicacién de un tratamiento de tipo
combinado.

CASO 1

La formacion corresponde a una caliza con moderada permeabilidad (10-20 mD), dura (E=
6X10° Ib/pg?), una porosidad baja de entre 4 y 8 %, con una temperatura de 138 °C y una
profundidad de 5,000 m. La simulacién arroj6 una longitud media de fractura corta al utilizar
acido clorhidrico (HCL), por lo que se opt6 por emplear una mezcla al 13/9 % de acidos
acético/férmico, para obtener una mayor penetracion.

Esta decision presenta otras ventajas como la reduccion de la corrosiéon de la tuberia y por lo
tanto la utilizacion de inhibidores. También se llevo a cabo la simulacion de un fracturamiento
hidraulico, presentando problemas en relacién a la altura de la fractura de tal forma que el
volumen de apuntalantes a inyectar se incrementaba, y en consecuencia esta opciéon fue
descartada.

Una tercera corrida contempld la inyeccion de sistema precolchén-acido organico, en una caliza
aislada por estratos de lutitas (Figura. 4.27).
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Figura 4.27. Geometriay perfil de conductividad de la fractura para un tratamiento precolchdn-acido orgénico
(Tomado de Bale et. al, 2010).
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La primera etapa de inyeccion del acido inicia el gravado de la fractura, y a su vez genera
canales de flujo, mejordndose este proceso conforme transcurren las etapas de inyeccion.

El programa de inyeccion se indica en la Tabla 4.8. Los resultados del tratamiento se muestran
en la Figura 4.27, de los cuales podemos observar que se alcanzd una penetracion de hasta 70
m, con una conductividad muy pequefia mas alla de los 55 m. Considerando una conductividad
promedio de 70 mD-m, se obtiene un valor de conductividad adimensional de fractura (Fcp) de
0.08. El factor de dafio calculado fué de -2.6.

Vol FI (m3) Gasto (m3/min) Tipo de fluido
0.64 0.32 Acético/Férmico
23.05 1.59 Agua
31.79 2.86 Pre-colchon
34.97 2.86 Acético/Formico
15.9 2.86 Pre-colchon
34.67 2.86 Acético/Férmico
15.9 2.86 Pre-colchon
34.97 2.86 Acético/Férmico
31.79 2.86 Agua
27.02 1.91 Acetico/Férmico
6.36 0.64 Acetico/Férmico
7.95 0.64 Agua con KCL/Metanol
25.59 0.64 Agua con KCL

Tabla 4.8.- Programa de inyeccién precolchén-acido organico.

Por ultimo, se simulé también el fracturamiento acido con apuntalante. El gasto de bombeo se
mantuvo en 3 m¥min, se inyectaron 18 toneladas de apuntalante ISP (20/40), dando un
volumen total de fluidos inyectados de 155 m®.

La Tabla 4.9 resume el programa de bombeo. El analisis de los resultados obtenidos permite
concluir:

¢ Que existe una disminucién en la presién neta consecuencia del aumento en el ancho
de la fractura (Figura 4.28).

¢ Al término de la inyeccion de las etapas de pre-colchoén la longitud de la fractura es de
50 m y con un promedio de 0.2 cm de ancho (Figura 4.29). Esto genera condiciones
favorables para el transporte de los apuntalantes, originando una mayor cobertura del
intervalo productor.

e La longitud final de la fractura (apuntalada) alcanza los 50 m (Figura 4.30) con una
conductividad promedio de 330 md-m, y Fcpde 0.45. Este Ultimo adn es bajo, pero es
5.5 veces mayor que en el caso de la inyeccién de 4cido sin apuntalante.

Para este caso, el factor de dafio calculado arroj6 un valor de -4.3, el cual representa un
incremento en la productividad del 57 %. Es posible mejorar, pues el tratamiento consideré sélo
la utilizacion de 18 toneladas de apuntalante (ISP). El incremento del contenido de este
material, puede proporcionar mayores dimensiones del ancho de fractura.
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Vol. FI (m®) | Conc. (kg/m”) | Gasto (m°/min) | Tipo de fluido
25 0 3 Pre-colchon
30 0 3 Pre-colchon
20 0 3 Pre-colchon
30 0 3 Pre-colchon
10 120 3 Acido organico
10 240 3 Acido organico
10 360 3 Acido organico
10 480 3 Acido organico
10 600 3 Acido organico
Tabla 4.9.- Programa de inyeccién para el tratamiento acido con apuntalante.
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Figura 4.28. Perfil de la Presion de fracturamiento neta durante el fracturamiento acido (Tomado de Bale. et al,

2010).
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Figura 4.29. Distribucién del ancho de la fractura al término de la inyeccion del precolchén (Tomado de Bale et. al,
2010).
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Figura 4.30. Geometriay ancho de la fractura al término de la inyeccién del acido organico (Tomado de Bale et. al,
2010).

CASO 2

La formacion corresponde con una caliza sometida a alta temperatura (140 °C) y una
profundidad de 3700-3720 m, aislada por intervalos de lutitas. Las caracteristicas del yacimiento
y de los fluidos para este caso se describen en la Tabla 4.10.

Tipo de Profundidad | Pp acl Ct Ho | 5o E Sr kh kv Temp.
Formacion (m) (bar) | (bar) | (1/bar) | (cp) (bar) | (bar) | (md)| (md) ¢ (°C)
égﬂ;g 3700-3725 | 500 | 570 | 2E-04 | 0.5 | 1.5 |2E+05| 3450 | 5 1 0.15 140

Tabla 4.10. Caracteristicas del yacimiento y propiedades de los fluidos para el ejemplo de estudio No. 2.

Debido a las condiciones de temperatura elevada y a la textura uniforme de los carbonatos, la
formacion de agujeros de gusano es despreciable. Se opté por la utilizacion de acido clorhidrico
al 28% para minimizar la presién neta, asi como la expansién de la altura de la fractura.

Tomando en cuenta la litologia (caliza) y la temperatura (140 °C), como primer alternativa, se
pensé en un elevado gasto de inyeccion. Al realizar la simulacién, los resultados mostraron que
un elevado gasto de 60 barriles por minuto (bpm) propiciaba un incremento en la altura de la
fractura (Figura 4.31).

