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RESUMEN

Actualmente la exploracion y explotacién de hidrocarburos comienza a manejar retos
tecnolégicos cada vez mas dificiles. En todo el mundo aproximadamente el 30 % de las
reservas provienen de yacimientos convencionales, mientras que el 70% se encuentra en
yacimientos no convencionales. Hoy en dia Estados Unidos de America es el mayor
productor de gas a nivel mundial a partir de yacimientos no convencionales, como es el gas
metano en carbdn, gas en arenas compactas y gas en lutitas. Por su parte en México,
PEMEX inicié trabajos exploratorios en 2010 de este recurso, identificando 5 provincias
geoldgicas con potencial para producir hidrocarburos contenidos en arcillas.

Los yacimientos de gas en lutitas, a diferencia de un yacimiento convencional, se
definen como un sistema petrolero de rocas arcillosas ricas en contenido organico y de muy
baja permeabilidad, que actuan a la vez como generadoras, almacenadoras, trampa y sello.
El gas natural se gesta entre los poros de rocas de granos finos, que al litificarse, forman
lutitas. El potencial gasifero de una roca de lutita esta en funcién de su espesor y extension
de area, cantidad y tipo de materia organica y madurez térmica. La identificacion de zonas
con potencial para extraer gas se realiza utilizando registros de rayos gamma, densidad,
resistencia y sonico para localizar el alto contenido de Carbono organico total.

Para explotar este tipo de yacimientos se requieren de perforaciones no
convencionales como es el desarrollo de pozos horizontales, que exponen mayor area de
la formacioén a la superficie del pozo. EI método de fracturamiento hidraulico consiste en el
bombeo masivo de agua con disolventes quimicos a alta presién a través de los pozos
perforados donde se generan fracturas y se libera el gas contenido en los intersticios de la
lutita, no obstante la explotacién de yacimientos de shale gas tiene elevados costos y
amenaza la seguridad ambiental ya que demanda una excesiva cantidad de agua.

Hoy en dia hay empresas de servicio petrolero que proporcionan herramientas y
desarrollo tecnoldgico con mayor grado de precision y recuperacion a fin de optimizar la
extraccién y aumentar la produccidon de gas contenido en lutita. Las compafias en la
industria del petrdleo y gas son optimistas de que la exploraciéon y produccion de
formaciones no convencionales fuera de Estados Unidos se incrementara en los préximos
afios a medida que las operadoras lleguen a comprender los yacimientos no
convencionales y cuando los precios de los hidrocarburos mejoren en el mercado mundial.




BSTRACT

Currently, exploration and explotation of hydrocarbons begins to deal with increasingly
difficult technological challenges. Worldwide, about 30% of the reserves come from
conventional reservoirs, while 70% are in unconventional reservoirs. Today the United
States is the largest gas producer in the world of unconventional reservoirs, such as coal
bed methane, shale gas, tight gas. Meanwhile, in Mexico, PEMEX began exploration in 2010
identified five geological provinces shale gas potential to produce hydrocarbons contained
in the board.

Deposits of shale gas, unlike a conventional reservoir, is defined as a system of oil, clay
content and very low permeability rocks, which act both as generators, storage, trap and
seal. Natural gas is brewing in fine grains, to accumulate, forming organic rocks or shales.
The potential rock shale gas is a function of its thickness and areal extent, amount and type
of organic matter and thermal maturity. You identify potential areas for extraction of gas is
performed using gamma ray, density, resistivity and sound to locate high total organic
carbon.

To exploit these deposits are required of non-conventional drilling as is the development of
horizontal wells, more exhibition area of training to the surface of the well. The method of
hydraulic fracturing involves the massive pumping of chemical solvents at high pressure
through wells drilled where the fractures and the gas contained in the interstices of the board
are generated is released, but the exploitation of deposits of shale gas are high costs and
environmental security threat and requires an excessive amount of water.

Today there are companies that offer oil service tools and technological development
with greater precision and recovery in order to optimize the extraction and increase gas
production in shale. Companies in the oil and gas are optimistic that the exploration and
production of unconventional formations outside the United States will increase in coming
years as traders come to understand the unconventional reservoirs.




Existen dos tipos de recursos petroleros que han sido definidos y requieren diferentes
enfoques para ser evaluados (Figura 1). Para lograr comprender de manera integral los
recursos no convencionales, se definira primero qué es un recurso convencional.

Los recursos convencionales, son depésitos de hidrocarburo definidos en funcion
de caracteristicas geoldgicas determinadas, asi como de las condiciones estratigraficas y
estructurales de cada yacimiento; esto es afectado significativamente por la influencia
hidrodinamica tal como el empuje de aceite por agua. El petréleo es recuperado a través
de la perforacion de pozos y frecuentemente requiere un proceso de refinamiento antes de
ser comercializado. El aceite y el gas natural convencional se producen en un medio poroso
y permeable en yacimientos contenidos en areniscas o carbonatos. Bajo la presion ejercida
por el agua, los hidrocarburos migran desde su roca de origen hasta entramparse al
contacto con una roca impermeable tal como la lutita, logrando la acumulacién en el
yacimiento.

Por otro lado, los recursos no convencionales son reservas de hidrocarburo (aceite
y gas) que se encuentran presentes en un area extensa y por lo general no son afectados
por influencia hidrodindmica (también llamados yacimientos de tipo continuo). Tales
acumulaciones requieren tecnologia de extraccion especializada, y la produccion primaria
puede requerir procesos importantes para su comercializacion. Se encuentran en
condiciones que no permiten el movimiento del fluido, bien por estar atrapados en rocas
poco permeables o por tratarse de aceite de alta viscosidad. (Chan, 2011)

La Sociedad de Ingenieros Petroleros (SPE por sus siglas en inglés) describe los
recursos no convencionales como acumulaciones de petréleo que estan presentes en toda
un area y que no se ven afectadas significativamente por la presion ejercida por el agua.
También son conocidos como depdsitos de tipo continuo o formaciones cerradas. Aunque
un yacimiento no convencional pueda ser tan poroso como otros yacimientos de rocas
sedimentarias, el tamano de sus granos es extremadamente pequefo y la baja
permeabilidad los vuelve resistentes al flujo de hidrocarburos. Esto ocasiona que el aceite
y el gas permanezcan en la roca generadora y que tenga que ser estimulado con fracturas
naturales o artificiales para iniciar su produccion (Ratner, 2014).

En la actualidad representan una interesante fuente de recursos, puesto que
muchos de ellos se encuentran en yacimientos que se daban por agotados y ademas se
estima que se encuentran en grandes volumenes (Repsol, 2015).

La lutita es una roca sedimentaria que alguna vez fue “lodo” depositado en el fondo
de aguas generalmente de baja energia, tales como extensas zonas lacustres y el fondo
del océano. Este “lodo” es un compuesto de plancton rico en carbonatos, fosfatos y silice,
sepultado bajo sedimentos sucesivos. La roca rica en materia organica tiene caracteristicas
biogenéticas, ya que en su formacion intervino la actividad de organismos vivos (Escobar,
2003).




de sus componentes es variable. Se clasifican segun su grado de madurez sobre la base
del Carbono y elementos volatiles que contengan. En su formacion actuan varios procesos
de sedimentaciéon que pueden resultar en rocas mixtas de dificil clasificacion.
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Figura 1. Piramide de recursos convencionales y no convencionales, (Modificada de Chan, 2012)

Las lutitas pueden tener intercalaciones de capas delgadas de roca arenisca, caliza
o dolomia. Los sedimentos se forman por la acumulacion de partes duras de organismos
unidas por cementacién. En la fase de entierro superficial, a pocos cientos de metros, el
lodo se transforma en lutita, cuyas bacterias se alimentan de la materia organica disponible
(normalmente menos del 5% y hasta un 10% del volumen de la roca) para liberar metano
biogenético.

El gas natural se gesta dentro de finos granos que toman color negro, al acumularse,
forman lutitas calcareas y calizas arcillosas, la presion sedimentaria tiende a expulsar el
mayor volumen de gas hasta la parte mas porosa y permeable de la roca. El gas remanente
atrapado en la roca se denomina shale gas, gas de lutita, gas de lutita calcarea o gas de
caliza arcillosa.




principios del afio 2010. Identific6 5 provincias geoldgicas con potencial para producir
hidrocarburos contenidos en shale: 1) Chihuahua, 2) Sabinas-Burro-Picachos, 3) Burgos,
4) Tampico-Misantla, 5) Veracruz.

El territorio mexicano esta cubierto por gruesas secuencias sedimentarias en un
75% de su superficie; sin embargo, la produccién mayoritaria de petrdleo y gas se restringe
a las cuencas de la Planicie Costera del Golfo de México, con excepcion de los yacimientos
de gas de la Cuenca de Sabinas. También se conoce la presencia de gas y condensado en
el Golfo de California, pero aun no se explota ni se conoce el volumen de reservas de esta
cuenca sedimentaria.

La perforacion horizontal y el fracturamiento hidraulico son dos claves tecnolégicas
para el desarrollo de shale gas. En yacimientos de baja permeabilidad tal como las lutitas,
el fracturamiento hidraulico es la técnica principal para mejorar la productividad. La idea
principal de dicha técnica consiste en hacer un camino de flujo sumamente conductivo que
se extiende mucho mas alla de cualquier zona de dafo alrededor del pozo y por lo tanto
atrae los fluidos de las partes no alteradas del yacimiento.

La capacidad de un pozo para producir hidrocarburos o recibir fluidos de inyeccion
es limitada por la permeabilidad natural del yacimiento y los cambios producidos en la regién
vecina al pozo como resultado de las operaciones de perforacion o de otro tipo. Una fractura
hidraulica es una fractura inducida por presién, causada por la inyeccion de fluido en una

formacion rocas objetivo. El fluido es bombeado en las formaciones a presiones que
exceden la presion de fracturamiento, es decir, la presion a la cual se fracturan las rocas.
Para acceder a una zona para el tratamiento de estimulacion, se dispara la tuberia de
revestimiento a través del intervalo de interés y utilizan tapones recuperables para aislar
dicho intervalo de otras zonas abiertas. Luego este intervalo se presuriza hasta alcanzar la
presion de ruptura de la formacidn, o presidn de iniciacidn de la fractura, punto en el cual la
roca se rompe y forma una fractura.

La presion neta controla el crecimiento de la fractura y mantiene separadas sus
paredes, generando un ancho suficiente para permitir el ingreso de la lechada de
fracturamiento compuesta de fluido y apuntalante; sélidos que mantienen abierta la fractura
después de que se interrumpe el bombeo.

Una vez detenido el bombeo, las presiones existentes dentro de una fractura
decrecen a medida que los fluidos se mueven de regreso al pozo o bien se pierden en la
roca yacimiento. Esta caida de presion permite que la fractura se cierre nuevamente. Para
asegurar que las fracturas permanezcan abiertas, se inyectan materiales adicionales, cuyo
uso depende de la litologia. En formaciones de areniscas o lutitas, se inyectan apuntalante-
arena o particulas con un disefio de ingenieria especial para mantener las fracturas
abiertas. En las formaciones carbonatadas, bombean acido en las fracturas para atacar la
formacion generando disolucién de los carbonatos y una rugosidad artificial.

Gran parte de la perforacion en yacimientos no convencionales ha implicado la
perforacion de pozos verticales en su mayoria con etapas de fractura. En algunos paises
las operadoras estan perforando pozos horizontales, las razones para esta actividad son




dirigidos en yacimientos convencionales debido a su relativa simplicidad y bajo costo. Los
operadores comenzaron a tener como objetivo las formaciones no convencionales
apegandose a la metodologia de pozos verticales.

Fuera de Norteamérica, la perforacion de pozos horizontales puede costar de cuatro
a cinco veces mas que la perforacién de pozos no convencionales similares a los que se
realizan en EE.UU. Una parte del costo tan elevado para la perforacion de pozos
horizontales es la falta de servicios de perforacion y terminacién en algunas regiones del
mundo, incluyendo la escasez de equipos y empresas de servicios que proporcionan
bombeo a alta presidn, cuanto mayor sea el volumen de extraccion, los servicios seran mas
baratos.

Las compafias en la industria del petréleo y gas son optimistas en que la
exploracién y produccién de formaciones no convencionales fuera de América del Norte se
incrementaran en los proximos afos a medida que las operadoras lleguen a entender los
yacimientos y desarrollar herramientas necesarias para perforar de manera eficiente y
terminar pozos no convencionales.

El objetivo general de este trabajo es brindar los principios tedricos basicos para el
conocimiento de los métodos de exploracion y extraccion en yacimientos no
convencionales, haciendo énfasis en el gas de lutitas, para ello se trabajaran los siguientes
objetivos especificos:

1. Definir las propiedades fisicas y quimicas de las arcillas, asi como su origen y
comportamiento.
Analizar las caracteristicas geoldgicas de las principales provincias productoras de
gas de México.
Estudiar los principales métodos petrofisicos para su mejor exploracion.
Describir los métodos de perforacion mas eficientes para este tipo de formaciones.
Mostrar un panorama global del estudio, explotacion y perspectivas de la industria
petrolera en el campo de los recursos no convencionales.




GENERALIDADES: RECURSOS PETROLEROS

1.1 RECURSOS NO CONVENCIONALES, ACEITE Y GAS.

El consumo de energia procedente de los combustibles fosiles, actualmente es del 88% de
la energia total primaria del planeta, clasificado de la siguiente manera: 40% de aceite, 26%
de carbdn, y 22% de gas natural. Como se sabe, la industria actual y la economia se han
construido utilizando energia fosil, principalmente dependiendo del petréleo. Sin embargo
la relacion reserva-produccion R/P, es decir, el nimero de afos de reservas calculadas
dividido por la produccién, a partir de finales de 1999 se estimaba en 41 anos para el
petroleo y 62 afos para el gas. Tarde o temprano, ya sea la produccion del aceite o gas
comenzara a declinar en el siglo XXI y una de las soluciones al problema de la demanda
de energia debe ser el abastecimiento de recursos hidrocarburos no convencionales.

Desde el punto de vista tecnolégico y econdmico, es mas viable introducir
hidrocarburos no convencionales que energias renovables inmaduras o en desarrollo, tales
como la generacién de energia fotovoltaica, energia de Hidrégeno, metanol, entre otras; sin
embargo la extraccion de los hidrocarburos no convencionales tiene graves implicaciones
de dano ecolégico, que no han podido resolverse y que representan problemas muy
severos para los ecosistemas (Kawata, 2001).

Aceite no convencional

El aceite no convencional, se define como el petréleo obtenido de secuencias rocosas cuya
permeabilidad y mecanismo de trampa de fluido impiden su movilidad. El aceite contenido
en lutitas posee densidades por debajo de los 20° API (0.934 gr/cm3) y viscosidad entre
100 a 10000 cp; las arenas de aceite, también llamadas arenas bituminosas, tienen
densidad mas baja de los 10° API (1.00 gr/cm3 )y la viscosidad es mas de 10000 cp. Los
recursos de aceite no convencional reportados en diferentes lugares son cerca de 2871
billones bbl, siendo 1615 billones bbl de bitumen y 1255 billones bbl de aceite pesado,
cerca del 90% se encuentran en Canada y Venezuela.

Se analizaron diferentes datos para la estimacion de reservas recuperables que
resultan de 585 billones bbl (349 billones bbl en Canada y 245 billones bbl en Venezuela)
que es mas del doble de reservas probadas en Arabia Saudita. Sin embargo las reservas
probadas de aceite no convencional son solamente de 56 billones bbl (3.8 billones bbl en
Canada y 53 billones bbl en Venezuela). Por lo tanto, cerca del 20% de aceite no
convencional se encuentra en lugares que cuentan con tecnologia para ser recuperados y
solamente 2% de reservas probadas son recuperables bajo situaciones econdmicas
actuales. Hay muchas expectativas de innovacion tecnoldgica en el desarrollo de aceite no
convencional y cuando llegue a ser rentable, se dispondra de grandes reservas (Kawata,
2001).




Gas no convencional

Es aquel que no puede ser explotado a tasas de flujo econdmicas ni con volimenes
econdmicos, a menos que el pozo sea estimulado mediante tratamientos de fracturamiento
hidraulico o aquellos a los que se llega mediante un pozo horizontal, pozos multilaterales o
alguna otra técnica para exponer mas superficie del yacimiento al pozo. Esta definicién
incluye las formaciones compuestas de areniscas gasiferas compactas y los carbonatos,
ademas de recursos no convencionales tales como el carbon.

Los gases no convencionales se dividen en las siguientes categorias: metano en
capas de carbdén (coal bed methane), gas en arenas compactas (tight sand gas), lutitas
gasiferas (shale gas) e hidratos de metano (methane hydrate).

Un estudio muestra que en todo el mundo los recursos de hidratos de metano son
extraordinariamente grandes de un orden de 730,589 Tcf (trillion cubic feets) y sumando
metano en capas de carbon (coal bed methane), lutitas gasiferas (shale gas), y gas en
arenas compactas (tight sand gas) es 32,598 Tcf que es 1.6 veces de recursos de gas
natural convencional de 19.829 (Kawata, 2001).

1.1.1 YACIMIENTO NO CONVENCIONAL

Un yacimiento de hidrocarburo es una trampa geoldgica limitada por rocas impermeables
que permiten la acumulacién de fluidos y se comporta como un sistema interconectado
hidraulicamente.

Los yacimientos no convencionales son de grano fino, ricos en materia organica,
rocas sedimentarias usualmente lutitas o rocas de similares caracteristicas petrofisicas.Los
yacimientos no convencionales se pueden clasificar de acuerdo a la Tabla 1.1.

Geologia petrolera no convencional

La acumulacién de petréleo no convencional es objeto de estudio de la geologia petrolera
no convencional, refiriéndose a aceite y gas en distribucién continua generalizada. No existe
una definicion clara de trampa ni de roca sello, y no hay uniformidad de contactos entre
gas-aceite o aceite-agua.

La saturacion de gas y aceite varia mucho con la coexistencia de estos elementos
mas el agua. La acumulacién de gas no convencional incluye gas a grandes profundidades,
shale gas, tight gas, CBM (Coal Bed Methane) e hidratos de gas.




carbonatos naturalmente fracturados y rocas metamorficas también se incluyen en
acumulaciones de petréleo no convencional. Las acumulaciones de petrdéleo continuos
tienen dos caracteristicas principales:

1. No existe una definicion precisa de trampa y los yacimientos se distribuyen
continuamente.

2. El empuje esta limitado durante el proceso de migracién del petréleo pues no hay
contactos de fluidos o sistemas de presion.

DIFERENCIA ENTRE GEOLOGIA PETROLERA CONVENCIONAL Y NO
CONVENCIONAL

Tipo de clasificacion

Objeto de estudio Recursos petroleros Recursos Petroleros
no convencionales Convencionales

Yacimientos Yacimiento no Yacimiento convencional
convencional impermeable

Clasificacion de la
roca generadora 'y
almacén

Mecanismo de formacion Empuije limitado Empuje dominante

Mecanismo de filtracion

Escala Extensa Un solo cuerpo

Relacion de fluido

Distribucién y Distribucién continua Distribucién en un solo
acumulacion cuerpo
O tipos de conjunto (cluster

Tecnologia

Tabla 1.1. Diferencia entre geologia petrolera convencional y no convencional (Tomada de Zou Caineng,
2013).

Clasificacion

No hay ningun esquema de clasificacion para la acumulacion de petréleo no convencional
continuo, ya que no puede ser clasificado segun la forma de las trampas, que es como se
define la acumulacion de petréleo convencional. Las acumulaciones de petréleo no




convencionales se pueden dividir en gas tight-arenisca, aceite tight-arenisca, roca arenisca

de aceite, CBM, petroleo de lutita, gas de lutita, y los hidratos de gas. Zou Caineng, propone
un esquema de clasificacién preliminar sobre la base de las caracteristicas naturales de
tipo no convencional (Figura 1.1). Basado en el origen de hidrocarburos, los depdsitos de
petréleo biogenéticos y de la combinacion genética de depdsitos de petroleo. El tipo de
ocurrencia de petréleo y gas puede ser absorcion, aislado o su combinacion (Zou, 2013).
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Figura 1.1. Mecanismos de formacién de los yacimientos y la clasificacion de los tipos de yacimientos
continuos y no continuos. (Modificado de Zou, 2013)

Métodos y tecnologias

La teoria clave para la geologia de petréleo no convencional es la formacion y distribucion
de acumulaciones de petroleo continuas. Durante el estudio del origen, distribucion,
exploracion y explotacion de acumulaciéon de hidrocarburos no convencionales, se
necesitan tecnologias especiales, como la prediccién del depdsito basado en datos
sismicos antes del apilamiento, la fracturacion de gran escala, microsismica, y la prediccion
de la distribucién especial de recursos. Los métodos y técnicas convencionales no son
aplicados a acumulaciones de petréleo no convencionales ya que tienen grandes
volumenes de recursos y exigencias técnicas diferentes en su mayoria debido a que la
porosidad de acumulaciones no convencionales es menor al 10%.




