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Resumen

La Cuenca de Chicontepec es una de las cuencas petroleras mas
importantes del pais, ya que contiene una de las reservas petroleras en
yacimientos convencionales y no convencionales mas grandes de México. Se
localiza en los estados de Veracruz, Puebla, Hidalgo y San Luis Potosi, cubre un
area de 11,300 km?; tiene 29 Campos entre los que se encuentra el Campo Tajin,
gue se localiza en el sector sureste de la cuenca y pertenece al proyecto “Activo

Integral Aceite Terciario del Golfo”, en el sector de “Desarrollo y Optimizacion”.

La columna estratigrafica va del Jurasico al Cenozoico, con deformacion
estructural principalmente de pliegues en la secuencia mesozoica y de fallas
laterales que afectan a todas las unidades estratigraficas. En el Campo Tajin se
han distinguido tres etapas de sedimentacion turbiditica, que origino el depdsito de
lutitas, areniscas y conglomerados de las Megasecuencias Inferior, Media y
Superior del Grupo Chicontepec; cada Megasecuencia esta separada por una
discordancia regional (denominadas A, B y C) y una discordancia basal entre la
Megasecuencia Inferior y las unidades estratigraficas jurasicas y cretacicas. El
ambiente de depdsito corresponde a turbiditas formadas por abanicos submarinos
superpuestos, con Iébulos, rellenos de canal, zonas de desborde y derrumbes de

diferentes dimensiones.

El Play productor para el Campo Tajin son las Megasecuencias, siendo la
mas importante la Megasecuencia Media ya que tiene los cuerpos arenosos de
mayor espesor y mas continuos, los que constituyen la roca almacenadora del
sistema petrolero; las areniscas se componen principalmente de fragmentos liticos
predominantemente de cuarzo, carbonatos y de matriz arcillosa. Las trampas son
mayoritariamente de tipo estratigrafico y la produccion principal es de aceite

pesado.

Los yacimientos del Campo Tajin son complejos, requiriendo aplicar nuevas
tecnologias para explotar efectivamente los cuerpos almacenadores, que se
caracterizan por tener en promedio porosidades del 12%, permeabilidades de

0.075 mD y espesores de 32 m.



En el Campo Tajin se han perforado 382 pozos, de los cuales 218 se
encuentran en produccion; aportando diariamente 5,739 barriles de aceite y 17.38
mmpcd de gas hasta diciembre de 2013, siendo uno de los campos mas
productivos de la cuenca, ademas de tener buena infraestructura para la

explotacién y transporte de hidrocarburos.

La perforacion de la mayoria de los pozos es principalmente vertical, con
algun tipo de sistema artificial de produccién, sin embargo, con estos pozos no se
ha logrado mejorar la produccién, por lo que es conveniente la implementacion de
perforacibn multilateral, ya que con esta tecnologia se puede mejorar
significativamente los factores de recuperacion, dadas las caracteristicas
geoldgicas de las unidades almacenadoras y las trampas del Campo Tajin. Los
pozos laterales también son una buena opcion para desarrollar los yacimientos, ya
gue han resultado ser eficientes ante la complejidad del subsuelo, al permitir
alcanzar cuerpos almacenadores lejanos y numerosos, mediante la combinacion
de diferentes arreglos como los laterales apilados, en espina de pez, opuestos o

una combinacion de ellos.

El método de recuperacion mejorada mas utilizado en el campo es el
fracturamiento hidraulico, aunque dada la mineralogia de los cuerpos arenosos
productores, otras técnicas como la estimulacion acida y el fracturamiento acido
son mejores opciones para aumentar el flujo y la produccion de hidrocarburos. La
perforacion horizontal ofrece beneficios similares al fracturamiento hidraulico
principalmente en cuerpos productores con baja permeabilidad. Estas técnicas
evitan la formacion de precipitados, el taponeo de los poros y el cierre de los
nuevos canales de alta conductividad; pero sobre todo, incrementan Ila

productividad de los pozos.



Abstract

The Chicontepec Basin is one of the most important oil basins in the
country, because it contains one of the biggest oil reserves in conventional and
unconventional reservoirs of Mexico. It is located in the states of Veracruz, Puebla,
Hidalgo and San Luis Potosi, it covers an area of 11,300 km?; it has 29 fields and
among them it is the Tajin Field, located in the southeastern sector of the basin
and belongs to the project "Integral Active Tertiary Gulf Oil" in the sector of
"Development and Optimization".

The stratigraphic column is of Jurassic to Cenozoic with structural
deformation mainly of folds in the Mesozoic sequence and lateral faults affecting all
stratigraphic units. In the Tajin Field there have distinguished three stages of
turbidite sedimentation, corresponding to shale, sandstones and conglomerates of
the Megasequences Lower, Middle and Upper of Chicontepec Group; each
Megasequence is separated by a regional unconformity (designated A, B and C)
and a basal unconformity between the Megasequence Lower and the Jurassic and
Cretaceous stratigraphic units. The depositional environment corresponds to
turbidite formed by submarine fan overlapping, with lobes, filled channels,

overflows and slumps and slides areas of different sizes.

The producer Play of the Tajin Field are the Megasequences, the most
important is the Megasequence Media as it has sand bodies thicker and more
continuous, which form the reservoir rock of oil system; sandstones are mainly
composed of lithic fragments predominantly quartz, carbonates and clay matrix.

Traps are mostly stratigraphic and the main production is heavy oil.

The deposits of the Tajin Field are complex, requiring application of new
technologies to effectively exploit the storage bodies, which are characterized by
having an average porosity of 12%, permeability of 0.075 mD and thickness of 32

m.

In the Field Tajin 382 wells have been drilled, of which 218 are in

production; providing 5,739 barrels of oil and 17.38 MMcfd of gas until December



2013, one of the most productive fields of the basin, in addition to good

infrastructure for the exploitation and transport of oil.

Drilling of most wells is mainly vertical, with some type of artificial production
system, however, these wells was not able to improve the production, so it is
advisable to implement multilateral drilling, this technology can significantly
improve recovery factors, given the geological characteristics of the reservoirs
units and traps of the Tajin Field. The lateral wells are also a good choice to
develop the deposits, as they have proven to be efficient given the complexity of
the subsoil, allowing reach distant and numerous sandy bodies, by combining
different arrangements as stacked side, herringbone, opposite or a combination

thereof.

The enhanced recovery method most widely used in the field is hydraulic
fracturing, although given the mineralogy of producers sandy bodies, other
techniques such as acid and acid fracturing stimulation are better options to
increase the flow and production of hydrocarbons. Horizontal drilling offers similar
benefits to producers mainly in hydraulic fracturing low permeability bodies. These
techniques avoid the formation of precipitates, the plugging of the pores and
closing the new channels of high conductivity; but above all, increase the

productivity of the wells.



Capitulo 1. Generalidades

CAPITULO 1. GENERALIDADES

1.1 Introduccion

La Cuenca de Chicontepec es una zona petrolera muy importante en el pais,
cuenta con una de las reservas totales mas grandes de hidrocarburos de México;
se localiza geolégicamente dentro de la Provincia Tampico — Misantla. La cuenca
cubre un &rea aproximada de 11,300 Km? que abarca parte de los estados de
Veracruz, Hidalgo, Puebla y San Luis Potosi. Tectonicamente se encuentra entre
la Sierra Madre Oriental y la Plataforma de Tuxpan y pertenece a una Cuenca de
Antepais.

La importancia econdémica de la Cuenca de Chicontepec radica en que gran
porcentaje de las reservas del pais se encuentran en los yacimientos
pertenecientes a las secuencias estratigraficas del paleocanal. Se ha reportado un
29% de las reservas probadas de hidrocarburos del pais y un 81% de la Region
Norte (PEMEX-PEP, 2012). Es un area compleja que alberga una de las mayores
acumulaciones de América, sin embargo, su explotacion rentable es dificil y
costosa comparada con los yacimientos de la Region Sureste debido a la baja
permeabilidad y al alto contenido de arcillas como matriz en las areniscas (CNH,
2010).

En cuanto a los sectores productores, el Campo Tajin entre los afios 2002 —
2009 fue el campo con mayor produccion promedio en Chicontepec con 5, 923 bd,
con 162 pozos perforados (CNH, 2010), por lo que es de importancia el andlisis de
la produccion actual para evaluar su potencial productivo en un futuro con nuevas

tecnologias de explotacion y mejor conocimiento del modelo geoldgico.
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1.2 Objetivos

» Analizar y describir las caracteristicas geoldgicas y petroleras del
Campo Tajin localizado en el sector sur de la Cuenca de
Chicontepec.

» Evaluar los métodos de perforacion que se han utilizado en los
diferentes pozos con el fin de conocer la situacion actual y proponer
tecnologias que mejoren los resultados tomando como base un buen
modelo geoldgico.

= Analizar la produccién de los pozos perforados dentro del Campo
Tajin con el fin de proponer un método de explotaciébn que mejore la
recuperacion de hidrocarburos conociendo las caracteristicas

geologicas del campo.
1.3 Localizacion

La Cuenca de Chicontepec se encuentra dentro de la Provincia Tampico —
Misantla (Figura 1.1), se ubica geograficamente en la parte centro-oriental de la
Republica Mexicana sobre la Planicie Costera del Golfo de México, entre los
estados de Veracruz, Puebla, Hidalgo y San Luis Potosi; se encuentra delimitada
al Este por la Plataforma de Tuxpan y al Oeste por el Frente Tectonico de la Sierra
Madre Oriental. La Cuenca de Chicontepec cubre un area aproximada de 11,300
Km?, entre las coordenadas 20° 27" y 20° 58 latitud norte, 97°19” y 98°10”
longitud oeste. Es una depresion alargada que no presenta relieves abruptos ya
gue tiene altura maxima de 200 m sobre el nivel medio del mar. La formacion del
Paleocanal ocurrié a finales del Paleoceno y principios del Eoceno, como una
Cuenca de Antepais originada por los esfuerzos ocasionados por la Orogenia
Laramide que propicié la deformacion del cinturon orogénico de la Sierra Madre

Oriental que formé la cuenca en el frente del orogeno (PEMEX-PEP, 2010).
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Fig. 1.1 Localizacién de la Provincia Petrolera Tampico — Misantla (tomada de PEMEX, 2010).

La zona del paleocanal contiene 29 campos productores que fueron divididos
desde el punto de vista administrativo en 8 sectores, de acuerdo a su nivel de
conocimiento y por el desarrollo de sus campos; los sectores son: 1 (Sabana
Grande-Tenexcuila), 3 (Coyotes-Agua Nacida) y 4 (Coyol-Humapa) pertenecen a
“Sectores de Caracterizacion y Desarrollo Tecnoldgico”, 2 (Tlacolula-Amatitlan), 6
(Coyula-Escobal), 7 (Tajin-Corralillo) y 8 (Presidente Aleman-Furbero) “Sectores
de Desarrollo y Optimizacion” y 5 (Miquetla-Miahuapan) “Sector de
Caracterizacion Inicial”. El Campo Tajin se encuentra en el sector 7 al Sureste del

paleocanal (Figura 1.2).
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Rio Caz§ne

Fig. 1.2 Localizacion del Campo Tajin (modificado de PEMEX, 2011)

El sector nimero 7 sur — oriental del Paleocanal se subdivide en 4 campos:
Agua Fria, Corralillo, Coapechaca y Tajin. El area de estudio Tajin cubre un area

aproximada de 182 Km? (Figura 1.3).

El area del sector 7 Campo Tajin se encuentra delimitado por un poligono de 6

lados cuyas coordenadas geogréficas de sus vértices se indica en la Tabla 1.1.

Puntos Longitud Latitud
1 -97.57400001287726 20.488999997658272
2 -97.36299999731742 20.488000029652266
3 -97.32999995399942 20.43100001865563
4 -97.43400001586467 20.431000009460707
5 -97.41399997403789 20.39400004382974
6 -97.5159999974755 20.39500003921048

Tabla 1.1. Coordenadas del Campo Tajin
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Fig.1.3 Area del Campo Tajin, en el Sector 7 Corralillo - Tajin.

1.4 Vias de comunicacion

La zona de estudio cuenta con un buen desarrollo de caminos y de vias que
permiten el facil acceso al campo, entre las que se encuentra la carretera Federal
127 que comunica el campo Tajin con el poblado de Coatzintla y la ciudad de
Poza Rica; en el sector sur se encuentra también la carretera Federal 180 que
comunica a la ciudad de Papantla, Veracruz y desde ahi continda a la ciudad de

Poza Rica, Veracruz.

De la Ciudad de México se llega por la carretera Federal 132 que pasa por las
ciudades de Tulancingo, Huauchinango, Xicotepec de Juarez y Villa Lazaro
Céardenas, se sigue por la Providencia hasta llegar a la interseccion con la

carretera Federal 180 llegando a la ciudad de Poza Rica y de ahi al Campo Tajin.

Cuenta también con la via aérea “Aeropuerto Local de Poza Rica”, ubicado

aproximadamente 3 km del centro de la ciudad de Poza Rica.
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1.5 Importancia econ6mica

Las reservas probadas mundiales de petréleo para el afio 2012 se encuentran
en los 1,669 miles de millones de barriles de petroleo, posicionando al Medio
Oriente en primer lugar, concentrando el 48.4% de las reservas mundiales. En
América, Venezuela se sitta en el primer lugar con 17.8% mientras que México
presenta el octavo lugar con el 0.7%. El volumen de las reservas de México para
enero de 2013 fue de 44,530 millones de barriles de petréleo crudo equivalente
(mmbpce). De las cuales el 31.1% son reservas probadas, el 27.7% son reservas
probables y el 41.2% son reservas posibles; el proyecto Aceite Terciario del Golfo
(ATG) conocido también como Chicontepec, presenta el 46% de las reservas
probables de México (SENER, 2013).

El Paleocanal de Chicontepec presenta yacimientos petroleros clasificados
como “no convencionales”, 1o que significa que requiere métodos de extraccidn
especializados que aun pese a la baja permeabilidad de los horizontes de
areniscas, limolitas y lutitas se compensa por su gran extension, ya que sus
yacimientos son de reducido volumen, pero muy numerosos. El potencial de esta
cuenca radica en su gran volumen de hidrocarburos que con la tecnologia y las
estrategias correctas sera una de las principales fuentes petroliferas del pais. Se
prevé que la produccion nacional total para el 2027 sera del 13.8% para el
proyecto Aceite Terciario del Golfo, superando al proyecto Cantarell en el 2020 y
al proyecto Ku-Maloob-Zaap en el 2024 (SENER, 2013).

1.6 Retos tecnolbgicos

Los retos que se presentan en la explotacion de los hidrocarburos en esta
cuenca son encontrar una forma eficiente de extraer el aceite y gas de los
yacimientos no convencionales. Se debe extraer una cantidad importante de
hidrocarburos que compense la inversibn de nuevos estudios, estrategias y
tecnologias para ser rentable; sin penalizar significativamente el valor econémico

del yacimiento.
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La CNH en el ailo 2010, menciona que se deben de realizar nuevas pruebas
piloto, la perforacién de pozos no convencionales con direccionamientos de mayor
precision, la implementacion de métodos de fracturamiento alternativos y la
inyeccion de fluidos, gases y polimeros para estimular la produccién. Se menciona
también que se requiere dimensionar las instalaciones superficiales a los aforos
reales, optar por sistemas de recoleccion que reduzcan al minimo la quema vy el
venteo del gas y, por ultimo, disminuir el uso de pipas y tanques para el transporte
de liquidos en los campos de explotacion para la obtencién de 6ptimos resultados.

1.7 Estado del Arte

Se han realizado numerosos trabajos de investigacion en la Region de la
Cuenca de Chicontepec en diferentes areas como: estructurales,
sedimentologicos, tectonicos, petroleros, entre otros. Los estudios de esta zona se
deben a la importancia petrolera que presenta principalmente, por las importantes

reservas de hidrocarburos para el pais.

En el afio 1926 las empresas “El Aguila” y “Stanford Oil Company”
descubrieron hidrocarburos en areniscas de las secuencias estratigraficas jovenes
al perforar rocas para encontrar yacimientos en calizas del Cretacico, sin embargo,
no fue hasta julio de 1935, con la apertura del pozo Poza Rica No. 8 que se
exploté comercialmente, sin embargo, los hidrocarburos fluian intermitentemente
dadas las caracteristicas geologicas de las areniscas de la Formacion
Chicontepec. La produccion comercial del paleocanal fue a partir de 1952 con el
campo Miguel Aleman y continu6 hasta 1970 con la perforacion de seis pozos mas
(Mayol, 2005).

En el afio 1978 Bush y Govela realizan un estudio estratigrafico en la Provincia
Tampico-Misantla y describen una cuenca profunda rellena por turbiditas
definiéndola como el paleocafion de Chicontepec, cuyo relleno pertenece al
Paleceno-Eoceno con terrigenos provenientes de la Sierra Madre Oriental (SMO)
y de la paleoplataforma de Tuxpan; asi mismo, describen que las areniscas del

paleocafion contienen cantidades comerciales de hidrocarburos.
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Bitter (1983, 1993) realizd estudios de las secuencias estratigraficas de la
Cuenca de Chicontepec, obteniendo como resultado la descripcion de seis facies
sedimentarias, también relaciona a las secuencias del Grupo Chicontepec con el
levantamiento de la Sierra Madre Oriental y el surgimiento del Macizo de

Teziutlan.

En el afio 2011 Santillan Pifia y Aguayo Camargo, realizaron un estudio al
noroeste del Paleocanal en las secuencias estratigraficas de la Formacién
Chicontepec del Paleoceno Inferior. Las facies sedimentarias estdn compuestas
por particulas siliciclasticas y calcareas (entre el 40% y el 88%) provenientes de
distintas fuentes como la SMO, la paleoisla de Tuxpan y el macizo Teziutlan;
donde algunos depdsitos fueron formados por deslizamiento, derrumbe y flujo de
escombros con preferencia a la direccion NE; mientras que los flujos turbiditicos,

tabulares y lenticulares de los I6bulos submarinos tienen preferencia al SE.

En el aflo 2012 Arellano Gil y Yussim Guarneros mencionan la importancia de
las estructuras en las secuencias estratigraficas conformadas principalmente por
areniscas Yy lutitas, cuyo principal componente son carbonatos, predominan los
rasgos como pliegues suaves, fallas laterales y fracturas que favorecen la
productividad y que ayudaron a la migracion ascendente en el sistema petrolero,
cuya direccion preferencial fue NW50°SE. Se mencionan las superficies de
discordancia como una forma de migracion hacia las rocas arenosas del Grupo
Chicontepec o la Formacion Aragon para su almacenamiento donde todos los

elementos de este sistema tuvieron sincronia.

Durante los afios 80's PEMEX-PEP realiz6 las perforaciones de 79 pozos
exploratorios, de los cuales 61 fueron productores; se desarrollaron los campos de
Agua Fria y Tajin. Hasta el afio 1990, se desarroll6 el campo Escobal,
posteriormente se realizaron estudios en los campos Coapechaca, Corralillo y
Coyula (CNH, 2010).

Los yacimientos de la Cuenca de Chicontepec iniciaron su explotacion en

1952, sin embargo, hasta el afio 2009, su produccion acumulada fue de tan soélo el

12
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0.14% del volumen original y sus reservas probadas inferiores al 0.5% del
volumen original (Figura 1.4).

Crudo Gas sumMA %
MMEL MMM PC MMEBPCE
Valumen Original 136,783 28,222 147,211 100%
Suma reservas = 3P 11,554 28,822.7 17,096.6 11.61%
Reserva Posible (sin probable ni probadao) 5,545.8 15,129 8,455 5.74%
Reserva Probable (sin probada) 5,907.2 12,861.39 7,882 5.42%
Reserva Probado 501.0 824.6 659.6 0.45%
Produccidn acumulada 160.1 269.8 212 0.14%

Fig. 1.4 Recursos y reservas reportados por PEMEX-PEP afio 2009 (tomada de CNH, 2010).

En el afio 2006 PEMEX-PEP implemento para la Cuenca de Chicontepec el
proyecto denominado “Aceite Terciario del Golfo” (ATG) que tuvo como finalidad
desarrollar una estrategia de perforacion masiva de pozos para obtener altos
niveles de produccion de aceite. El plan ATG tenia previsto un agotamiento natural
en el factor de recuperacion del hidrocarburo en el yacimiento de tan solo 2%
(CNH, 2010). Sin embargo, el proyecto no resulté con resultados favorables, ya
gue durante los afios 2006 al 2009 (periodo registrado del proyecto) la inversion
tuvo que aumentar drasticamente para obtener incrementar la producciéon (Figura
1.5).

Pronostico  Produccion Inversion por bbl

presentacion (MM pesos posoen  Reparaciones deResea  Maxima OO de reservas de
del proyecto 2009) Perforar mayores de aceite a Acelt'e Mpiesaf' dia aceite a recuperar
Recuperar bbl/dia (pesos 2009/bbl)
2006 210,971 6,055 9,129 1,809 470,000 931,000 117
2008 543,075 17,356 30,136 3,372 808,000 970,000 161
2009 617,341 19,181 33,719 2,803 606,000 727,000 220
2006-2009 193% 217% 269% 55% 29% -22% 89%

El volumen original de hidrocarburos es el mismo para los tres casos.

Fig. 1.5 Analisis Costo — Beneficio del proyecto ATG (tomada de CNH, 2010).

El proyecto no tuvo el impacto deseado, ya que en los dltimos afios acumulé
una inversion que supero los $50 mil millones de pesos, cuya produccion maxima
estimada llegaria a los 500, 000 bbl/dia de aceite. Sin embargo, a finales del 2009

el proyecto solo alcanzé la produccion de 32,000 barriles diarios; el proyecto
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continuara buscando las mejores tecnologias para recuperar las reservas que se
encuentran en el ATG, buscando la rentabilidad a mediano y largo plazo del
proyecto, con la finalidad de que pueda convertirse en una de las principales
cuencas productoras de hidrocarburos del pais (CNH, 2010).

La CNH en el afio 2011 realizé la evaluacion y la cuantificacién de las reservas
2P y 3P de hidrocarburos para la Region Norte, mismo que contiene al proyecto
Chicontepec. La empresa Ryder Scott, realizd la estimacion cuyos resultados
fueron a partir de las pruebas de recuperacion secundaria y/o mejorada (inyeccién
de agua) dentro de Activo ATG. Se concluyd que los recursos asociados de los
pozos del Activo Chicontepec no pueden clasificarse como reservas ademas de
tener una menor recuperacion por pozo (productividad por pozo).

La CNH determiné los valores de las Reservas 1P, 2P y 3P de hidrocarburos
para las distintas Regiones productoras en México situando al proyecto
Chicontepec en la Region Norte (Figura 1.6).

Valores de Reserva Nacional 2011
Cifra de Cifra de Cifra de
Regidn PCE PCE PCE
MMbls 1P MMbl=s 2P MMbls 3P
Marina Noresta 6,283.4 8. 368.0 12,0543
Marina Suroaste 20763 37763 6,383.7
Norte 14358 34922 84,7702
Sur 4 0005 5 168.8 57248
Total 13,7960 218053 32 9331

Fig. 1.6 Cuantificacién de las Reservas de Hidrocarburos (tomada de CNH, 2011).

PEMEX report6 para el proyecto Chicontepec reservas 2P por 9,164 millones
de barriles de petroleo crudo equivalente, mientras la empresa Ryder Scott
considera que son del orden de 2,271 millones de barriles de petroleo crudo
equivalente, una diferencia del 75%. Las diferencias se deben a los recursos
subcomerciales que podran convertirse en reservas en funcion de los avances que

registre el Activo.
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La CNH en el afio 2012 realizo la clasificacidén de los proyectos de exploraciéon
y explotacion segun su rentabilidad e incertidumbre, al clasificar los proyectos en
Chicontepec (ATG) donde se ubican en el grupo con menor rentabilidad y mayor

incertidumbre aunque con estimaciones de volumetria altas (Figura 1.7).
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Fig. 1.7 Distribucion de Proyectos Clase y Cuadrante (tomado de CNH, 2012).

Asi mismo la en el afio 2012 la CNH realizo un estudio en base a Pruebas de
Recuperacion Avanzada (IOR) y Pruebas de Recuperacion Mejorada (EOR)
aplicado en yacimientos divididos por sus caracteristicas geoldgicas, petrofisicas y

tipo de hidrocarburo, dividiéndolas en dos grandes grupos.

1) Yacimientos en carbonatos, pertenecen yacimientos como Cantarell, KU-
Maloon-Zaap, Complejo Bermudez, entre otros.
2) Yacimientos en siliclasticos, donde se encuentra principalmente los

yacimientos de Chicontepec, Cinco Presidentes, entres otros.

Para los yacimientos en Chicontepec se encuentran las pruebas piloto con
métodos de recuperacion mejorada (EOR), se dispone de informacién sobre la

aplicaciéon de técnicas como la inyeccidn de gases miscibles con dos variantes de

gases: hidrocarburos o diéxido de carbono. En la Figura 1.8 se muestran los

campos para la aplicacion de las tecnologias EOR, cabe destacar que se
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menciona técnicas como inyeccion de agua de baja salinidad y la inyeccién de

agua alternada con gas (WAG).

Presidente Tajin Coyates Agua Fria Soledad
Alemian Morte

Volumen original aceite (mmb) 3,883 3323 2,293 1,628 1,539 913 315
Volumen remanente (mmb) 3,872 3,299 2,254 1,620 1,499 899 292
Reserva 1P de aceite (mmb) 171 57.1 43.5 251 455 16.0 5.6
Reserva 2P de aceite (mmb) 206.5 221.3 141.8 9.7 106.0 718 6.5
Produccion acumulada al 1 de enero 1 23 39 9 40 14 23
de 2012 aceite (mmb)

“API 35 3.3 276 318 24 36.6 32
Profundidad promedio del yacimiento 1,250 2,200 1,350 1,050 1,200 1,150 1,200
{mvbmr)

Viscosidad, cp, @ Pb y Ty 2.4 37 27 13 33 2.2 1.6

Fig. 1.8 Inyeccion de Hidrocarburos y CO, en Campos Chicontepec (tomada de CNH, 2012).