La longitud de la fractura alcanzé una distancia de 75 m, siendo de mayor efectividad hasta los
60 m donde la conductividad de fractura mostré valores de 100 md-pie (Figura 4.32 y 4.33). En
promedio, la conductividad tiene un valor inferior a los 800 md-pie (Figura 4.34), esto
corresponde con un valor de la conductividad adimensional de la fractura (Fcp) de 0.8. A pesar
de que se logré obtener una buena longitud de fractura, no lo fue asi para la conductividad, el
esfuerzo efectivo fue de 270 bares.

JCRH - EHA | 171



CAPITULO IV. EXPLOTACION EN CALIZAS DE PLATAFORMA UNAM - 2012

TVD 5.24 min
m
0.000
3660 0.0508 —
0.1016 §
" 3680 01524 3
s 0.2032 3
| &
3700 0254 B
0.3048 2
0.3556 2
<
3720  0.4064
% 0.4572
0.508
J: 3740
‘_'5
525 550 575 20 40 60 80
Esfuerzo (bares) Penetracion de fractura (m)

Figura 4.31. Distribucién de la altura y ancho de la fractura tras inyectar 50 m? de HCL (28%) a un gasto de 60 bpm
(Tomado de Bale et. al, 2010).
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Figura 4.32. Distribucién de la conductividad de la fractura tras la inyeccion de 50 m*® de HCL (28%) a un gasto de 60
bpm (Tomado de Bale et. al, 2010).
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Figura 4.33. Distribucién de la conductividad de la fractura en funcién de su penetracién para un tiempo t1y t2
(Tomado de Bale et. al, 2010).
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Figura 4.34. Distribucién de la conductividad de la fractura tras inyectar 50 m® de HCL (28%) a un gasto de 20 bpm
(Tomado de Bale et. al, 2010).

Al disminuir el gasto de inyeccion a 20 bpm la longitud de la fractura alcanza una distancia de
40 m (Figura 4.35 y 4.36), sin embargo la conductividad ahora adquiere un valor promedio de
3000 md-pie. Claramente, se observa un menor crecimiento de la altura de la fractura, casi
restringiéndose exclusivamente al intervalo de interés (debido a la reduccién de dos bares en la
presién de fractura neta P (Figura 4.37 y 4.38). A su vez, un menor gasto permite un mejor
gravado de fractura en las cercanias del pozo y en consecuencia una mejor distribucién de su
ancho (Figura 4.39). El valor que se obtiene para este caso de Fcp es de 4.6. Tales cambios y
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sus subsecuentes efectos, subrayan la importancia del modelado numérico en 3-D de los
procesos de fracturamiento acido.
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Figura 4.35. Distribucién de la conductividad de la fractura en funcién de su penetracién para un tiempo t1y t2
(Tomado de Bale et. al, 2010).
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Figura 4.36. Distribucion de la altura y ancho de la fractura tras inyectar 50 m* de HCL (28%) a un gasto de 20 bpm
(Tomado de Bale et. al, 2010).
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Figura 4.37. Perfil de la Presion de fracturamiento neta al inyectar 50 m? de HCL (28%) a un gasto de 20 bpm
(Tomado de Bale et. al, 2010).
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Figura 4.38. Distribucién del ancho de fractura para gastos de inyeccion del &cido de 20 y 60 bpm (Tomado de Bale
et. al, 2010).

JCRH - EHA | 175



CAPITULO IV. EXPLOTACION EN CALIZAS DE PLATAFORMA UNAM - 2012
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Figura 4.39. Perfil de la Presion de fracturamiento neta al inyectar 85 m? de HCL-28% (Tomado de Bale et. al, 2010).

Como una medida para contribuir en el sostenimiento de la conductividad de la fractura (evitar o
mitigar el cierre) se llevd a cabo una estimulacion de tipo fracturamiento acido con apuntalantes.

Durante la selecciébn de apuntalante se consideraron los problemas de retorno del mismo,
siendo conveniente el Carbo-Lite 20/40. La presion de fracturamiento neta (Pne) no tiene
aumentos importantes, puesto que los gastos de bombeo se mantienen en niveles adecuados
para el llenado de la fractura gravada. La longitud de fractura alcanzada lleg6é hasta los 50 m,
mientras que la conductividad en las proximidades del pozo fue de 12,000 md-pie. El F¢p
obtenido fue de 6.1, en la Tabla 4.11 se resume el programa del tratamiento.

Etapa | Bache Vol. Conc. Gasto | Masa | tiempo | tiempo | Tipo de Apuntalante
(m3) acido Apunt. (bpm) | apunt. de acum. fluido
(m3) (Ipg) (MIbs) | bombeo | (min)
(min)
Inicio | Fin
1 40 40 0 0 20 0 12.581 12.6 HCL 28% | RC Carbolite 20-40
2 5.001 4,788 1 1 20 1.3 1.573 14.2 HCL 28% | RC Carbolite 20-40
3 6.998 6.427 2 2 20 34 2.201 16.4 HCL 28% | RC Carbolite 20-40
4 9.004 7.944 3 3 20 6.3 2.832 19.2 HCL 28% | RC Carbolite 20-40
5 10.998 9.337 4 4 15 9.9 4.612 23.8 HCL 28% | RC Carbolite 20-40
6 13 10.636 5 5 15 14 5.452 29.3 HCL 28% | RC Carbolite 20-40

Tabla 4.11.- Programa de bombeo para la inyeccion de 85 m® de acido Clorhidrico al 28 %.
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Los resultados obtenidos al bombear 85 m® de acido clorhidrico al 28% (40 m® de precolchdn)
con 34,900 libras de apuntalante Carbo-Lite 20/40 se observan en la Figura 4.40.
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Figura 4.40. Distribucién de la Conductividad de la fractura para un tiempo de 30.33 minutos (Tomado de Bale et. al,
2010).

4.8. RECUPERACION SECUNDARIA Y MEJORADA

La obtencion de hidrocarburos de un yacimiento se encuentra relacionado con los mecanismos
fisicos de explotacién, asi como a la ingenieria de manejo y operacion de los pozos
productores/inyectores y de instalaciones superficiales disponibles. Los procesos de
recuperacion de hidrocarburos, como resultado de la energia natural o0 mecanismo de empuje
en el yacimiento, son conocidos como procesos de recuperacion primaria, secundaria y terciaria
0 mejorada.

Un proceso de recuperacion primaria de hidrocarburos se presenta, cuando el flujo de los
fluidos hacia los pozos es debido a la energia natural existente en el yacimiento (mecanismos
como la expansion del sistema roca-fluidos, gas en solucién, empuje del acuifero, expansion del
casqguete de gas asociado o drene gravitacional).