Posicion e importancia de la geologia del petréleo no convencional

En los ultimos 150 afios de exploracion y desarrollo de petroleo, ha surgido la interrogante
de qué tan extensas son las reservas petroleras y si es posible que la produccién aumente
anualmente. Los nuevos objetivos de exploracion, incluidos los recursos de hidrocarburo
no convencionales, han jugado un papel importante en este aumento continuo.

La terminologia no convencional se refiere a métodos y tecnologias, que se
subdividen en estandares especiales que son: maxima permeabilidad de la matriz, la
situacion especial de vigilancia, tecnologias especiales y ambientes dificiles (region polar,
el agua profunda).

Las caracteristicas geoldgicas de acumulaciones de petréleo continuo son:

e La ausencia de sello evidente y definicion de trampa.
Gran distribucion areal de petroleo y gas.
Depdsito de matriz con baja permeabilidad.
Presion anormal.
Proximidad a las rocas generadoras.

Las caracteristicas de desarrollo incluyen:

¢ Relacién de recuperacion baja.

e Ausencia de pozos secos.

e Fracturamiento importante durante el desarrollo.
e Sweet spots con alta produccion de gas.

En el siglo XXI, los exploradores estan mas atentos a los recursos petroliferos no
convencionales. Actualmente, se ha avanzado mucho en la geologia del petréleo no
convencional, en particular, el estudio de la microestructura de los yacimientos. La escala
de estudio se ha extendido desde la escala del micrbmetro a los poros de tamafio
nanométrico, el desarrollo de los estudios de lutitas incluyen:

e Focos de materia organica.

e Poros intergranulados.

e Focos intergranulares debido a que la permeabilidad de las Iutitas es
extremadamente baja (Zou, 2013).

1.1.2 LUTITA

El término “lutita” corresponde con una roca sedimentaria acumulada principalmente en
ambientes sedimentarios de baja energia, que se caracteriza por presentar una estructura
laminar. Es usado para referirse a rocas detriticas de grano fino, compuestas principalmente
de arcillas de diversa procedencia.




clasticos finos acumulados en algunos segmentos de cuencas sedimentarias de baja
energia que se diferencian de las rocas que tienen componentes mas gruesos como arenas
o gravas que al litificarse constituyen areniscas o conglomerados. Los componentes mas
finos como limos y arcillas que a menudo constituyen la matriz de las rocas clasticas de
grano grueso son particulas que se encuentran entre los granos de mayor tamafo. Los
lodos finos que forman delgadas laminas interestratificadas corresponden, al litificarse con
“lutitas”.

Estan constituidas principalmente por minerales de arcilla, en una proporcién que
puede variar entre 15% y 100% de minerales complementarios como: el cuarzo, los
carbonatos y los feldespatos. De esto se deduce que las lutitas cumplen un amplio rango
de composiciones y pueden tener propiedades mecanicas, petrofisicas y fisico-quimicas
muy diferentes, dependiendo de dicha composicién (Rodriguez, 2003).

Se caracterizan por poseer una baja permeabilidad y una alta sensibilidad al agua.
Los pequenos radios de poro y la retencién de agua por parte de las arcillas explican por
qué las lutitas se consideran frecuentemente impermeables. La permeabilidad de las lutitas
se encuentra por lo general en el orden de los nanodarcies (10° D). El tamafio promedio de
poro de las lutitas oscila entre 1 y 10 nm. Como consecuencia, los mecanismos de
transporte, tanto hacia adentro como hacia afuera de la formacién, son muy lentos. La
porosidad total de las lutitas disminuye con la compactacion (profundidad), al igual que
sucede con ofras rocas.

Se pueden clasificar de distintas maneras: a) segun su comportamiento durante la
perforacion, b) segun el grado de compactacion, y c) segun su textura.

a) Segun su comportamiento durante la perforacion las lutitas se clasifican en cuatro
grandes grupos:

Lutitas dispersables: son arcillas que se hidratan y se dispersan en presencia de
fluidos de perforacion base agua, incrementando el peso y modificando las
propiedades reoldgicas del fluido creando cavernas en el pozo.

Lutitas hinchables: son arcillas hidratadas y débilmente consolidadas. Durante la
perforacion estas lutitas disminuyen el diametro del hoyo (colapso) y se adhieren a
la barrena y/o sarta, lo cual puede conducir al atascamiento de la sarta.
Adicionalmente, los recortes de estas lutitas se mezclan en el lodo, aumentando su
viscosidad y creando toda clase de fenédmenos de pegamiento.

Lutitas fragiles: durante la perforacién el comportamiento de estas lutitas es tal que
se produce desmoronamiento progresivo de las paredes del pozo. Sin embargo,
estos desmoronamientos se presentan con cierto retraso, que a largo plazo pueden
originar grandes cavernas en el pozo.




b) Segun el grado de compactacion las lutitas se clasifican en cinco tipos:

Lutitas reactivas: por lo general se encuentran a profundidades menores de 1,500
m, por ello su falta de compactacion y alto contenido de agua. Estas lutitas se
caracterizan por poseer porosidades de 60%, densidades moderadas y son
altamente reactivas al agua. Estan constituidas en su mayoria por esmectita (entre
20y 40%) y agua.

Formaciones sub-compactadas: son por lo general de origen reciente, pero pueden
encontrarse a profundidades de 8,000 m. Son de comportamiento plastico y se
caracterizan por poseer altos contenidos de agua.

Formaciones compactadas: bajo la accién combinada de la temperatura y presion,
el espacio interlaminar de las esmectitas tiende a disminuir y a formar enlaces mas
fuertes. Los cationes que poseen cierta movilidad relativa, como el sodio, son
removidos de la estructura por otros cationes, como el calcio y el Potasio. Asociado
a este intercambio idnico, se produce una disminucién de la porosidad, el contenido
de agua, el area superficial y la reactividad, asi también ocurre un aumento de la
densidad. Aunque son menos reactivas, estas formaciones producen problemas que
dependen del tiempo.

Formaciones sobre-compactadas: debido a los movimientos tectonicos o a la
erosion de los sedimentos superiores, estas formaciones ascendieron a la
superficie, como consecuencia su contenido de agua es muy bajo a lo esperado a
esas condiciones de esfuerzos, lo que favorecera una rapida hidratacion.
Formaciones sobre-presurizadas o topes de yacimientos: estas lutitas se
caracterizan por contener compuestos organicos (petroleo o gas) y agua de poro.

Segun el grado de texturas las lutitas se clasifican en cuatro grupos diferentes:

Lutitas suaves: constituidas por montmorillonita e ilita, con porcentajes de agua en
el rango de 25-70 % y una densidad entre 1.2-1.5 g/cm?.

Lutitas firmes: constituidas por ilita, capas mixtas y montmorillonita, con porcentajes
de agua entre 15-25% y densidades entre 1.5. y 2.2 g/cm3.

Lutitas firme-dura: tienen el mismo contenido de arcilla que las lutitas firmes, con la
diferencia del porcentaje de agua de 2-5% y de densidad 2.3-2.7 g/cm?.

Lutitas duras: presentan altas cantidades de ilita con trazos de montmorillonita. El
porcentaje de agua oscila entre 3-10% con densidades entre 2.2 y 2.5 g/cm?.

Arcillas que constituyen a las lutitas.

Desde el punto de vista granulométrico las arcillas se definen como sélidos coloidales, cuyo
tamafo es menor a 2 ym los minerales de arcilla forman parte del grupo de los filosilicatos,
que se caracterizan por poseer laminas alternadas de tetraedros y octaedros (Rodriguez,
2003).




Los minerales de arcilla son de naturaleza cristalina, y la estructura atémica d
cristales es el principal factor que determina sus propiedades. La mayoria de las arcillas
tienen una estructura tipo mica, esto es, placas delgadas de cristales apiladas cara a cara.
Una placa sencilla es llamada estructura unitaria, y estda compuesta de atomos en un
empaquetamiento cerrado de configuracion octaédrica o tetraédrica (Rengifo, 1999). En la
configuracién octaédrica (Figura 1.2), los iones Oxigeno o hidroxilo forman dos planos
coordinados con iones de Aluminio, Hierro o Magnesio localizados en el centro del octaedro.

0 Origeno

.5,|UITIIF|I0_ Hierro 0 Wagnesio

Figura 1.2. Capa octaédrica (Tomado de Rodriguez, 2003).

En la figura tetraédrica (Figura 1.3), un atomo de silicio se ubica equidistante de los
cuatro atomos de Oxigeno o hidréxilo para balancear eléctricamente la estructura. Los
Oxigenos o hidroxilos se encuentran en los vértices del tetraedro.

0 Orioeno

Figura 1.3. Capa tetraédrica (Tomado de Rodriguez, 2003).

Las diferentes combinaciones y modificaciones pueden conformar 26 distintos
minerales de arcilla. Los minerales de arcilla se pueden construir a partir de diferentes
relaciones de capas tetraédricas y capas octaédricas. El grupo mas amplio es el mineral
del tipo 2:1 (2 capas tetraédricas/1 capa octaédrica); también existen minerales de tipo 2:1:1
y 1:1. En la tabla 1.2 se muestran las propiedades y las estructuras de algunos tipos de
arcillas.

Propiedad | Caolinita Montmorillonita | Atapulgita Clorita
Tipo de 1:1 : 2:1 2:1 2:1:1
capa

Tabla 1.2. Estructura y propiedades de los minerales de arcillas (Tomado Rodriguez, 2003.)




comunes y de mayor interés en la tecnologia de fluidos de perforacion.

La caolinita esta compuesta por una capa tetraédrica sencilla y una capa de alimina
dioctaédrica sencilla; la capa tetraédrica esta unida a la capa octaédrica de modo tal que
los hidréxilos en la cara del octaedro se ubican junto a los Oxigenos en la cara del tetraedro
(Figura 1.4). Las cargas dentro de la estructura estan balanceadas, y existen muy pocas
sustituciones superficiales. Existen Hidrégenos fuertemente unidos entre las capas
sucesivas de la unidad basica, lo cual previene la expansién superficial. Esta arcilla se
encuentra ampliamente en lutitas y depdsitos marinos. Existe una tendencia a la
transformacion de la caolinita a ilita y clorita a grandes profundidades.

0 Origeno

Hidroxilo
@ Sikcio 0 Aluminio
.&.lumm. Hiero 0 Magnesio

Figura 1.4. Estructura de la caolinita (Tomado de Rodriguez, 2003).

La ilita pertenece a la clase de minerales llamados micas. La mica es un mineral del
tipo 2:1, en el cual dos capas tetraédricas empaquetan una capa octaédrica, tal como lo
muestra la figura 1.5, que corresponde a la estructura de ilita.

Las dos caracteristicas mas importantes de las micas son: a) que la sustitucion
isomorfa ocurre principalmente en la capa tetraédrica, donde el silicio es reemplazado por
Aluminio o Hierro, y b) que la deficiencia de carga entonces producida se balancea por
iones Potasio.
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Figura 1.5. Estructura de la mica ilita (Tomado de Rodriguez, 2003).

La montmorillonita es el principal mineral de arcilla en la bentonita. Es el mineral mas
conocido dentro del grupo de sus minerales llamados esmectitas. La figura 1.6 muestra un
diagrama de su estructura. La expansion de la esmectita, al entrar en contacto con el agua,
se debe a las situaciones iénicas que ocurren principalmente en la capa octaédrica. La




carga se encuentra en el centro de la capa; los cationes que estan asociados con el m

para balancear la carga i6nica (cationes intercambiables) son capaces de acercarse lo
suficiente al sitio de carga negativa como para neutralizar completamente el caracter ionico
residual, provee la fuerza atractiva para la adsorcién de moléculas polares, tales como el
agua, entre laminas unitarias.

La montmorillonita expansible puede existir en cantidades apreciables en las lutitas
como resultado de la caida de ceniza volcanica en un ambiente marino.

La estructura de la clorita consiste en laminas alternadas del tipo brucita/mica, en
las cuales las deficiencias de carga en la superficie de la mica son balanceadas por una
capa de brucita (Figura 1.7). La clorita tiende a ser asociada con sedimentos mas antiguos,
por lo que la caolinita y esmectita tienden a ser remplazados por cloritas e ilitas.
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Figura 1.7. Estructura de la clorita (Tomado de Rodriguez, 2003).

Con todas las caracteristicas antes mencionadas se concluye que las lutitas son
rocas que al mismo tiempo son las generadoras y almacén, de aceite y gas natural, a
diferencia de los yacimientos petroleros convencionales.




1.3 CARBONATOS

Las rocas carbonatadas corresponden a variedades pétreas con una amplia aplicacién en
la industria, siendo la construccion y la fabricacién de cemento los mayores demandantes.
El empleo de estas rocas que incluyen no solo las calizas sino también las dolomias,
dependera de las propiedades mineraldgicas y caracteristicas fisico-quimicas que posean.

Con referencia a las calizas se debe sefalar que este término es de tipo genérico
puesto que, por su amplitud abarca las rocas que contienen en su composicion al menos
80% de los carbonatos de Calcio o Magnesio. Generalmente, la fraccién carbonatica esta
compuesta por calcita, reservandose la clasificacion de dolomia a las formadas por el
mineral dolomita.

El origen de las calizas es amplio e involucra a procesos de diferente indole entre
los que se cuentan los mecanicos, quimicos y bioquimicos. A su vez las rocas originadas
por tales procesos, pueden sufrir modificaciones como consecuencia de cambios pos-
sedimentarios donde los rasgos originales pueden resultar enmascarados o borrados.

Aun cuando la denominacién de caliza no es la mas adecuada desde el punto de
vista petrogréfico, las razones de indole comercial y/o industrial, han contribuido a la
persistencia de esta terminologia.

Génesis

Las rocas carbonatadas son poligenéticas y su formacién se explica tomando como punto
de partida un depdsito sedimentario, el cual con tiempo suficiente y accion de la presion y
la temperatura llega a transformarse en una roca metamorfica dando lugar a las formas
cristalinas de calizas llamadas marmoles. Por otro proceso y en presencia de soluciones
portadoras de Magnesio, es posible el reemplazo metasomatico entre iones de Ca por los
de Mg, dando lugar a la formacion de dolomias (Ponce, 2005).

Se define como roca carbonatada a aquella que esta formada por mas del 50% de
minerales carbonatados (aragonita, calcita alta en Mg, calcita baja en Mg, dolomita, otros).
Se pueden subdividir de la siguiente manera:

1. Rocas carbonatadas detriticas: formadas por fragmentos procedentes de la erosién
de rocas carbonatadas preexistentes. Genéticamente son similares a un sedimento
terrigeno (siliciclastico), pero con los granos de naturaleza carbonatada.

Calizas autoctonas o sensu estricto: constituidas por componentes carbonaticos
originados primariamente, por procesos quimicos o bioquimicos, en un determinado
ambiente de sedimentacion (continental o marino). Estas constituyen la mayor parte
de las rocas carbonatadas dentro del registro estratigrafico.




s constituyentes se dividen en dos categorias:

1. Aloquemos (aloquimicos) o granos carbonatados: Cualquier tipo de particula
carbonatada de origen bioquimico o quimico, que denota un alto grado de
organizacién y complejidad y que normalmente ha sufrido algin grado de transporte.

Bioclastos (granos esqueléticos, fosiles): Restos completos o fragmentados
de los esqueletos construidos por organismos. Ejemplo: moluscos
(pelecipodos, gasterdpodos, cefaldpodos), braquidpodos, equinodermos,
briozoos, foraminiferos (Figura 1.8), corales, algas calcareas, etc. Ambientes
de formacién: marino o acuatico continental. Los diferentes grupos, géneros
0 especies estan restringidos a determinados subambientes.

Figura 1.8. Foraminiferos.
Granos agregados (Figura 1.9): granos complejos que consisten en varias
particulas (bioclastos, ooides, peloides) unidas entre si por micrita 0 cemento
esparitico.  Normalmente tienen formas lobulares irregulares
subredondeadas y botroidales. Ambientes de formacién: submareales o
intermareales con circulacion restringida.

Figura 1.9. Granos agregados.




compuestos por micrita con una estructura interna masiva. Tamaros
variables, aunque generalmente entre 0.1 y 0.5 mm de diametro. Su origen
es producto de la actividad fecal de organismos (pellets fecales), por
destruccién y homogeneizacion de la estructura interna de particulas previas
por abrasidén mecanica o erosion bioldgica, retrabajo y redondeamiento de
barros calcareos (intraclastos finos) y su ambiente de formacion es en
ambientes protegidos (lagunas y llanuras mareales), en cavidades dentro de
arrecifes.

Figura 1.10. Peloides

Intraclastos (Figura 1.11): fragmentos retrabajados de sedimento débilmente
consolidado dentro de una cuenca de sedimentacién por la accién de
corrientes, oleaje, deslizamientos, etc. La morfologia tipica es de fragmentos
generalmente angulosos, de tamanos variables compuestos de barro
micritico y/o fragmentos de bioclastos u otros granos, el ambiente de
formacion se da en cualquier zona de plataforma, talud o llanura abisal, con
aumentos bruscos de energia que retrabaja sedimentos previamente
depositados. Debido a su modo de formacion los depésitos intraclasto
muestran una fuerte homogeneidad en cuanto a las caracteristicas externas
e internas de estos fragmentos.




Figura 1.11 Intraclastos.

Extraclastos (Figura 1.12): fragmentos redondeados o angulosos
procedentes de la erosion de rocas, carbonatadas mas antiguas y externas
al ambiente de sedimentacion (fuera de la cuenca). La estructura interna
corresponde a la de la roca carbonatada que ha sufrido procesos de
diagénesis mas o menos intensos.
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Figura 1.12. Extraclastos.

Un extraclasto posee:
Fosiles mas antiguos al contenido fosilifero de la roca.
Particulas truncadas en el borde del clasto.
Evidencias de cementacion bien desarrollada.
Presencia de vetillas rellenas por cementos o
compactacion interna.
Bordes desgastados.




Oolitos (ooides): granos no esqueléticos, de forma esférica o subesférica
(elipsoidal), que consisten en una o mas laminas concéntricas regulares
alrededor de un nucleo (grano de cuarzo, bioclasto, etc). Tamanos menores
a 2 mm, frecuentemente entre 0,2-0,5 mm, con buena seleccion (Figura
1.13). Si su tamafo supera los 2 mm, reciben el nombre de pisolitos o
pisoides.

Oolitos superficiales: solo una lamina alrededor del nicleo.
Oolitos normales: varias laminas alrededor del nucleo.

Oolitos compuestos: varios aloquemos menores envueltos en conjunto por
laminas concéntricas.

El ambiente de formacion se origina por precipitacion inorganica (quimica)
en aguas marinas tropicales, en areas de plataforma somera (menos de 5
m de profundidad, a veces hasta 10-15 m.) de alta energia. Se encuentran
también en lagunas, rios y lagos.

Figura 1.13. Oolitos (ooides).

Oncolitos (oncoides): granos no esqueléticos, con laminacion micritica
irregular alrededor de un nucleo (Figura 1.14.). La precipitacion de las laminas
es debida a la actividad de algas (a diferencia de los oolitos). Tamano muy
variable, hasta centimetros y decimetros, con mala seleccion (a diferencia de
los oolitos).




Figura 1.14. Oncolitos (oncoides)

e Los estromatolitos también son construidos por la accion de algas, son matas
de algas fosilizadas (Figura 1.15). Estas matas son formadas por filamentos
de algas verde-azules. Las laminas, frecuentemente, tienen una forma
irregular. (Muestra pulida, macroscépica)

Figura 1.15 Estromatolitos

2. El material intergranular (pasta) u ortoquimicos (Figura 1.16), esta diferenciado de
la siguiente manera:

a. Micrita: matriz o barro carbonatado compuesto por un agregado de cristales
finos menores a 4 micras de aragonito a calcita rica en Mg. Por diagénesis
se transforman en cristales de calcita baja en Mg.

Origen:

= Precipitacion quimica (lagunas hipersalinas)
= Precipitacion bioquimica por fotosintesis de algas (lagunas y lagos
de agua dulce)




Desintegracion de algas verdes (halimeda, penicillus)
Actividad bioerosiva

Degradacion mecanica de esqueletos bioclasticos
Actividad bacteriana

Caparazones de nanoplacton

Es importante mencionar que la micrita es un material primario en la formacién de
la roca. Se forma en ambientes protegidos, de baja energia, en caso contrario los pequefios
cristales serian dispersados por las aguas cuando hay agitacién. (lagunas continentales,
lagunas costeras, plataforma profunda, fondos abisales).

b. Esparita (ortoesparita): Término usado genéricamente para los cementos
carbonatados. El cemento esparitico es un agregado de cristales de
carbonato (aragonito o calcita) de tamafios mayores a las 4 micras que
precipitan en los espacios existentes entre los granos de un sedimento
carbonatado, o en los espacios internos de estas particulas. La pseudo
esparita se forma por procesos neomorficos de recristalizacion, a diferencia
del cemento esparitico.