En el afio 2014 la SENER y la CNH, realizaron una evaluacién técnica,
financiera y de ejecucion de los Campos del proyecto ATG, en los que se
encuentra el Campo Tajin, en el cual se considerd la historia de producciéon de
hidrocarburos, el volumen original y de reservas, las tecnologias utilizadas hasta el
momento para la explotacion del yacimiento de acuerdo a sus caracteristicas
petrofisicas y de presion asi como los métodos IOR y EOR, debido a la
importancia de este proyecto para el pais.
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CAPITULO 2. MARCO GEOLOGICO

2.1 Estratigrafia Regional

La columna estratigrafica de la Cuenca de Chicontepec, esta constituida por
veinte formaciones geoldgicas; tres pertenecen al Jurésico, siete al Cretacico y
diez al Cenozoico (Figura 2.1); el Grupo Chicontepec esta en contacto con las
unidades estratigraficas mas antiguas mediante un limite de secuencias con una

discordancia progresiva.

Las unidades mas antiguas son las formaciones San Andrés y Taman que
estan en contacto con el Grupo Chicontepec. Las formaciones Aragén, Guayabal,
Tantoyuca y el Grupo Chicontepec tienen un mayor interés por su importancia

como rocas almacenadoras y/o sello del sistema petrolero del Campo Tajin.

FORMACION
MA SERIE AREA NORTE AREA SUR
OLIG.SUP. [ HORCONES PALA REAL SUPERIOR
O | OLG.INF. | ALAZAN PALMA REAL INFERIOR
é EOCENO SUP. | TANTOYUCA CHAPOPOTE
8 EOCENO MED. | GUAYABAL
g EOCENO INF. | ARAGON ES:,%(;:)T:/PE%N AL

MENDEZ

SUPERIOR | SAN FELIPE

AGUA NUEVA

CRETACICO

Fig. 2.1 Columna estratigrafica de la Cuenca de Chicontepec (tomada de Anda, 2013).

A continuacion se describen las unidades estratigraficas pertenecientes a la
columna estratigrafica de la Cuenca de Chicontepec, de la mas antigua a la mas

joven:
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2.1.1 Mesozoico
2.1.1.1 Formacién San Andrés

Campa en el afio 1970 describidé a esta formacién como calcarenitas porosas,
gue cambia de facies de calizas micriticas a calizas calcareniticas. Se divide en
dos partes, la superior, formada por mas del 70% por calizas calcareniticas,
compuestas por intraclastos y pellets cementados por esparita, presentan
coloracion marrén frecuentemente impregnadas de aceite. La parte inferior se
encuentra constituida por mas del 60% de calizas olicalcareniticas cementadas
por esparita y en ocasiones por matriz micritica, presenta ocasionalmente estratos

de dolomias y areniscas feldespaticas cementadas con calcita (Vazquez, 2008).

El ambiente de depdsito es de una rampa cercana al litoral o en la misma linea
de costa, algunos horizontes se acumularon en lagunas y barras arenosas. Es de
tipo transicional de aguas someras, calidas y con abundancia de sales,
acumuladas a lo largo de las costas arenosas que proporcionaron la gran

abundancia de terrigenos asociados.

La edad es del Kimmeridgiano — Tithoniano determinado por el contenido

fosilifero como algas, moluscos vy tintinidos (Vazquez, 2008).
2.1.1.2 Formacion Taman

Consiste en una secuencia de calizas estratificadas de color negro con
intercalaciones de lutitas negras, presenta alternancia de lutitas calcareas color
negro con calizas arcillosas color gris oscuro con espesores de 40 a 50 cm; las
lutitas tienen espesores de 10 a 15 cm (Nava y Alegria, 2001). Los espesores
llegan hasta los 700 m en las paleodepresiones y disminuye en las partes altas del

paleorelieve.

La edad corresponde al Kimeridgiano — Oxfordiano determinado por el
contenido fosilifero de organismos peldgicos como radiolarios, equinodermos y

Rhaxella sp.(Nava y Alegria, 2001).
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El ambiente de depoésito se determind por andlisis geoquimicos de muestras
de superficie y del subsuelo, los sedimentos corresponden a méargenes de una
plataforma. Esta formacién es importante como una roca generadora y roca sello
por sus horizontes arcillosos para la Cuenca de Chicontepec (Nava y Alegria,
2001).

2.1.1.3 Formacion Pimienta

Consiste en una secuencia de calizas color gris oscuro de estratificacion
delgada con bandas de pedernal. Se reportan también, estratos de calizas
mudstone-wackestone y calizas arcillosas de color negro a gris o0scuro,
intercaladas con capas delgadas de lutitas calcareas y lutitas negras laminares,
gue contienen abundante materia organica; también presentan algunos lentes de
pedernal negro. Se tiene un horizonte de coquinas con abundante amonitas con
espesor de 50 cm dentro de las calizas arcillosas negras, aflorando cerca de
Tepatlan, Puebla (Nava y Alegria, 2001). Los espesores van desde los 28 hasta
los 600 m. La localidad tipo se encuentra en el Rancho Pimienta en el valle del Rio

Moctezuma, en el kilbmetro 337 de la carretera México — Laredo.

La edad para esta formaciéon es del Kimmeridgiano — Tithoniano, marcando el
limite J-K, determinado por el contenido fosilifero como: Calpionella alpina,

equinodermos y tintinidos (Nava y Alegria, 2001).

El ambiente de depdsito corresponde a plataforma con comunicacién al mar
abierto, con un importante aporte de terrigenos finos; el cambio de litologia se

explica por variaciones batimétricas de mares someros de baja energia.

Esta formacién funciona como una roca generadora por el alto contenido de
materia organica, asi como una roca sello por sus capas de calizas arcillosas y
lutitas (Nava y Alegria, 2001).
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2.1.2 Cretécico
2.1.2.1 Formacién Tamaulipas Inferior

Definida por Stephenson en el afio 1921 y descrita ampliamente por Muir en el
afio 1936. Se compone de calizas de color gris a gris oscuro, contiene lentes y
bandas de pedernal color gris oscuro a negro, asi como intercalaciones de lutitas
negras laminares, también presenta microfésiles planctonicos; la edad es del
Neocomiano. En la parte basal se compone de grainstone con ooides, bioclastos y
peletoides, encima presenta wackestone con horizontes betoniticos; asi como
wackestone con ooides y diseminaciones de hematita. Los espesores de los
estratos varian de 0.6 a 2.20 m y espesor promedio de la formacién es de 400 m
(Nava y Alegria, 2001).

Esta unidad aflora al sur de la Paleopeninsula de Tamaulipas, en el este-
centro de la Sierra Madre Oriental y en el sector transverso, asi como en el norte y
noreste de la Cuenca Mesozoica del Centro de México (Aragon, 20). La localidad
tipo se encuentra en el Cafon de la Borrega en la Sierra de Tamaulipas, en donde
consiste en una secuencia de calizas densas de grano fino, color crema, de

estratos plegados, con nodulos de pedernal (Nava y Alegria, 2001).
2.1.2.2 Formacion Otates

Definida por Muir en el afio 1936, consiste en mudstone — wackestone, calizas
arcillosas y carbonosas de color gris oscuro a negro, con intercalaciones de lutitas
color café a grisaceo, calcareas y laminares, también presenta lentes de pedernal
asi como intercalaciones de bentonita; la edad es del Aptiano Medio - Aptiano
Superior. Su ambiente de depdsito corresponde a cuenca de baja energia, mas
profunda y distal que la Formacion La Pefia con la que se relaciona. Se le
considera roca sello por su baja permeabilidad y porosidad debido a sus

horizontes arcillosos y calcareo arcillosos (Vazquez, 2008).
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2.1.2.3 Formacion El Abra

Definida por Power en el afio 1925, consiste en una secuencia compleja de
facies de plataforma, contiene depdsitos de post-arrecife y de arrecife; su facies
lagunar se compone por mudstone a packstone de milidlidos y bioclastos de color
gris claro, con dolomias y evaporitas. Contiene abundante contenido en bioclastos,
intraclastos y fosiles que se encuentran en una matriz micritica (wackestone) o
bien cementados por calcita espética (grainstone). Esta formacion se subdivide en
tres facies principales, de plataforma carbonatada, que tienen edades similares
(Nava y Alegria, 2001):

1.- Facies Pre-Arrecifal (Formacion Tamabra) la cual se describe mas

adelante.

2.- Facies Arrecifal (Facies Taninul), constituida por una secuencia de
boundstone de caprinidos, radiolarios, toucasias, nerineas y algunos corales; la
coloracion es gris a gris-castafio, de forma masiva e intercaladas por packestone y
grainstone de bioclastos y oolitas. Forma monticulos bordeando la plataforma de

Tuxpan. Funciona como una excelente roca almacenadora.

3.- Facies Post-Arrecifal (Facies El Abra), es una secuencia de amplio espesor
de mudstone-wackestone, calizas bioclasticas y calcarenitas con miliélidos vy
toucasias, dolomitas y calizas parcialmente dolomitizadas, con textura sacaroide
de coloracion gris azulado y verde; presenta intercalaciones de bentonita color gris
verdoso; fueron depositadas en una plataforma interna, en aguas lagunares,

célidas y poco profundas.

Los espesores de las facies arrecifal y lagunar llegan a medir 2,000 m;
presenta cavernas, vugulos y porosidad primaria, asi como abundante

fracturamiento que incrementan su permeabilidad.

La edad es del Albiano-Cenomaniano, aunque en otras localidades se
extiende del Aptiano al Turoniano, determinado por el contenido fosilifero de algas
estromatoliticas, corales, rudistas, crinoideos, Toucasia texana, Caprinula sp.,

Microcalamoides confusus. Esta formacion ha funcionado como una roca
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almacenadora por sus caracteristicas de buena porosidad y permeabilidad, asi

como constituir una trampa estratigrafica (Nava y Alegria, 2001).
2.1.2.4 Formaciéon Tamabra

Definida por Muir en 1936 y descrita ampliamente por Heim en 1940 y Flores
en 1955. Consiste en brechas compuestas por fragmentos de carbonatos; son
rocas clasticas de talud, las cuales estan dolomitizadas o parcialmente
dolomitizadas, contiene clastos de ambiente arrecifal, moluscos y rudistas por las
rocas de donde provienen son componentes ubicados en el borde de plataforma.
La unidad consiste en brechas intraformacionales con fragmentos de packestone y
grainstone, mudstone de foraminiferos y dolomias microcristalinas. Se divide en
dos miembros, el miembro superior constituido por calcarenitas bidgenas y el
miembro inferior constituido por calcirruditas bidbgenas y dolomias. Los espesores
varian de 300 a 1500 m. Aflora en la parte este de la Sierra Madre Oriental, al
oriente de los bordes arrecifales de la Plataforma San Luis Valles y de la paleo
plataforma de Tuxpan (Faja de Oro); en el subsuelo de la Cuenca de Chicontepec,

en el area de Poza Rica y en Misantla, Veracruz.

Es de edad Albiano-Cenomaniano determinado por el contenido fosilifero de
especies planténicas y bentdénicas como: Stomiosphaera conoidea,
Microcalamoides diversus, Nannoconus minutus. El ambiente de depdésito es de
talud, de facies intermedia entre los depdsitos de arrecife y mar abierto (Nava y
Alegria, 2001).

2.1.2.5 Formacion Tamaulipas Superior

Descrita por Stephenson en el afio 1921 y definida por Muir en el afio 1936.
En la Cuenca de Chicontepec consiste en mudstone-wackestone gris claro y café
oscuro, con presencia de estilolitas; contiene bandas, lentes de pedernal y nédulos
de hematita. Presenta intercalaciones de lutitas, margas con abundante disolucién
asi como horizontes delgados de tobas. En la parte de la base contiene
intercalaciones de estratos delgados de bentonita; los espesores varian de 60 a

400 metros.
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Su distribucion es amplia, se ha reportado al sur de la Peninsula de
Tamaulipas, al este de la Sierra Madre Oriental, al sureste de la Cuenca de
Sabinas, al este de la Cuenca Mesozoica del Centro de México y la Cuenca de
Burgos, asi como en la Cuenca de Chicontepec. La localidad tipo se localiza en el
Cafén de la Borrega en la Sierra de Tamaulipas donde se define como
secuencias de calizas blancas con pedernal blanco, intercaladas con calizas

arcillosas grises con pedernal negro, en capas de 30 a 50 cm (Lépez, 2008).

La edad es del Albiano — Cenomaniano determinado por el contenido de sus
micro y macrofosiles como: Rotolispora sp., Colomiella recta, Nannoconus truitti,
Calciesphaerula innominata, Inoceramus comancheanus, Microcalamoides
diversus, Praeglobutruncana aptiensis, Pithonella ovalis, Munuaniceras uddeni,

Kingena wacoensis (Lopez, 2008).

El ambiente de deposito corresponde a facies de cuenca con influencia
volcanica debido al material bentonitico y tobaceo, proveniente de la actividad
volcanica del arco magmatico del occidente. Se le considera una roca
almacenadora por la alta porosidad secundaria por fracturamiento, principalmente

en la zona de Ebano y Panuco (Lopez, 2008).
2.1.2.6 Formacion Agua Nueva

Definida por Stephenson en el afio 1921 y por Muir en el afio 1934. Consiste
de una alternancia de mudstone-wackestone con nodulos y bandas de pedernal,
con intercalaciones de lutitas carbonosas y margas bentoniticas. Los estratos son
delgados en la base y de forma laminar en la parte media y superior. Incluye
mudstone y calizas arcillosas, wackestone gris claro con nédulos y bandas de
pedernal negro. En algunas localidades presenta intercalaciones de lutitas
calcareas laminares e interestratificaciones de lutitas gris verdoso de aspecto
laminar (Nava y Alegria, 2001). La localidad tipo se encuentra en el Cafdn la
Borrega en la Sierra de Tamaulipas, se caracteriza por una secuencia calcareo-
arcillosa, dividida en dos miembros; el miembro inferior compuesto por calizas

arcillosas con laminaciones de lutita e impresiones de Inoceramus labiatus; el
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miembro superior compuesto por wackestone en estratos delgados con espesores
de 127 m (Nava y Alegria, 2001).

Aflora en el frente oriental de la Sierra Madre Oriental, al noreste de la Cuenca
Mesozoica del Centro de México y al sur de la Peninsula de Tamaulipas; en el
subsuelo se reporta en las Cuencas de Burgos y Tampico-Misantla. En la Cuenca
de Chicontepec se ha cortado en varios pozos y se han recuperado nucleos, se

considera su continuidad lateral en toda la cuenca.

La edad es del Turoniano, aunque en algunas porciones es del Cenomaniano
Superior-Turoniano, determinado por el contenido fosilifero de: Calcisphaerula
innominata, Inoceramus labiatus, Rotalipora appenninica, Marginotruncana indica,

Globotruncana helvética (Lopez, 2008).

El ambiente de depdsito es de plataforma externa de aguas profundas con
circulacion restringida, de baja energia con poca oxigenacion; presenta influencia
de vulcanismo procedente del occidente, su sedimentacion se asocia a una
regresion dentro de un ciclo de transgresion general. Es considerada una roca
generadora por su contenido alto de materia organica por lo que en algunos sitios
puede constituir yacimientos no convencionales de aceite y/o gas en lutitas. Por su
porosidad y permeabilidad secundaria por fracturamiento, localmente puede
formar una roca almacenadora, y por sus horizontes de calizas y horizontes

arcillosos una roca sello (Lépez, 2008).
2.1.2.7 Formacion San Felipe

Definida por Jeffreys en el afio 1910, consiste en mudstone y wackestone con
intercalaciones de delgadas capas de bentonita, con algunos nddulos de pedernal,
presenta alternancia con lutitas de color gris claro a gris verdoso, con la presencia
de material glauconitico. Los espesores son variables, con variaciones entre de 50
y 330 m, dependiendo de la localidad. Aflora al este de la Sierra Madre Oriental y
en la Cuenca Mesozoica del centro de México. La localidad tipo se ubica al oeste

del poblado de San Felipe en San Luis Potosi, donde se caracteriza por
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alternancia de calizas y lutitas, de estratos delgados con coloracion gis verdosa

con intercalaciones de bentonita color verde (Nava y Alegria, 2001).

La edad es del Coniciano-Santoniano, determinado por el contenido fosilifero
consistente en: Globotruncana lapparenti, Heterohelix globulosa, Inoceramus
unduloplicatus, Ostrea plumosa, Globotruncana fornicata, Marginotruncana
difformis (Nava y Alegria, 2001).

El ambiente de depdésito es principalmente de cuenca, con entrada de material
volcanico proveniente del arco magmatico del Occidente de México (Nava y
Alegria, 2001). Se le considera una roca almacenadora por brechas fracturadas en
la parte basal de la formacion asi como roca sello por sus horizontes bentoniticos

de baja porosidad.
2.1.2.8 Formacion Méndez

Descrita por Jeffreys en el afio 1910 y apliamente por DeGolyer en el afio
1916, consiste principalmente de margas color gris con fracturamiento concoidal,
en la cima las margas presentan un color rojizo a los que se le conoce como
‘Méndez Rojo”, presenta intercalaciones de margas grises con areniscas
arcillosas. Aflora frecuentemente en el eje axial de los sinclinales del frente este de
la Sierra Madre Oriental. Se compone de secuencias de lutitas y margas de color
gris y gris verdoso, con alternancias de capas de bentonita blanca, presenta
calizas arcillosas de color gris, lutitas y en ocasiones con capas delgadas de

bentonita; los espesores varian de los 100 a los 1000 m (Nava y Alegria, 2001).

La edad corresponde al Campaniano-Maestrichtiano, determinado por el
contenido fosilifero de: Globotruncana conica, Globotruncana bulloides,
Heterohelix ct cieneuxiae, Globotruncana ventricosa, Planulina dayi, Clavulinoides

trilaterata (Nava y Alegria, 2001).

El ambiente de depdsito es de mar abierto, de aguas tranquilas, su contenido
es de facies de relleno de cuenca con aporte de terrigenos y cenizas volcanicas.

Por sus caracteristicas de horizontes brechoides se le considera una roca
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almacenadora y por sus horizontes limosos y arcillosos se le considera una roca

sello (Nava y Alegria, 2001).
2.1.3 Cenozoico
2.1.3.1 Formacioén Velasco

Definida por Cushman y Trager en el afio 1924. Se compone de lutitas gris
verdosas, en ocasiones hay la presencia de bentonita verde asi como material
calcéareo interestratificadas con areniscas calcareas de estratificacion delgada. En
la parte sur de la Cuenca de Chicontepec, la Formacion Velazco consiste en
margas gris a gris verdoso, con capas delgadas de bentonita, cenizas y areniscas.
También hay la presencia de anhidrita y marcas de oleaje y anélidos. Al este de la
Faja de Oro, la formacion estad representada por lutitas de color verde con
espesores de 140 m (Nava y Alegria, 2001).

Al oeste de Ebano-Panuco, en las Haciendas de Tulillo, la Formacion Velasco
se zonifico en dos miembros distintos por el contenido fosilifero, en Velasco Basal

y Velasco Superior.

Velasco Basal: Se caracteriza por predominio de Globigerinidae, con un alto
porcentaje de Globigerina cretacea d Orbigny. También se presentan fosiles de
Globorotalia velascoensis, Globorotalia compresa, con edad del Paleoceno
Inferior. La fauna es principalmente pelagica aunque algunos son de aguas mas
profundas, de ambiente marino de mar abierto. El espesor maximo es de 90
metros. Este miembro se le considera una roca sello por su baja porosidad y
permeabilidad (L6pez, 2008).

Velasco Superior: Se presenta en la Region de Ebano, Velasco y La Palma,
entre otros. La fauna es planctonica y bentonica que corresponde a condiciones
batiales y neriticas con profundidades hasta los 700 m. Los fosiles son
principalmente de Globorotalidae y Globigerinidae, que constituyen hasta un 60%
del contenido fosilifero. A este miembro se le considera roca sello por sus

caracteristicas litologicas (Lopez, 2008).
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2.1.3.2 Formacién Aragon

Definida por Nutall en el afio 1930. Consiste en lutitas de color gris claro, gris
oscuro y verdoso; presenta estratificaciéon bien marcada por laminacion debido a
intercalaciones de bentonita. En la parte inferior de la formacion se encuentran
nddulos calcéreos asi como algunos horizontes de areniscas. El espesor va desde
80 alos 325 m (Nava y Alegria, 2001).

La edad de la formacion es del Ypresiano (Eoceno Inferior), determinado por
el contenido fosilifero de algunas especies como son: Globorotalia aragonensis,
Globigerina orbiformis, Globigerina soldadoensis, Textularia agglutinans y
Vulvulina pectinata Var. Mexicana (Nava y Alegria, 2001).

Los sedimentos de la Formacion Aragon se depositaron en un ambiente de
aguas poco profundas en una plataforma clastica, con aportes de terrigenos
provenientes de la Sierra Madre Oriental. Esta formacion es una roca
almacenadora por sus horizontes arenosos, asi como una roca sello por sus

horizontes arcillosos (Nava y Alegria, 2001).
2.1.3.3 Formacion Guayabal

Fue definida por Adkins en el afio 1925. Consiste en lutitas de color gris azul
con intercalaciones de areniscas de grano fino, en ocasiones calcareas;
localmente contiene nédulos de siderita. En la parte sureste de Poza Rica,
Veracruz, hay la presencia de cuerpos de conglomerados lenticulares con
fragmentos de calizas del Cretacico. Incluyen una secuencia de margas color
verde olivo, con estructura nodular, con intercalaciones de lutitas de color verde a
café ligeramente arenosas de aspecto masivo. La estratificacion no es muy clara y
presenta laminaciones con la presencia de intercalaciones de areniscas. La
localidad tipo se encuentra en Guayabal, Municipio de Tancoco, Veracruz. Los
espesores varian de 60 a 1200 m., que se va incrementando de la parte norte

hacia el sur (Nava y Algria, 2001).

La formacién es de edad Lutetiano (Eoceno Medio), determinado por el

contenido fosilifero de especies plancténicas y bentonicas como: Globigerina
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topilensis, Globorotalia albeari, Amphistegina mexicana, Nodosaria mexicana y
Eponides guayabalensis, de especies de moluscos: Ostrea sellaeformis,
Trunconotaloides rohri, Protocardia gambrina, Venericardia serricosta, asi como

de especies de briozoarios y de corales (Nava y Alegria, 2001).

El ambiente de depdsito se dio en mares tranquilos y relativamente someros,
de plataforma clastica; el cambio de espesor indica que el depdsito ocurrié en un
cafién submarino inclinado al sur, recibiendo sedimentos del oeste. Esta formacién
se considera una roca sello por la baja permeabilidad y porosidad (Nava y Alegria,
2001).

2.1.3.4 Formacién Chapopote

Definida por Cole en el afio 1927. Consiste de margas color claro y gris
verdoso que intemperiza a un color crema. Se caracterizan por tener
estratificacion irregular y compuesta por margas con intercalaciones en la cima de
capas delgadas de bentonita de color amarillo verdoso, en las partes donde hay
cambio de facies con la Formacion Tantoyuca. En otras localidades, se presentan
areniscas conglomeraticas con intercalaciones de lutitas grises y algunas capas de

bentonita. Los espesores varian de 80 hasta 800 m (Nava y Alegria, 2001).

Aflora en la margen norte del Rio Tuxpan cerca de la poblacion de Chapopote,

Tamaulipas, en el cruce de la carretera de Alamo a Potrero del Llano, Veracruz.

La edad es del Eoceno Superior, determinado por el contenido fosilifero de
especies como: Anomalina dorri, Bulimina smicostata, Globorotalia cerroazulensis,
Hantkenina alabamensis, Textularia eocaena. ElI ambiente de depdsito
corresponde a plataforma marina somera, clastica en un mar tranquilo con aporte
de terrigenos finos, localizados cerca de la linea de costa. Se le considera una

excelente roca sello por su baja porosidad y permeabilidad (Nava y Alegria, 2001).
2.1.3.5 Formacion Tantoyuca

Constituida por una secuencia arenoso-conglomeratica, areniscas Yy
conglomerados arenosos de grano grueso a fino, con cementante calcareo y

algunas intercalaciones de lutita arenosa color gris a gris oscuro, también hay la
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presencia de conglomerados y brechas conformadas por fragmentos de calizas
cretacicas asi como fragmentos de pedernal negro y areniscas, posiblemente
resultado de la erosion del Grupo Chicontepec. La localidad tipo se localiza a 1 km
al este del poblado de Tantoyuca, Veracruz (Herndndez, 2005).

La Formacién Tantoyuca en otras localidades consiste en areniscas de cuarzo
de grano fino a grueso y conglomeraticas, con cementante calcareo y sin
estratificacion definida; presenta intercalaciones de lutitas betoniticas y margas
arenosas; también contiene algunos horizontes de conglomerados y brechas,
formados por fragmentos de calizas cretacicas, areniscas del Grupo Chicontepec
ademas de pedernal, rocas metamorficas y volcanicas. Los espesores llegan a
medir hasta 1000 m (Nava y Alegria, 2001).

De edad Lutetiano Superior — Bartoniano — Priaboniano pertenecientes al
Eoceno Medio — Superior, determinado por el contenido fosilifero de foraminiferos

principalmente de los géneros Operculina y Lepidocyclina (Nava y Alegria, 2001).

El ambiente corresponde a costero debido a que el material es principalmente
detritico de facies deltaicas producto de regiones topograficas altas y adyacentes

del oeste.
2.1.3.6 Formacion Alazan

Definida por Dumble en el afio 1912. Consiste en series de margas y lutitas de
color gris a gris oscuro, que intemperizan a color gris rojizo con intercalaciones de
capas delgadas de areniscas. En algunos pozos se reportan intercalaciones de
lutitas grises que cambian a areniscas de color gris con intercalaciones arcillosas.
Su espesor va de los 60 hasta los 930 m. La localidad tipo se localiza en el rio
Buenavista, el cruce del antiguo camino entre la Hacienda de Alazan y la de
Mozula, Veracruz. Se distribuye a lo largo de una franja de 280 Km. Desde el Rio

Cazones hasta las cercanias de Aldama, Tamaulipas (Nava y Alegria, 2001).

La edad pertenece al Rupeliano del Oligoceno Inferior, determinado por el
contenido fosilifero de: Ammospirata mexicana, Anomalina alazanensis, Bolivina

tectoniformis, Globorotalia opima (Nava y Alegria, 2001).
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El ambiente de depdsito es una plataforma clastica. Es probable que los
sedimentos de la Formacién Palma Real Inferior que es equivalente a su edad,
pertenezcan a mares que se hayan extendido desde el flanco norte del Macizo de
Teziutlan hasta el flanco este de la Sierra de Tamaulipas, extendiéndose al oriente
hasta el Golfo de México (Nava y Alegria, 2001).