Un proceso de recuperacion secundaria, queda definido por el hecho de adicionar energia al
yacimiento mediante la inyeccién de un fluido inmiscible (agua y/o gas), manteniendo y/o
reiniciando el desplazamiento del aceite hacia los pozos productores (PEMEX, 2008). Es vital
enfatizar que en un proceso secundario, tanto las propiedades de los fluidos como las del medio
poroso no son modificadas respecto a su comportamiento original, y es solamente la energia de
movimiento, la competencia de movilidades y la zonificacion del petréleo a contactar, los
factores que definen el crecimiento de la recuperacion.
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La recuperacion mejorada o terciaria de petréleo se define como el conjunto de métodos que
emplean fuentes externas de energia y/o materiales para recuperar el aceite que no puede ser
producido por medios convencionales (recuperacion primaria y secundaria). La inyeccion del
fluido al yacimiento modifica las caracteristicas originales de la roca y/o fluidos involucrados en
el desplazamiento, como son, la reduccion de la viscosidad del aceite, la reduccion de la tension
interfacial, cambios composicionales en componentes no hidrocarburos, cambios de
mojabilidad, entre otros (Rangel E., 2010).

La experiencia en la explotacion de yacimientos, muestra que las recuperaciones
convencionales obtenidas por los distintos procesos van desde un 5% para la explotacion
primaria, hasta un 65 % para la recuperacion mejorada (Tabla 4.12).

Yacimientos de aceite: Rango de recuperacion
Recuperacion Primaria 5-20% OOIP
Recuperacion Secundaria 20-45% OOIP
Recuperacion Mejorada 45-65% OOIP

Yacimientos de gas:
Recuperacion Primaria 70-80 % OGIP
OOIP.-Volumen original de aceite en el yacimiento.
OGIP.-Volumen original de gas en el yacimiento.

Tabla 4.12. Factores totales de recuperacion en yacimientos clasticos (Tomado de PEMEX, 2008).

En yacimientos de gas las mayores recuperaciones son del orden del 70 %, sin embargo, la
presencia de heterogeneidades a escala de poro y de yacimiento, provocan que estos valores
convencionales solo apliquen en ciertos casos.

Internacionalmente se ha aceptado que los métodos de recuperacion mejorada se dividan en
cuatro grandes grupos: métodos térmicos, métodos quimicos, métodos de inyeccidén miscible de
gases y otros (como microbial y eléctricos). La Figura 4.41 muestra un diagrama con la
clasificacién de los procesos de recuperacion.

La inyeccion de agua o gas hidrocarburo en condiciones inmiscibles para controlar la presion
del yacimiento se le denomina mantenimiento de presion; este proceso debe ser considerado
como un caso particular de la recuperacién secundaria, debido a que incide en la movilidad y
por ende en la productividad del yacimiento.

4.8.1. RECUPERACION DE HIDROCARBUROS EN YACIMIENTOS CARBONATADOS

Los yacimientos en rocas carbonatadas se caracterizan por tener bajos y una gran diversidad
de factores de recuperacion. Aunado a esto, la dificultad para definir la geometria, continuidad y
calidad de los yacimientos proporciona un alto grado de incertidumbre al evaluar el potencial de
posibles prospectos. Los factores determinantes de la recuperacion final de hidrocarburos en
carbonatos son la heterogeneidad del yacimiento, el tipo de fluidos, el sistema de porosidad, el
mecanismo de empuje y la mojabilidad de la roca (Qing, 2003). Las estrategias de desarrollo de
campos y las préacticas de administracién de yacimientos desempefian un papel fundamental
para incrementar los factores de recuperacion (incluidas las técnicas de recuperacion
secundaria y mejorada).
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Figura 4.41. Etapas en la vida de un yacimiento, de acuerdo a los mecanismos de recuperacion y posibles factores
de recuperacion final que se pueden obtener (Tomado de CNH, 2010).

Un analisis de 250 yacimientos carbonatados en el mundo, mostré que en el caso de aquellos
productores de aceite (aceites ligeros a medios) tienen un factor de recuperacion promedio de
36% (Figura 4.42), mientras que en el caso de yacimientos de gas y/o gas y condensado,
presentan una recuperacion de hasta 72% (Figura 4.43). En los yacimientos de aceite pesado
(<22 °API) la recuperacion final es de un 30%.
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Figura 4.42. Distribucién de los factores de recuperacion en yacimientos de aceite en rocas carbonatadas. El
promedio de recuperacion final es de 36 %, la mitad en comparacion con los yacimientos de gas (Tomado de Qing,

2003).
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Figura 4.43. Distribucién de los factores de recuperacién en yacimientos de gas en rocas carbonatadas. El promedio
de recuperacion final es de 72 % (Tomado de Qing, 2003).

El tipo de fluido define los rangos en que se presenta la recuperacion y el tipo de depdsito, la
diagénesis permite definir los grupos del tipo organico, fracturados (Tipo Il 'y ll) y
convencionales siendo los yacimientos fracturados de aceite los que presentan los menores
factores de recuperacion, 32% sobre todo los que tienen doble sistema de porosidad. EI mejor
tipo de yacimiento de aceite, con recuperaciones de hasta 51%, es el clasificado como de
crecimiento organico, debido a la alta conectividad vertical (PEMEX, 2008).

Con base en un enfoque de dinamica de flujo en medios porosos, varios autores han
establecido una clasificacion en términos de recuperacion y comportamiento de flujo. Bajo este
enfoque, se definen 5 agrupaciones de tipos de yacimientos (los tres primeros definen el nivel
de heterogeneidad), basado en un estudio de Allan et. al (2003), y que se describen en seguida:

1. Yacimientos fracturados.

2. Yacimientos convencionales.

3. Yacimientos organicos (depdsitos asociados a sistemas arrecifales).
4. Yacimientos de gas y de gas y condensado.

5. Yacimientos de alta viscosidad.

YACIMIENTOS FRACTURADOS

Corresponden a los yacimientos en los cuales el fracturamiento y/o la disolucién contribuyen en
gran medida a la permeabilidad de la formaciéon donde la matriz proporciona la capacidad de
almacenamiento (porosidad). En promedio el factor de recuperacién para este tipo es de 32%
(Figura 4.44), siendo el menor en comparacién con los yacimientos convencionales y
organicos.
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Figura 4.44. Distribucion de los factores de recuperacion para yacimientos de aceite (medios a ligeros) en rocas
carbonatadas fracturadas. El valor promedio asciende a un 32% (Tomado de Qing, 2003).