Figura 1.16. En la imagen de la izquierda se aprecia esparita como material intergranular, en la de la derecha,
micrita. Nétese el color pardo oscuro y la granulometria mas pequefia del material micritico.

Clasificacién de Dunham (1962)

El criterio utilizado es con base en porcentajes relativos de granos y de barro (presencia o
no de micrita) y su disposicion (fabrica) (Figura 1.17). El caracter de soporte por granos
entre si 0 soporte por barro es, en algunos casos dificil de determinar. Se puede utilizar
como criterio de soporte de granos los porcentajes de granos superiores al 60%. La
clasificaciéon de Dunham no hace referencia al tamafio de los granos ni al tipo de estos,
pero es algo que se puede hacer, por ejemplo: grainstone oolitico, o packstone de crinoides.

Esta clasificacion presenta como ventaja su facil utilizacion en campo. Debido a que
los nombres son colocados dependiendo de la textura depositacional de la roca, tienen




sedimentos muy lavados, mudstone: sedimentos propios de aguas no agitadas.

Classification by Dunham (1962)
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Figura 1.17. Clasificacion de Dunham.

Mudstone y lutita.

La lutita y el mudstone son rocas cementadas compuestas de proporciones de diferentes
limos de cuarzo con granos de tamano menor a 32 uym (<0.032 mm) y minerales arcillosos
generalmente menores que 4 pm (<0.004mm) en tamafo, ambos tipos de roca pueden
contener bandas ricas en limos y arcilla ademas de mostrar la estratificacion fina en una
escala milimétrica. EI mudstone contiene una alta proporcion de minerales de carbonato,
tales como calcita o siderita, y minerales de mayor concrecién calcarea en tamanos de
centimetros. Algunas lutitas negras contienen una alta proporcion de material organico.
Ambos tipos de roca se han compactado y cementado mediante el sepultamiento en los
depdsitos sedimentarios de espesor, y un cambio mineraldégicamente por procesos
diagenéticos asociados con el sepultamiento.

El mudstone se encuentra dentro de pequefios bloques, escala de centimetros a lo
largo de una serie de fracturas o grietas que suelen ser visibles cuando la roca esta seca.
La lutita puede ser facilmente dividida a lo largo de la zona de estratificacién sedimentaria,
de lo contrario se conoce como una fisibilidad esquistosa. EI mudstone produce pequefios
bloques y granulos generalmente de menos de 1 cm de tamario (Figura 1.18), mientras que
la lutita se reduce a laminas finas como el papel (Figura 1.19). Ambos tipos de rocas
producen mucho material terroso, de grano fino cuando se degradan.




Figura 1.18. Mudstone que muestra grietas poligonales. campo de visién es de 15 cm de ancho.(Tomado
Merriman, 2003)
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Figura 1.19. Lutitas divide en laminas finas a lo largo de la fisibilidad de estratificacion. campo de visién es de
156 cm de ancho. (Tomado de Merriman, 2003)

En términos de color, el mudstone y la lutita muestran varias tonalidades de gris, lo
que indica un alto contenido de arcilla en combinacion con pequefias cantidades de
minerales ricos en Hierro no oxidados. El mudstone color café o rojo y las lutitas pueden
contener minerales oxidados de Hierro-férrico como la Hematita (Fe203).

Entre el mudstone y la lutitas comunmente ocurre la interestratificacion con
areniscas, los espesores de los estratos van desde menos de un metro a unas pocas
decenas de metros. En consecuencia, algunos depdsitos pueden extraer una combinacién
de mudstone, lutitas y areniscas (Merriman, 2003).




1.4 SISTEMAS PETROLEROS.

Cuando se descubre una acumulacién de hidrocarburos, es necesario recordar que el
petréleo/gas que alli se encuentra pasé por un ciclo que comprende los siguientes
procesos: diagénesis, catagénesis, metagénesis y migracion. Los cuales se describira a
continuacion:

Diagénesis: es el proceso mediante el cual los biopolimeros (compuestos organicos
constituyentes de los seres vivos, tales como carbohidratos, proteinas, etc.) son sometidos
a un ataque basicamente microbiano que se realiza a poca profundidad (con presiones
litostaticas de entre 0 y 300 bares) y bajas temperaturas (entre 0 y 50 °C), produciendo
basicamente gas metano (Martell, 2012).

Durante esta etapa, la oxidacion y otros procesos quimicos empiezan a
descomponer el material organico. Los procesos biolégicos también alteraran la cantidad y
composicion del material organico antes de que sea preservado. La degradacion bacteriana
puede producir metano biogénico. Con el incremento de las temperaturas y los cambios
producidos en el pH, la materia organica se convierte gradualmente en kerégeno y menores
cantidades de bitumen.

El kerégeno es la fraccion de la materia organica en las rocas sedimentarias que es
insoluble en acidos, bases y en solventes organicos, ya que estd compuesto basicamente

de grasas y ceras. La clasificacion del kerégeno puede hacerse en base al tipo de materia
organica que lo conforma, teniendo asi:

Kerdgeno sapropélico. El término sapropélico se refiere al producto obtenido de la
descomposicién y la polimerizacion de la materia algacea y herbacea principalmente,
depositada en condiciones acuaticas con bajo contenido de Oxigeno atmosférico.

Kerégeno humico. La palabra humico se aplica al producto obtenido de la
descomposicion de plantas terrestres superiores, depositadas en medios terrigenos con
abundante Oxigeno atmosférico.

Tipos de kerogeno:

Kerdégeno tipo |. Presenta poco Oxigeno, mucho Carbono y es derivado
principalmente de productos algaceos, es generado por fitoplancton.
Genera aceite.

Kerogeno tipo Il. Se encuentra relacionado con materia organica autdctona
de origen marino junto con materia organica de origen continental, que fue
transportada y depositada mediante rios. Es una mezcla de fitoplancton,
zooplancton y restos de plantas y animales de origen continental. Produce
aceite y gas.

Kerdgeno tipo Ill. Esta conformado principalmente por restos de organismos
continentales, por lo que produce principalmente gas o carbén. También




puede estar constituido por materia organica de origen marino, pero
sometida a una fuerte oxidacion.

Kerdgeno tipo IV. Se refiere a materia organica rica en inertinita, por lo que
no produce aceite o gas. Este tipo de kerdgeno no es importante en la
generacién de hidrocarburos. En los siguientes parrafos se describe la
secuencia de formacion y transformacion del kerégeno en bitumen y
posteriormente en otros liquidos, gases y, en algunos casos, en coque.

Un diagrama de Van Krevelen modificado (Figura 1.20) muestra los cambios
producidos en el kerégeno por el aumento del calor durante el sepultamiento. La tendencia
general de la transformacion térmica del kerégeno en hidrocarburos se caracteriza por la
generacion de hidrocarburos no gaseosos y su progresion a petroleo, gas humedo y gas
seco. Durante esta progresion, el Kerégeno pierde oxigeno principalmente al emitir CO» y
H20; luego, comienza a perder mas Hidrdégeno al liberar hidrocarburos.

Productos liberados
a partir del kerogeno

[ C0,.H,0
[ Petrilen
[ Gas himedo
[ Gas seco

I Sin potencial de generacion
de hidrocarburos

Incremento de la
maduracian
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: ;
o1 0z
Relacion carbono/oxigeno

Figura 1.20. Evolucién del Kerégeno (Tomado de Schlumberger, 2007)

En las primeras fases de la diagénesis, se puede incorporar azufre en la materia
organica. Los sulfatos del agua de mar proveen la fuente de oxidantes para la
biodegradacion de la materia organica por las colonias de bacterias sulfato-reductoras.
Estas bacterias liberan polisulfuros, acido sulfhidrico y Azufre nativo, que pueden
recombinarse luego con el Hierro de las arcillas para formar pirita, 0 combinarse con la
materia organica para formar otros compuestos (Boyer, 2006).




profundamente (profundidades mayores a 1,000 m normalmente) debido al depésito de
nuevos sedimentos. Estas condiciones generan un aumento de temperatura y presion por
lo que el kerégeno se transforma en hidrocarburos. El kerégeno sufre transformacion
térmica y genera el petréleo (geomondmero), gas humedo y condensado. Posteriormente,
y debido a condiciones mas drasticas de temperatura y profundidad, se produce la
generacion de gas seco o metano catagénico.

Las temperaturas que se alcanzan en esta etapa son del orden de 50 ° y hasta 225
°C aproximadamente, y la presion varia de 300 a 1500 bares. Con relacion a la temperatura,
se produce gas y aceite en los siguientes intervalos (Martell, 2012):

Gas: de +50 a +225 °C  Aceite: de +60 a +175 °C

La catagénesis generalmente se produce a medida que el incremento de la
profundidad de sepultamiento genera mas presién, aumentando de ese modo la
temperatura, lo que produce la ruptura de los enlaces quimicos de la materia organica
contenida en la lutita (kerégeno). En general, durante la catagénesis, el proceso de
alteracion del kerogeno comunmente conocido como “maduracion”, produce una serie de
moléculas de hidrocarburos progresivamente mas pequefias de volatilidad y contenido de
Hidrégeno cada vez mayor, llegando finalmente a gas metano. Y a medida que el keré6geno
evoluciona mediante la madurez asociada con la temperatura, su composiciéon quimica
cambia progresivamente (Boyer, 2006).

Metagénesis: esta considerada también como el inicio del metamorfismo. Esta se
desarrolla a temperaturas mayores a los 225 °C, y es la ultima etapa dentro de la
transformacién de la materia organica, considerada importante para la generacion de gas.
La generacién de metano acaba a los 315 °C, con profundidades cercanas a los 8 Km, es
decir, presiones litostaticas mayores a 1500 bares. No generan yacimientos que tengan
rendimiento econémico (Martell, 2012).

La metagénesis es la ultima etapa, en la que el calor adicional y los cambios
quimicos producen la transformacion casi total del kerégeno en Carbono. Durante esta
etapa, se libera metano tardio, o gas seco, junto con hidrocarburos no gaseosos, tales como
COg2, N2 y H2S. En las cuencas donde tienen lugar esos cambios, las temperaturas oscilan
entre 150°C y 200°C aproximadamente. Al final de la metagénesis el residuo carbonaceo
con contenido de Hidrégeno decreciente, termina como grafito cuando ocurre
metamorfismo.

Evaluacién de la calidad de las lutitas generadoras

La generacion de hidrocarburos en las rocas generadoras es controlada principalmente por
la temperatura (Figura 1.21) conforme el contenido de kerégeno pasa de Carbono reactivo
a Carbono muerto. El gas es emitido durante la etapa de diagénesis temprana,
fundamentalmente a través de la actividad bioldgica.
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Figura 1.21.Transformacion térmica del kerégeno. (Tomado de, Schlumberger, 2007)

La preservacion y maduracion de la materia organica no son procesos exclusivos
de las lutitas gasiferas. El modelo de generacion de petrdleo y gas en realidad es el mismo
para los recursos convencionales y no convencionales; sin embargo la diferencia es
marcada por el lugar donde se acumulan. En los yacimientos convencionales, el petréleo y
el gas migran desde la roca generadora hasta la trampa de arenisca o carbonato. En los
yacimientos de lutitas gasiferas, los hidrocarburos deben ser explotados directamente
desde la roca generadora. El potencial generador de las rocas es determinado basicamente
a través del analisis geoquimico de las muestras de lutitas, a menudo en conjuncién con la
evaluacion detallada de los registros geofisicos de pozos perforados previamente; las
pruebas geoquimicas se realizan sobre nucleos enteros, nucleos laterales, nucleos de
pared de pozos, recortes de la formacion y muestras de afloramientos.

El objetivo principal de las pruebas es determinar si son ricas en materia organica y
si son capaces de generar hidrocarburos. En general cuanto mayor es la concentracién de
materia organica en una roca, mejor es su potencial de generaciéon a partir del kerégeno
(Figura 1.22), se ha desarrollado una diversidad de técnicas geoquimicas sofisticadas para
evaluar el contenido organico total (COT) y madurez de las muestras.
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Figura 1.22 Contenido organico de la roca generadora. El valor de corte minimo para las lutitas se considera
normalmente un contenido organico total (TOC) de 0.5%. En el otro extremos, algunos geocientificos
sostienen que es posible tener demasiada materia organica. El exceso de kerégeno puede rellenar los
espacios porosos que de lo contrario podrian ser ocupados por hidrocarburos (Tomado de Schlumberger,
2007)

A nivel microscopico, los macerales se dividen en tres grupos. Los principales son
la liptinita, la vitrinita y la inertinita. Los macerales se clasifican segun su matiz grisaceo ante
el reflejo de la luz. Las liptinitas son de color gris oscuro, las vitrinitas son gris claro, y las
inertinitas son blancas y pueden ser muy brillantes. Las liptinitas se componen de Hidrogeno
y son ricas en hidrocarburos derivados de esporas, polen, cuticulas y resinas. Las vitrinitas

forman un gel compuesto de madera, corteza y raices, y contienen menos Hidrogeno que
las liptinitas. Las inertinitas son productos de oxidacién de macerales y por ello mas ricas
en Carbono que las otras. La reflectancia de la vitrinita cambia con el nivel de profundidad
y calor de la roca.

La reflectancia de la vitrinita es otra herramienta de diagnéstico para evaluar la
maduraciéon de la materia organica en rocas con potencial generador. La vitrinita es un
componente clave de kerégeno, la cual es una sustancia brillante formada de la alteracion
térmica de la lignina y la celulosa en las paredes de las células vegetales. Con el incremento
de la temperatura, la vitrinita experimenta reacciones de aromatizacién irreversibles vy
complejas, lo que se traduce en un incremento de la reflectancia. La reflectancia de la
vitrinita fué utilizada por primera vez para diagnosticar la clase, o madurez térmica de los
carbones de las minas de carbdn. Esta técnica fue posteriormente expandida para evaluar
la madurez térmica de los kerégenos. Dado que la reflectancia aumenta con la temperatura,
puede correlacionarse con rangos de temperatura para la generaciéon de hidrocarburos;
estos rangos pueden finalmente dividirse en ventanas de petroleo y gas.

La reflectividad (R) se mide mediante un microscopio provisto de una lente objetivo
de inmersién en aceite y un fotometro. Las mediciones de reflectancia de la vitrinita se
calibran cuidadosamente en funcion de los estandares de la reflectancia del vidrio o de los
minerales, y las mediciones de la reflectancia representan el porcentaje de la luz reflejada
en el aceite (Ro). Cuando se determina un valor medio de reflectividad de la vitrinita a partir
de muestras multiples; se designan como Rm. Como indicadores de la madurez térmica,




generacién de hidrocarburos en materia organica Tipo | y Tipo Il pueden ser diferentes entre
si. Dado que el rango de temperatura de la ventana de gas se extiende mas alla del rango
del petrdleo, los valores de Ro para el gas mostraran un incremento correspondiente por
sobre los del petréleo. Por lo tanto, los valores de maduracion altos (Ro > 1,5%) indican la
presencia de gas predominantemente seco; los valores de maduracion intermedios (1,1%
< Ro < 1,5%) indican presencia de gas con una tendencia creciente hacia la generacién de
petroleo en el extremo inferior del rango (0.8%<Ro0<1.1%). Los valores mas bajos
(0.6%<R0<0.8%) indican la presencia predominante de petrdleo, mientras que valores de
Ro por debajo de estos rangos indican kerégeno inmaduro.

Para conocer el potencial de generacion de gas o aceite es necesario medir el
Carbono Organico Total (TOC) de la roca. Adicionalmente se aplican pruebas de pirdlisis,
reflectancia de vitrinita, alteracién de temperatura, cromatografia, espectrometria y, en
algunos casos, isotopicas. El analisis de TOC en un pozo depende de las muestras, las
cuales se colectan a intervalos de 10 metros de profundidad.

Las lutitas con alto contenido de kerdgeno tienen una estructura mas compacta,
menor laminacién y coloraciones mas variables. Esto se debe a la variacion de la cantidad
de materia organica y al estado de oxidacion de las impurezas de Hierro presentes en ellas,
aunque algunos compuestos del petréleo se liberan a temperaturas inferiores que las de la
descomposicion del kerégeno. Otras propiedades de la lutita que son de utilidad para poder

estimar su potencial como rocas generadoras, se miden a partir de los registros geofisicos
de pozos, que en ciertos casos producen respuestas caracteristicas (Figura 1.23). La
actividad intensa de rayos gamma se considera una funcion del kerégeno presente en la
lutita. El kerégeno generalmente crea un ambiente reductor que impulsa la precipitacion del
Uranio, lo que incide en la curva de rayos gamma.

Los registros geofisicos de pozos se utilizan ademas para investigar acerca de la
mineralogia de una lutita y cuantificar la cantidad de gas libre presente en los poros de la
roca generadora. Utilizando una combinacion de registro triple combo y registros
geoquimicos convencionales, los cuales pueden determinar el contenido organico de la
lutita y calcular el gas adsorbido. Los registros geoquimicos permiten ademas que los
petrofisicos diferencien distintos tipos de arcilla y sus respectivos volumenes, informacion
critica para el calculo de la productividad y para la determinacion del fluido a utilizar durante
los tratamientos de fracturamiento hidraulico subsiguientes.

La resistividad puede ser debida a las altas saturaciones de gas, pero varia con el
contenido de fluido y tipo de arcilla. Las densidades volumétricas son a menudo bajas
debido al contenido de arcilla y presencia de kerégeno que posee un peso especifico bajo
de 0.95 a 1.05 g/cm3.




Figura 1.23 .Registro geofisico de lutita gasifera. Las lutitas gasiferas se caracterizan por una intensa
actividad de rayos gamma, alta resistividad, baja densidad volumétrica y bajo efecto fotoeléctrico, en
comparacion con las lutitas convencionales (Tomado de Boyer, 2006)

Estos andlisis apoyan la interpretacion sobre la estratigrafia, la madurez del
kerdgeno y la temperatura en funcién de la profundidad. Si se completa con la evaluacion
de los registros y el analisis petrofisico, esta informacion ayuda a caracterizar la viabilidad
de la madurez del kerégeno y a explorar en busca de localizaciones en las que puedan
existir acumulaciones de gas comercial.

Un examen adicional del kerégeno es el “indice de alteracién a la temperatura”,
analisis microscoépico del color de las esporas en el maceral, el cual pasa de color amarillo
a marrén oscuro y hasta negro en el proceso de maduracién. La “cromatografia en fase
gaseosa” mide la composicién de hidrocarburos livianos. Combinada con la “espectrometria
de masas” identifica las trazas de compuestos organicos del kerégeno. Con estos ultimos
estudios se obtiene la huella geolégica o biomarcadores de las moléculas que identifican el
origen y especificidad de la lutita, de lo que se infiere la edad geoldgica de las formaciones
y el origen de su materia organica (Boyer, 2006).




Magon y Dow en 1994 describen al “Sistema Petrolero” de esta manera:

“Sistema”, en referencia a la interdependencia de los elementos esenciales: rocas
generadora, almacén, sello y de carga geostatica, y los procesos: formacion de la trampa,
generacion, migracion y acumulaciéon de hidrocarburos. Todo el sistema debe evolucionar
de acuerdo con un marco temporal apropiado.

“Petrolero”, al referirse a las altas concentraciones de hidrocarburos en yacimientos
convencionales, no convencionales y fracturados.

Cada uno de los elementos puede resumirse segun los siguientes puntos:

1.

Roca generadora (roca madre): es todo aquel cuerpo de roca que permita la
conservacion temporal y posterior transformacion de la materia organica en
hidrocarburos. La roca generadora debe ser enterrada a una profundidad suficiente
(mas de 1000 m) para que la materia organica contenida pueda madurar hasta
convertirse en aceite y/o gas, ademas de que se encuentre en una cuenca
sedimentaria que sufra procesos de subsidencia.

Las rocas generadoras deben cumplir con tres requerimientos geoquimicos:
Cantidad, Calidad y Madurez. La roca generadora es una roca que debe tener un
porcentaje mayor a 1% de Carbono organico total (COT), que se forma de la parte
blanda de los organismos. Debe tener un volumen importante. Es una roca de grano
fino: lutitas, calizas tipo mudstone, lutitas calcareas, limolitas, margas, calizas
arcillosas.

Roca almacén: sedimentarias por excelencia como las areniscas y los carbonatos,
son todas aquellas rocas que debido a sus propiedades de porosidad y
permeabilidad, permiten el flujo y almacenamiento de hidrocarburos, en conjunto
con otro tipo de rocas denominada roca sello. Las rocas almacenadoras deben
cumplir con las siguientes caracteristicas:

e Ser porosas
e Ser permeables
e Tener continuidad lateral y vertical

Roca sello: son aquellas que por su escasa permeabilidad o por contener poros de
tamafio subcapilar, no permiten el paso del petréleo, sirviendo como cierre a su
migracion o desplazamiento. El espesor de la roca sello es muy variable, puede ser
de espesor muy reducido, si tiene excelente calidad o de espesor mediano o grueso,
si es de calidad mediana o mala. El grado de tectonismo que presenta puede
modificar su calidad, de tal forma que en regiones muy tectonizadas se requiere un
espesor de roca sello mayor.