2.1.3.7 Formacion Palma Real Inferior

Descrita por Nuttall en el afio 1928 y definida por Villatoro en el afio 1932.
Consiste en lutitas calcareas de color amarillo castafio, intemperizadas y
guebradizas, laminares y nodulares con intercalaciones de areniscas en capas
delgadas de grano fino. En otras localidades consiste en lutitas arenosas,
areniscas, conglomerados compuestos de calizas y pedernal, con abundante
foraminiferos, que presentan lentes de calizas; las areniscas presentan huellas de
oleaje. La localidad tipo se encuentra en el cruce del camino entre Potrero del
Llano y Temapache, Veracruz, en la Hacienda de Palma Real; se describe como
una secuencia clastica de caracteristicas variables, que dependen de su
proximidad a la linea de costa; el espesor promedio es de 250 m (Nava y Alegria,
2001).

La edad es del Rupeliano (Oligoceno Inferior) al igual que la Formacion
Alazan, determinado por el contenido fosilifero de especies como: Ggyroidina
broekhuana, Cibicides aknerianus, Anomalina grosserugosa, Operculina

operculinoides, Vaginulina elegans (Nava y Alegria, 2001).

El ambiente de depdésito ocurrié en un ambiente de plataforma terrigena, la
variacion litologica es por la transgresién que tuvo lugar durante el principio del
Oligoceno. Se le considera una roca sello por su baja porosidad y permeabilidad

cuando predominan las fracciones finas (Nava y Alegria, 2001).
2.1.3.8 Formacion Palma Real Superior

Descrita inicialmente por Nuttall en 1928 y definida por Villatoro en 1932.
Consiste en lutitas grises, arenosas y bentoniticas, con intercalaciones de

areniscas de cuarzo de grano fino, con cuerpos lenticulares de calizas con
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abundantes orbitoides; contiene un horizonte de areniscas de cuarzo, de grano
fino a medio; también se reporta que contiene conglomerados al noroeste de Poza

Rica, Veracruz (Nava y Alegria, 2001).

La edad es del Oligoceno Superior determinado por el contenido de
abundantes foraminiferos benténicos como: Lepidocyclina tuberculata,
Lepidocyclina parvula, Lepidocyclina esterodisca y Schenckiella cyclostomata
(Nava y Alegria, 2001).

El ambiente de depdsito se efectud al final de la transgresién después de que
se depositd la Formacion Palma Real Inferior, su litologia es muy semejante,
siendo muy dificil su separacién; la cual se hace Unicamente por microfosiles,
aunque se considera que tienen contacto concordante. Al final del depdésito de la
Formacion Palma Real debié efectuarse una regresion, pues en general, aparece
en su cima un intervalo de clasticos, llamado Conglomerado Mecatepec (Nava y
Alegria, 2001).

2.1.3.9 Formacion Horcones

Definida por Grimdale en el afio 1933. Consiste en lutitas gris claro y gris
oscuro, calcareas, que intemperizan a café, con intercalaciones de areniscas de
cuarzo finas y algunos estratos de conglomerados calcareos, en capas de 10 a 15
cm de espesor, con algunas intercalaciones de ceniza volcanica. Su espesor es
muy variable, con un rango que va de 60 a 450 m. La localidad tipo se encuentra
al sureste y noreste de Colipa, Veracruz. Aflora al noreste, oeste y sureste de
Poza Rica, Veracruz, y se ha encontrado en el subsuelo de la Cuenca de
Chicontepec al este y al oeste de la Faja de Oro, asi como en la Cuenca de

Veracruz (Nava y Alegria, 2001).

Su edad es del Oligoceno Superior (Chatiano), que se determind por el
contenido fosilifero de especies como: Lepidocyclina fauosa, Globigerina
ampliapertura, Planulina cocoaensis, Rotaliatina mexicana, Textularia eocaona
(Nava y Alegria, 2001).
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El ambiente de depositd es de aguas someras cercanas a la costa, con aporte
de material detritico resultado de la erosion de rocas mas antiguas. Se le
considera roca almacenadora por sus propiedades petrofisicas de alta porosidad y
permeabilidad de sus horizontes conglomeraticos. (Nava y Alegria, 2001).

2.2 Sedimentologia del Grupo Chicontepec

Los sedimentos producto de la erosion de la Sierra Madre Oriental de la
Paleoplataforma de Tuxpan, del Macizo de Teziutlan y de otras localidades fueron
transportados como fragmentos liticos por corrientes de turbidez, depositados en
un ambiente neritico a batial superior de aguas poco profundas. Las secuencias
turbiditicas se depositaron por eventos multiples que incluyen flujo de escombros,
asi como deslizamientos, en ocasiones retrabajadas por corrientes de fondo
marino (Mayol, 2005).

El ambiente que se ha establecido en la Cuenca de Chicontepec es un modelo
de abanico submarino, establecido por Mutti - Ricci Lucchi, 1972, donde se
identifican facies y subambientes caracterizados por depdsitos de abanico interno,

medio y externo, que se distribuyen a lo largo de la cuenca (Figura 2.2).

El abanico interno tiene una distribucion controlada por cafiones submarinos
en donde los sedimentos mas gruesos se acumularon en la zona de derrumbes y
en sistemas de canales. Las facies mas gruesas se acumulan, se desbordan
lateralmente a través de los flancos de canales y terrazas, depositando

sedimentos finos en unidades delgadas gradadas.

El abanico medio predominan las areniscas formando I6bulos de supra-
abanico, con superficies pulidas convexas; los I6bulos son abastecidos por
canales distributarios, bifurcados o trenzados que muestran areniscas masivas
con estratificacion lenticular y estructuras someras de arrastre, retrabajados
conforme migran en el canal. Los sedimentos finos son depositados en las partes
superiores de los canales y en superficies planas conforme los canales

desaparecen pendiente abajo.
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El abanico externo presenta superficies de ligera pendiente y recibe
incrementos de depositos de sedimentos suspendidos puntualizados por pulsos de
turbiditas de grano fino. Los mantos gradados son delgados, contindan
lateralmente y monétonamente sobrepuestos, cominmente a través de espesores

estratigraficos considerables (Santillan, 2009).
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Fig. 2.2 Modelo de un abanico submarino (Mutti-Ricci Lucchi, 1972) que muestra la mecéanicay el
desarrollo de los depdsitos turbiditicos en la Cuenca de Chicontepec (tomada de Santillan y
Aguayo, 2011).

Los sedimentos que rellenan la Cuenca de Chicontepec se caracterizan por
ser de origen turbiditico, depositadas en una depresion topografica que
corresponde a una Cuenca de Foreland donde las corrientes submarinas que
erosionaron el sustrato contribuyeron al proceso de formacion de la cuenca y
después hubo un depdsito volumétricamente importante en las depresiones

formadas por la erosion (paleocanal) en abanicos submarinos (Aleman, 1980).
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La distribucién de los sedimentos (Figura 2.3) estd marcada por las
dimensiones de lo que fue la cuenca y los canales asociados; fuera de la cuenca
se encuentran sedimentos de areniscas y lutitas correspondientes a la Formacion
Velazco (Aleman, 1980).
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Fig. 2.3 Esquema donde se muestra la distribucion de los depdsitos en el subsuelo (tomada de
Anda, 2013).

La profundidad de los depdsitos tuvo variaciones de norte a sur, desde 400
hasta 2,400 m bajo el nivel del mar y el espesor de las formaciones varia desde 0
m en los bordes de la cuenca hasta mas de 2,500 m en el depocentro de la parte

central de la Cuenca (Aleman, 1980).

Presenta variaciones de continuidad lateral importantes, ya que en ocasiones
se presentan importantes cambios de un afloramiento a otro o entre pozos
préximos, por lo que se tiene como secuencia una granulometria que cambia
lateral y verticalmente de forma significativa, presentando acufiamientos que
pueden deberse a que durante los depésitos sedimentarios no lograban cubrir

toda la cuenca (Aguilar, 2013).
2.3 Origen de la Cuenca y Evolucion Geoldgica Regional

Las cuencas de foreland se forman entre el frente de una cadena montafiosa y

un craton adyacente (Allen at al., 1986), por procesos de flexura litosférica, los
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cuales causan subsidencia en una cuenca debida a la flexion hacia debajo de una
placa continental por los esfuerzos de construccion de una montafia. La Cuenca
de Chicontepec se formo por los esfuerzos compresivos del Paleoceno — Eoceno
Inferior, del frente de la Sierra Madre Oriental hacia el noreste, sirviendo de
contrafuerte el paleo-elemento rigido de la paleo-isla de Tuxpan en el Este;
originados por la Orogenia Laramide (CNH-UNAM, 2012).

La Cuenca de Chicontepec se sitla detras del arco magmatico y se vincula
con la subduccion de la litésfera oceanica de la Placa Farallon. Loza propone la
clasificacion de la cuenca como foreland de retro-arco, asociado a un margen tipo
Andino (colision océano-contiene), (Figura 2.3) con la trinchera al occidente del
lado del Océano Pacifico, dadas las condiciones de formacion de esta cuenca.
Dadas las caracteristicas tectonicas, la Cuenca de Chicontepec es relativamente
estable, no presenta subsidencia tectdnica acelerada, sino constante durante el

crecimiento del orégeno (Loza, 2014).

Cuenca Retro-foreland de Chicontepec
Maérgen tipo Andino

Cuenca de
Chicontepec
- Slerra Madre
o Oriental Plataforma
Trinchera ocednica
magmitico de Tuxpan

Fig. 2.3 Seccién transversal de la Cuenca de Foreland de Chicontepec (tomada de Loza, 2014).

El Paleocanal de Chicontepec se asocia con dos eventos de deformacion
principales, los cuales dieron lugar a estructuras secundarias, siendo el
plegamiento de la Orogenia Laramide y un sistema de fallas laterales con

desarrollo de fracturas (Loza, 2014).
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El primero tiene origen en la dinamica de placas tectonicas, la Placa de
Farallon y la Placa Norteamericana, con limites convergentes durante el Cretacico
Tardio y el Cenozoico Temprano, dando como resultado el esfuerzo principal
horizontal en direccibn SW-NE, que al rebasar el limite elastico de las secuencias,
se genero en la regidn un conjunto de pliegues anticlinales y sinclinales, los cuales

se van atenuando conforme se alejan de la Sierra Madre Oriental.

El segundo tiene origen durante el Cuaternario, un esfuerzo de cizalla en un
sistema transpresivo que origind estructuras de flor positiva, con un importante
desarrollo de fracturas verticales que afectan localmente a toda la columna
mesozoica y cenozoica del Campo Tajin, con fallas laterales de componente
derecha y fallas inversas de segundo orden; se desarrollaron sistemas de
fracturas que afectaron principalmente a las litologias con predominancia en
arenas, con lo que aumenté la porosidad, asi como la permeabilidad y surgieron
rutas de migracion para los hidrocarburos. Cuando los fragmentos son
predominantemente de carbonatos, la precipitacion del material, principalmente
calcita, origind la cementacion y por ende la pérdida de porosidad en las rocas
(Anda, 2013).

La Formacion Chicontepec del Paleoceno al Eoceno Inferior, ha sido descrita
como una secuencia turbiditica, con mas de 2,000 m de espesor de
interestratificaciones delgadas y gruesas de lutitas, areniscas calcareas y
siliciclasticas, graduando hacia la cima de la secuencia a lutitas limosas (Bitter,
1993). La Formacion Chicontepec aflora en la porcion occidental y sureste del

margen de la cuenca Tampico - Misantla.

Los sedimentos terrigenos de la Formacion Chicontepec, son consecuencia
del levantamiento tectonico y la erosién de las rocas de la Sierra Madre Oriental,
durante el Cretacico Tardio hasta el Paleégeno Temprano; de la paleo-isla de
Tuxpan al oriente y del macizo de Teziutlan al sur; con el transporte y depdésito de
los sedimentos resultantes en franca progradacion hacia el interior de la cuenca y
del paleo-canal de Chicontepec, como sistemas turbiditicos marinos y profundos
(Figura 2.4), (Santillan y Aguayo, 2011).
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Fig. 2.4 Modelo de los mecanismos de transporte y sedimentacion para la Cuenca de Chicontepec

(tomada de Santillan y Aguayo, 2011).

La columna estratigrafica del Paleoceno Inferior y Medio se erosiond en la
mayor parte de la cuenca, durante el Paleoceno tardio — Eoceno temprano, a lo
largo de la margen occidental y sur de la paleo-isla de Tuxpan, también fueron
erosionadas las rocas del basamento de la cuenca Cenozoica, del Cretacico y del
Jurésico Superior. Este proceso erosivo marino dio origen al Paleocanal de

Chicontepec.

La columna estratigrafica paleégena en el paleocanal, comprende alternancias
ritmicas de sedimentos arcillosos y arenosos, formando cuerpos lenticulares y
tabulares lateralmente discontinuos, constituidos por arena arcillosa y limos areno-
arcillosos, intercalados e interdigitados lateral y verticalmente. El espesor de la
Formacion Chicontepec, es variable en diferentes sitios; en la parte norte, del
orden de 100 m; en el extremo occidental se han determinado del orden de 700

hasta 2000. El contenido fosilifero es principalmente bentdnico, los sedimentos de
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la Formacién Chicontepec tuvo condiciones batimétricas mayores a los 200 m, en
ambiente neritico externo a batial (Santillan y Aguayo, 2011).

2.4 Geologia Estructural Regional

La Cuenca de Chicontepec corresponde con una cuenca sintecténica que se
caracteriza por presentar discordancias progresivas, presentar en algunos
sectores levantamiento, asi como erosion de la secuencia sedimentaria marina,
como resultado de la deformacion compresiva originado por la Orogenia

Laramidica, mientras que en otras localidades la sedimentacion fue continua.

La generacion de la discordancia progresiva fue controlada al oriente por las
rocas carbonatadas de la Plataforma de Tuxpan y hacia el poniente por el Frente
de la Sierra Madre Oriental; las relaciones estratigraficas discordantes se
reconocen claramente en una seccion sismica de direccion Este-Oeste, donde se
observa como las unidades calcareas y calcareo-arcillosas mesozoicas estan
erosionadas en varios niveles (discordancia progresiva) y son cubiertas por rocas
clasticas de diferente espesor por las tres Megasecuencias (Inferior, Media y

Superior), (Figura 2.5).

El espesor del depdsito de clasticos de la Cueca de Chicontepec es variable,
llegando a ser mayor de 2500 m (Contreras, 1970) y la relacion de arcillas y
arenas es de un 64% presentando cuerpos lenticulares de 5 a 40 m de espesor
(Aleman, 1980), en el Campo Tajin el espesor maximo del depdsito es de 1600 m
(CNH-UNAM, 2012).

La Cuenca de Chicontepec presenta poca deformacion estructural,
caracterizandose por contener grandes espesores de unidades terrrigenas de
ambiente marino de tipo turbiditico depositadas principalmente como depdsitos de
abanicos submarinos y los que estan rellenando el paleo-canal que se formd
durante la orogenia laramidica entre la Sierra Madre Oriental y la Plataforma de

Tuxpan.
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Las unidades cronoestratigraficas que afloran en el area y que fueron
depositadas antes de la Orogenia Laramide, presentan competencias
estructurales muy diferentes. Las formaciones mas antiguas (Taman y Pimienta) y
la mas joven (formaciones Velasco y Chicontepec) son mecénicamente
incompetentes, mientras que el conjunto intermedio (formaciones Tamabra y

Tamaulipas) son de alta competencia estructural (Vazquez, 2008).
2.5 Las Tres Megasecuencias (Inferior, Media y Superior)

Los estudios sedimentolégicos del Campo Tajin se realizaron en base a la
revision y andlisis de secciones sismicas regionales, secciones sismicas locales
con registros de pozo de resistividad y de rayos gamma, asi como con las
secciones estratigraficas. Se distinguieron tres etapas de sedimentacion de
secuencias arcillo-arenosas (Megasecuencias), las cuales se encuentran limitadas
por una discordancia basal, la cual separa a las unidades mesozoicas de los
depdsitos cenozoicos (discordancia de la base del Cenozoico), asi como tres
discordancias referidas como discordancia A, B y C, que separan regionalmente a
las Megasecuencias del Grupo Chicontepec y a las secuencias estratigraficas del

Eoceno (Figura 2.5).

Las superficies discordantes en el Campo Tajin se interpretan debido a
diferentes eventos tectono-sedimentarios ocurridos durante el depdsito de la
columna estratigrafica durante los cuales hubo un cambio importante en el nivel
del mar. A continuacién se describen las principales caracteristicas de las tres

Megasecuencias.

39



Capitulo 2. Marco Geolégico

TAJIN NW-SE-2

Fig. 2.5 Megasecuencias separadas por discordancias A, By C de color rojo en el Campo Tajin
(modificado de CNH-UNAM, 2012).

2.5.1 Megasecuencia Inferior (Unidad 1)

Fue formada durante un periodo de subsidencia tectonica asociada a ciclos
repetitivos sedimentarios, arenosos Yy arcillosos; comprende el intervalo
estratigrafico depositado discordantemente sobre el paleo-relieve de la cima de la
secuencia mesozoica (discordancia basal); cuyo contacto superior corresponde a
la superficie también discordante (discordancia A) de la Megasecuencia Media

(Unidad 2), que le sobreyace.

Litoestratigraficamente la constituyen las facies niveladoras de la topografia
basal, formadas por alternancias ritmicas e interdigitaciones laterales de capas
delgadas a laminares de areniscas limo-arcillosas y lutitas limo-arenosas, de

origen turbiditico. La secuencia fue depositada en una cuenca subsidente en
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eventos sobrepuestos en la planicie del depocentro del paleocafion, por lo que no
presentan caracteristicas  petrofisicas adecuadas para formar rocas
almacenadoras, por tener gran abundancia de finos, principalmente arcillas (CNH-
UNAM, 2012).

Las secuencias fueron depositadas en la zona de l6bulos progradantes de
los flujos turbiditicos; hay la presencia de cuerpos lenticulares de areniscas
inclinados al oriente, cuya distribucion y orientacion se debe a la paleo-topografia
que se tenia en el momento del deposito (Figura 2.6).

boreas o Mass Seaggegaton

Fig. 2.6 Lébulos progradantes de areniscas que forman cuerpos lenticulares separados por
cuerpos de lutitas (tomado de PEMEX, 2012).

Los cuerpos poseen una geometria estratificada y laminada de cuerpos

tabulares, que en general son continuos pero que se acufian en cortas distancias.

La conectividad entre cuerpos arenosos es baja debido a que existen
intercalaciones ciclicas de capas de arcilla-limosa con areno-arcillosas; con franca

predominancia de estratos arcillosos (CNH-UNAM, 2012).
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2.5.2 Megasecuencia Media (Unidad 2)

Esta formada en su base, principalmente por depdsitos turbiditicos tabulares y
concordantes, que subyacen a otros de forma lobular, interestratificados; ambos
depdsitos corresponden al intervalo comprendido entre las Megasecuencias
Inferior (Unidad 1) y la Superior (Unidad 3), que son separadas por las superficies
discordantes Ay B.

La parte inferior de la secuencia esta constituida por estratos tabulares, areno-
limosos y limo-arcillosos, que corresponde a facies distales de I6bulos de baja
amplitud; ademas de que subyacen a depdésitos lobulares progradantes, arenosos
y areno-arcillosos, interestratificados con horizontes interlobulares areno-limosos y

arcillo-arenosos.

Los contactos entre estratos fueron superficies de corrimiento o deslizamiento,
provocando derrumbes locales y de baja amplitud, asociados con plegamientos y

fallamientos intraformacionales con vergencia hacia el E-NE (Figura 2.7).

En esta megasecuencia se presenta la mayor abundancia de cuerpos
lenticulares con predominancia de areniscas, las cuales tienen caracteristicas

petrofisicas adecuadas para conformar trampas estratigraficas.

La geometria de los cuerpos es principalmente de estratificacion de horizontes
arenosos Yy limo arcillosos en forma tabular y lenticular que en conjunto dan la
apariencia de mostrar continuidad por mas de un kilometro, sin embargo, los
cuerpos arenosos que conforman rocas potencialmente almacenadoras estan
separados horizontal y verticalmente por materiales predominantemente arcillosos

y limosos.

En los horizontes lenticulares predominan las areniscas, las cuales cambian
lateral y verticalmente a secuencias limo-arenosas y arcillosas, por lo que no

tienen continuidad lateral.

La conectividad entre los cuerpos es poca, aungue localmente puede ser

moderadamente alta cuando se tienen cuerpos lenticulares formados por l6bulos
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progradantes y canales. En algunos casos la interrupcion entre cuerpos de
diferente granulometria ocurre por efecto de erosion y posterior relleno de
superficies irregulares que ponen en contacto horizontes de roca de diferente
textura y granulometria, donde se pone en contacto una secuencia
predominantemente arenosa con otra unidad cadtica que representa un flujo de

escombros.

- &

Fig. 2.7 Facies proximales con predominancia de areniscas, fallas nhormales sinsedimentarias
afectando a la Megasecuencia 2 (tomada de CNH-UNAM, 2012).

2.5.3 Megasecuencia Superior (Unidad 3)

Fue formada durante un periodo de inestabilidad tectonica y basculamiento del
frente de la Plataforma de Tuxpan, lo que favorecio la subsidencia de los
depdsitos del paleocafion hacia el E-NE, favoreciéndose el desarrollo de flujos de
escombros y derrumbes. Esta serie sobreyace en forma discordante a la
Megasecuencia Media (Unidad 2); estratigraficamente esta constituida por cuerpos
de estratos gruesos a masivos de sedimentos arcillo-arenosos, los cuales
deslizaron intraformacionalmente. Esta megasecuencia (Unidad 2) sobreyace a la

superficie discordante B, que la separa de la infrayaciente (Unidad 1).

La geometria de los cuerpos es estratiforme a masivos de flujos de escombros

y derrumbes por deslizamientos locales asociados a plegamientos coherentes e
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incoherentes y a fallamientos inversos intraformacionales de baja magnitud (Figura
2.8), (CNH-UNAM, 2012).

Fig. 2.8 Falla inversa intraformacional en la Megasecuencia 3, secuencias de facies proximales
con clastos angulosos (modificado de CNH-UNAM, 2012).

La conectividad es baja debido a la mezcla de los horizontes arenosos
permeables con los arcillo-limosos durante su la desplazamiento masico por
gravedad (CNH-UNAM, 2012).

En las facies proximales con distribucion cadtica se encuentran fragmentos de
gilsonita (chapopote), como clastos (Figura 2.9), lo que indica que antes de que
ocurrieran los flujos de escombros ya inici6 la generacion y migracion de
hidrocarburos, los cuales al moverse junto con las rocas fragmentadas se
mezclaron y quedaron dentro de la Megasecuencia Superior. También se tiene
evidencia de migracién de hidrocarburos en una etapa posterior, ya que las
fracturas que afectan a la unidad también tienen aceite fésil rellenando las
discontinuidades de la misma secuencia (CNH-UNAM, 2012).
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Fig. 2.9 Megasecuencia 3, flujo de escombros, gilsonita como clastos y como relleno de fracturas
(tomada de CNH-UNAM, 2012).

2.6 Caracteristicas Estructurales del Campo Tajin

La secuencia sedimentaria jurasica y cretacica del subsuelo en el area del
Campo Tajin se encuentra muy deformada, esta secuencia estd en contacto
mediante la discordancia de la base del Cenozoico con el Grupo Chicontepec.
Dicha deformacién se explica por el proceso compresivo ocasionado por la
dinamica de las placas Paleo-Pacifica (Farallon) y la Placa Norteamericana que al

converger con un angulo bajo originaron el desarrollo de la Orogenia Laramide.

Las unidades estratigraficas mesozoicas deformadas estan expuestas al
poniente de la cuenca y se componen estructuralmente por anticlinales, sinclinales
y fallas inversas con cabalgaduras de varios kilbmetros de desplazamiento. El tipo
de pliegues es muy variado, los hay asimétricos, recostados, recumbentes y

buzantes, muchos de ellos dislocados por fallas inversas y laterales.

En el subsuelo del Campo Tajin se tiene Unicamente pliegues suaves y
abiertos que se desarrollaron en las secuencias sedimentarias del Cretacico

Superior y de la base del Paleoceno; la deformacién va cambiando hacia el
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oriente, en donde la secuencia solo muestra una pequefia inclinaciébn con echado
al este (CNH-UNAM, 2012).

El Campo Tajin presenta en la secuencia terrigena cenozoica y en la parte
superior del Mesozoico, la presencia de pliegues que se van atenuando conforme
se sube estratigraficamente, asi como la presencia de una falla lateral derecha

gue ramifican formando en conjunto una flor positiva (Figura 2.10).

Los pozos que se ubican en las zonas de fallas no llegan a presentar
produccién, las discontinuidades estructurales como fallas y fracturas, forman
zonas altamente porosas y permeables, que permiten el flujo del aceite y/o gas a
las zonas de menor presion, llegando a cuerpos lenticulares conectados a las

discontinuidades o siguiendo hasta la superficie terrestre.

t&;‘
1™
3

Fig. 2.10 Falla lateral derecha, ramificada en el Campo Tajin (tomada de CNH-UNAM, 2012).
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En el Campo Tajin también se han identificado sistemas de fallas laterales, asi
como fallas inversas de segundo orden, que en conjunto forman una estructura de
flor positiva, abundantes fracturas verticales y subverticales. En las fallas laterales
existe un desplazamiento horizontal de dos bloques, que ocasiona el contacto de
dos unidades con diferentes granulometrias, que dan como resultado rutas de
migracion en las zonas de falla y de fracturas asociadas. Ademas de manera
asociada a las fallas laterales, se general un sistema de fracturas verticales
abiertas (Figura 2.11), que dan como resultado de manera local, un incremento en
la porosidad de las rocas arenosas como potenciales rocas almacenadoras debido
al incremento de porosidad por fracturas, aunque en algunos sitios la porosidad
efectiva disminuye por la cementacion de calcita (CNH-UNAM, 2012)..

Fig. 2.11 Secuencias clasticas que presentan una falla lateral y fallas secundarias que forman una

flor positiva en la Formacion Chicontepec Superior (tomada de CNH-UNAM, 2012).