YACIMIENTOS CONVENCIONALES

Pertenecen a ésta categoria los yacimientos en los que la depositacion tiene una fuerte
influencia en sus caracteristicas. Alcanzan factores de recuperacion de hasta un 37%,
posicionandolo en un nivel intermedio al compararlo con los yacimientos fracturados y organicos
(Figura 4.45). Los principales factores que inciden en la recuperacion son la conectividad del
yacimiento, la movilidad, permeabilidad y las técnicas de recuperacién mejorada.
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Figura 4.45. Distribucion de los factores de recuperacion para yacimientos de aceite (medios a ligeros) en rocas
carbonatadas convencionales. Se tiene un promedio de 37 % (Tomado de Qing, 2003).
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YACIMIENTOS ORGANICOS (YACIMIENTOS ARRECIFALES)

Corresponden a las acumulaciones que tienen una topografia significativa en aguas someras,
es decir arrecifes, bancos y plataformas aisladas. Estas acumulaciones tienen alta porosidad
vertical y buena continuidad de la permeabilidad. Tienen el mayor valor de recuperacion de
hidrocarburos con un porcentaje del 51% en promedio, al compararse con los de tipo fracturado
y convencional (Figura 4.46).
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Figura 4.46. Distribucion de los factores de recuperacion en yacimientos de aceite (medios a ligeros) en depdésitos
organicos (arrecifes), en promedio la recuperacion final es de 51% (Tomado de Qing, 2003).

Los factores que inciden en el aumento de la extraccién, son el tamafio del crecimiento
organico, su permeabilidad y los procesos de recuperacién mejorada.

4.8.2. RECUPERACION SECUNDARIA Y MEJORADA EN MEXICO

La recuperacién adicional en México, comenzé en 1951 al inyectar agua en el Campo Poza
Rica. Hasta diciembre de 2008 se habian desarrollado 30 proyectos de este tipo. De los 30
proyectos de recuperacion secundaria 26 han utilizado agua, 3 han empleado gas hidrocarburo
inmiscible y 1 ha usado nitr6geno inmiscible.

Con respecto a los proyectos de recuperacion mejorada se han implementado 5, 2 de ellos han
utilizado CO, miscible y 3 emplearon N, miscible. La Tabla 4.13 resume los procesos de
recuperacion secundaria y mejorada en rocas carbonatadas hasta el 2008 (PEMEX).
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Regi6n Activo Campo In)llneigci:(i)én |nyg<i:?:i()n i'?\l;éigigﬁ Recuperacion | Tipo de Roca
sep-98 Gas Hid. Inmiscible | Secundaria Carbonatos NF
Cantarell Akal
NE may-00 N2 Inmiscible Secundaria Carbonatos NF
M:Igob Ku/Ma;Igob/Za N2 miscible Mejorada Carbonatos NF
Zaap
Abkatun Abkat#SéPOVC mar-91 dic-06 Agua Secundaria | Carbonatos NF
Sw Pol Chuc Chuc Gas Hid. Inmiscible | Secundaria Carbonatos NF
Litoral Bolontiku Agua Secundaria | Carbonatos NF
Tag:sco May Gas Hid. Inmiscible | Secundaria Carbonatos NF
PR?EZ San Andrés jul-61 ene-07 Agua Secundaria Carbonatos
Hallazgo oct-78 jun-06 Agua Secundaria Carbonatos
Remolino feb-82 may-90 Agua Secundaria Carbonatos
Norte Arenque jun-80 jun-99 Agua Secundaria Carbonatos
Barcodon nov-88 sep-91 Agua Secundaria Carbonatos
Poza Rica mar-51 Agua Secundaria Carbonatos
oct-51 Gas Hid. Inmiscible | Secundaria Carbonatos
T-C may-68 Agua Secundaria Carbonatos
Bell_ota Jgjo . dic-07 N2 miscible Mejorada Carbonatos NF
Jujo Tecominoacan
Muspac Cactus sep-78 Agua Secundaria | Carbonatos NF
Sitio Grande jun-77 Agua Secundaria Carbonatos NF
ene-05 CO2 Miscible Mejorada Carbonatos NF
Artesa mar-79 dic-83 Agua Secundaria Carbonatos NF
sur nov-00 ene-05 CO2 Miscible Mejorada Carbonatos NF
Sall_mugga- Cunduacan oct-77 Agua Secundaria Carbonatos NF
jul-08 N2 miscible Mejorada Carbonatos NF
Oxiacaque nov-06 Gas Hid. Inmiscible | Secundaria Carbonatos NF
Samaria oct-77 Agua Secundaria Carbonatos NF

Tabla 4.13. Proyectos de recuperacion adicional en México en yacimientos carbonatados. Las letras T-C se refieren
al campo Tamaulipas-Constituciones (Tomado de PEMEX, 2008).

4.8.2.1.

ANTONIO J. BERMUDEZ

PROCESOS DE RECUPERACION SECUNDARIA Y MEJORADA EN EL COMPLEJO

La produccién en el complejo inicié en 1973 con una presién de 530 kg/cm?. Hasta el 2008 la
presién media del yacimiento se ubicaba por debajo de la presion de saturacion, originando la
formacion de casquetes de gas en los diversos campos (Figura 4.47).
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Figura 4.47. Comportamiento de la presion en el Complejo Antonio J. BermUdez (Tomado de PEMEX, 2008).

La inyeccion de agua en el Complejo comenz6 en octubre de 1977 con un gasto de 3,327 bpd,
alcanzando un gasto maximo de 466.3 mbpd en febrero de 1983. Hasta noviembre de 2008 el
volumen de agua inyectada fue de 1,173 mmb. El propésito principal de la inyeccién de agua
fue el mantenimiento de la presiéon en los campos, tal efecto se logré a partir de 1980 (Figura
4.47) al conjuntarse el impacto de la inyeccion y una disminucion del ritmo de produccion. En el
campo Cunduacan, la inyeccién no tuvo el efecto esperado por lo que fue suspendida en enero
de 1986 (PEMEX, 2008). Para el campo Samaria, se logr6 mantener una plataforma de
produccion de 100 mbpd durante el periodo 1997-2002.