Principales rocas sello:

Calcareo —Arcillosas: luititas, margas
Peliticas: Iutitas

Evaporitas: sal, yeso, anhidritas

Calizas: mudstone (sin fracturas), wackestone
Hidratos de metano, microbrechas o milonita

Las rocas de carga geostatica, son las que corresponden a la columna sedimentaria
que rellena la cuenca y ayudan en los siguientes procesos:

Generacion: transformacién de la materia organica en hidrocarburos.

Migracion primaria: comprende el movimiento de los hidrocarburos a partir de su
desprendimiento del kerégeno, asi como su transporte dentro y a través de los
capilares y poros estrechos de las rocas de grano fino.

Migracién secundaria: es el movimiento del petréleo, después de su expulsion de la
roca generadora a través de poros mas amplios de las rocas portadoras y
almacenadoras, mas permeables y porosas.

Fuerzas que causan la migracion:

Fuerzas debidas a la accion de la gravedad.

Fuerzas moleculares.

Fuerzas debidas a la accion quimica.

Fuerzas debidas a movimientos tecténicos y a la profundidad de
sepultamiento.

Fuerzas debidas a la accion bacterial.

Distancia de la migracion: la distancia a través de la cual puede migrar el petréleo,
o ha migrado en el pasado geoldgico, es funcion del tiempo si se supone una
continuidad en la permeabilidad y en el gradiente.

Continuidad en la permeabilidad y en el gradiente: rocas sepultadas a profundidad
altamente porosas y permeables son el conducto por el cual el petréleo puede
migrar; estas capas se llaman capas conductoras, ascendiendo y descendiendo los
hidrocarburos a través de estas rocas por los poros y discontinuidades (porosidad
primaria y secundaria).

Factores que gobiernan la migracion del petroleo.

Porosidad efectiva de las rocas.

Grado de saturacion de las rocas.

Peso especifico, viscosidad y cantidad de gas.

La migracion es favorecida por fuertes pendientes en los estratos, por las
discordancias angulares y por el fracturamiento.




X o
e La composicion y cantidad de las aguas asociadas con el petréleo afectan
su migracion.
e Tamafio de la garganta del poro.

5. Trampa: Es toda aquella estructura geoldgica que permite que el aceite y/o gas se
acumule y conserve de manera natural durante un cierto periodo de tiempo. Son
receptaculos cerrados que existen en la corteza terrestre y que cuentan con rocas
almacenadoras y rocas sello en posicién tal, que permiten se acumulen los
hidrocarburos. Las trampas petroleras tienen una determinada forma, tamafio,
geometria, cierre y area de drenaje.

Acumulacion-Preservacion: donde se acumulan y preservan los hidrocarburos a lo
largo del tiempo geoldgico, yacimientos convencionales, no convencionales y
fracturados.

En el supuesto de que no existan condiciones geoldgicas para que se forme la roca
generadora, simplemente no se obtiene hidrocarburo ya que es un elemento fundamental
sin el cual el gas o aceite no existirian (Martell, 2012).

1.1.5 PLAY

La disminucién de la incertidumbre en la busqueda de nuevos yacimientos requiere de la
aplicacion de nuevas metodologias y herramientas tecnoldgicas, asi como de estrategias
que permitan evaluar el potencial petrolero. Para poder definir un play, varios autores han
postulado este término tomando en cuenta las siguientes condiciones: un play esta
determinado como el conjunto de prospectos o campos genéticamente relacionados que
comparten caracteristicas similares de roca generadora y procesos de carga (generacion,
migracion, acumulacion, sincronia y preservacion) y tipo de hidrocarburos, de roca almacén,
geometria de la trampa y sello. Donde el yacimiento y la trampa controlan la distribucién del
aceite y gas, por lo que; “un play puede tener mas de un nivel almacenador y se define en
gran parte por un sello maestro”.

Por lo que respecta a los plays, estos se pueden valorar como hipotéticos y establecidos:

e Play hipotético, es aquel cuya existencia no se ha comprobado, mediante la
perforacion de un pozo.
Play establecido, es aquel cuya existencia ya ha sido corroborada con un pozo, sin
importar si el pozo resulté productor o improductivo.

El analisis de Plays, es una herramienta muy importante para estimar volumenes de
hidrocarburos de una serie de prospectos, el riesgo asociado, la evaluacién de la cuenca,
y de una region). Un play puede contener gran cantidad de prospectos, cuyos volumenes a
encontrar convergen a la media, evaluandose al mismo tiempo el porcentaje de éxito de las
oportunidades, permitiendo establecer estrategias exploratorias de largo plazo).




los plays geologicos es significativa, es muy dificil calcular el valor econdmico ponderado
con probabilidad para todo un play.

Para la evaluacion de un play, es necesario partir del concepto de Sistema Petrolero,
debido a que éste nos permite integrar de modo sistematico los datos e identificar los puntos
criticos en la cadena de probabilidad. De ahi que esta visualizacion en el tiempo puede
conducir a nuevos conceptos de Plays, sin embargo el play, esta estrechamente ligado con
el conocimiento de la roca almacén, esto permite que un mismo Sistema Petrolero pueda
contener mas de un play (Camargo, 2008)(Figura 1.24).

Figura 1.24. Elementos del sistema petrolero, roca generadora comun/roca almacén/sello y diferentes Rutas
de Migracién que dan origen a los play’s A Y B.( Tomado de Camargo, 2008)

Plays no Convencionales

El concepto de play no convencional abarca todos los elementos y procesos que favorecen
se forme un yacimiento de gas y/o aceite, por lo que se evaluan la roca generadora, roca
almacén, trampa, y los mecanismos de generacién-acumulacién funcionando
confinadamente, lo que favorece la capacidad de almacenar importantes cantidades de
hidrocarburos en nano y micro poros; corresponden con rocas sello y almacén
interestratificadas en la misma secuencia estratigrafica, es decir, en la misma roca
generadora.

En estos casos la acumulacion de aceite, gas y agua no esta restringida por las
leyes de la gravedad. Corresponde con un sistema de rocas compactas carbonatadas y/o
siliciclasticas de baja permeabilidad intercaladas con arcillas ricas en materia organica y
con adecuada madurez térmica (Hernandez, 2014).




Cubren grandes areas y, por lo general, presentan multiples ambientes
deposicionales y heterogeneidades laterales.

Tienen baja porosidad y permeabilidad, y a menudo estan naturalmente fracturados.
La roca generadora y el yacimiento son los mismos.

No se aplican en ellos los conceptos de patrones de migracion, trampas y sellos.

El gas se almacena por adsorcion.

Los registros de pozos proveen respuestas parciales y se requiere un fuerte apoyo
del analisis de nucleos de roca, tanto en pozos verticales como horizontales.

Durante los trabajos exploratorios de gas/aceite en lutitas realizados por PEMEX, a
principios del afio 2010, en provincias geolégicas de Chihuahua, Burro-Picachos-Sabinas,
Burgos, Tampico-Misantla y Veracruz, se han detectado diversos plays con potencial de
aceite y gas.

Los plays del Cretacico Superior (Eagle Ford y Agua Nueva) distribuidos en las cuencas de
Chihuahua, Sabinas, Burro-Picachos y Burgos en el noreste de México, corresponden con
la extensién de la Formacién Eagle Ford productora en el sur de Estados Unidos.

Los plays del Cretacico Superior (Agua Nueva y Maltrata) que se extienden al sur en las
cuencas de Tampico-Misantla y Veracruz (PEMEX, 2012).

Los plays del Jurasico Superior (La Casita y Pimienta), presentes en las cuencas de
Chihuahua, Sabinas, Burgos y Tampico-Misantla, equivalentes a la Formacion Haynesville
productora en EUA (Figura 1.25).

EUA

Sierra Marathon 0 Haynesville
Ouachita
e,

'-" Eagle Ford
.

»
*s Chifiuahua
.,
4y -
.,

México

Sabinas

Golfo de Mexico

Océano
Pacifico s,

<

O Area de Lutitas del Cretacico Superior

Area de Lutitas del Jurasico Superior
o o0

Esc.: 1:0.000,000

Figura 1.25. Mapa que muestra los plays de gas/aceite en lutitas del Cretacico y Jurasico Superior en México
(Tomado de Escalera, 2012).




A / que
corresponden a rocas de edad Jurasico Superior (Tithoniano) y Cretacico Superior
(Turoniano) (Figura 1.26).
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Figura 1.26. Niveles estratigraficos de interés para las Cuencas Productoras de Shale oil/gas en México
(Tomado de PEMEX, 2012).

Yacimientos

Las acumulaciones de hidrocarburos las podemos diferenciar por el tipo de recurso que
contienen (Figura 1.27), dependiendo de esto se pueden clasificar en yacimientos
convencionales y no convencionales.

En los yacimientos convencionales se involucra todo el Sistema Petrolero. En
México se han explotado en los ultimos afos yacimientos convencionales, en donde
después de estudiar todo el sistema petrolero, el explorador decide que hay una estructura
adecuada vy la perfora, al perforarla encuentra petréleo, éste fluye porque tiene energia
propia de lo contrario se debe estimular el pozo.

El yacimiento no convencional es aquel donde el hidrocarburo, gas y aceite
permanece en la roca generadora, es decir, no migra a una roca almacenadora, a diferencia
de los yacimientos convencionales. En estos casos, la roca generadora y la roca
almacenadora son la misma. La desventaja del yacimiento no convencional radica en que
resulta mas caro extraer aceite y gas, a diferencia de los yacimientos convencionales que
es mas barato extraerlos (Grajales, 2014).




GEOLOGICAL TRAPS

cONVENTIONAL 643

Rock ""'C
Mature Source B iGea
7 ""&m:rqx:ud“”"" resorvoir

,Tumloul pcmuw ]

—

al Dran

\ mmou
» Frac

Figura 1.27. Tipos de yacimientos de gas convencional y no convencional (Tomado de www.Total.com, 2015)

1.1.6  CLASIFICACION DE LOS RECURSOS NO CONVENCIONALES DE GAS

Gas en arenas compactas (Tight Gas)

Se conoce como gas en arenas compactas (Tight Gas), al gas natural presente en
yacimientos de baja porosidad y baja permeabilidad. Los yacimientos son generalmente
formaciones de areniscas, aunque también se puede encontrar en formaciones calizas.
Muchas veces estas formaciones geolégicas son similares a los yacimientos
convencionales (Figura 1.28), de manera que no hay una separacion clara entre los dos
tipos de yacimiento.

Se define un yacimiento de arenas compactas como aquel que tiene una roca matriz
con una porosidad menor del 10% y una permeabilidad menor o igual a 0.01 millidarcy. La
baja permeabilidad se debe a la fina naturaleza de los sedimentos y a la compactacion de
los mismos. La produccién de gas de un yacimiento de arenas compactas es menor que la
de un yacimiento convencional, y para recuperar el gas, se deben perforar un nimero mayor
de pozos. Ademas, requieren técnicas de fracturacion multiple para obtener cantidades
significativas de gas.
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Figura 1.28. Diferencia entre gas natural y tight gas; Gas Convencional: Gas en yacimientos con
permeabilidad de 0.01 a 0.5 mDarcy — Tasa de recuperacion del gas, entre 60 y 80%. Tight Gas: Gas en
yacimientos de muy baja permeabilidad (menor a 0.01mDarcy) — Tasa de recuperacion del gas, entre 8 y

30%. (Tomado de USGS, 2006).

La exploraciéon de los yacimientos de arenas compactas se diferencia de los
yacimientos convencionales por su continuidad, en una capa de sedimentos saturada de
gas o petroleo. Los yacimientos convencionales tienen fronteras mucho mas definidas, y
ademas suelen tener contacto con un acuifero en su parte inferior. La mayoria de los
yacimientos no convencionales estan saturados con gas, en lugar de petréleo. Aunque
algunos yacimientos continuos pueden encontrarse a poca profundidad, la mayoria se
encuentran situados a grandes profundidades, de 3000 metros o superiores. La Figura 1.29
muestra la distribucion de campos de tight gas en todo el mundo.

'
8 Tight Ges Fieids Halliburton’s Tight Gas Project History

Figura 1.29. Distribucién de campos de Tight Gas en todo el mundo.(Tomado de
www.halliburton.com, 2015)

Las arenas compactas constituyen hoy la mayor fuente de gas no convencional en
los Estados Unidos (Figura 1.30), con una produccién anual entre 160 y 180 bmc (billones
de metros cubicos), lo que representa aproximadamente el 30% de la producciéon de gas
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supone el 15% de la produccién de gas.

Major tight gas plays, lower 48 states
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Figura 1.30. Estudios de plays de Tight Gas en Estados Unidos. (Tomado de Energy Information, 2006).

La primera produccién a gran escala de arenas compactas se desarrollé en los afios
setenta en la cuenca de San Juan, localizada entre el noroeste de Nuevo México y el
suroeste de Colorado, y tiene actualmente 13,000 pozos de produccion. Los rapidos
progresos en las técnicas de fracturamiento provocaron el despegue de la produccion de
este gas en Estados Unidos, desde 35 bmc en 1995 hasta superar los 150 bmc en 2007.

La mayoria de los recursos de gas en arenas compactas se encuentran en la region
montanosa de las Rocosas (Tabla 1.3). El total de recursos recuperables en los Estados
Unidos se estima en 9 tmc (trillones de metro cubicos).

Cuencas de Arenas
Compactas en EEUU
San Juna Basin
Pinedale
S. Piceance
Freestone Trend
Cotton Valley
Total EEUU

Produccion en 2007
(bmc)

% de la produccioén de
EEUU

35

6.1%

11

1.9%

11

1.9%

7

1.2%

6

1.0%

180

30.9%

Tabla 1.3. Recursos de arenas compactas en Estados Unidos. (Tomado de EIA US, 2008)




Metano en capas de carbén (Coal bed Methane)

Se conoce como metano en capas de carbén (Coal Bed Methane o las siglas, CBM) al gas
con alto contenido en metano que procede de yacimientos subterraneos de carbén.  Es
posible encontrarlo con otros nombres como gas natural del carbon (CNG por sus siglas en
inglés) o gas en capas de carbon (CBG por sus siglas en inglés). Se trata de gas natural
generado y almacenado en vetas de carbon. Las vetas de carbon tienen un sistema de
doble porosidad que comprende microporos, que existen en la matriz del carbén y un
sistema de fracturas naturales llamadas planos de exfoliacion, que son los macroporos. En
un yacimiento de metano en capas de carbdn, el agua inunda completamente las capas de
carbén, y su presién hace que el metano quede absorbido en las superficies granuladas del
carbon. La capacidad de los yacimientos de carbén para almacenar metano en las capas
de carbdn depende de la presidn en el yacimiento, la composicién del carbén, el porcentaje
de Carbono, la estructura de microporos, las propiedades moleculares del gas adsorbido y
la temperatura del yacimiento.

Para producir el metano en capas de carbon primero debe extraerse el agua,
reduciendo la presion para que el metano del carbén se libere y fluya hacia el nucleo del
pozo. A medida que la cantidad de agua en el carbén disminuye, la producciéon de gas
aumenta. Las capas de carbon suelen tener baja permeabilidad, por lo que los fluidos no
circulan facilmente a menos que el yacimiento sea estimulado con fracturacion hidraulica.

Existen recursos de metano en capas de carbdn extendido por todo el mundo (Figura

1.31).
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Figura 1.31. Distribucién de recursos de metano en capas de carbén en todo el mundo. (Tomado de EIA,
1993).




altas
para la mineria. Es importante sefialar que no todo el carbén es adecuado para la
produccién de metano. Hasta la fecha, la industria del metano en capas de carbén sélo se
ha desarrollado en Estados Unidos, Australia y Canada.

La produccion de metano en capas de carbdn se incrementoé rapidamente de 5 bmc
en 1990 hasta 27,1 bmc en 1995, y en 2008 alcanzé 56 bmc, lo que supuso
aproximadamente el 10% de la produccion de gas en EEUU. Como se observa en la tabla
1.4, Wasatch Plateau, en el Estado de Utah, y la cuenca de Power River, en los Estados de
Wyoming y Montana, son dos de las mas recientes y mas productivas areas de CBM en los
Estados Unidos (Figura 1.32).
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Figura 1.32. Produccién acumulada de metano en capas de carbon por cuenca en Estados Unidos de
América.(Tomado de EIA, 2006)

En Australia, la produccién de metano en capas de carbon empezd en 1998,
sustituyendo a los viejos campos de gas convencional, debido a los incentivos del gobierno
para las centrales térmicas de gas. En 2008, el metano en capas de carbdn supuso
alrededor del 7% de la produccion de gas en Australia.

De acuerdo con los datos estimados por el Comité de Gas Potencial, las cuencas
de metano de carbén en EEUU tienen alrededor de 4,5 tmc de recursos recuperables de
gas natural (Alonso, 2010).




Principales
cuencas de CBM
en EEUU

San Juan
Powder River

Produccion en
2007 (bmc)

Porcentaje sobre
la produccion de
gas en EEUU

Recursos
probados
recuperables
(bmc)

27.75

5.1%

238

10.76

2.0%

524

Black Warrior 3.40 0.6% 125
Raton 3.26 0.6% 68
Central 2.78 0.5% 156
Appalachian
Uinta-Pineance 2.12 0.4% 119
Park
Otros 0.91% 0.2% 3242
Total CBM en 50.97 9.4% 4471
EEUU

Tabla 1.4 Principales cuencas productoras de metano en capas de carboén en Estados Unidos. (Tomado de
EIA 2008)

Hidratos de Metano (Methane Hydrate)

Son una combinacién especial de dos sustancias comunes, agua y gas natural. Si estas
sustancias se encuentran en condiciones de alta presién y baja temperatura, se unen para
formar una sustancia sdlida semejante al hielo. Vastos volumenes de sedimentos en el
fondo del mar y en las regiones polares favorecen la formacién de hidratos.

La unidad basica de hidrato es un cristal hueco de moléculas de agua con una sola
molécula de gas flotando en el interior. Los cristales se agrupan en un enrejado
compactado, presentan una estructura similar al hielo, excepto que las moléculas de gas
se encuentran ubicadas dentro de los cristales en vez de estar entre ellos.

Un metro cubico de hidrato de metano contiene aproximadamente 164 metros
cubicos de gas metano con tan solo 0.84 métros cubicos de agua. Se encuentran
principalmente en los poros de los sedimentos arenosos cementandolos. Los hidratos son
una fuente energética alternativa muy importante, ya que duplican las reservas actuales de
hidrocarburos (gas y aceite) (Collett, 2000).

Segun la Japan National Oil Corporation (JNOC, 2002), México tiene un area
potencial de hidratos de metano en el Pacifico y en el Golfo de México de 19,000 km?. En
el sur, frente a las costas de Guerrero y Michoacan, por medio de programas de
investigacion conjunta con varios paises se obtuvieron muestras (nucleos) con 99% de
impregnacion de metano. En el Golfo de México se tienen estudios simicos y geoquimicos
que indican la existencia de hidratos de metano en aguas profundas.

La explotacién de los hidratos de metano puede afectar la estabilidad de los
sedimentos donde se encuentran. La falta de estabilidad puede ocasionar derrumbes
submarinos a gran escala. También representan problemas medioambientales, debido a
que si el metano llega intacto a la atmdsfera provoca un efecto invernadero diez veces




superior al del didxido de carbono y es susceptible de contribuir al recalentamiento
terrestre, por ello se debera plantear un mecanismo de control tanto para su exploracién
como para su explotacion (Gonzales, 2013).

1.1.7  LUTITAS GASIFERAS (SHALE GAS)

La teoria geoldgica aceptada sobre el origen del gas natural es la de la formacion organica,
pues las plantas utilizan energia solar para convertir el diéxido de Carbono y el agua en
Oxigeno e Hidratos de Carbono mediante fotosintesis. Los restos de las plantas y de los
animales que las consumieron se aglomeraron en sedimentos sepultados. A medida que la
carga de sedimentos aumenta, el calor y la presion de entierro convierten los hidratos de
Carbono en hidrocarburos.

El gas remanente atrapado en la roca generadora se denomina shale gas. El shale
gas también se forma en rocas enterradas entre los 450 y los 5,000 metros, donde el calor
y la presion sobre la materia organica forman moléculas de hidrocarburos y generan metano
termogenético. Cada 1,000 metros de profundidad afiaden unos 30° C a la roca. Cuando la
temperatura alcanza los 60° C, la materia organica se descompone en aceite y
posteriormente se reduce a su constituyente mas simple, metano.