La deformacion mas importante que llega a presentar el Campo Tajin que
afecta a la columna mesozoica y cenozoica, es un sistema de fallas laterales de
componente derecha, acompafiada de fallas inversas de segundo orden, el

conjunto indica que la zona estuvo sujeta esfuerzos de cizalla en un sistema
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transpresivo que originaron estructuras en flor positiva, principalmente en el
horizonte de areniscas de la Megasecuencia Media. Las fallas laterales presentan
orientacion promedio NW 55° con 90° de echado. El esfuerzo principal mayor
actuo horizontalmente con una direccion NW25°SE.

Las fallas laterales son de gran importancia dentro del sistema petrolero del
Campo Tajin, ya que son las rutas de migracion al comunicar las secuencias
generadoras del Jurdsico Superior con las unidades sedimentarias del Grupo
Chicontepec ubicadas entre la discordancia Ay B (CNH-UNAM, 2012).
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CAPITULO 3. SISTEMA PETROLERO
3.1 Introduccién

Los campos productores de la Cuenca de Chicontepec son convencionales y
no convencionales, los primeros contienen todos los componentes del sistema
petrolero, que corresponden con un sistema natural que contiene todos los
elementos y procesos geolOgicos necesarios para que exista un yacimiento de
hidrocarburos. Este sistema esta comprendido por seis subsistemas los cuales
son: una roca generadora, que gracias a su contenido de materia organica y las
condiciones ideales de presion y temperatura, generé los hidrocarburos, los que
pueden migrar y posteriormente acumularse en una roca almacenadora que tiene
caracteristicas de alta permeabilidad y porosidad. Se requiere también de una
roca sello que por su impermeabilidad, impide el escape de los hidrocarburos
hacia la superficie, asi como una trampa donde se pueda acumular el aceite y/o
gas. Todos estos elementos deben formarse en un tiempo y espacio determinado
para que exista el sistema petrolero, a lo que se conoce como sincronia, con ello
formar yacimientos petroleros, como ocurre con algunos que constituyen los
campos de la Cuenca de Chicontepec, particularmente donde se tiene menor

contenido de particulas de calcita y poco cementante calcareo.

El sistema petrolero de la Cuenca de Chicontepec se relaciona con una
geologia compleja, con una columna estratigrafica que va del Jurasico al
Cenozoico (Figura 3.1), con deformacion estructural principalmente de fallas
laterales; las trampas son mayoritariamente de tipo estratigrafico y las rocas
generadoras pertenecen principalmente a las formaciones Santiago, Taman y
Pimienta (Arellano y Yussim, 2012). Los subsistemas del sistema petrolero
tuvieron sincronia por lo que se dio la formacién de multiples yacimientos con

reservas estimadas volumétricamente altas.

La columna estratigrafica inicia con rocas sedimentarias marinas en el
Jurdsico Tardio, donde se forman las principales rocas generadoras en una

Cuenca de Rift, posteriormente en el Cretacico hubo una margen pasiva donde se
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depositaron carbonatos. A finales del Cretéacico y al inicio del Pale6geno se formoé
la Cuenca de Chicontepec, la que corresponde a una Cuenca Foreland (Antepais).

mz|eSTEMA| SERIE |PLAYS PALEOCANAL DE CHICONTEPEC |

Simbologia
|| | (Fugro Robertson, 2008)

Roca
Generagora

R
© smacsnscors

€] Roca ssio

Fig. 3.1 Columna estratigrafica del Sistema Petrolero de la Cuenca de Chicontepec (modificada de
Pérez, 2013).

El Play productor de aceite y gas del Campo Tajin esta representado por
depdsitos turbiditicos arenosos con edad del Paleoceno - Eoceno, formados por

complejos de canales submarinos, |6bulos y depoésitos de desborde.
3.2 Sistema Petrolero de la Cuenca de Chicontepec
3.2.1 Rocas generadoras

Una roca generadora es aquella que presenta un alto contenido de materia
organica; con la temperatura suficiente, generara aceite y/o gas. Debe de contener
al menos 0.5% de carbono organico total (COT) para generar hidrocarburos; las
rocas generadoras tipicas son lutitas, lutitas calcareas y calizas arcillosas. Las
rocas de origen marino tienen un mayor potencial a generar aceite, mientras que

las rocas generadoras terrestres, tienden a ser gasiferas.
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Las rocas generadoras de la Cuenca de Chicontepec son principalmente
arcillo-calcareas pertenecientes a las formaciones Santiago, Taman y Pimienta
(Figura 3.2), aunque también se encuentra en menor medida las formaciones
Agua Nueva, Chicontepec Inferior y Chicontepec Medio; las dos ultimas en general

tienen materia organica inmadura.
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Fig. 3.2 Distribucion de las rocas generadoras en la Cuenca de Chicontepec (tomada de Jiménez
et al., 2009).

Las rocas generadoras con materia organica madura son de edades del
Jurésico Superior, del Oxfordiano, Kimmeridgiano y Tithoniano; estos intervalos
son importantes por su volumen y rigueza en materia organica que favorecieron la

generacion de aceite y/o gas.
3.2.1.1 Formacién Santiago

Se compone de lutitas negras carbonatadas microlaminadas, limolitas
arcillosas y calizas arcillosas con espesores de 10 a 755 m; se presentan
piritizadas con algunos horizontes con nodulos calcareos. Tiene un contenido de
carbono organico total (COT) de 0.5 - 6.3% y de hidrocarburos potenciales (S2) de
0.2 - 39.1 mg/g. El ker6geno contiene indices de Hidrégeno (IH) entre 21 y 1079,

temperatura maxima de pirolisis (Tmax) entre 425° y 525°C. El kerégeno es de
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tipo Il que se encuentra de maduro hasta sobremaduro (PEMEX-PEP, 2010). Esta

formacion del Oxfordiano tiene un mayor potencial remanente al sur de la cuenca.
3.2.1.2 Formacién Taman

Se constituye de calizas arcillosas, lutitas calcareas y en menor medida
limolitas; estas rocas pertenecen al Kimmeridgiano; dominan los carbonatos sobre
las arcilla. El espesor varia de los 3 a los 998 m. El contenido de carbono organico
total (COT) es del 0.1 — 5.4%, presenta S2 de 15 — 925 mg/g, la temperatura
maxima (Tmax) de 421° - 527°C (PEMEX-PEP, 2010).

3.2.1.3 Formacion Pimienta

Se compone de estratos de calizas negras arcillosas con abundantes cristales
de pirita y algunas con intercalaciones de lutita negra, bentonita y lentes de
pedernal; estas rocas pertenecen al Tithoniano. Los espesores van de 3 a 485 m.
El contenido de carbono organico total (COT) es de 0.4 — 6.5%, el S2 va de 0.2 -
43.4 mg/g, el indice de Hidrégeno (IH) varia de 18 — 959, el Tmax de 412° - 476°C
(PEMEX-PEP, 2010).

Tanto la Formacion Santiago como la Formacion Pimienta contienen kerégeno
de tipo | y Il que se encuentra principalmente en la ventana de generaciéon del
aceite. Esta formacion junto con Taman presentan el mayor potencial remanente
en la parte norte de la cuenca (PEMEX-PEP, 2010).

La generacion de hidrocarburos comenzo en el Cretacico Tardio y continud
hasta el Nedgeno. Los mayores espesores de las rocas generadoras se ubican en
12 grabens formados durante el proceso de rift, que dieron lugar a los principales
focos oleogeneradores que abarcaron un area aproximada de 907 km?. En general
el promedio de Carbono Orgéanico Total (COT) es 2.2%, el indice de Hidrégeno
(IH) de 500 mg HC/g COT. EIl kerégeno es de tipo Il principalmente por materia
algacea marina donde su madurez térmica (Roe=0.8-1.0%) corresponde a la

generacion de aceite (Mayol, 2005).
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3.2.1.4 Grupo Chicontepec

Las rocas generadoras correspondientes a las formaciones Chicontepec
Inferior y Chicontepec Medio, cuyas secuencias sepultadas van del sureste de
San Luis Potosi hasta el oriente de Teziutlan Puebla, paralelamente a la margen
oriente de la Sierra Madre Oriental, las cuales son de edades Paleoceno —
Eoceno; contienen principalmente kerdgeno tipo Il proveniente del continente.
Debido al tipo de materia organica y al indice de Hidrégeno menor al de oxigeno,
los hidrocarburos formados corresponden a la fase de gas, aunque en la mayor
parte de la cuenca se encuentra en la fase inmadura (Anda, 2013).

3.2.2 Rocas almacenadoras

Una roca almacenadora es aquella que tiene propiedades de alta porosidad y
permeabilidad para permitir que el petroleo fluya a través de ella. Las principales
rocas son las areniscas de alta energia (sin matriz) y las rocas carbonatadas de
alta energia y las calizas fracturadas. Los poros de una roca son generalmente

rellenados con cierto volumen de agua connata, con aceite y/o gas del yacimiento.

Las rocas almacenadoras ocupan aproximadamente un 33% del relleno de la
cuenca foreland del Paleoceno — Eoceno, que son principalmente areniscas del
Grupo Chicontepec; son secuencias clasticas inmaduras, donde predominan los
clastos (liticos), ya que entre el 40% y el 88% corresponden a fragmentos de
calizas, litarenitas feldespaticas y felsarenitas, cuyo origen corresponde
principalmente a detritos calcareos provenientes de la Sierra Madre Oriental (al
occidente), de la Isla de Tuxpan (al oriente) y del Macizo de Teziutlan (al sur),

(Santillan y Aguayo, 2011).

Las caracteristicas generales de las litarenitas es que son pobremente
clasificadas, varian de grano fino a medio y en menor medida a grueso. La matriz
esta constituida por minerales arcillosos de clorita e illita; asi mismo el cementante

esta constituido por carbonato de calcio y en menor proporcion por silice.
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Las formaciones del Grupo Chicontepec tienen variabilidad vertical de
porosidad y permeabilidad, la que esta relacionada al ambiente de depdsito, a la
distancia de transporte y al contenido de liticos y cemento de carbonatos, cuyo
porcentaje varia de un 35 a un 40% (Lépez, 2008). Los paquetes de areniscas que
presentan mayor potencial son aquellas con formas geométricas de barras de
desembocadura, |6bulos y canales tributarios que tienen espesores de 12 a 18 m
(Pérez, 2013).

Las rocas almacenadoras dentro del Campo Tajin son las pertenecientes a las
tres Megasecuencias del Grupo Chicontepec, las cuales se encuentran divididas
por tres discordancias (A, B y C), cuyos espesores promedio se muestran en la
Tabla 3.1. La Megasecuencia Media, es la que presenta una mayor abundancia de
areniscas con un contenido menor de arcillas comparada con las Megasecuencia
Inferior y Superior, sin embargo, la Megasecuencia Superior cuenta también con
algunos cuerpos arenosos capaces de almacenar hidrocarburos en la base, cerca

de la discordancia B.

Sector Sur
Intervalo (m)/Campo Tajin Megasecuencia
Discordancia C — Discordancia B 502 Superior
Discordancia B — Discordancia A 219 Media
Discordancia A — Base Cenozoico 55 Inferior
Total ~776 - 800

Tabla 3.1 Espesores promedio de las Megasecuencias Inferior, Media y Superior (modificada de
CNH-UNAM, 2012).

La Megasecuencia Media, presenta las mejores condiciones para la
acumulacién de los hidrocarburos, ya que se compone de flujos masivos de
escombros canalizados y derrumbes, asociados a plegamientos sinsedimentarios

y deslizamientos coherentes e incoherentes con estratos apilados altamente
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arcillosos y aislados entre si; comunicados por un sistema de fracturas (Figura
3.3).

Fig. 3.3 Seccion con registro de pozos donde se aprecia la Megasecuencia Media presenta mayor
porosidad efectiva (tomada de CNH-UNAM, 2012).

El modelo de la distribucion de las facies (Figura 3.4), indica que los
sedimentos se depositaron en un ambiente de abanico submarino con
canalizacion (horizontes A y AB); entre los horizontes AB y BC los sedimentos
asociados se depositaran en un ambiente dominado por acumulaciones en la zona
de desborde en los l6bulos y en los canales de abanico submarino medio a

proximal.
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Formas monticulares y rasgos de
canal y erosion con predominancia
de depositos arcillosos. Zona

EntreBCyC improductiva

Formas monticulares de relieve
moderado interrumpidas por zonas
de canal y relleno. Las areniscas son
de desbordo (overbank) y de relleno
de canal. Monticulos sobrepuestos y
migracion lateral de canal. Zona
productora secundaria.

Facies laminares distribucién amplia
con baja canalizacion. Las areniscas
3 son turbiditas de abanico distal.
Entre Ay AB Ty p—— Zona productora principal.

Fig. 3.4 Modelo sedimentario del Campo Tajin entre las discordancias A y B (tomada de CNH-
UNAM, 2012).

Entre los horizontes A y AB las facies sismicas consisten en eventos sismicos
paralelos de baja y muy baja amplitud asi como de suave relieve,
correspondientes a depdsitos de abanico distal compuesto por capas delgadas de
arenisca fina de amplia extension y reducida canalizacion, intercaladas con lutitas
(Figura 3.5). Algunos de los pozos que atravesaron esta unidad producen en

areniscas de desbordo y de relleno de canal.

Entre los horizontes BC y C se presenta un sistema de abanico intermedio
dominado por aporte de arcillas (Figura 3.5), este sistema no tiene potencial para
almacenar hidrocarburos considerando la baja porosidad debido al alto contenido

de arcillas, ademas de tener cuerpos discontinuos y monticulares.
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Fig.3.5 Corte sismico SW - NE donde se muestran facies sismicas (tomada de CNH-UNAM, 2012).

En la zona de estudio hay un mayor desarrollo de canales tanto erosivos como
asociados a monticulos y zonas de desbordo (Figura 3.6).

Faciesmonticulares
discontinuas de
amplitud variable

Fig. 3.6 Perfil sismico SW-NE de facies paralelas de baja amplitud y monticulares discontinuas de
amplitud variable (tomada de CNH-UNAM, 2012).
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Entre los horizontes AB y BC, predominan las facies sismicas monticulares de
relieve moderado con eventos discontinuos de amplitud variable, que
corresponden a depdsitos de canal y de desbordo de un complejo de abanico
submarino. También se tiene la presencia de erosion y relleno, con apilamiento
vertical de canales, asi como migracion lateral de componentes de los abanicos

submarinos.

Las rocas pertenecientes a la Megasecuencia Media, presentan las mejores
condiciones para la acumulacién de hidrocarburos en el Campo Tajin, la que se
caracteriza por cuerpos con predominancia de areniscas que presentan formas
tabulares y lenticulares (Figura 3.7), que se encuentran separados por materiales

limosos y arcillosos.

Entre las discordancias A y B, la Megasecuencia Media es la que tiene un
mayor numero de cuerpos arenosos con las mejores probabilidades de contener
hidrocarburos; por ejemplo, en la Figura 3.7 se tiene un total de 11 cuerpos
arenosos probados. Entre las discordancias B y C se tienen un menor niumero de
cuerpos arenosos probables y probados (Megasecuencia Superior), teniendo las
mejores posibilidades en los cuerpos arenosos de la base de la unidad. Los
rellenos de canal son los mas atractivos para contener hidrocarburos en grandes
volimenes, dado que tienen grandes espesores y mayor continuidad, sin

embargo, tienden a ser escasos.
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Discordancla C

Discordancia B

Discordancia A

Fig. 3.7 Megasecuencias separadas por discordancias A, By C, con secuencias arenosas
lenticulares en amarillo productoras en la Megasecuencia Media del Campo Tajin (tomada de
CNH-UNAM, 2012).

En la mayor parte del subsuelo del Campo Tajin, la distribucion de los cuerpos
lenticulares de areniscas con potencial como rocas almacenadoras se encuentran
a una distancia horizontal menor a los 350 m, por lo que el espaciamiento entre
pozos debe de realizarse de acuerdo al modelo geolégico y no un patrén
equidistante y uniforme como se ha realizado previamente (CNH-UNAM, 2012).
Los espesores de los horizontes arenosos con mayor potencial almacenador
tienen una geometria lenticular, que corresponden a I6bulos, barras de desborde o

canales distributarios, con espesores entre 2y 50 m.

Un registro geofisico compuesto (Figura 3.8) proporciond informacion del
rango de la porosidad y de la permeabilidad de las rocas almacenadoras de un
segmento de un yacimiento del Campo Tajin, los cuales estan entre 6 a 13% y
con permeabilidades de 0.9 a 28 mD respectivamente; los datos se obtuvieron de

la interpretacion de registros de Rayos Gamma (GR), Resistivos (AIT), Neutrén
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(CNL) y Litodensidad (LDT). La informacién se calibré con datos de dos nucleos
(PEMEX, 2014).
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Fig. 3.8 Registro Geofisico del pozo Tajin A4, sefialando en rojo el comportamiento de la roca
almacenadora (modificado de PEMEX, 2014).

Los fluidos producidos por la Formacion Chicontepec Canal correspondientes
a los cuerpos arenosos del Campo Tajin, junto con la realizacion de muestreos en
superficie y en fondo, permitieron conocer la densidad API y las viscosidades a
condiciones de presion y temperatura en superficie, cuyo rango varia en la

mayoria de los yacimientos del Campo Tajin entre los 17° y 25° API, donde el tipo
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de fluido corresponde principalmente a aceite pesado - intermedio. Las muestras

de fondo a condiciones de presion, volumen y temperatura (PVT), permiten

conocer las propiedades de los fluidos a condicion de yacimiento (Py, Ty). En la

Tabla 3.2 se muestran valores obtenidos del analisis PVT de 5 pozos en el Campo

Tajin.
Pozo Formacion Estado Intervalo Presion Temp Presion Factor de Rs
del Pozo | (mdbmr) [kg/cm2] | Yac[°C] Sat volumen | [m3/m3
[kg/cm2] Aceite @Ps,Ty]
[m3/m3
@Ps,Ty]
Tajin | Chicontepec | Cerrado | 1800-1830 133.9 86 130 1.2821 60.5
P1 Canal
Tajin | Chicontepec | Cerrado | 1510-1540 184.6 78 128 1.2 41.4
P2 Canal
Tajin | Chicontepec | Cerrado | 1873-1918 192.6 83 110 1.1977 50.6
P3 Canal
Tajin | Chicontepec | Cerrado [ 1900-1940 210.2 84 188 1.2265 79
P4 Canal
Tajin | Chicontepec | Cerrado | 1565-1610 158 72 156 1.2015 57.3
P5 Canal

muestreo PVT (modificado de PEMEX, 2014).

Tabla 3.2 Propiedades de los fluidos de los 5 pozos del Campo Tajin obtenidos por medio de

La principal zona productora del Campo Tajin se encuentra entre las

discordancias A y B (Figura 3.9), ya que la Megasecuencia Media presenta las

mejores caracteristicas para funcionar como una roca almacenadora, aunque

también en la base de la Megasecuencia Superior, inmediatamente arriba de la

discordancia B, también se tienen algunos cuerpos lenticulares almacenadores.

Las areniscas de la Megasecuencia Media presentan la mejor calidad, asi como la

mayor productividad en el campo.
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1 [
Zona arollosa
A
s “Base de
Terciario

Fig. 3.9 Correlacion de pozos, en la Megasecuencia Media donde se tiene la principal zona de
produccién en el Campo Tajin (tomado de CNH-UNAM, 2012).

Los horizontes regionales interpretados se encuentran entre las discordancias
Ay C, encontrandose que los yacimientos tienen espesores mayores en la porcion
Oeste — Suroeste, los que disminuyen gradualmente hacia la porcion Noreste -
Este (Figura 3.10).

Fig. 3.10 Seccion Suroeste — Noreste, ubicada en la parte occidental del Campo Tajin (tomada de
PEMEX, 2014).
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Mediante la interpretacion de los pozos del Campo Tajin, se logré obtener la
porosidad total mediante los registros de neutrén y densidad, la cual corresponde
a porosidad primaria y en algunos intervalos corresponde a porosidad secundaria
debido a fracturas. Mediante el empleo del modelo de Doble Agua, fue obtenida la
porosidad efectiva y la saturacion de agua. La permeabilidad de algunos pozos fue
obtenida mediante el registro de resonancia magnética nuclear y con el andlisis de
ndcleos (PEMEX, 2014). La Tabla 3.3 muestra las propiedades antes
mencionadas de algunos pozos productores con nombres arbitrarios llamados
“Taj - B#” del Campo Tajin, en el cual se puede ver que hay similitudes en valores
de porosidad y permeabilidad, sin embargo, los valores pueden variar de manera
significativa de un pozo a otro debido a la irregularidad que hay en los yacimientos
del Campo Tajin.

Pozo Permeabilidad Porosidad Porosidad Saturacion de
(mD) (Neutrén) Efectiva Agua (SW)
% % %
Taj - B1 51 - 5 10
Taj — B2 - 0.49 4.63 0- 100
Taj — B3 - 1.71-2 2-273 0-100
Taj — B4 5 4.99 15.28 - 93.85 0 - 100
Taj — B5 5 0.05-2.29 0.05-2.29 0.01-8
Taj — B6 5 0.39 2.25-3.09 0 - 100
Taj - B7 1 - 3.38 - 8.82 1.15-45.5
Taj— B8 4 0.35 2-29 0-100

Tabla 3.3 Propiedades petrofisicas de algunos de los pozos productores del Campo Tajin.

Las Megasecuencias Media y Superior del Campo Tajin, presentan una
porosidad intergranular promedio del 12%, asi como una permeabilidad promedio
de 0.075 mD; el espesor promedio de los horizontes arenosos productores es de
32 m (Anda, 2013).
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El contenido de los minerales presentes en los pozos productores del Campo
Tajin, se obtuvieron en base al andlisis de nucleos de los pozos Taj - 662 y Taj —
728, los cuales proporcionaron informacion del contenido de carbonatos, asi como
de arcillas presentes en los horizontes productores para el empleo de técnicas de
recuperacion mejorada y/o avanzada, los cuales se pueden apreciar en las Tablas
3.4y 3.5 (CNH-UNAM, 2012). Los carbonatos presentes en las Megasecuencias
del Campo Tajin superan poco mas del 40% de los minerales, los cuales incluyen
calcita, ankerita y dolomita.

En la Figuras 3.11 y 3.12 se presenta un grafico que muestra la proporcion de
las arcillas, donde la illita y las micas se encuentran en mayor proporcion, con mas
del 50%, los cuales no tienen propiedades expansivas significativas por la
presencia de agua, sin embargo, la illita puede aumentar ligeramente su volumen.
La caolinita se encuentra entre 20 a 30% posiblemente a la alteracion de
minerales ricos en aluminio como los feldespatos presentes en los liticos de las

rocas que conforman las Megasecuencias.

Taj - 662 Taj - 662
Minerales Media Arcilla total Media
Cuarzo 40.28 llita + Mica 3.6
Feldespatos K 0.53 Caolinita 2.0
Plagioclasas 6.62 Clorita 1.0
Calcita 38.42 Total 6.6
Ankerita 1.90
Dolomita 3.86
Arcilla total 7.9
Pirita 0.5
Total 99.99

Tabla 3.4 Contenido de minerales presentes en el Pozo Taj — 728 (modificada de CNH-UNAM,

2012).

64



Capitulo 3. Sistema Petrolero

Arcillas Taj - 662

H |llita + Mica
E Caolinita

Clorita

Fig. 3.11 Proporcién de arcillas presentes en el Pozo Taj - 662 (modificada de CNH-UNAM, 2012).

Taj - 728
Minerales Media
Cuarzo 41.26
Feldespatos K 0.29
Plagioclasas 6.00
Calcita 35.96
Ankerita 1.99
Dolomita 4.13
Arcilla total 9.45
Pirita 0.82
Total 99.88

Taj - 728
Arcilla total Media
llita + Mica 4.6
Caolinita 1.9
Clorita 11
Total 7.6

Tabla 3.5 Contenido de minerales presentes en el Pozo Taj — 728 (modificada de CNH-UNAM,

2012).
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Arcillas Taj - 728

m |llita + Mica
E Caolinita

Clorita

Fig. 3.12 Proporcién de arcillas presentes en el Pozo Taj - 728 (modificada de CNH-UNAM, 2012).

Mediante la utilizacion de espectroscopia de rayos gamma, se encontro la
presencia de cantidades considerables de Uranio en las Megasecuencias que
indica que el volumen de arcillas se encuentra por encima del valor real, por lo
tanto, se requiere reducir el volumen de arcilla promedio en valores de hasta 15%.

Del andlisis de los pozos anteriores, el valor de porosidad efectiva se reduce al
utilizar el modelo petrofisico de Hingle, con dos minerales (cuarzo y calcita), por lo
gue la porosidad efectiva de corte seria de PHIE>=0.03. La saturacion de agua se
reduce al incluir calcita al modelo petrofisico, por o que la saturacion de agua se
encontraria en Sw<=0.70, debido a que la calcita cementa los granos de cuarzo y
reduce la porosidad (CNH-UNAM, 2012). También aumenta la saturacion de

hidrocarburos al disminuir la saturacién de agua.
3.2.4 Rocas sello

Es una roca relativamente impermeable, que forma una barrera o una cubierta
sobre y alrededor del yacimiento, de manera que los hidrocarburos no puedan
migrar mas alld del yacimiento; comunmente las rocas sello son lutitas en

cuencas dominadas por yacimientos clasticos, o evaporitas (anhidrita, sal) en
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cuencas dominadas por yacimientos carbonatados. En ocasiones el sello

constituye una anomalia estructural o estratigrafica como fallas o discordancias.

Las rocas arcillosas de la Formacién del Grupo Chicontepec que se
encuentran interestratificadas con las areniscas de grano fino, funcionan como
rocas sello en el sistema petrolero, aun cuando esta misma formacién sea una

roca almacenadora en sus facies arenosas.

Las secuencias con mayor arcillosidad del Grupo Chicontepec, es la
Megasecuencia Superior que constituye el sello para los yacimientos de la parte
norte y central de la Cuenca de Chicontepec, que se ubican por encima de la
erosion regional del Eoceno Temprano, mientras en el sureste por los sedimentos
arcillosos de la Formacion Guayabal (Lépez, 2008), también constituyen buenos
sellos. En la zona del Campo Tajin, las rocas arcillosas incluyen una secuencia de
margas color verde olivo, con estructura nodular, que se presentan intercalaciones
con lutitas plasticas color castafio ligeramente arenosas de aspecto masivo.
Ocasionalmente tiene una estructura laminar cuando llega a presentar
intercalaciones de arenisca, sin embargo, su estratificacion no es muy clara. Sus
espesor varian de 60 a 1200 m, incrementandose de la parte norte hacia el sur
(Nava y Alegria, 2001).