Posteriormente se optd por dejar de inyectar agua dulce, para observar el comportamiento de la
presién y la produccion de los pozos productores vecinos, continuando con la inyeccién de agua
congénita en 6 pozos con un volumen de inyeccién diario de 31,500 barriles. La presion
comenzo a declinar, por lo que en julio del 2003 se reanuda la inyeccion de agua dulce en 5
pozos con un volumen promedio diario de 3,700 b. Las Figuras 4.48 y 4.49 indican la historia
de produccion y de inyeccion para los campos Cunduacan y Samaria, respectivamente.

Por otra parte, el proyecto de inyeccion de N, comenzé a mediados del 2008 y con la finalidad
de incrementar la recuperacion de reservas del Complejo. El N, al ser inyectado en la capa de
gas actu6 como mantenimiento de presién, reduciendo la declinacién de presion del yacimiento.

Mantener la presién en la columna de aceite contribuye a la preservacion de la productividad de
pozos ubicados en esta zona. Para esto es necesario que se alcance un balance entre los
fluidos inyectados y producidos, es decir que el factor de reemplazo se aproxime al 100 %. El
Complejo ha sido explotado aprovechando su energia natural y por el empuje hidraulico debido
a la inyeccién de agua.

Hasta el 31 de marzo de 2008 solo se habian inyectado durante 16 dias efectivos a una tasa
promedio efectiva de 69 mmpcd, aunque en algunos casos se alcanzaron gastos de 190
mmpcd; la inyeccién continua inicié en julio de 2008. El efecto de la inyeccion de N, en la
presién estatica se ha observado en algunos pozos ubicados muy cerca de los pozos
inyectores. No se cuenta con informacién suficiente para la evaluacion de los efectos en zonas
mas alejadas de los pozos inyectores.
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4.48. Historico de produccién en los Campos con procesos de inyeccion de agua en el Complejo Antonio J.
Bermudez (Tomado de PEMEX, 2008).
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4.49. Comportamiento general del gasto de inyeccion de inyeccion de Nz al Complejo Antonio J. Bermidez (Tomado
de PEMEX, 2008).

JCRH - EHA | 185



CAPITULO IV. EXPLOTACION EN CALIZAS DE PLATAFORMA UNAM - 2012

4.9. DESARROLLO DE CAMPQOS.
La vida de un yacimiento o un campo petrolero considera las etapas de evaluacion del
potencial, la Incorporacién de reservas, la delimitacién y caracterizacion de yacimientos, el
desarrollo de campos y la explotacion de yacimientos (Figura 4.50). Las tres primeras etapas
constituyen las actividades de exploraciéon, por su parte las ultimas dos conforman las
actividades de Produccion.

Evaluacion del

Potencial
Petrolero

Cuenca  Play Play Prospecto ¢
Hipotético | Establecido Tatimicol Canga
Recursos Recursos Reservas RESERVAS
Potenciales Probables 3P Probadas, probables y posibles
EXPLORACION

PRODUCCION

Figura 4.50. Principales etapas del proceso de exploracion y produccién de un proyecto petrolero (Tomado de
PEMEX, 2011).

Los trabajos de exploracién petrolera en una cuenca sedimentaria, estan orientados a la
identificacion de la presencia y eficiencia de los elementos y procesos geoldgicos que forman el
sistema petrolero activo, como son la roca generadora, la roca almacenadora, la trampa, el sello
y la sincronia; incluyendo la generacion-migracién-entrampamiento de hidrocarburos (Figura

4.51).

Generacion =  Expulsion 2 Migracién - Entrampamiento @ Preservacion

Un bugn sello

Una Trampa

Un buen almacén
Que se mueva|

Que se acumule

Figura 4.51. Elementos y procesos que constituyen al sistema petrolero y que dan lugar a la acumulacion de
hidrocarburos en una trampa (Tomado de PEMEX, 2011).
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Los principales estudios exploratorios estan constituidos por el andlisis de cuencas, estudios de
sistemas petroleros, estudios de plays, estudios de prospectos y estudios de caracterizacion
inicial. Los estudios de andlisis de cuencas se refieren a la definicion de la arquitectura
estratigrafica de una cuenca sedimentaria y su evolucion (PEMEX, 2011). El estudio de los
sistemas petroleros permite la definicion de la extension y caracteristicas de las rocas
generadoras, su evolucion térmica y la identificacion de zonas mas favorables para la
generacion de hidrocarburos; también considera la determinacion de las vias de migracion
hacia posibles trampas. Los estudios de plays definen la distribucion y caracteristicas de las
rocas almacenadoras y de las condiciones favorables para su entrampamiento, mejorando la
visualizacion de oportunidades exploratorias. Los estudios de prospectos se refieren a la
evaluacion y jerarquizacion de oportunidades exploratorias y la documentacién de prospectos o
localizaciones exploratorias para determinar su probabilidad de contener hidrocarburos. Por
ltimo, la caracterizacion inicial da lugar a una definicion del modelo geoldgico integrado de un
yacimiento, la distribucion de facies y propiedades petrofisicas, su heterogeneidad, contactos de
fluidos, el calculo volumétrico de reservas, etc.

En la etapa de evaluacion del potencial petrolero, las actividades que se realizan tienen como
objetivo la identificacion, el mapeo y la jerarquizacion de las areas donde se tengan las mayores
probabilidades de encontrar acumulaciones comerciales de hidrocarburos en el subsuelo, para
lo cual se realizan estudios de geologia superficial, geoquimica, gravimetria y magnetometria
asi como sismica 2D y 3D. Tales estudios son analizados por equipos multidisciplinarios
quienes estiman el potencial petrolero de la cuenca, realizan la identificaciébn de plays y
proponen prospectos para la perforacion.

Ya que se ha comprobado la existencia del sistema petrolero, inicia la etapa de incorporacion
de reservas; en esta fase, se tiene como finalidad el descubrimiento de reservas de
hidrocarburos mediante la identificacion, jerarquizacion y perforacion de oportunidades
exploratorias que son detectadas por los geocientificos con el apoyo de los modelos geoldgicos
elaborados a partir de la informacién de pozos perforados y la informacién que se interpreta con
la sismica 2D y 3D.