El shale gas es metano producido por depédsitos de lutitas y otras rocas de grano
fino. Grandes volumenes de hidrocarburos pueden quedar almacenados en rocas, fracturas
0 poros muy pequefios con permeabilidad muy baja. El gas se almacena de tres maneras:

1. Absorbido por el kerégeno.
2. Atrapado en poros de sedimentos de grano fino intercalados en la lutita.
3. Confinado en sus fracturas internas.

El potencial gasifero y petrolifero de una roca de lutita esta en funcion de su volumen
(medido en espesor y extension de area), riqueza organica (cantidad y tipo de materia
organica) y madurez térmica (tiempo de exposicion de la roca al calor). Debido a que la
temperatura aumenta con la profundidad de sepultamiento de la roca y el gradiente térmico
de la cuenca, el calor convierte la materia organica en kerégeno. Este se convierte a su vez
en bitumen que, a cierta temperatura, libera los compuestos del petréleo. Por ello la
prioridad de los exploradores hasta ahora ha sido conocer el potencial petrolifero y de otros
liquidos de alto valor en el mercado (Estrada, 2013).

Recursos de Lutitas Gasiferas.

En 2011, PEMEX estimé un potencial, considerando principalmente recursos de gas
natural, en un rango de 150 a 459 TCF, con un recurso medio de 297 TCF, equivalente a
alrededor de 60 miles de millones de barriles de petrdleo equivalente (MMMbpe). En 2012,
la paraestatal actualizé sus estimaciones para la cuenca de Sabinas-Burro-Picachos-
Burgos y Tampico-Misantla, en donde los resultados arrojaron que la proporcién de aceite




en términos de crudo equivalente, de 60 MMMbpe, es el mismo que el de las estimaciones
de 2011.

PEMEX ha identificado un area prospectiva de 43,000 km?. En la fase de evaluacion,
la paraestatal contempla realizar estudios sismicos en un éarea de 10,320 kmZ.
Adicionalmente, para acelerar la evaluacién de los recursos en las principales areas
prospectivas, el Fondo "Conacyt-Sener-Hidrocarburos" esta financiando un proyecto de
adquisicion y analisis de sismica, bajo la coordinacién del Instituto Mexicano del Petroleo,
en las principales areas prospectivas del pais, en una superficie de 2,700 km?Z.

El desarrollo de dichos recursos significa para el pais una oportunidad Unica para
incrementar la produccion futura de aceite y gas natural en el largo plazo, asi como para
detonar beneficios en términos de inversiones, empleo, recaudacion y desarrollo econémico
regional (SENER, 2012).

Se estima que los recursos potenciales totales de shale gas en los Estados Unidos
pueden suponer entre 10 y 25 Tm? de recursos recuperables, mayores que el volumen
actual de 6,7 Tm? de reservas probadas de gas en EEUU.

En los ultimos cinco afios se han presentado cambios estructurales muy marcados
en el mercado de gas natural, asociados fundamentalmente a la explotacion de reservas
de lutitas gasiferas (shale gas), lo que ha generado un esquema de precios regionalizado,
destacando por su bajo precio, el de la regiéon de Norteamérica. En la Figura 1.33 se observa
que el cambio de tendencia es notorio a partir de los afios 2005 y 2006 (Martinez, 2014).

Produccion Anual de Shale Gas
en Estados Unidos (1990 a 2035)
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Figura 1.33. Comportamiento de la produccién anual de gas en EUA (Tomado de.EIA, 2007)




En Estados Unidos, la extraccion del gas natural de las formaciones de Iutltas
(Figura 1.34) comenzé en los primeros tiempos del desarrollo de la produccion de gas. Sin
embargo, muchos de estos pozos nunca consiguieron producir cantidades apreciables de
gas. El gas de lutita es actualmente el sector energético de crecimiento mas rapido en los
Estados Unidos, impulsado por los avances en la tecnologia y la presencia de amplias
cuencas de produccion. En 1996, el gas de lutita en EEUU producia 8 bmc; en 2006 la
produccion habia aumentado a 30 bmc. En 2005, ya habia 14,990 pozos en los campos de
lutita, y en 2007 se perforaron un numero record de 4,185 pozos. Ya en 2008, la produccién
de gas de lutita fue de 55 bmc, mas del 10% de la produccién total de EEUU.
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Figura 1.34. Principales cuencas con potencia de shale gas en Estados Unidos de América. (Tomado de EIA,
2011)

La mayoria de las cuencas de lutitas en los Estados Unidos se localizan en torno a
los Apalaches (tabla 1.5). Estos yacimientos se formaron a partir de lodos en mares poco
profundos que existian hace 350 millones de afos, en el periodo Devénico de la era
Paleozoica. Las dos mayores cuencas de lutitas son la Cuenca de Barnett, en Texas, y la
de Marcellus, pero también hay un fuerte crecimiento en la produccion de gas en
Fayetteville y Haynesville, y crecimientos mas modestos en otras regiones. En Canada, las
principales cuencas de lutitas son Horn River y Montney, ambas en el estado de Columbia
Britanica (Alonso, 2010).




Cuencas de Shale Produccién % Produccion en Recursos
en EEUU estmada en 2009 EEUU recuperables
(bmc)
Barnett

Fayetteville
Haynesville

Woodford

Marcellus

Otros

Total EEUU

Horn River
(Canada)

Tabla 1.5. Principales cuencas de shale gas en Estados Unidos de Ameérica. (Tomado de Advances
Resources International, 2010)




2. CUENCAS GASIFERAS

2.1. PRINCIPALES CUENCAS PRODUCTORAS DEL MUNDO

2.1.2 CUENCA HORN RIVER

La cuenca Horn River abarca aproximadamente 11 mil millones m? de tierra en el noreste
de la Columbia Britanica, al norte de Fort Nelson (Figura 2.1). La exploracion y desarrollo
de Gas natural que ocurre en la cuenca de Horn River en los ultimos afos ha sido poco
convencional. La llegada de la perforacion horizontal combinado con la fractura hidraulica
multietapa aumenté interés en liberar el potencial de gas de lutita.

Cordova
Embayment

Figura 2.1 Extension de la cuenca de Horn River (Tomado de Barker, 2017)

La produccion en la Cuenca ha ido en constante aumento, represento el 28 por ciento de
reservas recuperables de gas y crudo. Para diciembre de 2013 la produccion diaria de gas
alcanzo 176.7 millones m? dia gas natural de 203 pozos productores.

En la cuenca de Horn River estratigraficamente la Formacion Muskwa es rica en materia
organica y silisiclastos, la lutita Otter Park y Evie de la cuenca estan cubiertas por la lutita
de la Formacion Fort Simpson con intercalaciones de la plataforma de carbonatos Keg
River.

La lutita Evie se compone de gris oscuro a negro, rica en materia organica, piritico,
variablemente caliza y lutita silicea. Esta lutita se expone relativamente a altas lecturas de
rayos gamma y de alta resistividad (Barker, 2014).




lutita Otter Park engrosa considerablemente en el sureste de la cuenca, que se
caracteriza a la vez por arcillas y facies calcareas La unidad se adelgaza hacia el norte y el
oeste, exhibiendo mayor lecturas de rayos gamma (Figura 2.2).

HORN RIVER BASIN

Shallow Freshwater Aquiiers

Figura 2.2 Seccion de la formacion Horn River(Tomado de Barker, 2017)
Caracteristicas de la cuenca

Intervalos de 1900m-3000m
Estratos de 140m-280m
TOC 1-5%

Porosidad 3-6%

Saturacion de agua 25%
Presion 20-53Mpa
Temperatura 80°-160°

2.1.3 CUENCA DE FORT WORTH

La cuenca esta limitada al este por la faja corrida y plegada de Ouachita, al norte por arcos
de levantamientos en el basamento, al oeste por el Arco Bend, y al sur por el levantamiento
Llano. La Cuenca fue formada durante la Orogenia Ouachita Paleozoica tardia, una
secuencia de deformaciones relacionadas a veces con empujes durante la formacion de la
Pangea.

Caracteristicas estructurales dentro de la cuenca son la falla Mineral Wells en el noreste,
una falla de basamento que periddicamente se reactivd durante el paleozoico superior.
Fallas normales menores y bloques de graben, presentes a lo largo de la Cuenca impactan




localmente su estructura y litologia. Fallas y fracturas abiertas son raras en la formaC|on
Barnett estando casi todas las fracturas llenas de calcita en el tronco y en la base.

La Formacion productiva Barnett se encuentra en la cuenca Fort Worth en el centro norte
de Texas (Figura 2.3) y es el pionero en la produccién de shale gas en EEUU. A partir de
los afios 80 la compania Mitchell Energy empezé con pruebas pilotos para la produccién de
gas y afios después en el 2003 mediante la combinacion de pozos horizontales con
multiples fracturas logro su extraccion en forma rentable. Su produccién maxima fue
alcanzada en Diciembre del 2011 con una produccién de casi 6 billones de pie cubicos por
dia. El desarrollo comenzé en el condado de Dalton y se fue extendiendo hacia 24
condados, abarcando un area de 12844720 m?, con un total de 19600 pozos perforados y
una produccion acumulada de 4.8 trillones de metros cubicos en Julio del 2014.
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Figura 2.3 Ubicacion de la formacién Barnett (Tomado de Martin, 2015)

La Formacién Barnett es de edad Mississippiense y reside encima de grupos carbonaticos,
la formacién ViolaSimpson y la formacion Ellenberger. La formacion Viola-Simpson se va
adelgazando en la direccion NE al SO dejando a la formacion Barnett directamente encima
de la Ellenberger (Figura 2.4). También en forma lenticular en la direccion NE a SW esta la
formacion de piedra caliza Forestburg, una formacion constituida por detritos de carbonatos,
la cual divide a la formacién Barnett en una parte superior y otra inferior. La formacion
Barnett se va engrosando en la direccion NE paralelo al eje Ouachita alcanzando un grosor
de 154 m a una profundidad de 2467 m.




Figura 2.4. Se muestran los cortes estructurales en las direcciones Este-Oeste y Norte a
Sur (Tomado de Martin, 2015).

La formacion Barnett consiste mudstone (fangolita) rica en siliceo organico, caliza y en
menor medida dolomita. Los intervalos de esquisto generalmente contienen alto contenido
de silice (35-50%), relativamente bajo contenido de arcilla (<35%), y significante contenido
de carbono organico (3-10%)( Martin, 2015).

Propiedades petrofisicas:

e Porosidad 3-6%

e Permeabilidad microdarcies a nanodarcies
Saturacion de agua, 25%
Saturacion de gas 75%
Kerogemo tipo |l
Presion de yacimiento 3500 psi
Temperatura 190° F

2.1.4 CUENCA DE TEXAS

La formacion y depdsitos extensos equivalentes a Eagle Ford se encuentran en el subsuelo
como una unidad continua que se extiende a través de Texas (Figura 2.5). Aunque la
mayoria de la formacién Eagle Ford posee un elevado contenido de materia organica, el
tamano de los estratos han llevado a la exploracién actual de petréleo y gas natural a
concentrarse en el suroeste del Arco de San Marcos. Se eligieron estas areas de
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exploracion y produccion actual como localidades clave al establecer los limites del
proyecto Eagle Ford.
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Figura 2.5 Mapa que muestra la distribucién de la Formacion Eagle Ford y rocas relacionadas en afloramientos y la
subsuperficie de Texas (Cuenca Maverick, Comanche Estante, arrecifes del Cretacico, Arco San Marcos, Este de Salinas,
Texas)(Tomado de Lee, 2011)

El area de estudio abarca la formaciéon Eagle Ford (Figura 2.6) que se extiende desde el
subsuelo poco profundo al este del afloramiento del Cretacico Superior. Las tendencia del
afloramiento se asienta en las formaciones del cinturon suroeste-noreste consistentes en la
formacion Buda, Eagle Ford, y Austin en el sur de Texas (Figura 2.5).

La disposicion de la formacion Eagle Ford se distribuye suavemente al este y sureste hacia
la cuenca del Golfo de México. Las profundidades alcanzados a lo largo del margen de la
plataforma son de hasta 4317 m.
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Figura 2.6 Mapa del area de estudio Eagle Ford mostrando pozos muestreados y la ubicacién de secciones transversales
regionales (Tomado de Lee, 2011).

Los margenes del noreste y suroeste de la zona de estudio estan limitadas por las
principales caracteristicas estructurales. El Arco San Marcos, una alta paleogeografica /
batimétrico, marca la medida en el noreste del area de estudio. La cuenca del Maverick y
la frontera deTexas/México se combinan para formar la medida del suroeste de este estudio
(Figura 2.6) (Lee, 2011).

La figura 2.7 y 2.8 muestran las secciones transversales a lo largo de la region
mostrando la estratigrafia de la formacion Eagle Ford.
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El play de gas y aceite de lutitas Eagle Ford ubicado dentro de la cuenca de Maverik Texas,
contiene un alto componente de hidrocarburos liquidos, esto ha llevado a la definicion del
area en tres zonas: zona de aceite, zona de condensado y zona de gas seco. El play y la
delimitacion de las tres zonas se proporcionan en la figura 2.9.
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Figura 2.9. Delimitacién de las zonas liquidas en el play Eagle Ford. (Tomado de .S. Department of Energy, updates to the EIA
Eagle Ford, play maps, 2014)

La lutita de Eagle Ford fue la primera unidad estratigrafica con produccién de gas
en Lutitas descubierta por Petrohawk en 2008 con la perforacion del pozo inicial ubicado en
el campo Hawkville en la ciudad La Salle, Texas, y a partir de Septiembre de 2010 se tienen
terminados 162 pozos, aunque otras compafias tienen proyectos productivos mas antiguos
en este tipo de rocas..

El area de Eagle Ford fue determinada usando mapas y registros, actualmente se
ha estimado el area para la zona de gas seco en 321.8688 km?. El mismo proceso se hizo
para la zona de aceite y condensado, obteniendo en el area de condensado un estimado
de 1432.3161 km? y 3593 km? estimado para el area de la zona de aceite (Porter, 2013).

La Iutita de Eagle Ford es una formacion del Cretacico Tardio teniendo
hidrocarburos de materia organica que fue depositada en un ambiente de plataforma
continental marina. La formacion Eagle Ford es rica en materia organica con la mineralogia
que van desde 40 hasta 90% de minerales de carbonatos, 15-30% de arcilla, y 15-20% de
silice (cuarzo). El contenido de carbono organico total (COT) oscila 2-12%, la madurez
térmica (% Ro) 0,45-1,4%, gravedad API 28-62, porosidad 12.8%,. (EIA Eagle Ford, 2014).




2.2 PRINCIPALES CUENCAS PRODUCTORAS DE GAS EN MEXICO

Los estudios geoquimicos indican que el petréleo que se produce en México ha sido
generado, principalmente, por lutitas calcareas y calizas arcillosas del Jurasico Superior, y
en menor proporcién por rocas generadoras del Cenozoico y Cretacico. En las cuencas del
sureste, el petréleo fue generado principalmente por las calizas arcillosas del Tithoniano,
mientras que en la provincia Tampico-Misantla, segunda en importancia, el petréleo del
Mesozoico y Cenozoico proviene de las formaciones Taman y Pimienta del Kimmeridgiano
y Tithoniano, respectivamente. En ambos casos, el kerégeno es predominantemente del
tipo Il.

No se tienen indicios definitivos sobre el origen del gas y condensado que producen
el Paleoceno, Eoceno y Oligoceno en la cuenca de Burgos, pero por sus caracteristicas
geoldgicas se deduce que provienen de las mismas lutitas Cenozoico encajonantes, ya que
el Jurasico Superior se encuentra a grandes profundidades y no se concibe una migracion
vertical a través de los potentes espesores arcillosos sobreyacientes. Igual consideracion
se hace para el gas Cenozoico de la Cuenca de Veracruz, genéticamente relacionado con
las lutitas del Mioceno, ricas en kerégeno tipo 1l

En la provincia gasifera de Sabinas, la generacion se adjudica a las lutitas del

Kimmeridgiano-Tithoniano con kerogeno tipo lll.

El territorio mexicano esta cubierto por gruesas secuencias sedimentarias en un
75% de su superficie; sin embargo, la produccion mayoritaria de petréleo y gas se restringe
a las cuencas de la Planicie costera del golfo de México, con excepcién de los yacimientos
de gas de la Cuenca de Sabinas y de los recientemente descubiertos de aceite y
condensado de la sierra de Chiapas. También se conoce la presencia de gas y condensado
en el Golfo de California, pero aun no se explota ni se conoce el volumen de reservas de
este yacimiento. La figura 2.10 muestra las principales cuencas de interés en México para
la explotacién de Hidrocarburos (Gonzales, 1992).
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Figura 2.10. Principales cuencas sedimentarias de interés petrolero en México (Tomado de Escalera, 2012)

2.2.1 PROVINCIA PETROLERA DE BURGOS

Ubicacion

La Cuenca de Burgos, considerada como la principal cuenca productora de gas no asociado
en el pais, esta localizada en el noreste de México, ubicada en el norte de los estados de
Tamaulipas y Nuevo Ledn. Se extiende al norte hacia EUA donde se le conoce como
Cuenca del Rio Grande, limita al oeste con las provincias Alto de Tamaulipas y Plataforma
Burro Picachos, al oriente con la Provincia Salina del Bravo, al sur con Tampico Misantla.
Geograficamente, cubre una superficie aproximada de 110,000 kmzy la actividad se centra
en un area de 30,000 kmz(Figura 2.11) (Escalera, 2013).




Figura 2.11. Ubicacion geografica de la Provincia Petrolera Burgos.(Tomado de Escalera, 2013)

Marco tectonico-estructural

La Cuenca de Burgos se originé a principios del Cenozoico y en ella se deposité una
columna sedimentaria cenozoica que alcanza espesores de aproximadamente 10,000 m.
Su geometria estratigrafica y estructural obedece a progradaciones que dieron lugar a un
arreglo en forma de franjas, variando cronolégicamente de occidente a oriente desde el
Paleoceno hasta el Mioceno y obedecen primordialmente a regresiones marinas y a la
actividad de fallas extensionales de crecimiento sinsedimentarias que desarrollaron
estructuras “roll-over”’. Siguiendo estos lineamientos estructurales se encuentran los
campos petroleros de la cuenca en trampas estructurales, estratigraficas y combinadas
(Figura 2.12).
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Figura 2.12. Franjas depositacionales y de produccion de la Provincia Petrolera Burgos. Abajo: seccién
estratigrafica-estructural regional. (Tomado de Escalera, 2013)

Las fallas de crecimiento presentan caida hacia el oriente, pudiéndose distinguir en
el area tres grandes estilos de fallamiento normal (Figura 2.13), uno hacia la porcién
occidental que involucra la franja del Paleoceno, en donde predominan las fallas normales
postdepositacionales, otro hacia las denominadas franjas del Eoceno y Oligoceno en las
cuales son comunes las fallas sinsedimentarias de mediano a bajo angulo, y finalmente una
zona en donde las fallas son también de crecimiento pero con trazas que tienden a la
verticalidad y que afectan predominantemente la columna del Mioceno.
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Figura 2.13. Distribuciéon de franjas progradantes y estilos estructurales. (Tomado de Escalera, 2013)

Para la denominada Franja del Paleoceno la acciéon de fallas de crecimiento es de
poca intensidad, sin embargo para la Franja del Eoceno estos crecimientos son notables
desarrollandose trampas estructurales de tipo roll-over asociadas a fallas de crecimiento de
bajo angulo que generalmente despegan sobre sedimentos arcillosos del Paleoceno
inferior. Para el Eoceno superior, la accién de estas fallas de crecimiento se desplaza al

oriente donde se tienen expansiones considerables a nivel del Eoceno Yegua y Jackson
asi como anticlinales de tipo roll-over.

Durante el Oligoceno el sistema de fallas de crecimiento migran espacialmente hacia
la regidn central de la cuenca, la columna sedimentaria se ve afectada por un gran nimero
de fallas listricas que tienen como caracteristica ser de bajo angulo, que por lo general
tienen su plano de despegue sobre rocas del Eoceno y Oligoceno y que regularmente dan
lugar a gruesos depdsitos de terrigenos en los bloques bajos de las mismas, asi como
grandes estructuras de tipo roll-over.

El estilo estructural que se observa para la Franja del Mioceno, comprendida en la
porcion oriental de la cuenca, es dominado por fallas de crecimiento caracterizadas por ser
de alto angulo, de corto espaciamiento entre una y otra, dando lugar a bloques rotados y
estructuras anticlinales colapsadas y afectadas por numerosas fallas, posiblemente como
resultado del emplazamiento de nucleos arcillosos.