3.2.5 Migracion

La migracion es el desplazamiento de los hidrocarburos de la roca generadora
hasta la roca almacenadora. La migracion cuando es a través de fallas, se
produce habitualmente desde un &rea estructuralmente baja hacia un area mas
alta (Figura 3.13), debido a la estructura y a la flotabilidad relativa de los
hidrocarburos, en comparacion con la roca adyacente. La migracion en la Cuenca
de Chicontepec es local y producirse a lo largo de distancias de centenares de

metros a varios de kilbmetros.
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Fig. 3.13 Fallas y fracturas como rutas de migracion de hidrocarburos a cuerpos arenosos en el
Campo Tajin (modificado de CNH-UNAM, 2012).

La migracién de los hidrocarburos formados en la roca generadora, se dio
principalmente en sentido vertical ascendente por las fracturas y fallas laterales de
direccibn NW50°SE. Otras rutas alternativas de migracion son las superficies de
discordancia que funcionaron para el desplazamiento de los hidrocarburos hacia
rocas con mayor porosidad como las areniscas de la Formacion Chicontepec o la

Formacion Aragon del Eoceno Inferior (Arellano y Yussim, 2012).

Se interpreta que la migracion inici6 a finales del Cretacico en la parte
occidental de la cuenca y posteriormente ocurri6 en el oriente debido a la
deformacion ocasionada por la Orogenia Laramide, donde los esfuerzos
provocados por su formacion propiciaron la aparicibon de nuevas rutas de
migracion, siendo del Eoceno hasta el Paleégeno su principal desplazamiento. El
evento compresivo provocO el dislocamiento de las rocas pertenecientes al
Jurasico — Cretécico en el subsuelo; también ocasioné el levantamiento del borde

occidental de la Plataforma de Tuxpan, lo que propicido el afloramiento de la
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secuencia y que causo la erosion y la infiltracion de aguas oxigenadas en las
rocas carbonatadas del Cretacico Inferior y Cretdcico Superior. Las bacterias
contenidas en las aguas se alimentaron de las fracciones ligeras de las parafinas,
ocasionando la degradacion de los hidrocarburos, ayudando a la migracién y la

acumulacion, en las rocas almacenadoras.

Durante el Nedgeno, la subsidencia y la erosiébn submarina se mantuvieron; en
la cuenca, al mismo tiempo hubo reacomodo post-orogénico propiciado por la
Orogenia Laramide que causaron cambios en el nivel del mar, lo que favorecio la
subsidencia y la erosion submarina en algunos sectores del Golfo de México,
propiciando la expulsion y la migracion de los hidrocarburos asi como el relleno de
la cuenca donde se tienen trampas estratigraficas y estructurales de la Cuenca de
Chicontepec (Nieto, 2010).

Los horizontes arcillosos de la Megasecuencia Inferior y Media del Grupo
Chicontepec tienen un alto contenido de materia organica, los que fueron
sometidos al sepultamiento y degradacion térmica, entraron en la ventana de
generacion de gas, posteriormente fueron expulsados a zonas de mayor
estabilidad y equilibrio térmico debido al peso de la columna litostatica. Las rocas
generadoras de edad Jurasico Tardio, en la porcion sur del area de estudio, se
encuentran muy cerca de los intervalos productores por lo que la migracion fue a
corta distancia. Hacia el norte y centro de la cuenca, la distancia de la migracion
secundaria fue insuficiente para que la mayor parte de los hidrocarburos
generados atravesaran una discordancia erosiva que tuvo lugar en el Eoceno
Inferior (Mayol, 2005).

La deformacion mas importante que afecta la columna mesozoica y cenozoica
en el Campo Tajin, es un sistema de fallas laterales de componente derecha,
acompafada de fallas normales e inversas de segundo orden, con estructuras en
flor positiva o negativa; el conjunto de fallas indica que la zona estuvo sujeta a
esfuerzos de cizalla en un sistema transpresivo, con un importante desarrollo de

fracturas verticales.
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Las fallas laterales dentro del sistema petrolero del Campo Tajin, representan
las mejores rutas de migracion al comunicar a las secuencias generadoras del
Jurasico Superior con las unidades sedimentarias almacenadoras del Grupo

Chicontepec ubicadas entre la discordancia Ay B.

En la Figura 3.14 se tiene una seccion sismica en la que se identifica una falla
lateral derecha, que ramifica formando en conjunto una flor positiva, en el entorno
a esta falla, dos pozos en el Campo Tajin presentan producciones de aceite y gas
con volumenes considerables. La orientacién promedio de las fallas laterales con
componente derecha, es de NW 55° con 90° de echado.
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Fig. 3.14 Seccion sismicas donde se muestra falla lateral derecha con pozos productores proximos
a la zona de falla (modificado de CNH-UNAM, 2012).
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Los pozos ubicados en la zona de falla no tienen produccion de hidrocarburos,
ya que en las mencionadas discontinuidades estructurales (fallas y fracturas) se
forman zonas altamente porosas y permeables que permitieron el flujo del aceite y
gas hasta los cuerpos lenticulares de areniscas proximos o hasta la superficie. Las
zonas de falla en la Cuenca de Chicontepec son excelentes rutas de migracion.

3.2.6 Sincronia

La sincronia se refiriere a que todos los elementos y procesos en el sistema
petrolero (roca generadora, roca almacén, roca sello, migracion y trampas) se
encuentren relacionados en tiempo y espacio para que los hidrocarburos se
generen, migren a un almacén y se acumulen en una trampa permitiendo formarse

un yacimiento petrolero para ser explotado.

Todos los subsistemas del Sistema Petrolero de la Cuenca de Chicontepec
estuvieron relacionados en tiempo y espacio para que se llevara a cabo la
generacion, la migracion y la acumulaciéon de los hidrocarburos durante el
Cenozoico, formando yacimientos que puedan ser susceptibles a ser explotados
economicamente (Figura 3.15). La deformacidén ocasionada por los eventos de la
Orogenia Laramide permitié la formacidén de discordancias y posteriormente otra
fase de deformacion originé fallas laterales y fracturas que constituyen en su

conjunto las principales rutas de migracion de los hidrocarburos.
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Fig. 3.15 Sincronia de los subsistemas del Sistema Petrolero de la Cuenca de Chicontepec

3.2.7 Trampas

(tomado de Vazquez, 2008).

La formacion de la trampa es uno de los componentes esenciales con los que

cuenta un sistema petrolero para permitir la acumulacion de los hidrocarburos.

Una configuracion adecuada de rocas almacenadoras pueden contener a los

hidrocarburos, sellados por una formacion relativamente impermeable a través de

la cual los hidrocarburos no pueden migrar. En el caso de la Cuenca de

Chicontepec, las trampas son cuerpos lenticulares que se formaron por depdsitos

de turbiditas (Figura 3.16); estas trampas pueden tener una componente

estructural debido a la presencia de fallas.
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Fig. 3.16 Esquema del tipo de trampas en la Cuenca de Chicontepec (tomada de Rojas, 2012).

En la Cuenca de Chicontepec, las principales trampas estan formadas por la
variacion de la permeabilidad debido a la intercalacion de lutitas con areniscas de
grano fino de estratificacion delgada limitando a los cuerpos arenosos lenticulares,
es decir, las rocas porosas y permeables de las Megasecuencias Media y Superior

de Chicontepec se encuentran rodeadas por rocas impermeables.

En el Campo Tajin las trampas son de tipo estratigrafico principalmente y en
menor proporcion las de tipo mixto. Presentan una alta heterogeneidad debido a
cambios laterales y verticales de facies en cortas distancias (Figura 3.17), asi
como a las variaciones debidas a la progradacion de los depdsitos que ocurrié con

direccion de Occidente a Oriente.

La presencia de una componente estratigrafica — estructural (trampa mixta)
explica el alineamiento de fracturas, que se asocian al fallamiento lateral que
afecto a toda la columna estratigrafica. El sistema de fallas presenta echados de
70° a 90°, lo que favorece el desarrollo de la porosidad secundaria en los cuerpos
de areniscas, por lo que existe un control estructural debido a las fallas (Anda,
2013). Las zonas con altos valores de porosidad efectiva y permeabilidad se
deben a zonas de erosion (discordancias); en la cuenca de Chicontepec se tienen

trampas asociadas a discordancias angulares.
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En la seccion longitudinal con orientacion NW-SE de la Figura 3.17 se
interpreta que entre los pozos, hay cambios laterales en los espesores de las
diferentes secuencias, ademas de que existe un menor desarrollo de cuerpos

arenosos al Noroeste en contraparte con los cuerpos arenosos al Sureste.

| ] ® L] L ] ®
SW .. e i i i NE

Fig. 3.17 Seccion Transversal Oeste-Este de los cuerpos arenosos, en el Campo Tajin (tomado de
PEMEX, 2014).

El patréon de entrampamiento estd formado en su mayoria por lutitas
intercaladas con areniscas de grano fino de estratificaciéon delgada que se limita
en su cima, en la base y lateralmente por los desarrollos arenosos (contactos
gradacionales), que son los que forman las principales trampas. Son trampas
complejas, cuya geometria fue influenciada por las grandes paleoestructuras en el

subsuelo, como son los paleocanales, los Iébulos y las barras de desborde, cuya
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configuracion estd controlada por la geometria de los depdésitos, donde se tiene
gue considerar la superposicion de abanicos submarinos y superficies de erosion
dentro del paleocanal, lo que determina el espesor y distribucién lateral de las

rocas almacenadoras.

En el subsuelo del Campo Tajin, por debajo de las Megasecuencias de
Chicontepec se tienen pliegues suaves y abiertos que se desarrollaron en las
secuencias sedimentarias del Cretacico Superior y de la base del Paleoceno; este
tipo de deformacién va cambiando hacia el Oriente en donde la secuencia

Unicamente presenta una pequefia inclinacién con echado al Este.

Los mecanismos de transporte, el relieve y la energia del depdésito, la
secuencia del Grupo Chicontepec permiti6 el desarrollo de estructuras
intraformacionales, por lo que a nivel local, se presentan dentro de la secuencia
pliegues, fallas normales y fallas inversas, las cuales no afectan a toda la

secuencia y no influyen en la formacion de trampas (CNH-UNAM, 2012).
3.3 Plays Productores

Los Plays se definen como areas geograficas con potencial petrolero en los
gue se encuentran acumulaciones de hidrocarburos, que tienen caracteristicas
similares en cuanto a la generacion, acumulacién, entrampamiento, maduracion,

migracion y almacenamiento.

Los Plays productores en el Campo Tajin, son las Megasecuencias Media y

Superior de las secuencias turbiditicas del Grupo Chicontepec.

Los hidrocarburos generados presentes en los Plays de la Cuenca de
Chicontepec, provienen de las formaciones Santiago, Taman y Pimienta de
edades del Jurasico Superior, que van del Oxfordiano — Tithoniano; se conforman
de rocas sedimentarias compuestas principalmente lutitas arcillosas-carbonatadas

y calizas arcillosas.
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3.3.1 Play del Campo Tajin

El Play productor de aceite y gas del Campo Tajin estad representado por
depdsitos turbiditicos arenosos de edad Paleoceno-Eoceno, atribuibles a
complejos de canales submarinos y l6bulos de desborde.

Para el Campo Tajin la principal produccién de hidrocarburos estd dada por
las etapas de sedimentacion de secuencias arcillo-arenosas (Megasecuencias),
limitadas por una discordancia basal (A, By C), en especial por la Megasecuencia
Media asi como a la base de la Megasecuencia Superior. La roca almacén esta
constituida por cuerpos arenosos cuyo origen es principalmente por depdésitos
turbiditicos, lenticulares que se presentan interestratificados con materiales
limosos y arcillosos. El espesor de la Megasecuencia Media es de 219 my el de
los cuerpos arenosos productores varia dependiendo la orientacion (NW-SE) y de
la profundidad; el espesor promedio es de 32 m aproximadamente, cuyos cuerpos
se encuentran separados horizontal y verticalmente, donde la conectividad entre
los cuerpos es baja, y localmente los cuerpos pueden formar I6bulos progradantes

y canales aumentando su conectividad.
3.3.2 Interpretacion de las anomalias de amplitud

Dentro de la informacion disponible del Campo Tajin, se tienen imagenes que
muestran los atributos sismicos RMS. Los mapas de atributos sismicos (RMS)
pueden definirse como mapas que presentan medidas especificas de
caracteristicas geométricas, cinematicas, dinamicas o estaticas provenientes de
los datos sismicos (Quince y Sydney, 1997) y presentan informacion a través de
los parametros fundamentales de las ondas como la amplitud. Los resultados se
presentan en una escala de colores que va del azul al rojo; los colores azules y
violetas muestran amplitudes menores que corresponden a zonas arcillosas de
espesores reducidos, mientras que los colores rojos y amarillos reflejan las
amplitudes mayores, las cuales corresponden a zonas con espesores de estratos

gruesos y sedimentos de mayor tamafio (Aguilar, 2013).
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Los horizontes A y B se subdividieron en capas para extraer atributos de
amplitud RMS y con esta informacion conocer la distribucion de los cuerpos con
mayor arenosidad. El mapa permite observar dentro del Campo Tajin, dos
direcciones principales de transporte de los sedimentos en contornos de relieve
del horizonte B, las direcciones son uno al NW y otro al SW, formando dos |I6bulos
de abanico submarino (Figura 3.18), asi mismo se observa que los l6bulos
formados presentan amplitudes intermedias vistas de color verde que
corresponden a estratos de areniscas arcillosas, aunque al centro de estos l6bulos
(color amarillo) el contenido de arcillas disminuye aumentando el espesor de los
estratos y por ende, la productividad de los cuerpos arenosos.

Direcciéon principaide
transporte de sedim tos

Canales distributores

T e

T—
Limite de 1dbulos del
Aabarnico submarino Norte

Limite de Idbulos del
abarnco submanino sur

Direccion principal de
transporte de sadimentos

Fig. 3.18 Mapa RMS donde se muestran los l6bulos y los canales en el Campo Tajin (tomada de
CNH-UNAM, 2012).

En el mapa de atributos de amplitud RMS de la Figura 3.19, se observan casi
los mismos patrones de distribucidn de los dos I6bulos de abanico submarino tanto
en el abanico del norte como el del sur, sin embargo, para esta capa se observa
una mayor area de distribucion para el abanico sur, y un patrén mas alongado y
amplio para el abanico norte cuyo limite esta casi en contacto con el I6bulo sur. En
general las amplitudes mostradas son menores (colores azules y violetas), lo que

refleja un mayor contenido de arcillas y espesores delgados o laminaciones entre
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los horizontes A y B, sin embargo, en el centro de los dos I6bulos se pueden
encontrar pequefias zonas de estratos con espesores mayores y con menor

contenido de arcillas (color amarillo).

Direccion principal da
transporte de sedimgntgs
PR

Limite de i6bulos del
abarico submarino sur

Limite de I6bulos del
abanico submarino Neorte

Direccion principal de
transporte de sedimentos

Fig. 3.19 Mapa RMS correspondiente a los horizontes A y B (tomado de CNH-UNAM, 2012).

Utilizando un subvolumen sismico, se realizd la reinterpretacion de los
horizontes A y B (de las Figuras 3.18 y 3.19) para obtener atributos volumétricos,
mostrados en la parte izquierda en las Figuras 3.20 y 3.21; las reinterpretaciones
presentan mayores detalles en cuanto a las amplitudes mostradas mejorando
significativamente la localizacién de los mejores cuerpos arenosos con mayor

potencial de contener y producir hidrocarburos.

En la Figura 3.20, se observan amplitudes mayores (color rojo) al norte que
representan estratos arenosos con bajo contenido de arcillas, sin embargo, el
contenido de arcillas va aumentando conforme se va alejando y se dirige hacia el
centro del subvolumen, donde las amplitudes son cortas y los colores presentes

son azules a violetas debido a que se encuentra en el limite del I6bulo norte.
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Fig. 3.20 Mapa RMS reinterpretado correspondiente a un horizonte intermedio entre los horizontes
Ay B (tomado de CNH-UNAM, 2012).

En la Figura 3.21 la reinterpretacion del mapa de atributos RMS, muestra
varias zonas con amplitudes mayores (color rojo) rodeados por amplitudes mas
bajas (color amarillo), que corresponden a cuerpos arenosos con un bajo
contenido de arcillosidad y estratos gruesos, con mejores posibilidades de
explotacion ubicados al N y hacia el SW del subvolumen que en el resto de la
region.

El volumen sismico del Campo Tajin es util para identificar la distribucién de
facies sedimentarias y la presencia de cuerpos con mayor contenido de areniscas,
también para propuestas de localizacion de pozos de desarrollo. Los yacimientos
de mejor calidad se encuentran en la base de la unidad limitadas por las
discordancias A y B, aunque como se ve en la Figura 3.21, se requiere
reinterpretar la zona para obtener un mejor detalle en los mapas para localizar las
amplitudes mayores y con ello proponer pozos con mejores valores de porosidad y
permeabilidad.
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Fig. 3.21 Mapa RMS reinterpretado correspondiente a los horizontes A y B (tomado de CNH-
UNAM, 2012).

Los mapas RMS mostrados muestran a grandes rasgos que las amplitudes
menores mostradas (colores azules), abarcan un area mayor que las de mayor
amplitud, a excepcion de algunas zonas en donde la reinterpretacion ayudé a
localizar zonas con mayor espesor y con mejor granulometria como las arenas, los
cuales presentan mejores caracteristicas de porosidad y permeabilidad, aun

cuando el paleoambiente de depdsito del campo es complejo.

Dadas las caracteristicas del Campo Tajin, el modelo no representa las
heterogeneidades del subsuelo asi como las direcciones de anisotropia para
todas sus capas, ya que para una sola capa existen varias direcciones de
distribucion de facies y por ende varias direcciones de anisotropia. Existen
variaciones importantes en sentido vertical en la calidad de la roca almacenadora

y en la productividad de los pozos del Campo Tajin.
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El Play del Campo Tajin tiene una gran oportunidad de explotacion mediante
diferentes métodos de perforacién, técnicas de recuperacidon mejorada y/o
avanzada a los ya empleados actualmente dadas las caracteristicas antes
mencionadas. La Megasecuencia Media es la presenta la mayor abundancia de
cuerpos lenticulares con predominancia de areniscas y menor contenido de
arcillas, en la que se ha presentado la produccion histérica mas importante en el
campo. Aun cuando la conectividad de los cuerpos es reducida, localmente puede
ser moderadamente alta cuando se tienen cuerpos lenticulares formados por

I6bulos progradantes y canales.

La Megasecuencia Superior no cuenta con las mismas caracteristicas
petrofisicas que la Megasecuencia Media para funcionar como rocas
almacenadoras con altos valores de hidrocarburos debido al alto contenido de
arcillas, sin embargo, presenta lentes aislados de areniscas ubicados a la base de

la unidad que tienen el potencial para ser econémicamente explotados.

El Campo Tajin tiene un alto potencial debido a las reservas remanentes

presentes, las cuales se muestran en la Tabla 3.6 hasta el 1 de enero de 2014.

Categoria Aceite Gas PCE
Mmb mmpc mmb
[ wex ] vees ] 88
2P 154.58 385.44 211.63

®o [ [ eas [ weor |

Tabla 3.6 Reservas remanentes de los yacimientos del Campo Tajin hasta el 1 enero de 2014
(modificado de CNH-UNAM, 2014).
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CAPITULO 4. METODOS DE PERFORACION

El Campo Tajin fue descubierto con la perforacion del pozo Coatzintla-1, el
que inicié su perforacién el 5 de septiembre de 1951, logrando alcanzar una
profundidad total de 2312 m. El pozo resulté productor de aceite y gas en la cima
de la Formacion Tamabra en el intervalo 2085 - 2093 m, con un gasto de aceite de
75 bpd y una relacién de gas-aceite de 159 m®m?® sin produccién de agua;
durante la perforacion los recortes de la Formacion Chicontepec resultaron
impregnados de aceite (PEMEX, 2014).

En el afio de 1978 se inicid el desarrollo del campo en la parte norte y limites
al sur, con arreglos de 6 a 8 pozos en trayectorias tipo direccional y con
espaciamientos de 400 m entre cada pozo. En la parte central del campo, las
macroperas presentan arreglos de 3 pozos con espaciamientos de 400 m
(PEMEX, 2014).

La produccion acumulada hasta el 31 Diciembre de 2013 ha sido de 45.13
mmbls de aceite y 90.47 mmmpc de gas, siendo la produccion en el periodo de

2013 de 2.7 mmbls de aceite y 6.8 mmmpc de gas.

En el subsuelo del Campo Tajin se tiene una geologia compleja, poca
continuidad lateral, secuencias con poco espesor, baja porosidad y permeabilidad;
por ello es necesario utilizar métodos adecuados y Optimos para la explotacion
eficiente de sus yacimientos petroleros. En este capitulo se describen los métodos
de explotacion utilizados actualmente en el Campo Tajin, asi como una propuesta

de explotacién considerando sus caracteristicas geoldgicas.

El desarrollo del Campo Tajin se ha realizado con la premisa de que tiene
yacimientos convencionales con la perforacion de pozos verticales y direccionales,
en los que se seleccionan los mejores intervalos y se realizan pruebas de
produccion independientes para cada intervalo; sin embargo, se debe tomar en
cuenta que el campo no tiene Unicamente yacimientos convencionales, sino no
convencionales, es decir, tiene yacimientos de areniscas compactas con gas y/o

aceite. La primera localizacion horizontal del Campo Tajin fue el pozo corralillo 785

82



Capitulo 4. Métodos de Perforacion

perforado desde la macropera Tajin 171. Este pozo lleva el nombre Corralillo ya
qgue al final de su desplazamiento horizontal finaliza en el Campo Corralillo,
alcanzo un desarrollo horizontal de 700 m, se programo para navegar y probar el
potencial productor de la arenisca C-30, resultando productor de aceite y gas,
aportando un gasto inicial de 2,000 bpd, 1.01 mmpc de gas y 0% de agua
(PEMEX, 2014).

A partir del afio 2012 se inici6 la terminacion de pozos mediante multi-
fracturamiento o apertura simultdnea de intervalos (situacion de la mayoria de los
pozos del Campo Tajin), incrementando la produccion acumulada (Figura 4.1) y el

gasto inicial, mediante la perforacion de pozos no convencionales (PEMEX, 2014).

+ Horizontal = Mo Convencional Convencional
300 -
250 - 256486
- 200 -
£
150 - -
= 137.357
Z 100 -
50 -
29.847
0 - T T T T T T T T 1
0 50 100 150 200 250 300 350 400 450
Tiempao [dias]

Fig. 4.1 Curva de la produccion acumulada de los principales tipos de pozos en el Campo Tajin
(tomada de PEMEX, 2014).

Para un método de explotacion adecuado se deben considerar las
caracteristicas geologicas del subsuelo, se requiere conocer el modelo de cada
yacimiento, la geometria del pozo, los tipos de pozos y los tipos de técnicas de
recuperacion utilizadas para mejorar la producciéon de hidrocarburos en los

yacimientos del campo.

83



Capitulo 4. Métodos de Perforacion

4.1 Perforacion en el Campo Tajin

En la mayoria de los arreglos utilizados en el Campo Tajin los pozos
convencionales constan de tres etapas (para pozos verticales, direccionales tipo
“J” 'y direccionales tipo “S”) y cuatro para los pozos no convencionales
(horizontales con Liner cementado o con Liner con camisas y empacadores)
(PEMEX, 2014).

En la Tabla 4.1 se muestra la informacion de los pozos perforados en el
Campo Tajin de los afios 2007 al 2013, asi como el tipo de perforacion. Las
profundidades promedio para los pozos horizontales en el campo son de 2700
metros y para los pozos direccionales de 2121 metros (PEMEX, 2014).

Tipo de pozo Ao Ao Aio Aio Aio Ao Aiio Total
2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013
Convencionales 47 45 7 27 28 33 0 187
No 0 0 0 0 0 0 0 1
convencionales
Total 47 45 7 27 28 33 1 188
Tipo Tipo Total
Tipos de pozos No de "y 'St
pozos
Direccionales 182 Direccionales 6 176 182
Verticales
Horizontales
Alto angulo 0
Total 188

Tabla 4.1 Pozos perforados por Afio y Tipo de Pozo en el Campo Tajin (Modificado de PEMEX,
2014).
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El estado mecanico de un pozo convencional “Tipo” en el Campo Tajin,
aunque no son los mas productivos, se muestra en la Figura 4.2, el cual
corresponde a una perforacion de tipo vertical. Los pozos convencionales
presentan 3 etapas durante la perforacion (Tabla 4.2), las cuales son: superficial,
intermedia y de explotacion (PEMEX, 2014); estos se disefian de acuerdo a la
geometria del yacimiento, su forma, a la presién, a la temperatura y a las

caracteristicas petrofisicas.

Etapa Barrena | Diametro Profundidad [m] Lodo
[pg] TR [pg]
Ver. Des. Peso [g/cm3)] Tipo
Superficial 14 3/4 103/4 100 100 1.05-1.15 Base Agua
Intermedia 91/2 75/8 800 800 1.15-1.30 Base Agua
Explotacién 63/4 51/2 2600 3000 1.30-1.66 Base Agua
oE.l

Tabla 4.2 Pozos convencionales en el Campo Tajin, de pozo tipo direccional, con angulos de hasta
75°, vertical (modificada de PEMEX, 2014).
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Fig. 4.2 Estado mecanico de un pozo vertical del Campo Tajin (tomado de PEMEX, 2014).

El estado mecanico de un pozo no convencional “Tipo” horizontal, se muestra

en la Figura 4.3.
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Fig. 4.3 Estado mecanico de un pozo horizontal del Campo Tajin (tomado de PEMEX, 2014).

Los pozos no convencionales de tipo horizontal se perforan en 4 etapas (Tabla
4.3) durante la perforacion, las cuales son: superficial, 1° intermedia, 2° intermedia

y de explotacion.
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Etapa Barrena | Diametro TR Profundidad [m] Lodo
[pg] [pg]
Ver. Des. Peso Tipo
[g/cm3)]
Superficial 171/2 133/8 50 50 1.05-1.15 Base Agua
1° 121/4 95/8 500 500 1.15-1.30 Base Agua
Intermedia
2° 81/2 7 1350 1456 1.30-1.66 | Base Aguao
Intermedia E.l.
Explotacién 61/8 41/2 1400 2689 1.66 Base Agua o
E.l.