Durante la delimitacién de yacimientos se tiene como objetivo el brindar la certeza de la
existencia de los volimenes de reservas descubiertas, a través del entendimiento de la
geometria y propiedades estaticas y dinamicas de los yacimientos, permitiendo asi la
conceptualizacion con mayor nivel de confianza para su desarrollo y explotacion futura (CNH,
2010). Con base en el modelo geoldgico, se perforan uno o mas pozos delimitadores para
conocer la extension areal del yacimiento lo que permite planificar mejor su desarrollo. Cada
yacimiento debe contar con un plan dindmico de explotacion, que considere aspectos técnicos y
econdmicos, con el objetivo de lograr la mayor rentabilidad posible. Una buena parte del plan de
desarrollo se sustenta en la caracterizacion del yacimiento, lo que conduce a la seleccion de un
modelo tedrico representativo de las condiciones de flujo de los fluidos en el campo. La
caracterizacion de los yacimientos es la deteccion y evaluacion de los elementos constitutivos
de la formacion, que influyen en el comportamiento de flujo, como la porosidad, permeabilidad,
la anisotropia, las fuerzas capilares y la mojabilidad, la estratificacion, las fallas geolégicas, las
discordancias, los acufiamientos, el fracturamiento, etc.

Existen dos tipos de caracterizacion de yacimientos, la estatica y la dinamica. En la
caracterizacion estatica no se requiere el movimiento de los fluidos en el medio poroso, para
realizar el célculo del volumen de produccién, los datos provienen de la informacién sismica, de
los datos de geologia, los registros geofisicos de pozo, de la informacién del tipo de roca y las
caracteristicas de los fluidos a partir de mediciones en laboratorio. En la caracterizacion
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dinadmica es necesario considerar el movimiento de los fluidos en el yacimiento para obtener las
mediciones, los datos se obtienen de las pruebas transitorias de presion, de los datos de
produccion, del registro del molinete hidraulico y de las pruebas de trazadores radiactivos,
pruebas de formacion (DST, MDT).

Martinez N. (2003) identifica varios procesos para definir el modelo de yacimiento en funcién de
la informacion utilizada (Figura 4.52). Algunas de las fuentes pueden generar un modelo propio
y/o conjuntarse para obtener un modelo representativo Unico. Los yacimientos de petréleo
exhiben gran complejidad en su naturaleza a nivel microscopico y macroscopico, lo que incide
directamente en una variacion de propiedades petrofisicas y de los fluidos con respecto a su
posicién en la trampa.

Informacion
Geoldgica

Registros | Informacién
Geofisicos Sismica

Modelo |
del
yacimiento

Pruebas de
presion

Muestras de
fluidos

Muestras de
roca

Figura 4.52. Principales herramientas para la construccion del modelo del yacimiento (Martinez N., 2003).

Los simuladores numéricos que se utilizan en la caracterizacion de yacimientos requieren de
una amplia cantidad de datos de calidad, entre la cual se encuentra la referente a las
caracteristicas de la formacién productora, propiedades y distribucion de los fluidos. Al final de
la explotacion del yacimiento se cuenta con la mejor caracterizacion, pues durante el tiempo de
la explotacién se ha llevado a cabo la recoleccion de gran cantidad de informacién, no obstante
en esta etapa poco puede lograrse para influir en la rentabilidad total del yacimiento, puesto que
las principales decisiones para la explotacién ya se tomaron.
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La evaluacion economica nos indica la rentabilidad en un campo petrolero, que por lo general
ocurre en un periodo de 10 a 15 afos, al considerar variables como el precio de los
hidrocarburos, la produccion, la inversién y los costos de operacion. La recuperacion de la
inversion inicial en la perforacion de pozos, sistemas de tuberias, instalaciones de produccion,
equipo subsuperficial y superficial y demas, se alcanza en general a largo plazo, conforme se
inicie y mantenga la produccion. Presentandose asi, la problemética de llevar a cabo la
prediccion del comportamiento y los gastos de produccion del yacimiento. La reserva probada y
la capacidad productiva de los yacimientos son los principales parametros que soportan la
rentabilidad financiera de los proyectos petroleros, consecuentemente, su éxito financiero
depende en gran medida de su cuantificacién confiable. El volumen total de la reserva que
finalmente se extrae de un yacimiento, depende de las acciones realizadas durante su
explotacion, por lo tanto, uno de los principales objetivos del ingeniero petrolero consiste en
optimizar la planeacion, programacion e implantacion de métodos y procedimientos
conducentes a maximizar la recuperacion de las reservas de los yacimientos. La explotacion de
las reservas probadas exige las mejores estrategias para producirlas y por tanto, requiere de la
busqueda de tecnologias y procedimientos apropiados para asegurar su recuperacion, acelerar
su extraccion y maximizar su volumen.

La planeacion del desarrollo del campo incluye la definicion de la cantidad de pozos a perforar,
la seleccién de las estrategias de explotacion (recuperacion primaria, secundaria y terciaria), de
tal forma que se garantice la mayor recuperacion de hidrocarburos. Para lograr lo anterior se
presentan distintas alternativas de extraccion, como lo pueden ser la implementacién de
sistemas artificiales de produccién, emplear ciertos arreglos de pozos productores e inyectores,
aplicar técnicas de recuperacion secundaria 0 mejorada, llevar a cabo tratamientos a los pozos,
es decir, existen una infinidad de posibles combinaciones para desarrollar un determinado
campo. La seleccién del plan de explotacién se hace tomando en cuenta tanto elementos
técnicos como factores econémicos.

Cossé (1993) divide a la fase de desarrollo de campos en tres etapas: analitica, modelado,
prediccion. Durante la primera etapa se realiza una recopilacion de informaciébn como la
geologia de la region, la proporcionada por los registros geofisicos, los estudios de nucleos, las
propiedades de los fluidos (PVT), caracteristicas petrofisicas de la roca, etcétera. En el
modelado, se realiza la interpretacion de los datos y la construcciébn de un modelo del
yacimiento, en el cual incluimos informacion como la geometria del yacimiento, los mecanismos
de empuje presentes, la seleccion de las condiciones de operacion (terminaciones, sistemas
artificiales de produccion, equipo superficial), asi como la seleccién y ubicacion de los pozos
productores e inyectores. Por Ultimo, en la etapa de prediccién se definen cuales seran los
ritmos de produccion en funcién de los escenarios de explotacién propuestos, sin embargo es
importante contar con distintas alternativas viables y seleccionar la mas adecuada tanto en
términos econdmicos como técnicos.