A principios del Mesozoico, el area de la Provincia Petrolera Burgos estuvo expuesta
a una tectdnica de tipo extensional asociada a la etapa de la apertura del Golfo de México,
este sector estaba limitado al occidente con elementos altos (Tamaulipas, Picachos y San
Carlos) a través de fallas regionales de desplazamiento lateral izquierdo que jugaron un
papel muy importante para el desprendimiento del Bloque Yucatan. La sedimentacion sin-
“rifting” estuvo caracterizada por depésitos de lechos rojos y sal. Del Jurasico Superior y
hasta término del Mesozoico el area correspondio a una cuenca marina somera con amplias
plataformas, localizada en la margen oriental del Paleo Golfo de México, donde tuvieron
lugar depdsitos de areniscas, evaporitas, calizas y lutitas.




evento orogénico Laramidico que ocasiono levantamiento y plegamiento en el occidente de
la cuenca, para dar lugar a los grandes pliegues estructurales de la Sierra Madre Oriental,
este levantamiento fue acompafado por el desarrollo de cuencas, paralelas al cinturén
plegado (cuencas de foreland), entre ellas la denominada Cuenca de Burgos hacia el frente
de la Sierra Madre Oriental, que operé como centro de recepcion del gran volumen de
sedimentos. De esta manera gruesas secuencias de areniscas y lutitas de ambientes que
varian de marginales a francamente marinos, progradaron sobre el margen de la plataforma
Cretacica durante el Cenozoico. El Levantamiento tecténico y la sedimentaciéon asociada
provoco el inicio de fallamiento extensional en la porcién occidental de la cuenca a partir
del Paleoceno, en el Eoceno este sistema extensional se caracterizé por fallas de
crecimiento que fueron aumentando en intensidad. Los niveles de despegue del sistema
extensional se ubicaban en el limite Eoceno y Oligoceno con grandes fallas de crecimiento
y conformando a partir de este tiempo un sistema ligado de extensién-contraccién (Figura
2.14), que provoco hacia el oriente de la cuenca grandes movilizaciones de cuerpos de
arcilla y salinos en su porcién marina y la formacion del Cinturén Plegado Perdido mas al
oriente. El sistema extensional continué migrando hacia el limite oriental de la Cuenca
durante el todo el Nedgeno.
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Figura 2.14. Sistema ligado extensioén-contraccién (Tomado de Escalera, 2013).

Marco estratigrafico y ambientes de depésito

La columna sedimentaria de la Provincia Petrolera Burgos abarca todo el Cenozoico y yace
sobre rocas del Mesozoico (Figura 2.15). El espesor maximo calculado en el depocentro de
esta cuenca es de aproximadamente 10,000 metros y esta compuesto litolégicamente por
una alternancia de lutitas y areniscas, depositadas en un patrén general progradante hacia
el oriente.
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Figura 2.15. Columna estratigrafica de la Provincia Petrolera Burgos (Modificada de Escalera y Hernandez,
2010).




A principios del Paleoceno se inicidé una transgresion hacia el poniente de Ia Cuenca
de Burgos, favoreciendo el depodsito discordante de areniscas turbiditicas sobre una
superficie erosionada (Formaciones Midway y Cretacico Superior Navarro- Taylor). Estos
depdsitos presentan una distribucion restringida, siendo sus ambientes de depésito de
plataforma interna a media, con batimetrias de neritico interno a medio, desarrollandose
sistemas de abanicos de borde de plataforma, mientras que en la parte central se
desarrollaron sistemas de abanicos de talud y piso de cuenca con batimetrias de neritico
externo a batial (Figura 2.16)(Escalera, 2013).
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Figura 2.16. Modelo de depdsito del Paleoceno Midway (Tomada de Escalera, 2013).

En la Cuenca de Burgos los plays no convencionales que estan presentes son los
del Cretacico Superior (Formacion Eagle Ford) y Jurasico Superior (Formacion Pimienta)
(Figura 2.17). Dentro de las principales caracteristicas de los plays de Burgos se encuentran
las siguientes:




Cretacico Superior Eagle Ford-Agua Nueva:

e Ventana de aceite y gas
e COT:13%
e Tipo de Kerogeno: Il

Jurasico Superior Pimienta:

¢ Ventana de gas humedo/seco
e COT:1-55%
e Tipo de Kerégeno: I/l
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1. Cuenca de Chichuahua

2. Cuenca Sabinas Burro-Picachos
3. Cuenca de Burgos

4, Cuenca Tampico Misantla

5. Cuenca de Verscrus

Figura 2.17. Esquema Geoloégico Estructural de la Cuenca de Burgos para los plays Eagle Ford y Pimienta
(PEMEX, 2012)).

Formacién Eagle Ford (Play Cretacico Superior)

Fue la primera reconocida como el mayor play de gas natural, ahora es considerada la 6°
mas grande descubierta en E.U. Tiene un area prospectiva de 34,700 km?. El tipo de
hidrocarburo esperado es primordialmente gas seco y humedo. El Cretacico Superior Eagle
Ford tiene un recurso del orden de 27 a 89 con una media de 55 MMMMpc. Con los pozos
E-1 y H-1 se comprobd la continuidad de las zonas de gas seco y gas humedo del play
Eagle Ford.




El pozo P-1 productor de gas seco probo la extension de este play hacia la Cuen
Sabinas. Con los pozos N-1 y M-1 se exploraron las zonas de aceite y gas humedo
respectivamente, con resultados parcialmente concluyentes (Figura 2.18). Se interpretan
dos facies a partir de registros y nucleos:

e Facies de calizas arcillosas/Iutitas calcareo-carbonosas
e Facies de calizas/calizas arcillosas/lutitas calcareo-carbonosas
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Figura 2.18. Play Eagle Ford (Tomada de PEMEX, 2012).

Pimienta (Play Jurasico Superior)

Se localiza en la porcidon noreste de la Republica Mexicana dentro de los estados de Nuevo
Ledn y centro de Tamaulipas. Para México el primer play estudiado y propuesto como no
convencional de lutitas gasiferas de edad Jurasico Superior, estudiado a partir de 2011 en
la Cuenca de Burgos.

El nombre de Pimienta fue propuesto informalmente por Heim en 1926,
denominandola “Capas Pimienta”, cuya localidad tipo se ubica 1 km al norte del poblado La
Pimienta, SLP. Originalmente descrita como calizas negras densas de estratificacion
delgada con capas de pedernal. Con el paso del tiempo, el término de Formacién Pimienta
se acufo para definir a los depdsitos tithonianos de mar abierto en el noreste de México.

Tiene un area prospectiva de 42,300 Km?, el tipo de hidrocarburo esperado es gas
seco, humedo y aceite ligero. El play Jurasico La Casita-Pimienta cuenta con un recurso de
54 a 163 con una media de 109 MMMMpc.

Con el fin de evaluar el Jurasico Superior en el area sur de Burgos, se perforo el pozo A-1
y posteriormente se perforod el pozo Nu-1 (Figura 2.19).
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Figura 2.19 Play Jurasico Superior Pimienta (Tomada de PEMEX, 2012).

La Formacion Pimienta tradicionalmente se habia considerado como un solo

paquete homogéneo de lutitas negras, depositado en un ambiente marino profundo de
caracter andxico, cuyas caracteristicas de roca generadora son excelentes, capaces de
alimentar gran parte de los yacimientos dentro de la Cuenca de Burgos, sin embargo
actualmente es considerada como un play no convencional de lutitas negras carbonosa,
que no solo funge como roca generadora, sino también como roca almacén y sello, en la
cual se pudieron interpretar por medio de nucleos y registros, 3 unidades litolégicas: Unidad
Inferior, Unidad Media y Unidad Superior (Figura 2.20).

Para las tres unidades estratigraficas es notoria la presencia en la porcion central
de la cuenca una litologia homogénea de lutitas negras carbonosas, cuyo depdsito alcanzé
su mayor distribucion geografica durante el tiempo en que se formaron las unidades media
y superior, y que al igual que los paleoelementos presentes estuvo controlada por la
variacion del nivel del mar. Dichos paleoelementos fueron cubiertos durante un evento de
inundacion que separo las unidades media y superior.
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Figura 2.20. Registro geofisico del pozo A-1 donde se diferencian las 3 unidades litolégicas de la Formacion
Pimienta (Tomado de Pérez, 2014).

La mayor influencia de los paleoelementos tuvo lugar durante el depdsito de la
unidad inferior, representada por sedimentos terrigenos en las periferias de estos altos; asi
mismo, en la porcion sur de la cuenca, una franja de carbonatos posterior a los terrigenos,
incluyendo el area del pozo A-1; hacia el norte, cercano al alto del basamento persiste una
litologia de lutitas y calizas intercaladas. Durante el depédsito de la unidad media, las
regiones cercanas a los paleoelementos continuaron con el aporte de sedimentos




y calizas, muy bien representada en el pozo A-1 al sur; en tanto que para la porcion central
de la cuenca la distribucion de lutitas negras CARBONOSAS alcanza su maximo desarrollo.

La unidad superior presenta en la porcion norte de la cuenca, una litologia de lutita
negra Carbonosa homogénea. La porcidn centro-oeste y sur, consiste de cuerpos de lutitas
con intercalaciones de calizas y una unidad de lutitas negras Carbonosas con alto contenido
de Silice, producto en parte de organismos planctonicos (Figura 2.21).

Las condiciones anteriores y de madurez térmica son las adecuadas para la
prospeccion de gas humedo y aceite, como lo muestran las evidencias de impregnacién de
aceite y la fluorescencia en muestras de canal, asi como el reporte de gasificaciones en
este nivel estratigrafico, acentuandose esto hacia la porcién sur del area. Mantiene su
continuidad lateral hasta la cuenca de Tampico-Misantla, sin embargo cambia lateralmente
de facies hacia la Cuenca de Sabinas.
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Figura 2.21. Mapa de litofacies de la Formacién Pimienta (Tomado de Pérez, 2014).




Formacion Olvido y subyace a la Formacién Taraises en la porcion norte, y a la Formacion
Tamaulipas Inferior en la porcion sur y central (Figura 2.22).
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Figura 2.22 Ubicacion Estratigrafica de la Formacién Pimienta (Tomada de Pérez, 2014).

Paleontolégicamente se caracteriza por biofacies bien definidas, la porcidon basal de
la formacién contiene asociaciones de calciesferulidos propios de la biofacies de
Parastomiosphaera malmica en conjunto con Rhaxella sorbyana.




mientras que la parte superior esta caracterizada por los calpionélidos propios del Jurasico
Superior, tales como variedades de Crassicollaria sp., asi como Calpionella alpina (forma
grande) y Tintinopsella carpathica (forma chica). Cantu en 1989, menciona la presencia de
ammonites del Tithoniano Superior, estudiados en algunos pozos cercanos al area de
estudio, reportando hacia la porcién superior de la formacion los géneros Salinites,
Kossmatia, Proniceras y Paradontoceras; mientras que la porcion media esta representada
por Haploceras, Acevedites y la ocurrencia del lamelibranquio Inoceramus bassei (Figura
2.23)(Pérez, 2014).
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Figura 2.23. Columna Estratigrafica donde se muestran las Biofacies de la Formacién Pimienta (Pérez, 2014).

2.2.2  PROVINCIA PETROLERA SABINAS-BURRO-PICACHOS

Ubicacion

Esta provincia se ubica en el noreste de México y abarca parte de los estados de
Coahuila y Nuevo Ledn. Limita al sur con las Provincias Cinturén Plegado de la Sierra Madre
Oriental, Parras — La Popa y Plataforma de Coahuila, al occidente con Chihuahua, al oriente
y norte con los EUA, incluye la Plataforma del Burro Picachos y es productora de gas seco
(Figura 2.24) (Escalera, 2013).




Figura 2.24. Mapa de localizacion de la Provincia Petrolera Sabinas-Burro-Picachos.(Tomado de PEMEX,
2013)

Marco tectoénico estructural

Estructuralmente su paleogeografia corresponde a una cuenca intracratonica,
resultado de la segmentacion en bloques del Cinturon Orogénico Marathon-Ouachita con
desplazamiento relativo entre éstos, definiéndose posteriormente durante la disgregacion
de la pangea, un sistema de fosas y pilares que conformaron las depresiones que actuaron
como receptaculos de sedimentos, probablemente desde finales del Triasico; en este marco
destacan como paleoelementos positivos la Peninsula de Tamaulipas y altos de Picachos
y San Carlos (Plataforma Burro-Picachos) en el noreste e Isla de Coahuila (Plataforma de
Coahuila) en el suroeste y como depresion la propia Cuenca de Sabinas, (Figura 2.25).




Simbologia

A. Continental

A Plataforma Interna
{ PENINSULA DE TAMAULPAS

A Plataforma Media

A, Plataforma Externa
|

A. Mar Abierto

ISLA DE COAHUILA

Figura 2.25. Mapa de distribucién de paleoelementos y ambientes que controlaron la sedimentacién en la
Provincia Petrolera Sabinas-Burro-Picachos para el Jurasico Tardio.(Tomado de PEMEX, 2013)

La formacién de estructuras en el Golfo de Sabinas y elementos circundantes esta
relacionada a la deformacién contraccional de la Orogenia Laramide que afecté el area
principalmente del Paleoceno al Eoceno Medio.

Se observan en la cuenca cuatro estilos estructurales: (Figuras 2.26 y 2.27)

a) Pliegues anticlinales alargados, estrechos, disarmonicos y bifurcados donde las
evaporitas jurasicas estan presentes.

b) Anticlinales de alto relieve con nucleos erosionados hacia los margenes de la cuenca
donde las evaporitas jurasicas estan ausentes.

c) Estructuras de relieve suave, cubiertas por rocas mas jovenes desarrolladas en el area
de influencia de la Peninsula de Tamaulipas.

d) Estructuras anticlinales tipo caja y domicas hacia las areas de la cuenca, en donde las
evaporitas tienen los mayores espesores.




Figura 2.26. Seccion estructural de la Cuenca de Sabinas mostrando los estilos de deformacién (Tomado de
Pemex, 2013).
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Figura 2.27. Estilos de deformacién de la Provincia Petrolera Sabinas-Burro-Picachos (Tomado de PEMEX,
2013).




los procesos compresivos, de los cuales sélo dos se consideran relevantes:

a) fracturas resultantes de la compresion, paralelas y subparalelas a la direccion del
echado de la capa de gran extension tanto lateral como vertical.

b) fracturas causadas por la extension, perpendiculares al eje de los pliegues,
numerosas pero de corta extension, dan lugar a la compartamentalizacion de la
estructura en pequenos bloques. Los otros tres patrones de fracturas se restringen
a areas limitadas.

La historia tecténica de la regién en la que se encuentra la Cuenca de Sabinas se
remonta al Paleozoico Tardio cuando las Placas de Sudamérica-Africa y Norteamérica
colisionaron formando la Pangea. Este evento formd el cinturén orogénico Marathon-
Ouachita del Mississipico Tardio al Pérmico Temprano, conformando la zona de sutura de
la colision continente-continente.

A partir del Triasico Tardio inicié la segmentacion y rifting de la Pangea, que duré hasta
el Calloviano, manifestandose por atenuacion del basamento en el area, el cual se expresa
como altos de basamento (Isla de Coahuila, Peninsula de Tamaulipas, y altos Picacho y
San Carlos), bajos de basamento (Cuencas de Sabinas y Magicatzin) y fallas laterales de
grandes extensiones que los limitan (Mojave-Sonora, San Marcos y La Babia). El Sistema
de fallas regionales de desplazamiento lateral izquierdo jugd un papel importante para

permitir el desprendimiento del bloque Yucatan en esta etapa de rifting en su porcion
occidental. El fallamiento de desplazamiento lateral izquierdo y el fallamiento normal
asociado (transtension) generaron fosas, destacando la formacion de la Cuenca de Sabinas
(Figura 2.28).

Sedimentos de lechos rojos, evaporitas e intrusiones de diques de composicién riolitica
a andesitica caracterizaron esta etapa. El movimiento del fallamiento lateral y la extension
asociada culminé en el Oxfordiano Temprano, cuando dio inicio la etapa de generacién de
corteza oceanica en el Golfo de México que duré hasta el Berriasiano, posterior a esto una
etapa de subsidencia térmica caracteriz6 a todo el Golfo de México y cuencas circundantes.
Los rasgos de basamento formados en la etapa de rifting influyeron significativamente en
la sedimentacion continental y marina desde el Jurasico Tardio hasta el Cretacico Tardio;
y en el plegamiento y fallamiento laramidico ocurrido a fines del Cretacico hasta el Eoceno
(Figura 2.29). La etapa de margen pasivo culmin6 en esta region con el inicio del evento
orogénico laramidico, el cual esta relacionado con el efecto del cambio de vergencia de NW
a SE, y de la velocidad en la subduccion de la Placa Farallon con el borde continental oeste
de la Placa de Norteamérica. Este evento tectdnico es el responsable de la deformacion
contraccional que prevalece en el area, de la reactivaciéon de fallas de basamento y
movilizacion de sal.
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Figura 2.29. Diagramas de evolucion tectonica de la Provincia Petrolera Sabinas-Burro-Picachos (Tomado de
Escalera 2013).




arco estratigrafico y ambientes de depésito

La columna estratigrafica (Figura 2.30) descansa sobre bloques altos y bajos de basamento
cristalino (igneo-metamoarfico) de edad Permo-Triasica, el relleno de las fosas tecténicas se
inicid en el Tridsico Tardio con depdsitos de lechos rojos derivados de la erosion de los
paleo-elementos positivos asi como rocas volcanicas producidas durante el proceso de
rifting.

En la Provincia Petrolera Sabinas-Burro-Picachos se han identificado tres sistemas
petroleros, relacionados a rocas generadoras del Tithoniano, Aptiano y Turoniano. Estos
sistemas petroleros productores de gas y condensado, se distribuyen ampliamente en esta
cuenca. Las caracteristicas geoquimicas del contenido organico y sobremadurez definen a
las rocas del Tithoniano como la principal roca generadora en esta Provincia petrolera y su
principal roca almacén de acuerdo a su volumetria de hidrocarburo producida, es de edad
Barremiano

Las rocas de edad Tithoniano son las principales generadoras que aportaron las
cantidades de hidrocarburos mas significativa a las rocas almacén de las formaciones
Olvido, La Gloria, La Casita, Cretacico Barril Viejo, Menchaca, Padilla y La Virgen; esta
ultima roca almacén tiene la mayor volumetria producida para calificarla como el principal y
mas productivo sistema petrolero de la cuenca.
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Figura 2.30. Columna estratigréafica de la Provincia Petrolera Sabinas-Burro-Picachos(Tomado de PEMEX,
2013)




depositan grainstones ooliticos de la Formacién Novillo sobre los flancos de los altos de
basamento. Del Oxfordiano al Kimmeridgiano continué el depdsito de evaporitas
pertenecientes a la Formacién Olvido; en la parte tardia del Oxfordiano, la sedimentacion
sufrid un cambio notable, el mar adquirié caracter transgresivo ocasionando que en la
mayor parte del Golfo de Sabinas se precipitaran rocas carbonatadas (lodos—peletoides)
(Escalera, 2013).

Formacioén La Virgen

Esta formacion se describe como una alternancia de capas de yeso granular con caliza
fosilifera color gris, cuyas caracteristicas principales es el color amarillento por
intemperismo y la presencia de cavidades observandose en la seccién Potreros de
Berrendo y Padilla, el yeso muestra coloraciones de gris a café amarillento; también
contiene lutita en menor proporcion. Dicha unidad se divide en cinco paquetes, los tres
primeros consisten de carbonatos dolomiticos separados por dos paquetes evaporiticos, la
dolomita contiene de 6 a 8% de porosidad y la fase evaporitica tiene una superficie de roca
potencial (Lépez, 2009).

Formacion La Casita

En la Provincia Petrolera Sabinas-Burro-Picachos la principal roca generadora se ubica en
la parte inferior de la Formacion La Casita de edad Tithoniano, se distribuye regionalmente

a lo largo y ancho de la cuenca y en la columna sedimentaria alcanzan profundidades en
los depocentros del orden de 4000-8600 m (Escalera, 2013).
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Formacion La Gloria

Se describen dos sucesiones estratigraficas correspondientes a esta unidad; una de ellas
en el Cerro Volcanes al noreste de Durango, la cual consiste de capas medianas a gruesas
de arenisca de cuarzo gris y estratos con textura mudstone-wackestone arenoso de color
gris oscuro, le contintan una alternancia de capas medianas y gruesas de mudstone de
color gris oscuro, lutita gris claro a gris oscuro que en ocasiones presenta un color rojizo;
en la cima se observa una secuencia de capas medianas de limolita arenosa y limolita
arcillosa con intercalaciones de capas delgadas de arenisca café claro; la otra seccién se
encuentra en el cerro palitos prietos, constituida por capas gruesas de wackestone,
packstone y grainstone. Esta unidad presenta un espesor de 50 a 100 m, aunque puede
exceder los 600 a 700 m en el flanco suroeste del Bloque Coahuila (Palomino, 2006).