Tabla 4.3 Pozos no convencionales en el Campo Tajin, que corresponden a pozos horizontales,
angulo hasta 90°, con liner cementado o en agujero descubierto con camisas y empacadores
(modificada de PEMEX, 2014).

Las primeras etapas corresponden a un perfil de presion normal, se perforan
con lodo base agua los que tienen densidades de control del orden de 1.05 a 1.30
g/cm?®; los principales problemas de estabilidad de este campo son ocasionadas
por la reactividad de las lutitas y no por los gradientes de presion de poro y de
fractura, por ello el fluido de perforacion debe inhibir las propiedades de las arcillas
(PEMEX, 2014).

Para la etapa de explotacion, se perfora con fluidos de emulsion inversa con
densidades del rango de 1.30 a 1.66 g/cm3, procurando la seccién del yacimiento

debido a que puede ocurrir un cambio considerable en la presion.
4.2 Informacion de Pozos en el Campo Tajin

En este apartado se presenta la informacion de algunos pozos del Campo
Tajin, se muestra la produccion del pozo y su historia de perforacion. Los pozos
perforados tienen nombres arbitrarios llamados “Tajin A#’, los cuales tienen

informacion de su produccion de aceite, de gas y de agua.
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Datos de perforaciéon

Pozo Tajin “Al”

Fue puesto en produccion el 17 de noviembre de 2007, posteriormente se
realizé un proceso de fracturamiento y tuvo una produccién de aceite (Qo) que
alcanzo6 829 (BPD), de gas (Qg) 0.47 (MMPCD) y de produccién de agua (Qw) de
8.37 (BPD). La produccion acumulada desde noviembre del 2007 hasta noviembre
de 2011 fue de (PEMEX, 2012):

Np=220.1 MSTB
Gp= 484.6 MMSCF
Wp= 25.1 MSTB

Pozo “Tajin A2”

Fue disparado el 27 de diciembre del 2002, teniendo como objetivo inicial el
primer intervalo (2032-2060), posteriormente el 28 de diciembre de 2002 se realiz6
un proceso de fracturamiento, sin que se tengan datos disponibles de produccion;
el 7 de marzo del 2004 se realiz6 un cambio a bombeo mecénico (sin registro de
produccion), el 2 de abril del 2007 cambiéo a bombeo neumatico (no se registra
produccion) y finalmente el 23 de septiembre del 2008 fue aislado (PEMEX, 2012).

El 3 de enero del 2003 se realizd la puesta en produccion del segundo
intervalo (1983-2004), posteriormente fue fracturado (un dia posterior). Al igual
gue en el intervalo anterior, se implementaron sistemas artificiales de produccién
(bombeo mecanico y neumatico) y fue aislado el 23 de septiembre del 2008
(PEMEX, 2012).

El 6 de enero del 2003 se realizé otra intervencion para obtener produccidon en
el tercer intervalo (1928-1942) y al dia siguiente el fracturamiento; se realizaron
cambios de bombeo a mecanico y neumatico asi como el aislamiento del intervalo
en la misma fecha (PEMEX, 2012).
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El cuarto intervalo (1868- 1886) fue puesto en produccién el 29 de septiembre
del 2008 y se realiz6 un proceso de fracturamiento el 3 de octubre de 2008; fue
aislado el 18 de octubre del 2008 (PEMEX, 2012).

El 24 de octubre del 2008 se realizaron los disparos para poner en produccién
el quinto intervalo (1650-1677), realizado el fracturado el 31 de octubre del 2008.
Se cuenta con los datos de la produccion acumulada en un periodo de enero del
2003 a diciembre del 2011, con los siguientes valores (PEMEX, 2012):

Np = 96.8 MSTB
Gp = 301.1 MMSCF
Wp = 19.6 MSTB

Pozo “Tajin A10”

El pozo se dispar6, fracturd y fue puesto en produccion el 16 de octubre de
2007 en el intervalo (1990-2020) con poco flujo de aceite durante 2 meses, por lo
gue se aisl6 por baja produccion el 21 noviembre de 2008 (PEMEX, 2012).

Se evalud, dispard y fracturé un nuevo intervalo (1805-1832) terminando el
pozo el 19 diciembre de 2008, obteniéndose baja produccidon durante 3 meses, sin
embargo, debido a la baja productividad fue catalogado como no productor
(PEMEX, 2012).

De octubre de 2007 a diciembre de 2010 se obtuvo una produccion acumulada de
(PEMEX, 2012):

Np = 5.4 MSTB
Gp =21.10 MMSCF

Situacion del pozo: cerrado.
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En la Tabla 4.4 se presentan los intervalos productores para pozos

representativos del Campo Tajin, asi como su produccion acumulada de aceite,

gas y agua. En la Figura 4.4 se muestra la distribucion y el alcance de la

perforacion en las Megasecuencias de los pozos Tajin A1 — A10, en una seccion
NW-SE dentro del Campo Tajin.

Seccion NW-SE

Pozo Np Gp WP Productor | Intervalo
(MSTB) | (MMSCEF) | (MSTB)

Tajin A1 220.1 484.6 25.1 Si 1490-1513

Tajin A2 93.9 104.3 67.7 Si 1844-1886, 1660-1690

Tajin A3 96.8 301.1 19.6 Si 2032-2060, 1983-2000, 1928-1942

Tajin A4 | 241.8 341.9 1.6 Si 1795-1830, 1727-1755, 1692-1710, 1625-
1655, 1473-1485, 1473-1485

Tajin A5 161.5 319 16.8 Si 1727-1757, 1498-1535, 1887-1910, 1787-
1815, 1842-1861

Tajin A6 | 105.5 531.1 8.3 Si 1870-1900, 1830-1860, 1730-1750, 1695-
1708, 1645-1670, 1490-1515, 1785-1805

Tajin A7 143.7 379 40.5 Si 2070-2093, 1960-1995, 1912-1940, 1665-
1690, 1604-1614, 1855-1890, 1825-1840

Tajin A8 59.4 125.6 13.4 Si 1910-1945, 1855-1895, 1605-1645, 1780-1800

Tajin A9 64.1 222.7 14.7 Si 1872-1898, 1629-1663, 1567-1601, 1503-1523

Tajin A10 5.4 21.1 5 No 1990-2020, 1805-1832

Tabla 4.4 Pozos con intervalos productores a excepcion del pozo Tajin A10 que por su bajo

contenido de aceite y gas no resulté productor (modificado de PEMEX, 2012).
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Fig. 4.4 Seccion sismica NW-SE muestra la estratigrafia, las estructuras geoldgicas (fallas), la
localizacién, la geometria y alcance de los pozos en el Campo Tajin (modificado de CNH-UNAM,
2012).

Los horizontes mas atractivos con los cuales se debe realizar el disefio de los
pozos y mejorar la produccion de hidrocarburos se encuentran en la
Megasecuencia Media e inmediatamente en la parte superior de la discordancia B,
correspondiente a la Megasecuencia Superior, la cual se observa en la seccion
NW-SE que incluye los registros de rayos gamma (invertido) y de resistividad de la
Figura 4.5; la cantidad de arcillas que predomina entre los horizontes B y C,
reducen el numero de cuerpos de areniscas con potencial productor y con ello los

intervalos que resultan con mejores probabilidades como rocas almacenadoras.

En las secciones sismicas mostradas, no se observa continuidad aparente
entre los intervalos y los cuerpos arenosos con porosidad efectiva se encuentran
en forma de lentes arenosos aislados. La conectividad hidraulica aumenta
principalmente debido al fracturamiento hidraulico de las unidades de areniscas de

mayor tamafio de grano y con mayor cantidad de cementante calcéareo.
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Fig. 4.5 Seccion sismica NW-SE que muestra los horizontes con mejores probabilidades de

produccién de hidrocarburos en el sector central del Campo Tajin (modificada de PEMEX, 2012).

A continuacién se presenta la informacion del pozo “Tajin A11”, del cual se
tiene informacion de la columna geoldgica, terminacién del pozo, produccién,
técnicas empleadas de EOR/IOR y el registro geofisico obtenido.

Pozo “Tajin A11”
Objetivo:

Explotar los hidrocarburos contenidos en los desarrollos areno-arcillosos de la
Megasecuencia del Grupo Chicontepec (PEMEX, 2010).

Elevacion del terreno: 101.0 m.
Elevacion Mesa Rotaria: 108.81 m.

Profundidad total: 2003 m.d.b.m.r.

Se ubica en la parte central del Paleocanal de Chicontepec, en el Sur-Oeste del

sector IV del Campo Tajin.
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Columna Geoldqgica

M.D.B.M.R. M.V.B.M.R. m.v.b.n.m.

E. Chapopote 124 124
E. Guayabal 423 419
E. Megasecuencia Media

de Chicontepec 1239 1209
E. Megasecuencia Inf.

de Chicontepec 1905 1854
Total 2003 1949

Terminacion del Pozo

15
310

1100

1745
1840

Se disefio considerando las caracteristicas de los intervalos que presenten las

mejores condiciones de explotacion de acuerdo a los analisis del modelo

geoldgico de los registros geofisicos y a través de considerar la realizacion de un

proceso fracturamiento hidraulico (PEMEX, 2010).

Aparejo de Produccion

Consta de una tuberia de producciéon de 2 7/8”, J-55, 9.65 Kg/m, con niple

campana en su extremo inferior, colocada 15 m arriba del tramo por probar y

dejando como colgador un niple reforzado (PEMEX, 2010).

Registros Geofisicos

Tipo:
Induccién Esférico-Gamma
Microesférico
Densidad compensado
Densidad compensado-Neutrén compensado

Medicién continlia de desviaciones

Intervalo (m.d.b.m.r.)

504 - 1998
1000 - 1998
1000 - 1998
1000 - 1998
800 - 1998
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Observaciones

PF = 147 kgs/cm? Q = 18 BPM TR =9 5/8” de 42 kgs/cm?
Presion T.P. =75

Productor de aceite y gas con 17 m*/dia, 0% de agua y 100 m®m?® de RGA,
fluyendo por 4mmy una presién de 20 kgs/cm? (PEMEX, 2010).

Se realizé fracturamiento hidraulico en el intervalo 1582 - 1625 mts, cuya
litologia corresponde a litarenitas con contenido de aceite pesado. La perforacion
de este pozo se realizé de forma normal sin manifestaciones de fluidos hasta la
profundidad total de 1998 m.d.b.m.r (PEMEX, 2010).

En la Figura 4.6 se muestran los registros geofisicos del pozo “Tajin A11” que
cuenta con resistividad, porosidad, matriz y saturacion de agua. Con este registro
se interpreta que el contenido de arenas y arcillas se encuentran en diferentes
proporciones en tramo mostrado del registro, ya que los intervalos no son
homogéneos, lo que dificulta su explotacion. La linea base de las areniscas es
bastante irregular debido a la intercalacion de arcillas en esta, lo que reduce la

porosidad y la permeabilidad.
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Fig. 4.6 Registro Geofisico del pozo “Tajin A11” en el Campo Tajin donde se interpreta la ubicacion
de los horizontes arenosos con mayor potencial de contener hidrocarburos (tomada de PEMEX,
2012).

Se realiz6 fracturamiento hidraulico en el intervalo 1582 — 1625 mts, en un
cuerpo arenoso de 40 m de espesor, con porosidad de 7.9%, 0.2 mD de
permeabilidad y con una temperatura de 70 °C (PEMEX, 2010).

En este pozo se han registrado abandono de intervalos por baja fluencia de
hidrocarburos, sin embargo, el fracturamiento hidraulico realizado en diferentes
intervalos del pozo ha mejorado la produccion al crear canales de alta

conectividad para aumentar el flujo de los hidrocarburos, con ello se ha logrado
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aumentar la tasa de produccién, ademas de limpieza de pozo en las tuberias de
revestimiento para eliminar el taponeo de las TR. Posteriormente es conveniente
implementar algun sistema de bombeo artificial, como el bombeo mecanico
(PEMEX, 2010).

Para los pozos que se localizan en el Campo Tajin, la mayoria de las
perforaciones son de tipo vertical, sin embargo, por las caracteristicas de los
horizontes productores de la Cuenca de Chicontepec, se requiere realizar un
mayor numero de pozos con terminacion horizontal para aumentar el area de
drene de los cuerpos arenosos atravesados, utilizando posteriormente métodos
IOR/EOR en los horizontes productores permitiendo incrementar el factor de
recuperacion para cada pozo y elevando la produccion en el campo.

4.3 Perforacion Multilateral

La propuesta de este trabajo para la perforacion de los pozos localizados en el
Campo Tajin, que mejora el volumen de produccion de hidrocarburos es la
perforacion vertical con terminacion horizontal. Las rocas almacenadoras en el
campo Se componen por cuerpos arenosos con geometrias correspondientes a
I6bulos, lentes, rellenos de canal y de barras de desborde, que se encuentran
aislados a diferentes profundidades y tienden a variar en espesor; por ello se
propone implementar la utilizacion de la perforacion de pozos multilaterales
(Figura 4.7). El empleo de este tipo de pozos ayudaria a reducir el numero de
perforaciones por plataforma, alcanzar diferentes cuerpos a diferentes
profundidades, asi como lograr atravesar el mayor nimero de cuerpos arenosos

cercanos al pozo.
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Fig. 4.7 Esquema de la geometria de los pozos multilaterales espina de pez que permiten lograr

incrementar la recuperacion de hidrocarburos en el Campo Tajin (tomada de Schlumberger, 2015).

Los pozos multilaterales consisten en un agujero primario del cual surgen uno o
mas agujeros secundarios, cuyo objetivo principal es reducir el nimero de pozos
en el campo, ademas de incrementar el area de drene del yacimiento. Mediante el
empleo de pozos multilaterales, se logra en general un incremento en la
produccion de un rango de 30 - 60% (De la Vega y Olvera, 2010). En ocasiones
los pozos multilaterales constituyen el Unico medio econdmico para explotar
compartimentos geologicos pequefos y yacimientos que contienen volimenes de

reservas limitados como los del Campo Tajin.

Con este tipo de perforacion tienen las siguientes ventajas (De la Vega y Olvera,
2010):

1) Se aumenta el area de drene del pozo y del area expuesta al flujo.

2) Se incrementa la productividad del yacimiento principalmente en areas
de aceites pesados y extrapesados.

3) Se incrementa la eficiencia de barrido del pozo con espesores minimos
de 4.5 metros, permitiendo una buena eficiencia de barrido y un buen
factor en la recuperacion.

4) Retarda la conificacion de agua y/o gas debido a que permite obtener
mayor produccién con una menor caida de presion.

5) Se reduce el numero de pozos verticales requeridos en el campo
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6) Permite explotar yacimientos con bajos porcentajes de recuperacion de

hidrocarburos.

Las desventajas de utilizar este tipo de perforacion, son las siguientes (De la Vega
y Olvera, 2010):

1) Las barreras de permeabilidad vertical restringen la eficiencia del barrido
en esa direccion.

2) Tienen un costo elevado inicial debido a un mayor tiempo de empleo del
equipo de perforacion.

3) Se tiene dificultad en la toma de nucleos.

4) Se tiene dificultad para corregir el rumbo de la perforacion en la corrida
de registros.

5) Son de extension limitada con menos de 1 km longitud horizontal y
presentan dificultad de navegacion por las caracteristicas de los cuerpos

productivos de hasta 50 m de espesor como los del Campo Tajin.

Los pozos multilaterales son utilizados con trayectorias aproximadamente
paralelas a la formacion (alto angulo), por lo que, el yacimiento en el que se
empleara debera contar con algunas de las siguientes caracteristicas (De la Vega
y Olvera, 2010):

e Yacimientos irregulares.

e Yacimientos con problemas de conificacion de agua.
e Yacimientos con problemas de conificacion de gas.
e Yacimientos fracturados verticalmente.

e Formaciones de baja permeabilidad.

e Yacimientos con poco espesor.

e Zonas con cuerpos productores multicapas.

e Estructuras en forma de domo.

La mayoria de los yacimientos del Campo Tajin presentan muchas de las

caracteristicas antes citadas, por ello, éste tipo de perforacion es aplicable para
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explotar eficientemente los hidrocarburos almacenados en las Megasecuencias

Media y Superior del Grupo Chicontepec.
4.3.1 Perfil de Pozos Multilaterales

Los yacimientos pueden tener diversas geometrias, por ello existen diversos
perfiles de pozos multilaterales para lograr obtener una mayor recuperacion segun
las caracteristicas yacimiento. En la Figura 4.8 se muestran algunos de los tipos
de perfiles que se puedan emplear, sin embargo, se puede realizar un disefio
especifico para cada conjunto de cuerpos arenosos lenticulares como los del

Campo Tajin.

Yacimientes someros, . TR g .
agotades, 0 de pelroleo pesado — - Tramos laterales de
Pozo principal ————— tipo abanico horizontal
Tramos faterales
verticalmente apilados
Yacimientos Lonaxiones ‘|: :
laminados o estratificados e
S,
Dos tramos e
laterales opuesios —
L
Yacimientos de baja permeabilidad ————
. onaturalmente fracturados —

Fig. 4.8 Perfil de pozos multilaterales con geometrias tipo abanico, apilamiento vertical y tramos

opuestos (tomado de Fraija et al., 2003).

Los tramos laterales horizontales que conforman arreglos de tipo horquilla,
abanico o espina dorsal, tienen como objetivo explotar una sola zona con
hidrocarburos y estdn destinados a maximizar la produccién de yacimientos
someros de baja presion, yacimientos de petréleo pesado, y campos con
agotamiento parcial. Los tramos laterales apilados verticalmente resultan efectivos

en formaciones laminadas o en yacimientos estratificados. En formaciones de baja
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permeabilidad y naturalmente fracturadas, los dos tramos laterales opuestos
pueden intersectar mas fracturas que un solo pozo horizontal, especialmente
cuando se conoce la orientacion de los esfuerzos en el subsuelo; también pueden

reducir la caida de presion por friccién durante la produccion (Fraija et al., 2003).

Los pozos con tramos laterales multiples (Figura 4.9) resultan adecuados para
campos con reservas de petroleo pesado, baja permeabilidad, formaciones
laminadas o yacimientos estratificados, yacimientos con hidrocarburos pesados,
cuando se tienen en distintos compartimentos estructurales o estratigraficos y
cuando la produccion se encuentra en la fase de madurez o con agotamiento

parcial (Fraija et al., 2003). Lo anterior es aplicable a los yacimientos del Campo
Tajin.

&

Fig. 4.9 Esquemas con yacimientos de petrdleo pesado, yacimientos de baja permeabilidad o
naturalmente fracturados y yacimientos pequefios y remotos respectivamente (tomada de Fraija et
al., 2003).

En los yacimientos de petréleo pesado o con yacimientos de baja movilidad,
los pozos de drenaje laterales ofrecen ventajas similares a los tratamientos de
fracturamiento hidraulico en zonas gasiferas de baja permeabilidad. EI mayor
contacto del pozo con el yacimiento estimula la produccién de petréleo, lo que
incrementa la productividad.

Dentro de la clasificacién de los pozos multilaterales, existe el llamado TAML
(Technology Advancement of Multilaterals), el cual se basa en 6 niveles

dependiendo de la complejidad del yacimiento, es decir, si se considera que
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alguna condicion de un proyecto disminuye en complejidad y costo, se puede
reducir el nivel, disminuyendo significativamente los costos, aunque

incrementando un poco el riesgo (Mercado y Velandia, 2008).

En la Figura 4.10 se muestran los componentes del TAML, que se pueden
implementar cuando (Mercado y Velandia, 2008):

1) El pozo principal y los laterales se encuentran abiertos.

2) El pozo principal estd entubado y cementado, con ramal desviado y el

lateral con Liner no soportado.

3) El pozo principal se encuentra entubado y cementado, el ramal esta
desviado en openhole y el lateral con casing pero no cementado.

4) El pozo principal y los laterales se encuentran entubados y cementados.

5) El pozo principal y laterales se encuentran entubados con sello hidraulico

en las uniones a través de equipo de completamiento.

6) Se tiene integridad de presion en la unidon con sello en el casing.
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Fig. 4.10 Esquemas de pozos multilaterales TAML (tomada de Mercado y Velandia, 2008).

4.3.2 Seleccion del Tipo de Sistema

La seleccidon del sistema de pozo para un yacimiento es muy importante, ya
gue de ello depende el grado de comunicacion entre las areas de drene en cada
una de las ramas individuales. Existen tres categorias de drene, las cuales son las

mAas comunes, aunque también existe combinacion entre las mismas:
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1) Drene de una sola capa, con permeabilidad anisotrdpica critica en el
area.
2) Drene de muchas capas, las que pueden 0 no comunicarse.

3) Drene de varios compartimientos, que pueden 0 no comunicarse.

En el drene de muchas capas favorece que confluya el fluido al agujero
principal donde la perforacion es vertical, mientras que cuando es de una sola
capa o de varios compartimientos, favorece que el fluido llegue al agujero principal
donde la perforacién es horizontal, con excepcion de pozos multilaterales (De la
Vegay Olvera, 2010).

El grado de administracion que requerird el pozo es el que permitira tener un

mayor control en las terminaciones del mismo.
Las siguientes tres configuraciones son las mas comunes:

1) Produccién de mezcla (aceite).
2) Produccion de mezcla por ramas individuales.

3) Tuberia individual de produccion que impide el retorno a la superficie.

Estas configuraciones se refieren a la administracién del yacimiento, debido a
la necesidad de control en el pozo. Si la presion de la formacion o las propiedades
de los fluidos difieren en una extensa capa de la formacion, un sistema de pozos
gue drena por diversas capas, requerira de la administracion selectiva de capas o

ramas a modo individual (De la Vega y Olvera, 2010).
4.4 Caso Campo Tajin

Como anteriormente se menciond, la mayoria de los pozos del Campo Tajin
presentan perforacion vertical, sin embargo, el contacto es limitado entre los
cuerpos arenosos Yy el pozo, se tiene baja permeabilidad y los cuerpos arenosos
son muy irregulares y discontinuos, ademas de que los yacimientos son de baja
movilidad de hidrocarburos (aceite pesado), y los estratos productores son de
poco espesor, ademas de que presentan laminaciones. Por ello el Campo Tajin

presenta las condiciones para que se realice la perforacién multilateral.
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Para la perforacion correcta de los pozos multilaterales, se requiere hacer un
estudio detallado del sistema de depdsito mediante la interpretacién sismica para
conocer las facies y las caracteristicas estructurales; es conveniente realizar
modelos tridimensionales principalmente de las Megasecuencias Media Yy
Superior, para localizar los cuerpos que tienen las mejores oportunidades para la
extraccion de hidrocarburos y con ello perforar con precision considerando el
espesor maximo que presenta cada cuerpo arenoso en este campo, ya que la

mayoria no sobrepasa los 50 m.

En el subsuelo del Campo Tajin existen diferentes geometrias de los cuerpos
arenosos productores para los cuales se propone un tipo de perfil o de arreglo, los

cuales se describen a continuacion:
1) Lébulos

Los I6bulos localizados en el Campo Tajin presentan una geometria alargada
y aplanada, que corresponden a los cuerpos arenosos almacenadores cuyas

caracteristicas son similares a los indicados en la Figura 4.11.

Cafion

Continente

Sistema de Lobulos

Pendiente
Continental

Suelo de la Cuenca

Fig. 4.11 Modelo de la geometria de un abanico submarino formando I6bulos, similares a los que

se encuentran en el subsuelo del Campo Tajin (Funk et al., 2012).

Para la explotacion de los l6bulos del Campo Tajin, se propone que la

perforacibn abarque varios cuerpos arenosos principalmente de las
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Megasecuencias Media y Superior, ya que estos presentan las mejores

caracteristicas para constituir rocas almacenadoras de hidrocarburos.

En la Figura 4.12 se presenta el arreglo recomendado para una distribucion de
varios yacimientos en l6bulos, aunque cada arreglo puede variar dependiendo de
la localizacion y distribucion de los mismos. Debido a la irregularidad que
presentan los cuerpos arenosos, se realiza la perforacion de dos pozos (A 'y B), de
manera que atraviesen el mayor nimero de l6bulos o que estén situados cerca del
pozo. En la parte superior de la figura se tienen l6bulos terminales que presentan
una amplia extensién pero de poco espesor, el perfil utilizado es de perforaciones
laterales opuestas que salen del pozo principal hacia los I6bulos, de manera
puedan tener el mayor area de contacto con la roca almacenadora para aumentar
el area de drene, considerando ademas la poca movilidad del aceite pesado. En la
parte inferior se cuenta con mdltiples lobulos de poca extension donde es
preferible utilizar un mayor nimero de perforaciones laterales. Para el pozo A se
utilizé un conjunto de perforaciones laterales apiladas y opuestas; para el pozo B
se emplearon entradas laterales apiladas hacia una misma direccion, lo que

permite tener el contacto de un mayor nimero de cuerpos en la parte superior e

inferior.
A B
e ———— —
| ———
e
Lobulos ~ - r -
terminales
Lébulos
% ‘%%g@ — ———F
i — —

Fig. 4.12 Modelo para explotar I6bulos con perforacion vertical con terminaciones de laterales

apilados y opuestos.
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2) Rellenos de canal y barras de desborde

En el Campo Tajin se tiene también la presencia de barras de desborde y
rellenos de canal como otras geometrias dominantes de los cuerpos arenosos
almacenadores. La Figura 4.13 muestra el relleno de canal que ha ocurrido en
varios eventos de depositacién, principalmente de arenas con estructuras
secundarias laterales con rocas almacenadoras aptas para almacenar
hidrocarburos; se propone un perfil de entradas multilaterales para explotar

eficientemente este tipo de cuerpos arenosos.

Banco de Deslizamiento Canal

desbqrde Dique. proximal

“Barras

Rellenos
de canal

Fig. 4.13 Modelo de la geometria de rellenos de canal y barras de desborde, similares a las que se

encuentran en el subsuelo del Campo Tajin (Martinez et al., 2013).

En la Figura 4.14 se propone el disefio de la geometria de perforacion de dos
pozos (A y B) que toman en cuenta la configuracion de los cuerpos arenosos
productores; ambos pozos presentan los mismos arreglos de las entradas
laterales, los cuales son opuestos y apilados, sin embargo, debido al area que
presentan las barras de desborde y los rellenos de canales, se pueden perforar un
mayor numero de entradas laterales para abarcar una mayor area de drene, asi
como atravesar un mayor numero de cuerpos arenosos lenticulares
almacenadores. También se puede utilizar un arreglo tipo espina de pez si los

Cuerpos se encuentran con mayor separacién

107



Capitulo 4. Métodos de Perforacion

Fig. 4.14 Modelo de perforacion para explotar hidrocarburos en rellenos de canal y barras de

desborde con perforaciones en arreglo de entradas laterales apiladas y opuestas.