Resulta importante resaltar que la combinacion del capital humano, un financiamiento apropiado
y el uso de la tecnologia constituyen los tres ejes que permiten la explotacion 6ptima de los
hidrocarburos. La administracién de yacimientos (Figura 4.53) sefiala que una vez que se ha
planteado el plan de explotacibn con base en la informacién disponible, es indispensable
implementarlo en campo, llevando dicho plan de explotacién, el cual debe mejorarse de forma
continua en funcién de la nueva informacién obtenida, por lo que deberan realizarse las
modificaciones necesarias para lograr el mayor beneficio econémico.
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El proceso es continuo y debe efectuarse durante toda la vida econdémica del yacimiento, este
plan puede modificarse por diferentes razones como son la nueva informacion del campo que
cambia el modelo del yacimiento, cambios en los precios de los hidrocarburos, la posible
aplicacion de nuevas tecnologias y/o modificadas, entre otras. Como ejemplo a continuacion se
describen las alternativas de desarrollo planteadas en 2011 para el complejo Antonio J.
Bérmudez.

Definicion del plan de
explotacion

' Evaluacion del Plan

Figura 4.53. La administracién de yacimientos como herramienta para el desarrollo de campos (Martinez N., 2003).

4.9.1. PROYECTO DE EXPLOTACION COMPLEJO ANTONIO J. BERMUDEZ

En el dictamen elaborado por la Comision Nacional de Hidrocarburos (2011) para el complejo
Antonio J. Bermudez, se divide al proyecto en tres areas productivas, el complejo Antonio J.
Bermudez, Samaria Somero y Ogarrio-Magallanes. Petr6leos Mexicanos en el afio 2011
estableci6 como objetivo la aceleracion del ritmo de extraccion de hidrocarburos, el
mejoramiento en el factor de recuperacion de los yacimientos y el aseguramiento en la
continuidad de la operacion de los campos de aceite ligero como de aceite pesado, mediante la
extraccion de 669 mmb de aceite y 1,012 mmmpc de gas, a través de la perforacion de 341
pozos, 2,302 intervenciones a pozos, asi como la optimizacién y construcciéon de la
infraestructura de explotacién necesaria para el periodo 2011-2059.

En el alcance se considera la perforacion y terminacion de 341 pozos de desarrollo e
intermedios, la realizacién de 2,302 intervenciones a pozos (1,942 reparaciones mayores y 360
reparaciones menores), asi como la optimizacién y construcciéon de 130 ductos (13 oleoductos,
7 gasoductos, 14 oleogasoductos y 96 lineas de bombeo neumatico y/o inyeccion de agua), 334
lineas de descarga, 1 planta de tratamiento de aguas residuales, 7 cabezales colectores, 2
baterias y 1,600 taponamientos de pozos. La inversion requerida es de 84,653 millones de
pesos.

Para el area productiva del Complejo Antonio J. Bermuadez las tres alternativas evaluadas por
PEMEX, son las siguientes:
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1. Estrategia integral de explotacion, considera un proceso de mantenimiento de
presion por inyeccion de fluidos, entre los que estan 190 millones de pies cubicos
diarios de nitrdgeno, 120 millones de pies cubicos diarios de gas amargo y 75 mil
barriles diarios de agua residual; la perforacibn de 25 pozos intermedios
horizontales, direccionales y de largo alcance, dirigidos a las areas donde existen
volimenes importantes de reservas remanentes. La realizacion de 180
reparaciones mayores, 49 reparaciones menores y la administracion de la
energia del yacimiento.

2. Esquema integral de explotacion, considera el mantenimiento de presion por
inyeccion de fluidos, con variacion en los volumenes de inyeccién de gas amargo
y agua residual; 190 millones de pies cubicos diarios de nitrégeno, 100 millones
de pies cubicos diarios de gas amargo y 60 mil barriles diarios de agua residual,
ademas, se tiene una inversion menor con la perforacién y terminacién de 22
pozos, 176 reparaciones mayores y 40 reparaciones menores. Se descartd esta
opcién debido a la reduccion en el factor de recuperacion final del campo.

3. Un tercer esquema considera la inyecciéon de 190 millones de pies cubicos
diarios de nitrégeno, 90 millones de pies cubicos de gas amargo y 50 mil barriles
diarios de agua residual; disminuye la inversiéon con la perforacion y terminacién
de 20 pozos, 180 reparaciones mayores, 33 reparaciones menores y 739
estimulaciones, omite la administracion de la energia del yacimiento. Se descart6
la opcién debido a que la produccién de aceite y gas, asi como la recuperacion
final, fueron menores a la opcién 2 y por lo tanto, mucho menos atractiva en
relacion a la opcion 1 seleccionada. La tabla 4.1 resume los gastos de
produccion tanto de aceite como de gas para la alternativa seleccionada en el
horizonte de tiempo analizado.

Para la alternativa de desarrollo el proyecto obtendria un Valor Presente Neto (VPN) de 303,
694 millones de peso antes de impuestos y de 25, 474 millones de pesos después de impuestos
(Tabla 4.14).

Indicador econémico Antes de impuestos Después de impuestos unidades
VPN 303,694 25,474 mm$
VPI 55,653 55,653 mm$
VPN/VPI 5.46 0.46 $/$
B/C 3.68 0.35 $/$

Tabla 4.14.- Indicadores econdmicos para el proyecto de explotacion en el Complejo A. J. Bermudez.
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CONCLUSIONES

1. En la actualidad los combustibles fésiles, principalmente el aceite y el gas natural
constituyen el motor de la economia mundial, aproximadamente el 60 % de la
produccion mundial de hidrocarburos proviene de yacimientos en rocas carbonatadas;
sin embargo, el factor de recuperacion promedio no supera el 36 y el 72 % para el
aceite y el gas, respectivamente, consecuencia de la alta heterogeneidad de estas
rocas. Debido a la gran importancia de estos yacimientos en la industria petrolera,
durante décadas se ha fomentado el desarrollo de modelos que permitan una mayor
comprension de la geologia de estos ambientes.

2. Los factores que influyen en la sedimentacién de carbonatos son la temperatura del
agua, la profundidad, la penetracion de luz, la salinidad y la turbulencia. Las condiciones
ideales para la sedimentacion de carbonatos son una temperatura de 20 y 25 °C, una
profundidad de entre 10 y 20 m, que constituye la region de mayor produccion de
carbonatos debida a la alta productividad biogénica y en menor cantidad hasta los 100
m, la mayor abundancia de organismos productores de carbonatos se desarrollan entre
una salinidad de 30y 40 ppt.