2.3 PROVINCIA PETROLERA TAMPICO-MISANTLA

Ubicacion

La Provincia Petrolera Tampico-Misantla (PPTM), se ubica en la margen centro-oriental de
México y comprende desde el extremo sur del Estado de Tamaulipas hasta la parte central
de Veracruz, las porciones orientales de los estados de San Luis Potosi, Hidalgo, Norte de
Puebla y occidente del Golfo de México hasta la isobata de 200 m. Limita al norte con las
provincias Burgos y Alto de Tamaulipas, al sur con el Cinturén Plegado de la Sierra Madre
Oriental y la Faja Volcanica Transmexicana, al occidente con la Plataforma Valles-San Luis
Potosi y el Cinturon Plegado de la Sierra Madre Oriental y al oriente con el Cinturén
Extensional Quetzalcéatl (Figura 2.31) (Escalera, 2013).

Figura 2.31. Ubicacion de la Provincia Petrolera Tampico-Misantla.(Tomado de PEMEX, 2013)

Marco tectonico estructural

Estructuralmente Tampico-Misantla es una cuenca de margen pasivo cuya geometria de
bloques de basamento esta relacionada a la etapa de apertura del Golfo de México y que
evoluciond a una cuenca de antepais formada en el Paledgeno, cuando el Cinturén Plegado
de la Sierra Madre Oriental fué emplazado al occidente de la cuenca.




Esta conformada principalmente por los siguientes elementos tecténico-estructurales y
estratigraficos (Figura 2.32).

El Alto de Tamaulipas y el Homoclinal de San José de las Rusias como su limite
norte.

Paleocanon Bejuco-La Laja.

El Alto de la Sierra de Tantima.

El Paleocafién de Chicontepec.

Limita al sur con la Franja Volcanica Transmexicana.

De este a oeste se tiene el Alto o Isla de Arenque.

El Alto de la Plataforma de Tuxpan.

El Frente Tectdnico del Cinturén Plegado y Cabalgado de la Sierra Madre Oriental.

Figura 2.32. Principales elementos tecténicos en la Provincia Petrolera Tampico Misantla.(Tomado de
PEMEX, 2013)

La geometria actual de la Cuenca Tampico-Misantla es producto de varios eventos
tecténicos que forman parte de la evolucion de la megacuenca del Golfo de México.

Etapa de rifting. Se relaciona a la primera etapa de apertura del Golfo de México
desarrollada del Triasico Tardio al Jurasico Medio en la que se formaron fosas (Figura 2.33).
En el Tridsico se depositaron potentes espesores de Lechos Rojos, de origen continental,
constituido por areniscas, limolitas y conglomerados con clastos de rocas extrusivas




dando origen en la porcién centro-oriental de México a la Cuenca de Huayacocotla. Esta
constituye una depresién irregular de edad Jurasico Temprano- Medio, de aguas someras
a profundas, bajo un régimen de sedimentacion ritmica tipo Flysch. En el Jurasico Medio se
generaron movimientos relativos de los bloques de basamento existentes, que provocaron
la retirada de los mares, restituyendo en el centro y oriente del pais las condiciones
continentales, efectuandose a la vez manifestaciones de actividad ignea que afectaron a la
Formacion Huayacocotla en varias localidades de la porcion sur del sector oriente de la
Sierra Madre Oriental.

Eventos

Fi
Fosas generadas durante la apertura del Golfo de México

Figura 2.33. Apertura del Golfo de México, margen activa en el Triasico-Jurasico Medio.(Tomado de PEMEX,
2013)

Etapa de margen pasivo. A partir del Jurasico Tardio (Figura 2.34) se presenta un amplio
margen pasivo que se relaciona con el establecimiento del Golfo de México. Este margen
pasivo contiene la primera unidad transgresiva temprana de subsidencia rapida y finaliza
con la formacion y emplazamiento de las grandes plataformas carbonatadas en el Cretacico
Medio (Figura 2.35)(Escalera, 2013).




Teclonoos

Figura 2.34. Relleno sedimentario de las fosas en el Jurasico Medio-Jurasico Tardio. (Tomado de PEMEX,
2013)
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Figura 2.35. Extensas plataformas carbonatadas y crecimientos arrecifales en el Cretacico Inferior-Medio.
(Tomado de PEMEX, 2013)

Formacion Agua Nueva

La Formacién Agua Nueva consiste principalmente en caliza laminada de color gris obscuro
ocasionalmente con tonalidades azuladas de espesor de entre10 a 50 cm, e intercalaciones
de lutita café-anaranjado a café-amarillento de espesor centimétrico de 2 a 8 cm. La seccién
también incluye capas intermitentes de entre 2 — 4 cm de espesor de bentonita verde
olivaceo. Tanto la lutita como las capas de bentonita no presentan ni fosiles ni estructura
interna aparente. Algunas capas de caliza presentan laminacion primaria fina a escala




organico muestran importantes variaciones de este componente en funcion de la textura.
Los valores menores de 1 % fueron obtenidos en la facies de caliza no laminada, mientras
que valores superiores al 2 % (ocasionalmente hasta 8 %) estan presentes en la facies de
caliza laminada y de tonos mas oscuros (Angeles, 2014).

2.2.4 PROVINCIA GEOLOGICA DE CHIHUAHUA
Ubicacion

La Provincia Petrolera de Chihuahua se localiza en la porcion norte de México, ocupa la
parte este del Estado de Chihuahua. Al norte y noreste limita con Los Estados Unidos de
América, al occidente con las estribaciones de la Provincia Geolégica Faja Volcanica de la
Sierra Madre Oriental, al sur con la Provincia Geolégica Plataforma de Coahuila y al sureste
con la Provincia Geolégica de Sabinas. Cubre una superficie de 177,000 kmz (Figura 2.36)
(Escalera, 2013).

Figura 2.36. Ubicacion de la Provincia Petrolera Chihuahua. (Tomado de PEMEX, 2013)




arco Tectonico Estructural

Estructuralmentela Provincia Geoldgica de Chihuahua se caracteriza por la presencia de
plegamientos, afectados por fallas inversas y sobre corrimientos, que involucran secuencias
marinas mesozoicas. La depositacibn mesozoica se realizé en una cuenca sedimentaria
limitada por la Peninsula del Diablo al noroeste, la Peninsula de Aldama al suroeste y la
Plataforma de Coahuila al Sureste. Los dos primeros son paleoelelmentos paleozoicos, que
permanecen emergidos durante parte del mesozoico, mientras que la Plataforma de
Coahuila se desarrollé6 en el Mesozoico sobre rocas igneas Permo-Tridsicas vy
sedimentarias del Pensilvanico y Pérmico. Los sistemas montaiosos se encuentran
separados por llanuras que surgieron al rellenarse las depresiones formadas por las fosas
de origen tectonico, con sedimentos continentales y algunos derrames lavicos, todo lo cual
dio origen a las cuencas endorreicas locales de los llamados ‘bolsones”. Las secuencias
sedimentarias plegadas desaparecen hacia la margen occidental debajo de la cubierta
ignimbritica de la Provincia Geoldgica Faja Volcanica de la Sierra Madre Occidental. La
cuenca mesozoica de Chihuahua se desarrolld6 sobre elementos paleogeograficos
paleozoicos que fueron formados en el borde sur del Cratén de Norteamérica, que
evolucionaron a una cuenca intracraténica ligada a la apertura del Golfo de México durante
el Jurasico Medio, limitada por los elementos positivos conocidos como Peninsula del
Diablo y Peninsula de Aldama, uniéndose al sureste con la Provincia Geolégica Plataforma
de Coahuila. Esta cuenca tiene una secuencia sedimentaria que inicié su depdésito a partir
del Jurasico Tardio y llegd hasta el Cretacico Tardio, la cual tuvo tres periodos de evolucién
tectonica sedimentaria.

Periodo de apertura (Kimmeridgiano-Aptiano Temprano). Un periodo tecténico
distensivo acompanado de una subsidencia donde hay depdsitos areno-arcillosos
continentales, pasando a sedimentos arcillo-arenosos marinos profundos en los
depocentros de la cuenca y arenosos de facies litorales. Para el Cretacico Temprano
cambia a un régimen sedimentario de capas rojas de llanura aluvial y evaporitas en las
margenes occidental y oriental.

Periodo de cuenca con desarrollo de plataforma (Aptiano Tardio-Albiano). En este
hay una estabilidad caracterizada por una subsidencia lenta donde se depositan grandes
espesores de rocas carbonatadas de plataforma, en parte con influencia arcillosa y arcillo-
calcareos producto de fluctuaciones marinas causadas por las transgresiones y
basculamientos que sufrié la cuenca de occidente a oriente.

Periodo de compresion y colmatacion (Cenomaniano-Paledgeno). Este régimen
tectdnico es generado por el levantamiento y basculamiento de occidente a oriente durante
la Orogenia Laramide, que ocurri6 a fines del Cretacico y principios del Cenozoico;
originando en la Cuenca de Chihuahua una convergencia de su régimen sedimentario con
desarrollos de plataforma a una cuenca colmatada por el aporte de sedimentos gruesos
arcillo-arenosos, antecedentes al plegamiento y fallamiento inverso que presentan las rocas
sedimentarias (Figura 2.37).
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Figura 2.37 Seccién estructural regional de la Provincia Petrolera Chihuahua(Tomado de PEMEX, 2013)

Marco estratigrafico y ambiente sedimentario

En la Cuenca Mesozoica de Chihuahua, se depositaron sedimentos continentales y
marinos, del Jurasico Superior, Cretacico y Cenozoico, sobre sedimentos y terrenos
cristalinos paleozoicos. Se ha estimado que el espesor de la columna sedimentaria es de
hasta 1,000 metros, considerando las secuencias sedimentarias paleozoicas y mesozoicas.
(Figura 2.38).

La evolucion sedimentaria ocurrié sobre un basamento Precambrico. En el area de
la Sierra del Cuervo, se obtuvo una edad por el método K-Ar, del Grenvilliano
(aproximadamente 1,200 millones de afios), para un metamoérfico incluido en una secuencia
pérmica.

Se considera que las calizas y dolomias del Paleozoico Inferior de Chihuahua
reflejan un ambiente de plataforma similar a las facies desarrolladas sobre el Craton de
Ameérica del Norte, por lo cual debe ser la continuacién de este elemento hacia México. En
el Pensilvanico-Pérmico el patron sedimentoldgico presenta la accion de fallamiento en
bloques, que dio origen a fosas y pilares sobre los que se depositaron rocas carbonatadas
y terrigenas. De esta edad es la Plataforma del Diablo, donde el borde suroeste es un
marcado lineamiento que coincide con el cauce del Rio Bravo en el tramo entre Ciudad
Judrez y Ojinaga. Este rasgo tectonico ha mantenido su influencia sobre los depdsitos
sedimentolégicos y deformaciones del Mesozoico y del Cenozoico (Figura 2.39).




|

CRETACICO
INFERIOR

MESOQOZOICO

FPCIPPCI—-—IO0

RO OMAIDOMT

Figura 2.38. Columna estratigrafica de la Provincia Petrolera Chihuahua. (Tomado de PEMEX, 2013)

Los afloramientos carbonatados paleozoicos de Chihuahua se encuentran en el area
de la Mina Plomosas, al noreste; al norte en el area de Aldama afloran limolitas, y en varias
localidades al noroeste del estado aparecen calizas y dolomias de plataforma. En diferentes
pozos se cortaron rocas paleozoicas, ademas se han alcanzado rocas del Ordovicico,
Cambrico e incluso rocas metamorficas del Precambrico.
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Figura 2.39. Paleogeografia del Pérmico. (Tomado de PEMEX, 2013)

Durante el final del Pérmico y hasta el Jurasico Medio hubo emersion en la mayor
parte del territorio de Chihuahua, depositandose capas rojas rellenando fosas producto de
fallamiento normal. En el Kimmeridgiano, la porcion oriental de Chihuahua tenia un relieve
de cuenca limitada al noreste por la Peninsula del Diablo, al suroeste por la Peninsula de
Aldama vy al sur por la Provincia Geoldgica Plataforma de Coahuila (Figura 2.40).




Figura 2.40. Paleogeografia del Jurasico Superior. (Tomado de PEMEX, 2013)

La Peninsula de Aldama y la Plataforma de Coahuila funcionaron como elementos
positivos limitrofes, por lo que la Cuenca de Chihuahua tendria comunicacion a través de
la Cuenca de Sabinas, en Coahuila. Las primeras etapas de la transgresion marina del
Jurasico Tardio, sobre la Cuenca Mesozoica de Chihuahua, dieron origen al depdsito de
evaporitas que actualmente se manifiestan en estructuras diapiricas de sal y yeso, ubicadas
al sur de Ojinaga y Cd. Juarez y en los pozos perforados en la Sierra de Cuchillo Parado.

Los afloramientos del Jurasico Superior son secuencias arcillo-arenosas y
calcareas, se localizan principalmente entre Cd. Juarez y Chihuahua, sobre todo en el norte
de las Sierras de Samalayuca, Alcaparra, El Kilo y La Mojina.

En el Cretacico Temprano la sedimentacion marina continué en la Cuenca de
Chihuahua con depdésitos de caliza y yeso de la Formacion Navarrete y lutitas y areniscas
de la Formacion Las Vigas. En ese tiempo permanecia emergida la Plataforma de Coahuila
mientras que la Peninsula de Aldama era cubierta por una transgresion marina. A fines del
Aptiano los mares inician una transgresion sobre la Plataforma de Coahuila y los terrenos
de Sonora y Sinaloa. En la Cuenca de Chihuahua se deposité una secuencia calcarea de
la Formaciéon Cuchillo y el Grupo Chihuahua (formaciones Benigno, Aurora, Finlay y
Benavides). Esta transgresion alcanza su maximo desarrollo en el Albiano-Cenomaniano,
durante el cual se desarrollaron sobre la Plataforma de Aldama facies arrecifales.

Durante el Cretacico Tardio los terrigenos de ambientes deltaicos del Grupo Ojinaga
se asocian con levantamiento y actividad volcanica en el occidente de México, indicando
que para el Campaniano la linea de costa avanzo al oriente (Figura 2.41).




la compresién laramidica asociada a la subduccion de la Placa del Pacifico, por debajo de
la costa septentrional del occidente de México y mediante un despegue a nivel de la base
de la secuencia evaporitica. Los ejes de las estructuras presentan generalmente una
orientacion noroeste-sureste.

En el Cenozoico la Cuenca de Chihuahua evolucioné como una zona colmatada y
emergida que fue parcialmente cubierta, durante el Oligoceno-Mioceno por ignimbritas en
la porcién oriental. Las rocas volcanicas del oriente de Chihuahua tienen diferencias
quimicas con las areas vecinas y constituyen una provincia intermedia entre las series
calcoalcalinas de la Sierra Madre Occidental (Oeste de Chihuahua) y las series alcalinas
de la Provincia de Trans-Pecos en Texas. La tectonica de distensién del CenozicoTardio
origina la formacion de fosas y pilares, asi como el depdsito de importantes espesores de
sedimentos continentales(Escalera, 2013).
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Figura 2.41. Seccién esquematica de sedimentacion del Mesozoico (Tomado de PEMEX, 2013).

Se considera que el Paleozoico no tiene interés econdmico petrolero por su alta
madurez y falta de sincronia entre los elementos y procesos del sistema petrolero, estas
rocas tienen poco espesor y estan practicamente agotadas.




Formacidn Ojinaga

La Formacién esta compuesta por calizas grises de estratificacion delgada que se intercala
con lutitas; sucesivamente, se encuentran areniscas, las cuales contienen restos de plantas
y madera foésiles. Se describe la unidad en la regiéon de Ojinaga, Chihuahua, como una
alternancia de lutitas y calizas; la base esta formada por calizas, de color gris, que en
general es micrita; la cima contiene lutita de color gris oscuro, cenagosa y calcarea; en la
region de Rim Rock, Texas, en el pozo Hunt, la Formacion Ojinaga puede dividirse en tres
segmentos: la parte superior de la formacion consiste de lutita calcarea color gris olivo, con
concreciones; la parte media es una lutita calcarea con indicios de caliza y en la parte
inferior de la formacion existe una serie alternante de lutita y caliza(Ramirez, 2009)

2.2.5 PROVINCIA PETROLERA VERACRUZ

Ubicacion

La Provincia Petrolera Veracruz se ubica en el oriente de México, quedando comprendida
en su mayor parte en el estado de Veracruz y se extiende hacia la plataforma continental,
cubre un area aproximada de 38,000 Km?. Limita al norte con la Provincia Geoldgica Faja
Volcanica Transmexicana, al sur-sureste con la Provincia Petrolera Sureste, al este-noreste
con la Provincia Geoldgica Cinturon Extensional Quetzalcéatl y al occidente con la Provincia
Petrolera Cinturdn Plegado de la Sierra Madre Oriental (Figura 2.42) (Escalera, 2013).




arco tectonico estructural

El marco estructural de esta provincia estd conformado por una porcién sepultada del
Cinturdn Plegado de la Sierra Madre Oriental conocido como Frente Tectonico Sepultado y
la Cuenca Terciaria de Veracruz. (Figura 2.43). Desde el punto de vista econdmico-
petrolero tienen importancia la Cuenca Terciaria de Veracruz y el Frente Tectonico
Sepultado, que son aqui los sectores productores de gas y aceite y gas respectivamente.
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Figura 2.43. Mapa y seccién mostrando el marco estructural de la Provincia Petrolera Veracruz.(Tomado de
PEMEX, 2013)

El Frente Tecténico Sepultado (FTS) conformado predominantemente por rocas
carbonatadas de la plataforma mesozoica de Cérdoba, tiene produccion de aceite y gas.
Su arquitectura es producto del evento orogénico laramidico que culminé en el Eoceno
medio.

La Cuenca Cenozoica de Veracruz (CTV) es una cuenca de antepais que fue
rellenada por una secuencia siliciclastica alternante de lutitas, areniscas y conglomerados
del Cenozoico, suprayaciendo a las rocas carbonatadas mesozoicas y conformando una
columna sedimentaria meso-cenozoica de aproximadamente 12,000 m.

La evolucion tectonica de la Provincia Petrolera Veracruz comenzo su historia con
la apertura Jurasica del Golfo de México, en donde actuaron fallas transformantes y de




desplazamiento lateral, por medio de las cuales el Bloque de Yucatan se desplazo al sureste
(Figura 2.44). Durante el Cretacico Temprano, el area permanecié como un margen pasivo,
cuya subsidencia estuvo condicionada por el enfriamiento térmico de la corteza,
desarrollandose hacia el occidente una plataforma carbonatada de Cérdoba (Figura 2.45).
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Figura 2.44. Mapa con la ubicacién de la Provincia Petrolera Veracruz en el contexto tecténico regional del
Golfo durante el Jurasico Tardio (Tomado de PEMEX, 2013).
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Figura 2.45. Mapa paleogeografico del Cretacico Temprano-Medio mostrando el ambiente de margen pasivo
(Tomado de PEMEX, 2013).

Al continuar los esfuerzos compresivos sobre la plataforma de Cdérdoba durante el
Eoceno-Oligoceno, se desarrollé un alineamiento de cabalgamientos, generando una
mayor subsidencia de la cuenca por carga tecténica que duré hasta el Mioceno Temprano.
Para ese tiempo la sedimentacion continuaba con flujos de escombros sobre el talud y pie
de talud, cuya principal fuente de aporte fueron las rocas carbonatadas cretacicas del
Cinturén Plegado de la Sierra Madre Oriental. La inversion gradual de la cuenca inicié
durante el Mioceno temprano y alcanzé su mayor desarrollo a finales del Mioceno medio,
por un evento tecténico asociado al establecimiento de la subduccion de la Placa de Cocos
en el sur-sureste, este evento es correlacionable con el evento tectonico Chiapaneco.

Para el Mioceno tardio, cesa el levantamiento y la cuenca se colmata por medio de
una secuencia siliciclastica progradante de plataforma (Figura 2.46). Durante este tiempo
ocurren cambios en la composicion mineraldgica y fuentes de aporte de los sedimentos,
cambiando de compuestos carbonatados (Paledgeno) a mezclas carbonatado-
siliciclasticas en el Mioceno temprano y finalmente a siliciclasticas con influencia volcénica
del Mioceno medio al Plioceno.
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Figura 2.46. Seccion transversal restaurada mostrando la dinamica terciaria de la Provincia Petrolera
Veracruz(Tomado de PEMEX, 2013).

Marco estratigrafico y ambientes de depésito

La columna estratigrafica de la Provincia Petrolera Veracruz esta constituida por rocas
mesozoicas predominantemente carbonatadas y siliciclasticas del Cenozoico, cuyo espesor
total maximo se calcula puede alcanzar 12,000 m. La presencia de las secuencias
mesozoicas en el centro de la cuenca terciaria se infiere por medio de los estudios
geoldgicos realizados en la margen occidental, donde estas rocas afloran en la Sierra de
Zongolica o han sido penetradas por pozos exploratorios en la Plataforma de Cérdoba.