3) Rellenos de canal

Para el caso de los rellenos de canal se propone la perforacién de los pozos
con el disefio mostrado en la Figura 4.15, con los pozos Ay B. En el pozo A se
propone que la perforacion sea de tipo vertical con multiples entradas laterales
apiladas y un lateral opuesto, atravesando la mayoria de los cuerpos arenosos.
Los entradas laterales apiladas tienen como objetivo alcanzar los cuerpos mas
lejanos al pozo y el lateral opuesto para abarcar un area mayor de drene en el
cuerpo arenoso, aunque puede utilizarse en los demas cuerpos para facilitar el
desplazamiento de los hidrocarburos por contener aceite pesado principalmente.
En el pozo B se utiliz6 un arreglo de perforaciones laterales opuestas para
alcanzar los cuerpos arenosos lejanos al pozo, para los cuerpos almacenadores
mas profundos es conveniente utilizar un arreglo de tramos multiples que
atraviesan todo el cuerpo con la finalidad de aumentar el area de drene y facilitar

el desplazamiento de los hidrocarburos a una zona de menor presion.
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% '

Fig. 4.15 Modelo de perforacién para explotar rellenos de canal con perfil de perforaciones de

laterales apiladas, con tramos miltiples y entradas de laterales opuestas.

Los arreglos antes mencionados pueden variar dependiendo de las
necesidades de cada pozo y de las caracteristicas de los cuerpos almacenadores
como son: geometria, tipo de fluido, dimensiones, composicion, (estructuras como

fallas y/o fracturas), separacion, entre otras.

El empleo de pozos con terminacion horizontal o multilateral es un método
efectivo para acelerar la produccién y explotar eficientemente las reservas
acumuladas en areniscas, en especial para el aceite pesado o en areniscas
compactas. Para los yacimientos de baja movilidad como es el caso del Campo
Tajin, los pozos laterales ofrecen ventajas similares al fracturamiento hidraulico en
zonas gasiferas de baja permeabilidad permitiendo la exposicion del fluido lo que

incrementa su productividad.

Para la perforacion de un pozo multilateral el empleo de registros o cubos
sismicos ayudan a elaborar un buen disefio mediante las combinaciones
necesarias para perforar los cuerpos cercanos al pozo, ya que dependen del
espesor, de la forma y de la geometria que presenten los cuerpos almacenadores

y del caso particular de cada pozo, como ejemplo tenemos lo que se ilustra en la
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Figura 4.16. El manejo en tiempo real durante la perforacion del intervalo
productor es necesario para mantener la trayectoria del pozo de la zona objetivo,
ya que el posicionamiento de las entradas laterales sera de acuerdo al arreglo que
presente en el subsuelo el cuerpo o los cuerpos arenosos almacenadores, los que

muestran alta complejidad, son dispersos y de poco espesor.
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Fig. 4.16 Ejemplo de perforacion multilateral utilizando un registro para localizar los horizontes

arenosos almacenadores (Martinez et al., 2013).
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Capitulo 5. Desarrollo de Campos

Los yacimientos petroleros del Campo Tajin tienen caracteristicas complejas,
por lo que es necesario aplicar un método de recuperacion mejorada y/o avanzada
efectivo para explotar eficientemente los depdsitos turbiditicos arenosos con
cantidades abundantes de arcillas y carbonatos.

El Play productor principal del Campo Tajin es la Megasecuencia Media, por
ser la mejor roca almacenadora dentro del sistema petrolero; tiene las mejores
caracteristicas petrofisicas para contener a los hidrocarburos, aunque también a la
base de la Megasecuencia Superior tiene algunos cuerpos arenosos con
capacidad de contener hidrocarburos. La Megasecuencia Media esta constituida
por estratos tabulares, areno-limosos y limo-arcillosos que corresponden a facies
distales de I6bulos de baja amplitud; subyacen a depositos Ilobulares
progradantes, arenosos Yy areno-arcillosos, interestratificados con horizontes
interlobulares areno-limosos y arcillo-arenosos; con poca continuidad lateral (CNH-
UNAM, 2012). Su composicién de las areniscas corresponde principalmente a
fragmentos liticos, que varian de un 40 a 88% (fragmentos de calizas); son
litarenitas feldespaticas y felsarenitas, con una matriz arcillosa principalmente de
clorita e illita y un cementante constituido por carbonato de calcio y en menor
cantidad de silice (Santillan y Aguayo, 2011); los espesores de los horizontes

productores son en general delgados, menores a 50 m.

El sistema petrolero del Campo Tajin tiene un sistema de fallas laterales de
componente derecha con orientacion promedio de NW 55° con 90° de echado,
gue viene acompafnada de fallas normales e inversas, con desarrollo de fracturas

verticales que constituyen las principales rutas de migracion(CNH-UNAM, 2012).

Las rocas almacenadoras tienen variabilidad vertical de porosidad vy
permeabilidad, por lo que tienden a formar trampas principalmente de tipo
estratigrafico o yacimientos no convencionales (areniscas compactas), que
ademas presentan intercalacion de lutitas con areniscas de grano fino de

estratificacion delgada que estan limitando los cuerpos con mayor arenosidad; se
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tiene en menor proporcion desarrollo de trampas de tipo mixto debido a las
fracturas en las rocas almacenadoras. Los cuerpos arenosos tienen geometrias de
I6bulos, rellenos de canal, barras de desborde y lentes, siendo los rellenos de
canal y los I6bulos los mas atractivos para contener hidrocarburos en grandes
volimenes, al presentar mayor espesor y mayor continuidad; con espesores
promedio de 32 my como maximo se ha registrado con espesores de hasta 50 m
(PEMEX, 2014). Los cuerpos arenosos se encuentran a distancias menores a los
350 m y estan dispersos, por lo que el espaciamiento de los pozos no debe tener
un patron equidistante, sino estar de acuerdo a su distribucion espacial. La
porosidad intergranular promedio es del 12% (Anda, 2013), que corresponde
principalmente a porosidad primaria aunque en algunos intervalos es secundaria
debido a fracturas verticales (PEMEX, 2014); la permeabilidad promedio es de
0.075 mD (Anda, 2013) y la principal produccion en el campo es de aceite calidad
pesado — intermedio (de 17 a 25 °API), (PEMEX, 2014).

A partir del afio 2012 en la Cuenca de Chicontepec se inicié la terminacion de
pozos mediante multi-fracturamiento o apertura simultanea de varios intervalos
productivos, obteniendo como resultado un mejoramiento en los gastos iniciales,
esto ocurrid por la aplicacion de nuevas tecnologias que involucraron la

perforacion de pozos no convencionales.

En el afilo 2014 el Campo Tajin contaba con 382 pozos perforados, de los
cuales 230 se encontraban abiertos a produccion, de los cuales 82 pozos son
fluyentes y 149 contaban con algun sistema de explotacion artificial (SAE), (CNH-
UNAM, 2014).

En la Tabla 5.1 se presentan los factores de recuperacién actual y final de

aceite y gas hasta el 1 de enero de 2014.

112



Capitulo 5. Desarrollo de Campos

2P 3P
Fro % Frg % Fro % Frg % Fro % Frg %
Actual 5.15 18.39 2.74 9.79 1.97 6.36
Final 11 34 12 52 18 70

Tabla 5.1 Valor en % de la recuperacion actual y final de aceite y gas para el Campo Tajin
(modificado de PEMEX, 2014).

El Campo Tajin tenia una produccion de 5,878 bpd de aceite al 31 de
diciembre de 2013, cuyo pozo con la mayor produccién aportaba 258 bpd. Los
rangos de presion para este campo van de los 140 a 260 Kg/cm? en las areniscas

correspondientes a la Megasecuencia Media (PEMEX, 2014).

En la Tabla 5.2 se muestran diez pozos, con la mayor produccion de aceite
acumulada en el campo (los nombres se cambiaron considerando la confiabilidad

del manejo de datos).

Pozo Np [Mbls]
Tajin C11 737
Tajin C12 671
Tajin C13 561
Tajin C14 552
Tajin C15 542
Tajin C16 535
Tajin C17 518
Tajin C18 499
Tajin C19 479
Tajin C20 465

Tabla 5.2 Pozos con la mayor produccién del Campo Tajin (modificado de PEMEX, 2014).

De la produccion total de aceite reportada al 31 de diciembre de 2013, que en
promedio es del orden de 3,069 bpd que corresponden a pozos fluyentes, 1,699
bpd a pozos con bombeo mecanico, 1,008 bpd a pozos con bombeo neumético y
23 bpd a pozos con bombeo hidraulico (Figura 5.1), (PEMEX, 2014).
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Produccion Campo Tajin

@ FLUYENTES W BM 1BN - BH

Fig. 5.1 Produccién por sistema en el Campo Tajin (tomado de PEMEX, 2014).

Para el 28 de enero de 2013 se tenian 218 pozos en operacion, que aportan
5,739 bpd de aceite, 17.38 mmpcd de gas y 4,789 bpd de agua, que equivalen al
45% de la produccién. También se tiene registro de una produccién acumulada de
45,035.483 Mbl de aceite, 89,207 mmpc de gas y 12,883.696 Mbl de agua
(PEMEX, 2014). En la Figura 5.2 se muestra la distribucién de los pozos en el
Campo Tajin, siendo las areas de color azul las de mayor produccién acumulada,
gue corresponde a las zonas con menor abundancia de arcillas en la roca
almacenadora y con los mayores espesores de los cuerpos arenosos, es decir,
con las mejores caracteristicas petrologicas para almacenar hidrocarburos dentro

del Campo Tajin en la Megasecuencia Media.

114



Capitulo 5. Desarrollo de Campos

Fig. 5.2 Distribucién de los pozos en el Campo Tajin mostrando las areas con la mayor produccion

acumulada en las areas de color azul (tomada de PEMEX, 2014).

La problematica que presenta actualmente el campo y que tienen que ver con
la baja productividad de los pozos en cada yacimiento, esta relacionado con lo

siguiente:

e Baja permeabilidad

e Baja presion

e Altas contrapresiones

e Alta RGA

e Complejidad de los yacimientos

e Alta heterogeneidad vertical y lateral

Para aumentar la productividad en los yacimientos es necesario realizar
fracturamiento hidraulico, considerando que la roca almacenadora contiene calcita

como liticos y como matriz.
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5.1 Fracturamiento Hidraulico

El proceso de fracturamiento hidraulico consiste en aplicar presion hidrostéatica
a un segmento de una formacién, hasta que se produce en ésta una falla o
fractura (Figura 5.3). Una vez producidas las fracturas, se continla aplicando
presion para extenderla mas alla del punto de falla y crear un canal de flujo de
gran tamafio que conecte las fracturas naturales y produzca una gran area de
drene de fluidos del yacimiento (PEMEX, 2008).

Fig. 5.3 Fracturamiento hidraulico (modificado de Schlumberger, 2015).

El efecto de incremento de drene de fluidos decrece rapidamente con el
tiempo, esto se debe a que la fractura se cierra y el pozo vuelve a sus condiciones
casi originales. Para evitar el cierre de la fractura, se utiliza la técnica de inyectar
el fluido de fractura cargado de apuntalante, el cual actia como sostén de las
paredes abiertas de la fractura, los granos de arena de cuarzo u otro material
resistente actla como relleno de fracturas, evitando el cierre de la fractura, pero
permitiendo el paso de los fluidos de la formaciéon (PEMEX, 2008).
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Durante la operacion, el bombeo de fluido se realiza de forma secuencial,
primero se bombea un precolchon de salmuera o gelatina lineal, con el objeto de
obtener pardmetros y poder optimizar el disefio propuesto. Posteriormente se
bombea un colchén de gelatina como fluido, el cual produce la fractura y abre la
roca lo suficiente como para que pueda ingresar el agente de sostén; luego, se
realiza el bombeo de tratamiento, que es un fluido cargado con apuntalante, el
cual apuntala la fractura y la mantiene abierta (PEMEX, 2008).

En la mayoria de los pozos en el Campo Tajin, para la terminacién de los
pozos, se realiza un fracturamiento hidraulico que permite incrementar el area de
contacto entre el yacimiento y el pozo por medio de un canal de alta conductividad
en los cuerpos arenosos para provocar un incremento en la produccion. En este
campo se ha observado que se reduce el volumen de arcilla y disminuye la
porosidad efectiva, debido a la posibilidad de que la calcita este cementando los
granos de cuarzo y con ello se reduce la porosidad. También se ha observado que
aumenta la saturacion de hidrocarburos y por lo tanto, se reduce la saturacion de
agua (PEMEX, 2014).

La mayoria de los pozos terminados en el Campo Tajin inician su explotacion
fluyendo durante un periodo que varia entre 3 y 6 meses, posteriormente se
instala un sistema artificial de producciéon (SAP), (Tabla 5.3). El sistema SAP mas

utilizado es el bombeo mecéanico debido a su disponibilidad.

Sistema | Pozos % Qo prom.
Pozos [bpd]
BM 165 45 14
Fl 120 33 26
BNI 70 19 18
BH 4 1 26
Fl 4 1 6
INY 3 1 0
BNI 1 - 4
CP 1 - 22

2014).

Tabla 5.3 Sistema artificial de produccién de los pozos del Campo Tajin (modificada de PEMEX,
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Aun utilizando diferentes tipos de tecnologias, los pozos presentan una
declinacion mensual, para los pozos fluyentes el promedio es de 5.03%, para los
pozos con bombeo mecénico del 5.9%, para bombeo neuméatico del 6.47% y para
los pozos con bombeo hidraulico de 12.15% (PEMEX, 2014).

La mayoria de los pozos convencionales en el Campo Tajin utilizan una
tuberia de revestimiento (TR) de bajo grado de acero y libraje en las etapas
superficial e intermedia, debido a que el campo tiene un comportamiento de
presion normal; la etapa de explotacion se disefia con TR de mayor resistencia a
la presion, para soportar las operaciones posteriores de fracturamiento hidraulico
requeridas en el pozo (PEMEX, 2014).

En los pozos no convencionales, las TR's superficial y 1° intermedia son de
bajo grado de acero, mientras que las TR’s 2° intermedia y de explotacion deben
ser disefiadas para soportar altas presiones, ocasionadas por los trabajos de
fracturamiento hidraulico mdltiple utlizados para un pozo productor (PEMEX,
2014).

Las diferentes tecnologias de fracturamiento utilizadas de acuerdo a las
caracteristicas petrofisicas y presion de los yacimientos del Campo Tajin, se

muestran a continuacion en la Tabla 5.4.
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Tecnologia Beneficio / Impacto

Fluido base agua con polimero en diferentes concentraciones,

contiene aditivos para prevenir hinchamiento de arcillas vy
Convencional rompedores.

Fluido base aceite (ACL) con polimero en diferentes

concentraciones, aplica en pozos con poca energia de

yacimiento para limpiarse por si mismos y en yacimientos con

contenido de arcillas susceptibles a hidratarse o hincharse.

Proporciona energia al yacimiento de baja presion para
Energizada acelerar la limpieza de pozo y maximizar la recuperaciéon del

Espuma con N, fluido fracturante.

Reduce la cantidad de liquido inyectado a la formacién y con
Espuma con ello proporcionar energia al yacimiento de muy baja presién y
CO2 asi acelerar la limpieza del pozo como la maxima recuperacion
del fluido fracturante.

Consiste en bombear diferentes tipos de fluidos como son:
Hibridas SlickWater, gelatina lineal y activada, asi como diferentes tipos
de tamafos de apuntalantes (malla) a altos gastos de fractura

para obtener una red de fracturas complejas.

HI WAY Consiste en crear una fractura de conductividad infinita

Tabla 5.4 Tecnologias de fracturamiento para los pozos del Campo Tajin (modificada de CNH-
UNAM, 2014).

Ademas de las tecnologias de fracturamiento hidraulico, se han utilizado
técnicas de recuperacion secundaria como inyeccién de agua, inyeccioén de vapor
e inyecciéon de CO..

Inyecciéon de Agua

Inicia como inyeccion de agua de deshidratacion (letrina) de la produccién de
pozos del mismo campo y formacién, con tratamiento de agua ligera, solo se

desoxigena, desgrasa y se filtra. EI volumen de inyeccion promedio diaria
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estimada es de 4000 barriles por dia, el acumulado es de 15 millones de barriles
(PEMEX, 2014).

Con esta técnica no se han presentado pérdidas de inyectividad, no hay
rastros de precipitacion. Aunque no todos los pozos presentan las mismas arenas
el mismo tipo de arenisca, hay mejoria, sin embargo, en algunos casos no es
suficiente para que el pozo sea rentable, ya que en el pozo en el que se empleo,
se ha tenido una produccién de aceite de 47 b/d, de los que 20 b/d son por
influencia de la inyeccién de agua; la produccién por pozo en este concepto es de
3 barriles diarios, los cuales estan lejos de ser rentables; en cuanto a la
produccién de gas es de 190 Mpc/d; y de agua 104 b/d (PEMEX, 2014).

Con estas pruebas se conoce que la mojabilidad de la formacion es
preferencial al aceite, la ventana de movilidad del aceite se ha reducido mas del
70%, por lo que la eficiencia de desplazamiento Ep es pobre, asi como también la
eficiencia vertical E,, y la areal Ea; el factor de recuperacion es muy bajo y los
pozos tienen buena capacidad de admisién (PEMEX, 2014).

Inyeccion de Vapor

La principal produccion del Campo Tajin corresponde a aceite de 18 °API, lo
gue lo sitla en aceite pesado, por lo que la capacidad de flujo del yacimiento (kh)
es limitado, el ascenso del aceite en el pozo es lento, permitiendo que el aceite se
enfrie y se desgasifigue, dando como resultado un incremento de uno a dos
ordenes de magnitud en su viscosidad, lo que disminuye la produccion. Por ello se
pretende emplear en el Campo Escobal y posteriormente en el Campo Tajin, la
inyeccion de vapor al yacimiento en forma de Huff & Puff, para reducir la
viscosidad del aceite residual de aceite Sor; modificar la tension interfacial del
sistema roca-fluidos al aceite para aumentar la energia térmica en el yacimiento;
disminuir la permeabilidad efectiva del aceite ko; e incrementar el factor de
recuperacion FRo (PEMEX, 2014).

El procedimiento es abrir el pozo a producciéon durante un mes, inyectar vapor

en un lapso de 30 dias, cerrar el pozo durante 20 dias para la etapa de remojo,
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volver a iniciar la produccion, evaluar el comportamiento y la de los pozos vecinos
para determinar si se utilizara nuevamente los ciclos Huff & Puff o cambiar a

inyeccion continua de pozos (PEMEX, 2014).

De utilizarse la inyeccion ciclica (Huff & Puff) se extraeria 1% adicional en
cada etapa, por ejemplo aumentando 4% por 4 etapas, ya que actualmente el
aceite pesado por produccién primaria es del 1% del volumen original.

Inyeccion de CO;

Se ha realizado la aplicaciéon de inyeccion ciclica (Huff & Puff) de CO, en
pozos del Campo Tajin, productores de aceite de calidad intermedia. El objetivo de
la inyeccion de CO; es la de reducir la viscosidad del aceite interfacial del sistema
roca-fluidos, aumentar la movilidad, aumentar la porosidad efectiva de aceite ko y
el factor de recuperacion FRo, asi como evaluar los principales mecanismos de
desplazamiento (PEMEX, 2014).

Los gastos de inyeccion que se calcularon son de 50 ton/dia de CO,, durante
7, 14,9y 19 dias, la etapa de remojo fue de 10, 14, 18 y 21 dias (PEMEX, 2014).
La tabla 5.5 se muestran los resultados de la inyeccion de CO, como: produccion
acumulada de aceite post-inyeccion, volumen de CO; inyectado, volumen de CO;
producido, volumen de CO; retenido en el yacimiento, porcentaje de la produccién
acumulada de aceite post-inyeccion y la relacion de eficiencia del volumen

inyectado de CO, necesario para producir un barril de aceite.

Tajin
“B1” 265 18.31 4.49 3.82 10.3 672600

Tabla 5.5 Resultados de la inyeccién de CO, en un pozo del Campo Tajin (modificada de PEMEX,
2014).

Antes de la aplicacion del tratamiento por inyeccién de CO,, el pozo “B1”

contaba con una produccion de 36 b/d, sin embargo, los resultados obtenidos
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después del tratamiento no fueron mejoras significativas, la produccion acumulada
de aceite post-inyeccion fue de 265 barriles de aceite y el porcentaje de la
produccién atribuible al tratamiento mediante de CO, de soOlo el 10.3%,
necesitando inyectar al pozo 18.31 MM scf de CO, para producir 265 barriles de
aceite. Este método de recuperacién secundaria no es el adecuado por la baja

produccién registrada en el pozo “B1” del Campo Tajin.

La Figura 5.4 muestra los métodos de recuperacion secundaria mas usados
en yacimientos como los del Campo Tajin. El porcentaje refleja el total de los
yacimientos que presentan este tipo de recuperacion. En el caso del Campo Tajin,
se ha implementado inyeccién de agua periférica en la zona mas prolifica (con
mayor y mejor continuidad vertical y horizontal) como mantenimiento de presion, lo
cual ha dado buenos resultados (PEMEX, 2014).
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Fig. 5.4 Métodos de recuperacién secundaria; donde A es inyeccién continua de agua, B es
inyeccién de gas y C re-inyeccion de gas (tomada de CNH-UNAM, 2014).

5.2 Estimulacion

En este trabajo se propone el empleo fluidos de estimulacion de pozos para
mejorar los factores de recuperacion de los hidrocarburos de los yacimientos del
Campo Tajin, para ello se requiere disefar cuidadosamente la estimulacién para
evitar que los fluidos de tratamiento inyectados en la formacién puedan dejar
residuos como las precipitaciones secundarias o incompatibilidades con los fluidos
de la formacion.
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Los fluidos que se proponen por las caracteristicas petrolégicas del campo,
principalmente por el contenido mineralégico de mas del 40% en carbonatos vy
mas del 40% en cuarzo, permite la estimulaciéon con fluidos &cidos, sin embargo,
son las fuentes de mayor dafio potencial, puede llevar dafios severos y en algunas
ocasiones permanentes. Los dafios principalmente son por corrosién de las
tuberias los cuales son transportados a la formacion, posteriormente al terminar
las reacciones con el acido, los compuestos de hierro precipitan en los poros de

las rocas estimuladas.

Otros problemas ocasionados por el empleo de fluidos de estimulacion, es
producto de los quimicos utilizados, ya que pueden cambiar la mojabilidad de la
roca, crear emulsiones, reaccionar con el aceite del yacimiento formando lodos

asfalticos, desconsolidar la roca, entre otros (Herrera, 2012).

Debido a que las rocas almacenadoras del Campo Tajin corresponden a
areniscas con fragmentos de calizas y otros liticos principalmente, el tratamiento
propuesto es realizar estimulacién matricial, el cual es un proceso de inyeccion de
fluido (acido o solvente) a presiones inferiores a la presion de fractura, con la
finalidad de mejorar la produccién o la capacidad de flujo de un pozo. Para el caso
del tratamiento de las areniscas, mejora la permeabilidad natural de la formacion
alrededor del pozo al remover el dafio de la formacion, disolver el material que

tapona los poros y al aumentar el tamafio de los espacios porosos.
5.3 Estimulacion Matricial

Uno de los principales objetivos del disefio de un tratamiento acido en
areniscas con liticos de caliza o con cementante calcareo es la optimizacion de la
eliminacién del dafio, minimizando al mismo tiempo la formacion de precipitados
sélidos dafiinos. Los primeros 0.9 metros de penetracion de una formacién son los
gue experimentan la mayor caida de la produccion, afectando el flujo. Esta region
conocida como matriz critica, requiere un tratamiento de acidificacion en la matriz
para la limpieza. Un tratamiento de matriz habitualmente incluye una etapa

consistente en un colchén de prelavado con un acido como el HCI o un &cido
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organico para disolver la mayor parte de los minerales carbonatados.
Posteriormente se aplica un acido convencional combinado con HF y HCI, o un
acido de accidén retardada para controlar los materiales finos. Posteriormente se
aplica un acido sobredesplazante como el HCI diluido o cloruro de amonio para
eliminar los productos de reaccion del tratamiento de la region vecina al pozo (Ali
et al., 2004).

5.3.1 Métodos de Acidificaciéon

Para el tratamiento de las formaciones con contenido de carbonato de calcio,
se emplean tres fluidos de acidificacién, las cuales corresponden a tres etapas:

1) Fluido de Prelavado
2) Fluido de Estimulacion
3) Fluido de Desplazamiento

Las areniscas presentes en el Campo Tajin presentan ademas de cuarzo,
otros minerales como carbonatos, aluminosilicatos y sulfuros principalmente; como
los fluidos se producen a través de la matriz de la roca, las fuerzas de arrastre
pueden desplazar a algunos minerales y ocasionar la obstruccion de las gargantas

de los poros.

Cuando la acidificacion se efectia correctamente, se obtiene incrementos en
la produccion sin que aumente la relacion agua-gas, gas-aceite o agua aceite.
Debido a la gran superficie que establece contacto con el acido en un tratamiento
a la matriz, el tiempo de reaccidon es muy corto. Por lo tanto, la formacién soélo

gueda tratada a unas cuantas pulgadas de la pared del pozo.

Uno de los problemas por el tratamiento de acidificaciéon a la matriz, es el
desconocimiento de la presion de fracturamiento. Como la presion de
fracturamiento decrece al decrecer la presion del yacimiento, frecuentemente es
necesario efectuar pruebas de fracturamiento para determinar la presion de

fractura de una zona o yacimiento especifico (Garaicochea, 1985).
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A continuacion se describe la técnica de estimulacién por &acido con una
mezcla de acidos especificos para el Campo Tajin, considerando el contenido

mineralégico compuesto principalmente por cuarzo, carbonatos y arcillas.
5.3.2 Fluido de prelavado

Para la etapa de prelavado se utiliza acido clorhidrico (HCI) en
concentraciones del 5 al 15%. Se utilizan estas concentraciones debido a su alta
corrosividad y su dificultad de control al emplearse en pozos con temperaturas
mayores a los 120°C, asi como los recubrimientos de cromo utilizados en las
bombas de los aparejos de bombeo mecanico que se dafian facilmente. Este
acido desplaza el agua del pozo y agua congénita de la cercania del pozo,
minimizando el contacto directo entre los iones de sodio y potasio del agua de la
formacion y los productos de la reaccion. Con este procedimiento se elimina la
posibilidad de dafar la formacion por la precipitacion de fluosilicatos insolubles de
sodio y potasio. El acido reacciona con el CaCO; y otros materiales calcareos,
reduciendo o eliminando la reaccion del HF y la calcita. También la inyeccion de
acido clorhidrico evita el empleo de mayor cantidad de HF y previene la formacion

de fluoruro de calcio, que puede precipitarse de la mezcla gastada de HF-HCI.