3. En los campos petroleros nacionales, los yacimientos carbonatados se caracterizan por
presentar deformacion estructural con presencia de fallas inversas y pliegues
anticlinales que forman importantes trampas; principalmente del tipo estructural, en
menor proporciébn se presentan trampas mixtas que combinan los aspectos
estructurales y estratigraficos; este tipo de trampas fueron provocadas por la intensa
actividad tectonica durante y posterior a la acumulacién de sedimentos.

4. La correlacion de los pozos perforados y el analisis de los afloramientos permiten
establecer los factores que controlan la distribucién espacial del sistema de porosidad y
de los fluidos dentro del yacimiento; estos parametros proporcionan mayor certeza en la
ubicacién de las areas con los mas altos valores de porosidad y saturacion de
hidrocarburos, de modo tal que permiten ubicar las zonas de mayor potencial
econdémico, localizando las zonas mas atractivas para el desarrollo de campos.
petroleros.

5. El Arrecife Capitan representa el sistema de carbonatos de plataforma mas estudiado
del mundo; la importancia econémica de las unidades asociadas con el arrecife y los
excelentes afloramientos en las Montafias Guadalupe en Estados Unidos han
despertado un gran interés en la comunidad geoldgica internacional; mediante estudios
sedimentolégicos, estratigraficos y paleontolégicos, el estudio de los afloramientos
demuestran que es posible obtener una interpretacion confiable del medio ambiente de
depdsito, de los principales organismos involucrados en la formacion de los arrecifes,
asi como la identificacion de las zonas de alta porosidad y permeabilidad; estos
pardmetros resultan de gran importancia para el éxito en el desarrollo de campos lo
gue permite mejorar los modelos de simulacién; con esta informacion también es
posible optimizar el disefio de los proyectos de recuperacion secundaria, al identificar
las mejores areas para la ubicacion de los pozos inyectores que permitan obtener una
mayor eficiencia de barrido de los fluidos en el yacimiento en la recuperacion
secundaria.
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6. Dada la enorme plataforma de produccién petrolera de Arabia Saudita, y en particular
del campo Ghawar (es el mayor de los 120 yacimientos gigantes del mundo), que por si
solo contribuye con un 5.5 % de la produccién total, y a su vez considerando las
elevadas reservas y relacion reserva/produccion, no cabe duda de que este campo
constituye un proyecto estratégico para mantener o incrementar los niveles de
produccion de la compafila Saudi Aramco (9.4 MMbl/dia en octubre de 2011). La
caracterizacion geoldgica de los depésitos de hidrocarburos, asi como la definicion e
identificacion de los sistemas petroleros, contribuye en la comprension de su naturaleza,
y a la explotacion 6ptima de los recursos.

7. La estimulacion acida ha sido y seguira siendo una practica obligada para mejorar los
gastos de produccion en los yacimientos carbonatados; los principales aspectos que
deben tomarse en cuenta para lograr una estimulacibn matricial exitosa son la
divergencia, la pérdida de fluido y la velocidad de reaccion del sistema &cido a utilizar;
las propiedades vy tipo de fluido a emplearse, deben ser seleccionados con base en la
composicion mineraldgica de la formacion, la localizacion y tipo de dafio a remover y la
interaccion del sistema de tratamiento con el sistema roca-fluido.

8. El fracturamiento acido combina los principios de la acidificacion matricial y del
fracturamiento con apuntalante y es muy util para incrementar la produccién en
carbonatos. Este tipo de tratamiento tiene un mayor alcance en comparacion con la
acidificacion, pues debe atravesar la zona de matriz critica para comunicar el yacimiento
con el pozo. La evaluacion de las condiciones tanto del pozo, como del yacimiento, asi
como la identificacion de los factores de pseudodafio, evitan la realizaciéon de
fracturamientos en localizaciones que no lo ameritan. Las caracteristicas geologicas del
yacimiento, las propiedades de los fluidos y los mecanismos de empuje presentes, son
indispensables al elaborar el disefio del tratamiento. Los principales factores que inciden
en la efectividad de un tratamiento son el gravado, la penetracion y la conductividad de
la fractura. El tipo de acido, las metodologias de tratamiento empleadas, los gastos de
inyeccion y el control de las pérdidas de fluido tienen un efecto importante en el impacto
0 éxito de los tratamientos.

9. Los resultados de la simulacién para la estimulacién con sistemas combinados (acido y
apuntalante), indican una mejora importante de la conductividad de la fractura y, a su
vez de la productividad de los pozos (hasta un 57 % mas), principalmente por la mejora
del sostenimiento de la fractura, evitando su cierre. Sin duda, la correcta selecciéon del
pozo candidato, y la adecuada aplicacién constituyen elementos clave en el éxito de la
operacion.

10. Las actividades de exploracion petrolera en carbonatos permiten localizar las zonas
mas favorables con acumulaciones importantes de hidrocarburos; en la etapa de
desarrollo de campos es necesaria una buena caracterizacion estéatica del yacimiento,
para posteriormente disefiar un modelo representativo de las condiciones del flujo de
fluidos en el yacimiento.

11. Las instalaciones superficiales que a menudo se disefian para manejar gastos
maximos, deben disefiarse en funcién de gastos 6ptimos, esto permitiria una plataforma
de produccién estable por un periodo de tiempo mucho mayor y que se traduciria en el
largo plazo en mayores volimenes de produccion acumulada, reduciendo los gastos en
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tuberias, bombas y compresores, evitando de este modo tener instalaciones sobradas y
problemas de operacién en el corto plazo.

12. Para maximizar el factor final de recuperacion, es necesario modificar sustancialmente
el ciclo de vida del yacimiento; especificamente en la etapa de produccién primaria, en
la que es recomendable que desde el inicio del desarrollo del campo se definan los
métodos de recuperacion secundaria y/o de mantenimiento de presion mas adecuados
y que deberan ser implementados desde el inicio de la vida productiva del campo de
modo que se garantice el mantenimiento de presion del yacimiento para asegurar una
produccion monofasica y una alta eficiencia de barrido, de manera que se pueda
cumplir con los gastos de produccion comprometidos, de este modo se evitaria inflar o
subestimar la rentabilidad de los proyectos y estos serian seleccionados con base en la
evaluacion de aspectos técnicos, econémicos y de impacto ambiental.
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