Las mezclas de HF (acido fluorhidrico) son precedidos por HCI (acido
clorhidrico) para evitar la precipitacion de los productos de reaccion ligeramente
soluble e insoluble de ciertas especies quimicas que reaccionan con el HF. El
acido fluorhidrico es el unico acido que permite la disolucion de minerales siliceos
como las arcillas, los feldespatos, el cuarzo, etc. A causa del area superficial de
las arcillas, el HF reacciona preferentemente con estos minerales antes que los

otros, como el cuarzo (Herrera, 2012).

El volumen de prelavado dependera del contenido del material calcareo y del
desplazamiento del agua congénita de la cercania del pozo, considerando que el

acido llega a penetrar hasta tres pies.

Para el volumen requerido de acido para disolver el material soluble en HCI

dentro de una distancia ry esta dado por (Herrera, 2012):
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23.5 (1= P)hf Xy (ryz — 1,2)
Ve = G

Donde:

Vhei: Volumen requerido (gal)

Xncr: Fraccién en peso del material soluble en HCI.

B: poder de disolucién del acido

Los rangos de concentraciéon del fluido HCI se encuentra entre el 5y 15%, el
volumen entre 50 y 100 gal/pie, dependiendo del contenido de carbonatos.

5.3.3 Fluido de estimulacion

La segunda etapa consiste en la inyeccion de una mezcla de HF y HCI, con
proporciones de 3% y 12% respectivamente. El HF reacciona con las arcillas, la
arena (silice) y el lodo de perforacion o de filtrado de cemento, con lo que se logra
aumentar la permeabilidad en la cercania del pozo. El HCI no reacciona y esta
presente solamente para mantener el pH bajo, evitando la precipitacion de

productos por la reaccion del HF (Garaicochea, 1985).

Las proporciones de la mezcla de HF y HCI pueden variar dependiendo del
contenido mineraldgico del pozo a estimular, considerando principalmente a los

silicoaluminatos y a los carbonatos.

El concentrado puede prepararse de la dilucién de soluciones concentradas de
fluoruro de hidrégeno y mas comiunmente de la reaccion del bifluoruro de amonio

con el acido clorhidrico (Herrera, 2012):
NH,FHF + HCl S 2HF + NH,CI

El HCI al 15% reaccionando con suficiente bifluoruro de amonio para dar un
3% de HF, deja libre un 12% de HCI. La reaccion de la mezcla HF-HCI con los
compuestos aluminosilicatados, se realizan independientemente del HCI; cuando

se mezcla el HF se disocia parcial y lentamente, actuando como &cido débil.
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La reaccion del &cido fluorhidrico con el cuarzo, es la siguiente (Herrera,
2012):

Si0, + 4HF S SiF, + 2H,0

El fluoruro de silicio es un gas disuelto en el agua a presiones de pozo; la
mayor parte reacciona con iones de flior para formar aniones hexafluoruro de

silicio:
SiF*+ 2F 5 SiF}”

Al incrementar la concentracién de silice en el agua, parte del hexafluoruro de

silicio se transforma originando el acido fluosilicico:
SiF?~ + 8H,0 = H,SiF, + 2H,0
Otra parte se hidroliza formando al &cido monosilicico:
SiF?~ + 8H,0 = Si(0OH), + 4H;0 + F;

Las reacciones del HF con otros silicatos, como las arcillas o los feldespatos,
tienen una mayor complejidad. En el Campo Tajin existe la presencia de

aluminosilicatos como feldespatos K, caolinita, la illita, clorita y micas.

En la Tabla 5.6 se muestra la capacidad de disolucion del HF en minerales

silicatados:
Concentracion Volumen de roca disuelta/ Volumen
de acido reaccionado

HF HCI Arcilla (NasSiOa) Cuarzo (SiO2)
2.1 12.9 0.017 0.007

3.0 12.0 0.024 0.010

4.2 10.8 0.033 0.014

6.0 9.0 0.047 0.020

Tabla 5.6 Capacidad de disolucion del HF (modificado de Herrera, 2012).
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La reaccion entre el acido fluorhidrico y los carbonatos o con la salmuera de la
formacion, produce precipitados insolubles que se quedan obturando los espacios
libres. Las reacciones insolubles son (Herrera, 2012):

CaCO; + 2HF = CaF, + CO, + H,0

El fluoruro de calcio es un precipitado de cristales finos y de baja solubilidad.
Por ello no se utilizan concentraciones altas de HF. En la Tabla 5.7 se muestran

las reacciones del HF con diferentes minerales y la solubilidad que presentan los

productos.
Producto Solubilidad en agua a
condiciones estandar [g/100 cm?]
Acido ortosilicico H4SiO4 0.01500
Fluoruro de calcio CaF; 0.00160
Fluosilicato de sodio Na,SiFe 0.65000
Fluoaluminato de sodio NazAlFe Ligeramente soluble
Fluosilicato de potasio K2SiFs 0.12000
Fluosilicato de amonio (NH,).SiFs 18.60000
Fluosilicato de calcio CaSiFg Ligeramente soluble
Fluoruro de aluminio AlF; 0.55900
Hidréxido de aluminio Al(OH)3 Insoluble
Sulfuro ferroso FeS 0.00062

Tabla 5.7 Productos de reaccion del HF y su solubilidad (tomada de Herrera, 2012).

Por ello para evitar el contacto con el acido fluorhidrico, se debe inyectar
previamente un volumen de HCI que disuelva los carbonatos y desplace la
salmuera de la zona en la que entrara el HF para reaccionar con los minerales

silicatados de la roca (Herrera, 2012).
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5.3.4 Fluido de desplazamiento

La ultima etapa consiste en aislar el HF que ha reaccionado de la salmuera, el
gue se puede usar para lavar la TP y restaurar la mojabilidad al agua de la
formacion, generalmente se utilizan los siguientes fluidos (Garaicochea, 1985):

1) Para pozos productores de aceite se inyecta un bache de arométicos
pesados o aceite de diesel.

2) Para pozos inyectores de agua se utiliza HCI al 15%.

3) Para pozos productores de gas se usa el HCl al 15% o un gas (nitrégeno o
gas natural).

El volumen total de fluido usado en cada etapa, dependera del nimero de
etapas; esto debido a que el primer fluido bombeado entrara en la zona mas
permeable y menos dafiada, por lo que requerird un menor volumen de fluido de
estimulacion. La mayor parte del volumen total debera utilizarse en las etapas
subsecuentes, dado que seran las zonas de menor permeabilidad o menos

dafadas y por tanto requeriran mayor volumen (Garaicochea, 1985).

A cada uno de estos se agregan aditivos para ayudar a remover los productos
de la reaccion y restaurar la mojabilidad al agua y prevenir la formacion de

emulsiones.
5.4 Aditivos

Todos los acidos empleados en la estimulacion requieren de los siguientes

aditivos (Garaicochea, 1985):

1) Un inhibidor de corrosion, para reducir el ritmo de ataque sobre las tuberias.

2) Un aditivo para eliminar la formacion de emulsiones.

3) Un aditivo para alterar la mojabilidad de la formacion y mejorar la limpieza
de los productos de la reaccion.

4) Un reductor de friccién, para incrementar los ritmos de bombeo o inyeccién.

5) Un reductor de pérdida de filtrado.

6) Agentes desviadores, para obtener un tratamiento mas uniforme.
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7) Aditivos secuestrantes de hierro, para prevenir su precipitacion.
8) Aditivos para evitar la formacion de lodos asfalticos en ciertos aceites.

Los aditivos deben ser compatibles entre si y con los fluidos de formacién.
5.4.1 Inhibidores de corrosién

Un inhibidor debe proporcionar una pérdida de metal inferior a 0.02 Ib/pie? de
area, siempre y cuando la corrosiéon sea uniforme, aunque también se acepta de
0.05 Ib/pie? (Garaicochea, 1985).

5.4.2 Surfactantes

Los agentes activos de superficie se usan para desemulsificar el acido y el
aceite, para reducir la tension interfacial, para alterar la mojabilidad de la

formacion, para acelerar la limpieza y para prevenir la formacion de lodo asfaltico.

Se utiliza un desemulsificante al acidificar una formacién carbonatada, para

prevenir la formacién de una emulsion entre el acido y el aceite de la formacion.

Los inhibidores de precipitaciones de lodo asfaltico (constituidos por
asfaltenos, parafinas, hidrocarburos de alto peso molecular, arcillas y particulas
finas), se requieren para los tratamientos de formaciones que contienen aceite

asfaltico (Garaicochea, 1985).
5.4.3 Solventes mutuos

Los solventes mutuos son materiales que tienen una solubilidad apreciable en
el agua y el aceite, como los alcoholes, por lo que se utiliza el metanol o el
propanol, en concentraciones del 5 al 20% en volumen de acido, para reducir la
tension interfacial. EI empleo de estos alcoholes acelera y mejora la limpieza de la
formacion, principalmente en pozos los productores de gas. El Etilén-Glicol
Monobutil Eter (EGMBE), ademéas de la solubilidad mutua, reduce la tension
interfacial entre el agua y el aceite; acta como solvente para solubilizar aceite en

el agua; como detergente para remover agentes o materiales que mojan de aceite
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la formacion, y mejora la accién de los surfactantes en contacto con la formacién
(Garaicochea, 1985).

Cabe destacar que la productividad de pozos productores de aceite en
formaciones de areniscas, tratadas con HF-HCI se incrementa de cinco a seis
veces sobre la obtenida con tratamientos regulares de HF-HCI, empleando 10%
de EGMBE en el aceite diesel usado, después del tratamiento, para sobre
desplazar el 4cido (Garaicochea, 1985).

5.4.4 Reductores de friccion

Los reductores de pérdida de filtrado se componen de dos agentes (Garaicochea,
1985):

1) Una particula solida inerte que entra a la formacion, punteandose cerca de
la superficie de la fractura.
2) Un material gelatinoso que tapona los poros formados por el material solido

granular.
Los aditivos empleados comunmente son:

e Aditivos solidos: Harina de silice, CaCOgs, resinas organicas y
polimeros organicos.
e Aditivos gelatinosos: Goma Guar modificada, poliacrilamida,

hidroxietil celulosa (HEC), etc.
5.4.5 Agentes desviadores
Se emplean dos tipos de agentes desviadores, segun su uso (Garaicochea, 1985):

1) Para tratamientos en la matriz. Se emplean resinas organicas inertes,
acidos organicos solidos (acido benzoico), mezclas de ceras y polimeros
solubles en aceite, y mezclas de solidos inertes (CaCOs, sal, resinas
solubles en aceite) con polimeros solubles en agua (goma Guar,

poliacrilamida, HEC).
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2) Para fracturamiento acido:

e Pseudo entrada limitada: bolas selladoras para desviar el flujo
a otras perforaciones.

e Granulares: Para agujero abierto o para gran numero de
perforaciones. Las mas comunes son: sal, acidos organicos
sélidos (&cido benzoico), resinas organicas inertes, ceras
solubles en aceite, etc.

e Solubles en agua o en &cido
5.4.6 Agentes secuestrantes

La precipitacion de hidroxido férrico debido a la accion del &cido puede

preverse, utilizando ciertos agentes secuestrantes.

Los mas comunes son acidos organicos, siendo los mas importantes los que se

describen a continuacion (Garaichochea, 1985):

e Acido citrico: Efectivo a temperaturas de 200 °F, precipita como citrato de
calcio, cuando se usa sobredosificado. Agregado 175 Ibs a 100 galones de
HCI secuestra 5000 ppm de hierro durante dos dias a una temperatura a
150 °F.

e Acido lactico: No es efectivo a temperatura menor a 100 °F. No precipita
frecuentemente el lactato de calcio.

e Acido acético: No forma precipitados, efectivo hasta 160 °F.

e Acido tetra acético de la etilen diamina: Efectivo hasta 200 °F sin precipitar
sales de calcio, pero con un costo mayor que los demas acidos.

e Acido triacético nitrilo: No precipita y es efectivo hasta 200 °F.
5.4.7 Aditivos de limpieza

Cuando se prevé un problema de remocion del acido gastado del yacimiento,
se debe considerar la conveniencia de inyectar antes del acido, surfactantes,

alcoholes, aromaticos pesados, nitrogeno o CO, (Garaicochea, 1985).
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Los arométicos pesados ayudan a la remocion de parafinas y asfaltenos. Los
aditivos a utilizarse deben de someterse a pruebas de laboratorio con los &cidos,

asi como en conjunto con los demas aditivos para asegurar su compatibilidad.
5.5 Fracturamiento Acido

Consiste en inyectar acido a la formacion, a una presion suficientemente alta
para fracturar la formacion o abrir las fracturas existentes. La estimulacion se logra
cuando después del tratamiento permanece abierto un canal o serie de canales
altamente permeables. Este canal se forma por la reaccion del acido sobre las
paredes de la fractura solubles en &cido, con lo que se forma una fractura con alta
conductividad. La longitud de la fractura creada depende de una combinacién del
ritmo de reaccion del acido, el ritmo de pérdida de fluido (de la fractura a la
formacion) y del ritmo de inyeccion (Garaicochea, 1985).

La longitud y amplitud serdn mayores mientras sea menor la pérdida de fluido.
La velocidad de reaccion debe ser baja para que el acido penetre y sea mayor la
longitud de la fractura. A mayor gasto mayor sera la fractura y a menor
temperatura menor sera la velocidad de reaccion, y mayor la longitud de la fractura
(Garaicochea, 1985).

Aunque esta técnica se emplea con mayor frecuencia en yacimientos
carbonatados (en calizas y dolomias), el Campo Tajin presenta abundancia de
carbonatos de mas del 40%, los cuales se encuentran como liticos rellenando los

poros, como cementante o formando parte de la matriz.
5.5.1 Tratamiento

En este tratamiento se inyecta un fluido a la formacion a un gasto mayor que
el que puede aceptar la matriz del yacimiento. Esta inyeccion rapida produce un
incremento de presion en las paredes del pozo, lo suficientemente grande para
sobrepasar los esfuerzos de la roca a la compresién y su resistencia a la tension;
a esta presion la roca falla, formandose una fractura. La inyeccién continua del

fluido incrementa la longitud y la amplitud de la fractura (Garaicochea, 1985).
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Los problemas mas frecuentes al fracturar con acido son:

1) ElI cierre de la fractura cuando se tratan formaciones calcéreas
relativamente homogéneas.

2) El taponamiento de la fractura cuando se liberan cantidades considerables
de particulas finas, insolubles en &cido.

En el caso del Campo Tajin, se tiene una cantidad considerable de
carbonatos, sin embargo, los principales componentes son silicatados, con una
abundancia de méas del 40% en cuarzo; por lo que el taponamiento de la fractura
es probable que ocurra debido a que las Megasecuencias Media y Superior tienen
abundancia de arcillas, por ello se requiere el empleo de suspensores, para
reducir el asentamiento y puenteo de estas particulas en la fractura durante su

limpieza después de la acidificacion.

En el Campo Tajin se han reportado 137 pozos cerrados, de los cuales 64 se
encuentran con posibilidades de explotacién, 58 se encuentran sin posibilidades
de explotacion y 15 se encuentran en programa de taponamiento (PEMEX, 2014),
la propuesta antes mencionada puede implementarse en estos pozos para
cambiar el estado en el que se encuentran actualmente y pasar a pozos

productores en el campo.
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Conclusiones

e La Cuenca de Chicontepec es una cuenca foreland, originada por los
esfuerzos ocasionados por la Orogenia Laramide, que propicid la
deformacion de la Sierra Madre Oriental, formando la cuenca sedimentaria
de antepais en el frente del or6geno. La cuenca cubre un area aproximada
de 11,300 km? y el Campo Tajin tiene un area de 182 km?.

e Los sedimentos que rellenan la Cuenca de Chicontepec son de origen
turbiditico, provenientes de la paleo-plataforma de Tuxpan al oriente, de
flujos canalizados, derrumbes y deslizamientos de direccibn noroeste-
sureste del norte y del poniente; ademas de sedimentos provenientes del
Macizo de Teziutlan al sur.

e En el subsuelo del Campo Tajin ocurrieron tres etapas de sedimentacion
turbiditica del Paleoceno — Eoceno, que dieron origen a las secuencias
arcillo-arenosas denominadas Megasecuencias Inferior, Media y Superior,
separadas cada una por una discordancia (discordancias A, By C) y una
discordancia basal que separa las unidades mesozoicas de los depdsitos
del Cenozoico.

e Las discordancias se identifican mediante la interpretacion de las lineas y
cubos sismicos, por la perforacion de pozos y por la informacién
proporcionada de los registros geofisicos de pozo, lo que permite interpretar
la presencia de diferentes eventos tectono—sedimentarios, en los que
ocurrieron procesos de relleno sedimentario y de erosion.

e La Megasecuencia Inferior (Unidad 1) estd formada por alternancias
ritmicas e interdigitaciones laterales de capas delgadas a laminares de
conglomerados, areniscas limo-arcillosas y lutitas limo-arenosas de origen
tubiditico, que se encuentra sobre la cima de discordancia basal cubriendo
a la secuencia mesozoica; su contacto superior corresponde a la
discordancia A. Por su alta heterogeneidad y por su alto contenido de arcilla

no constituyen buenas rocas almacenadoras.
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La Megasecuencia Media (Unidad 2) esta constituida en su parte inferior
por depdsitos turbiditicos tabulares, areno limosos y limo-arcillosos, que se
encuentran intercalados con depdsitos lobulares progradantes, arenosos y
areno arcillosos interestratificados con horizontes interlobulares areno-
limosos y arcillo arenosos; sobreyace a la Megasecuencia Inferior,
comprendida entre las discordancias A y B. Esta unidad estratigrafica es la
gue tiene las mejores caracteristicas como rocas almacenadoras.

La Megasecuencia Superior (Unidad 3) estd constituida por estratos
gruesos a masivos de sedimentos arcillo-arenosos, que sobreyace a la
Megasecuencia Media, separadas discordantemente por la discordancia B;
es muy heterogénea, con gran contenido de arcilla, por lo que no tiene
abundantes horizontes de rocas almacenadoras.

Los Play productores del Campo Tajin son dos Megasecuencias;
principalmente la Megasecuencia Media (con un espesor promedio de 219
m); es la que tiene a las principales rocas almacenadoras, en horizontes
menores a 50 m. También la parte inmediatamente superior de la
discordancia B, tiene escasos horizontes arenosos, que corresponde a la
Megasecuencia Superior, aunque su principal funcidon es como la roca sello
del sistema petrolero por sus facies arcillosas.

Los cuerpos arenosos productores de las Megasecuencias tienen
geometrias de lentes, lobulos, rellenos de canal y barras de desborde;
tienen un espesor promedio de 32 m y maximo de 50 m en el campo; una
porosidad intergranular promedio del 12% y una permeabilidad promedio de
0.075 mD.

Las fallas laterales, las fracturas y las discordancias son las mejores rutas
de migracion de los hidrocarburos; las fallas laterales presentan una
orientacién promedio de NW55° con 90° de echado, acompafiadas de fallas
inversas de segundo orden que conforman sistemas de flor positiva.

Los componentes (liticos) de las areniscas son principalmente dos, el

cuarzo que tiene una abundancia de 37% y la calcita con un 40%; en menor
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proporcién se encuentran arcillas, micas, feldespatos y sulfuros; las arcillas
incluyen illita, caolinita y clorita.

El contenido de arcilla y carbonatos en los cuerpos productores son los
responsables de la disminucion de la porosidad efectiva, ya que la calcita
cementa los granos y la arcilla taponea los poros.

La extraccion de atributos de amplitud (en este caso RMS) en los cubos
sismicos permiten identificar rasgos de interés como canales y Iébulos de
un sistema de abanicos submarinos, que son las principales trampas de los
hidrocarburos para este campo.

El Campo Tajin tenia hasta diciembre de 2013, 218 pozos en produccion,
los que aportaban 5,739 bpd de aceite, 17.38 mm pcd de gas y 4,789 de
agua, y una produccion acumulada de 45,035.483 Mbl de aceite, 89,207
mmpc de gas y 12,883.696 Mbl de agua.

En el Campo Tajin se utiliza como técnica de recuperacion secundaria, la
inyeccion de agua por tener una buena capacidad de admision en la
formacion, no presentar perdidas de inyectividad y por no existir la
precipitacion de solidos.

La utilizaciéon de inyeccidn de agua mejora los factores de recuperacion de
los hidrocarburos en el campo; los volumenes de agua empleados son de
4,000 barriles por dia, manteniendo aun una baja produccion en los pozos
tratados, por lo que no es rentable su empleo en el campo.

Las técnicas de recuperacion avanzada y mejorada utilizadas en el Campo
Tajin son: la inyeccion de agua, CO,, fracturamiento convencional
(hidraulico), energizada de espuma de N, hibridas, HI WAY; siendo
inefectivas para este campo, ya que la rentabilidad no se incrementa.

De los 382 pozos perforados en el Campo Tajin, la mayoria presentan una
declinacibn mensual, por ello 140 pozos productores emplean un tipo de
SAP (Sistema Atrtificial de Produccion), siendo el bombeo mecénico el mas
utilizado.

Los pozos con terminacion lateral se comportan de manera similar a los

pozos con fracturamiento hidraulico, de manera que exponen a los
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hidrocarburos en zonas gasiferas de baja permeabilidad, permitiendo su
flujo hacia el pozo, mejorando la productividad y por lo tanto la rentabilidad.
Los pozos multilaterales son eficaces para yacimientos con caracteristicas
como conificacibn de agua o gas, baja permeabilidad, poco espesor,
yacimientos irregulares y fracturados verticalmente; siendo apto para
utilizarse en el Campo Tajin, ya que tiene varias de las caracteristicas
indicadas en sus yacimientos.

Los pozos horizontales tienen la ventaja de aumentar el area de drene y el
area expuesta al flujo, incrementar la productividad principalmente en areas
de produccion de aceite pesado, reducir el nimero de pozos verticales y
atravesar numerosos cuerpos almacenadores.

La estimulacion acida mejora la permeabilidad natural de la formacion
cuando en las areniscas abundan los liticos de caliza y el cementante
calcéareo, al remover el dafio y disolver el material que tapona los poros;
también aumenta el tamafo de los espacios porosos.

La estimulacion matricial al utilizar una mezcla de acidos, reacciona con los
carbonatos y las arcillas, que son el principal problema de la baja
permeabilidad de los cuerpos arenosos, por lo que mejora la recuperacion
de hidrocarburos.

El fracturamiento acido funciona de manera similar al fracturamiento
hidraulico, pero sin formar precipitados e impidiendo el cierre de los nuevos

canales por el material fino en los poros de la roca almacenadora.
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Recomendaciones

e Se recomienda utilizar mapas de amplitud RMS para construir modelos de
facies y localizar zonas dentro del Campo Tajin donde se encuentren los
cuerpos con mayor arenosidad y menor contenido de arcillas.

e Se recomienda realizar un estudio detallado de las facies y su distribucion
espacial (vertical y horizontal) de las Megasecuencias Media y Superior,
gue son las que tienen las mejores caracteristicas petrofisicas para
almacenar y contener hidrocarburos dentro del Campo Tajin.

e Se recomienda que en el Campo Tajin se realice preferentemente la
perforacibn de pozos multilaterales, ya que son la mejor opcién para
incrementar la produccion en un 30 — 60%, en los cuerpos arenosos que
presentan caracteristicas como baja porosidad y permeabilidad, poco
espesor, cuerpos irregulares y poca movilidad de los hidrocarburos (aceite
pesado).

e Se recomienda emplear varias tipos de arreglos para los pozos
multilaterales como la configuracion de laterales opuestos, apilados, en
geometria espina de pez, entre otros, con la finalidad de alcanzar y
conectar los cuerpos almacenadores, disefio que dependera de la
distribucion espacial de las areniscas almacenadoras en el subsuelo.

e EIl estudio detallado mediante interpretacion sismica, permitira el correcto
disefio de la trayectoria de los pozos horizontales, cortando el mayor
namero de fracturas y atravesando correctamente los cuerpos de las
areniscas almacenadoras que tienen poco espesor.

e EI empleo de inyeccidbn de vapor ciclica es una buena opcién para
aumentar la produccion en 1% adicional por cada etapa de aplicacion,
donde la produccion primaria ha sido del 1% del volumen original.

e Los métodos de estimulacion matricial en areniscas, empleando acido
fluorhidrico en conjunto con &acido clorhidrico, son recomendables para
mejorar e incrementar la recuperacion de hidrocarburos en pozos con baja
produccién y en declive considerando la abundancia de arcillas y

carbonatos que tienen las areniscas almacenadoras del Campo Tajin.
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Se recomienda emplear fracturamiento &cido para producir nuevos canales
de alta conductividad, en los cuerpos almacenadores de areniscas que
contienen alta abundancia en carbonatos (més del 40%), permitiendo
incrementar el flujo de los hidrocarburos hacia el pozo y con ello
incrementar la produccion.

Se recomienda realizar un analisis de presion “pre-fracturamiento” y “pos-
fracturamiento” para la correcta evaluacion de las fracturas y evitar dafios a
la formacion.

Se recomienda emplear suspensores para reducir el asentamiento y
puenteo en fractura debido a la abundancia posterior al fracturamiento
acido.

Se debe de considerar que los aditivos durante la estimulacion acida son
necesarios para evitar emulsiones y precipitados, para remover productos
de la reaccion acida, para restaurar la mojabilidad del agua y para prevenir
la corrosion de la tuberia durante la estimulacion.

Se recomienda realizar un analisis en laboratorio de los aditivos empleados
para la estimulacion matricial para comprobar compatibilidad entre aditivos,
acidos y los minerales de la formacion a estimular.

Se recomienda realizar estudios que determinen cual es la concentracion
de la mezcla de acidos (HF y HCI), que den mejores resultados y que
permitan ocurra una correcta reaccion con los minerales que constituyen los
cuerpos de los yacimientos de los pozos a estimular, y por lo tanto, con la

fractura se mejore la productividad.
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