La columna sedimentaria descansa sobre un basamento cristalino complejo del
Paleozoico-Triasico constituido de granitos y granodioritas con edades de 323 Millones de
anos (Figura 2.47). La primera secuencia sedimentaria esta representada por lechos rojos,
conglomerados y limolitas continentales del Jurasico Medio correspondientes a la
Formacion Todos Santos depositados sobre el basamento, mientras que en algunas zonas
(area Mata Espino) se ha registrado la presencia de sal, cuya edad en otras cuencas se le
relaciona al Calloviano. Los primeros sedimentos marinos corresponden a calizas areno-
arcillosas, en partes ooliticas y calizas arcillosas dolomitizadas que se han correlacionado
con las formaciones San Pedro y San Andrés del Kimmeridgiano, que alcanzan espesores
de 100 a 390 m. Estas rocas son sobreyacidas por calizas bituminosas de color gris oscuro
a negro y calizas areno-arcillosas con potencial generador de la Formacion Tepexilotla del
Tithoniano con espesor promedio de 200 metros.
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Figura 2.47. Columna estratigréfica generalizada de la Provincia Petrolera Veracruz (Tomado de PEMEX,
2013)




Formacion Todos Santos

Aflora en las inmediaciones de Matias Romero, Santo Domingo Petapa y al norte de Lazaro
Cardenas. La unidad es de color rojizo y esta formada por estratos delgados de limolita,
arenisca de grano fino a grueso, arenisca conglomeratica y por estratos gruesos y
ocasionalmente masivos de un conglomerado constituido por clastos de granito, riolita,
andesita, gneis y caliza. Los fragmentos de los conglomerados tienen formas
subredondeadas a redondeadas, tamafos variables entre 1 y 10 cm de diametro, y estan
incluidos en una matriz arenosa o de ceniza volcanica. En esta unidad es posible observar
estructuras primarias como laminacion, gradacion, estratificacion cruzada y rizaduras.

Su edad se considera del Jurasico Medio con base en palinomorfos y el ambiente
de depdsito sugerido es de abanicos aluviales y ambientes fluviales (Pérez, 2009)

Formacioén San Pedro y San Andres

Se reporta en el sur de la Cuenca de Chicontepec y es considerada como la ultima
formacion junto con la Formacion Taman que fue erosionada por el complejo de
paleocanales del Grupo Chicontepec. Esta representada por grainstone de oolitas,
peletoides, bioclastos e intraclastos. La Formacion se describe como calcarenitas porosas,
con cambio de facies de calizas micriticas a calizas calcareniticas, en lentes o franjas.
Sedivide en dos partes, el miembro superior esta formada por mas del 70% de calizas
calcareniticas, compuestas de intraclastos y pellets en diferentes combinaciones dentro de
un cementante de espatita; son de color café oscuro en algunos casos por impregnacion
de aceite. El miembro inferior esta constituido en mas del 60% de calcarenitas ooliticas con
cementante de espatita y a veces en matriz de micrita; ademas presenta algunos estratos
de dolomias y de areniscas feldespaticas cementadas con calcita. El ambiente de depdsito
es mixto (transicional) o de rampa cercana al litoral o en el mismo litoral, inclusive en
lagunas con barras arenosas; se deposité en aguas someras, calidas, muy cargadas de
sales y otros minerales solubles a lo largo de costas arenosas que proporcionaron la gran
abundancia de terrigenos incluidos. La Formacion San Andrés es una excelente roca
almacenadora. Se considera de edad equivalente a la Formacion Taman del Jurasico
Superior (Oxfordiano-Kimeridgiano), y también se correlaciona con la Formaciéon Chipoco,
la cual corresponde con una roca sello (Nieto, 2010).

Formacion Maltrata

El Cretacico Superior incluye las formaciones Méndez, San Felipe, Agua Nueva, Maltrata
y Guzmantla. La composicion litolégica de estas unidades es de calizas arcillosas color
gris claro, con intercalaciones de lutitas y capas de bentonita de color verde, asi como de
calizas arrecifales en las que destaca la presencia de corales, algas y agrupamientos
lenticulares de rudistas.

Las rocas del Cretacico cubren extensas areas en las regiones de Cérdoba, Orizaba
y Zongolica, mientras que al norte y sur del estado sus afloramientos son pequefios.
Asimismo en los alrededores de Xalapa se observan algunas sierras conformadas por




estas rocas. Ortega Gutiérrez et al. (
Mexicano de Pliegues y Fallas a las rocas del Mesozoico que conforman la Sierra Madre
Oriental (Rodriguez).

Esta formacion se encuentra aflorando aisladamente justo en el extremo E de
nuestra zona de estudio hacia la region N del poblado de Acultzingo.

Principalmente consiste de una alternancia de calizas impuras “mudstone” gris
oscuro con espesores de 15 a 40 cm, presentando bandas de pedernal.

La formacion Maltrata al NE del poblado de Tehuacan suprayace al cretasico de la
Formacion Chivillas superior.

Con base en los estudios petrograficos de los que ha sido objeto esta formacion se
le ha asignado una edad del Cretasico superior (Turoniano — Coniciano).

De acuerdo a las caracteristicas litologicas y paleontolégicas que han sido
estudiadas por diversos autores, sugieren que el ambiente de depdsito fue de cuenca
(Duran, 2007).




3.1 PROPIEDADES PETROFISICAS PARA EL MODELO DE YACIMIENTOS EN LUTITAS

Porosidad

Es el porcentaje del espacio vacio en la roca, la porosidad en las rocas no solo esta
compuesta por fracturas, también la constituyen la porosidad de la matriz, porosidad de la
arcilla y porosidad del kerégeno, para registros geofisicos de pozo, se constituyen de la
siguiente manera:

¢ Porosidad total: considera todo el espacio vacio conectado y no conectado mas la
porosidad de las lutitas.(ecuacion 1)

o bien la ecuacion 2:

D — _Pm
Pb—Pm—Wrpp(1 Pk)

- (pg_pm)+(Pm_pg)SwT N

2)

T

donde:

Py densidad del gas

Pw densidad del agua

W peso fraccionario del kerégeno
Swr saturacion de agua

P« densidad del kerogeno

La porosidad total para yacimientos no convencionales involucra sistemas de poros
muy pequefios, microporos y nanoporos, por esto, los efectos de capilaridad son
considerados tan importantes que son capaces de detener flujos de produccién comercial
(decaimiento en la produccién de los pozos). Las cantidades de gas y aceite habian sido
reportados previamente, cuando se atravesaban niveles de yacimientos de lutitas, pero
anteriormente (cuando solo importaba explorar el hidrocarburo convencional) no habian
sido estudiados con miras a una producciéon comercial. La forma de funcionamiento de
estos yacimientos ha sido vuelto a analizar en funcion de la capacidad de almacenamiento
y, sobre todo, el transporte y la produccion de hidrocarburo.

La porosidad total de estos sistemas, sin tomar en cuenta las fracturas naturales, esta
compuesta principalmente de:

e Porosidad de la matriz no arcillosa.
e Porosidad de la arcilla.
e Porosidad del kerégeno.




un yacimiento, se define como la porosidad total menos la porosidad de las lutitas.
Porosidad de las lutitas: porosidad estimada en base al volumen de las lutitas.

Porosidad de agua ligada a la arcilla: ocupado por agua adsorbida en arcillas e
hidratacién de las arcillas.

Porosidad de agua capilar: ocupada por agua atrapada capilarmente en la matriz.

Porosidad de flujo libre: ocupado por fluidos moviles, (Phi FF = Porosidad total —
Porosidad de agua ligada — Porosidad de agua capilar). El gas libre ocupa este
espacio poroso cuando So es aproximadamente 0%.

La porosidad para registros se puede calcular a través de un registro de densidad,
con la relacion de la densidad medida (pp) y los componentes de las lutitas
(ecuacion3).

Pb = Pme +Pka +ng®k +Pgm®m (3)

donde:

P, densidad media

Pn densidad de la matriz; Vi fraccion del volumen de la matriz
P« densidad del kerégeno; Vi fraccion del volumen del kerégeno
P4« densidad del gas intrakerogeno; ®x porosidad del kerégeno
Pgm densidad del gas intermatriz; ®, porosidad de la matriz

Para la correcta aplicacion de las ecuaciones son necesarias las siguientes
suposiciones:

1) El gas libre en la matriz es de igual densidad al gas libre y absorbido en el
kerdégeno.

2) La variabilidad de la densidad de los minerales son calculados para un modelo de
mineralogia.

3) El gas absorbido forma parte de la porosidad total.

La fraccion del kerogeno se define como (ecuacion 4):

TOoC
Wk = C_k . (4)

donde:

Ck es el peso fraccionario del carbén en el kerogeno especifico para cada yacimiento.




rmeabilidad

Es la capacidad de la roca de permitir que un fluido atraviese su espacio poroso sin alterar
su estructura interna, este parametro esta en funcién del tamafo, forma, clasificacion y
arreglo de los granos, pero también destacan los siguientes factores: porosidad efectiva
(poros interconectados), densidad del fluido y presion del fluido, su unidad es el darcy y
comunmente para la industria petrolera usada con el prefijo de milésima parte siendo ésta
milidarcys (mD). La permeabilidad se puede clasificar de la siguiente manera:

a) Permeabilidad Absoluta (Kabs) propiedad que permite a la roca el paso de un fluido
mojante cuando se encuentra completamente saturada del mismo fluido, esta
propiedad es igual para cualquier liquido que sea mojante (no incluye a los gases).

b) Permeabilidad efectiva (Kr): esta propiedad se especifica en un fluido, y es la
propiedad que permite el paso a un fluido en presencia de otros (aceite, gas o agua)
en el medio poroso, sus valores varian desde cero hasta la permeabilidad
absoluta, excepto en el caso del gas, que puede ser mayor debido a resbalamiento
molecular por no ser un fluido mojante.

Permeabilidad Relativa (Kr, Krg, Kiw) (ecuacion 5): este parametro es solo una
relacion entre la permeabilidad efectiva a un fluido y la absoluta, se define de la
siguiente forma para el aceite, gas y agua respectivamente.

K,
w

Rr\' =

Kabs

La suma de las ecuaciones anteriores es menor a 1.0
La ley de Darcy en funcion del gasto se expresa como (ecuacion 6)

...(6)

_ KAP1—P,)
= m

donde:

g gasto (cm?/s)

K coeficiente de permeabilidad (D)
A area (cm?)

P1-P2 gradiente de presion (atm)
M viscosidad del fluido (cp)

L longitud del medio poroso (cm)




turacion de fluidos

Es la relacién entre el volumen del fluido (Vf) y el volumen de los poros (Vp), siendo los
fluidos posibles aceite, gas o agua. Un yacimiento petrolero puede albergar dos o hasta tres
saturaciones de fluido, donde la saturacién de agua (Sw) puede ser moévil o irreductible.

La saturacion de agua irreductible (Swir) es del orden de 0.1 a 0.3, la saturacién de
aceite (So) puede alcanzar valores de 0.9, por lo tanto, la sumatoria de las saturaciones es
igual a 1. La saturacion critica es el punto minimo del valor de la saturacion a partir del cual
el fluido comienza a desplazarse (ecuacion 7).

_Vr
Sy —V—p...(7)

Saturacion de agua (Swr): para el calculo de este parametro con base en registros
se aplica el modelo de Archie, basado en un registro de porosidad y resistividad de la
siguiente forma (ecuacién 8):

n | axRw
SWT = M(S)

donde:

Rt resistividad de la roca; n exponente de saturacion

Rw resistividad del agua de formacién; m exponente de cementacion
Rt resistividad verdadera de la formacion; a factor de tortuosidad (= 1)
¢t porosidad total

La ecuacion de Archie se aplica cuando la formacion es limpia y la conduccion de la
corriente eléctrica es a través del agua que se localiza en los poros. Cuando esta condicion
no se cumple, entonces no es aplicable este método.

Densidad del grano

Debido a la influencia del kerégeno en la densidad del grano, es importante evaluar este
parametro (GD o Pna), pues la presencia de kerégeno disminuye la densidad con una lutita
sin kerégeno, esto es utilizado para calibrar los registros, y este parametro se puede calcular
a través de un registro mineralogico.

Resistividad

Es la medida de la dificultad que la corriente eléctrica encuentra al circular a traves de un
material. Es una de las propiedades mas importantes en Regisgtros de pozo. Se mide en
ohm-m.

Los parametros que se pueden cuantificar a partir de registros de pozos son la
porosidad y resistividad. La saturacion de agua se puede calcular por la ecuacién de Archie
ecuacion, 9).




Rw es la resisitividad del agua de formacion

Rt es la resistividad verdadera de la roca en su estado natural son contaminacion del filtrado
del lodo

N es el exponente de saturacion

F esel factor de formacion el cual se define como la resisitividad de una roca 100% saturada
con un fluido (generalmente agua salada) entre la resistividad del agua que la satura
(ecuacion 10)

Ro
F=22_(10)

Este factor se puede relacionar con la porosidad a traves de la siguiente expresién:
a
= <1>_m

Donde a y m dependen de la geometria interna y del tipo de porosidad de la roca

F

Cuando se tienen rocas de tipo granulra se utiliza la expresion:

0.62
= 215

Expresidon que es conocida como relacion de Humble, mientras que para rocas
carbonatadas se utiliza la expresion

F = F

Cuando se tiene lutita, arcilla, yeso, gas, etc., la relacion 7 no se conserva, por lo
que en dicha situacion se requiere de un numero mayor de registros para hacer
correcciones que eliminen la influencia de estos elementos.

Para poder utilizar éptimamente la ecuacién de saturacién se requiere realizar
algunas aproximaciones. Una de estas es la del calculo de la resistividad del agua de
formacion. Es conocido que la resistividad cambia con la profundidad, se sabe ademas que
el gradiente geotérmico en la tierra esta controlado por la conductividad térmica de la roca.
En la practica se mide la temperatura en el fondo del agujero y en la superficie, y se
considera un gradiente lineal.

Sonda normal

La siguiente imagen (Figura 3.1 ) muestra el esquema del arreglo de este tipo de
sondas, este consiste en un electrodo A por el cual se emite una corriente alterna o también
conocida como corriente pulsante de baja frecuencia, cuya frente se encuentra en




superficie, este circuito se cierra con otro electrodo B que se encuentra bastante alejado
del electrodo A y M, donde el electrodo M, dista 0.40 m (16”) o bien 1.60 (64”) del electrodo
o punto A; donde se mide la diferencia de potencial entre un electrodo M y un N que se

encuentra todavia mas alejado.
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Figura 3.1 Esquema del arreglo de un dispositivo normal (Tomado de Guillot, 2010).

Debido a este tipo de arreglo, se determina que existe una caida de potencial entre
los electrodos M y N de medicion, y que esta caida es proporcional a la resistividad R del
medio ambiente que los separa.

Para que lo anterior se cumpla, se supone que el electrodo A, que es el emisor de
la corriente, se debe encontrar en un medio homogéneo e isotropico; dadas estas
condiciones, sera posible que se genere un campo eléctrico alrededor del electrodo A.

Por lo tanto, las curvas de resistividad obtenidas con este tipo de arreglo en los
electrodos de la sonda, son llamadas curvas normales; cabe aclarar que si se presenta un
espaciamiento entre el electrodo de corriente A y el de medida M, es igual a 0.40 m (16”)
sera llamada Curva normal corta, pero si el espaciamiento entre Ay M es igual a 1.60 (64”),
sera llamada curva normal larga.

A continuacion se presentan algunos ejemplos de las diferentes respuestas, para
arreglos Normales (Figura 3.2 y 3.3):
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Figura3.2 Curvas Normales.
Capa mas resistiva que las formaciones adyacentes (Tomado de Guillot, 2010).
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Figura 3.3 Curvas Normales.
Capa menos resistiva que las formaciones adyacentes (Tomado de Guillot, 2010)




figura 3.4 representa la distribucion tedrica y real respecto a un arreglo normal
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Figura 3.4 Distribucion Teorica Distribuciéon Real (Tomado de Guillot, 2010).

Sonda Lateral

Esta curva también es conocida como inversa o de gradiente, en esta sonda el arreglo de
electrodos se presenta de otra forma, pues los electrodos de medida M y N se encuentran
muy cercanos uno del otro, donde se mide la diferencia de potencial entre estos dos

electrodos (Figura 3.5).
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Figura3.5 Esquema del arreglo de un dispositivo lateral (Tomado de Guillot, 2010).




que se lleva a cabo en la practica, funcionan bajo el principio de reciprocidad, donde es
aplicable al caso de los cuatro electrodos; Segun lo que nos dice este principio, es que en
un circuito eléctrico de cuatro electrodos, donde se tienen dos de corriente y dos de
medicion, es posible cambiar los electrodos de corriente por los de medicién, obteniéndose
los mismos resultados. Esto permite que los circuitos de medicién y de emision de corriente
puedan soportar el paso de una corriente en ambos sentidos con la finalidad de que los
fendmenos de induccién y polarizacion sean anulados.

A continuacion se presentan un par de esquemas (Figura 3.6 y 3.7 que nos muestran
ejemplos de las diferentes respuestas mas comunes que se pueden dar en un arreglo
lateral, ya sea para las diferentes capas adyacentes al intervalo, sean mas o menos

resistivas.
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Figura 3.6 Respuestas de las curvas laterales, capa mas resistiva que las de la formacién adyacente (Tomado
de Guillot, 2010).
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Figura 3.7 Respuestas de las curvas laterales, capa menos resistiva que las de las formaciones adyacentes
(Tomado de Guillot, 2010)




3.2
CON PRESENCIA DE LUTITAS

Los registros eléctricos y radioactivos tienen una respuesta particular en intervalos de lutitas
gasiferas o aceitiferas. La presencia de hidrocarburos y kerégeno dan como resultado
alteraciones en la respuesta de los registros de resistividad, densidad, sénico, neutrén,
espectroscopia de rayos gamma e imagenes de microresistividad en comparacion con
intervalos sin presencia significativa de kerégeno.

Registro de Resistividad: de acuerdo con el tipo y volumen de arcilla, la presencia del
kerégeno e hidrocarburos incrementan la resistividad de la roca, el contenido de arcillas
puede variar entre 30-70%, segun estudios desarrollados (aunque en algunos casos la
presencia de minerales arcillosos puede ser menor al 10%), mientras mayor sea el
contenido de arcillas, la resistividad de las rocas sera menor, sin embargo, la propiedad de
las arcillas que mas afecta a la resistividad es la capacidad de intercambio catiénico CIC
siendo ésta, una relacion inversamente proporcional, esta propiedad varia en funcién del
tipo de arcilla y de su composicién mineraldgica. Los intervalos de lutitas gasiferas y lutitas
aceitiferas son mas resistivos que los intervalos ricos en arcilla con bajos niveles de
kerégeno. Cuando se tiene un solo intervalo con gas, la presencia del kerégeno puede ser
gradacional, resultando en respuesta de la resistividad en forma de campana, sin embargo,
en etapas de sobremaduracion la resistividad sufre una drastica reduccion por la presencia
de grafito que es un material conductivo (Cabrera, 2015).

Registro de Rayos Gamma y Espectroscopia de Rayos Gamma: la presencia de lutitas
incrementa el nivel de radioactividad de la formacion. Es normalmente facil distinguir entre
un estrato rico en arcillas y capas con carbonatos o arenas. Anormalmente, alta
radioactividad natural en lutitas gasiferas es causada por la presencia de Uranio
concentrado o iones de Uranio, por ejemplo, como resultado de condiciones reductivas en
ambientes marinos. Por lo tanto, es altamente recomendable el uso de una herramienta de
espectroscopia de rayos Gamma (NTG por sus siglas en ingles) para evaluar dichas
formaciones. La capacidad de separar niveles de radiaciéon de Torio (TH), Potasio (K) y
Uranio (U) es una ventaja en comparacion con rayos gamma totales (Gr). Es ampliamente
aceptado el hecho de que la ilita, mica y feldespatos son los principales contribuyentes de
Uranio. El efecto de la montmorillonita, clorita y caolinita en los niveles de radiacién son
menos significativos. La relacion entre Th-K-Per (Torio, Potasio y factor fotoeléctrico) en
conjunto con los analisis de laboratorio son algunas de las opciones usadas para distinguir
la riqueza mineral de las arcillas (Figura 3.8) (Cabrera, 2015).

Densidad y factor foto eléctrico: el kerogeno y el gas son de baja densidad (p») y bajo
factor fotoeléctrico (Per), como resultado de los altos niveles de estos componentes se
reduce la densidad y el factor fotoeléctrico de la roca. También la densidad de la matriz con
kerégeno (pma) €S muy bajo, casi igual a la densidad del agua, por esta razén si el volumen
de kerdgeno no es estimado con precisidn, los calculos subsecuentes de la porosidad seran
incorrectos, proporcionando datos mas altos que los reales. Por otro lado, algunos autores
han hecho correlaciones entre p,y TOC (Carbono Organico Total, por sus siglas en inglés)




mediante la explotacién de esta caracteristica, reportando resultados satisfactorios en la
obtencion de TOC desde la densidad de la roca, como se mide en laboratorio; dicha
aplicacion puede ser extendida hasta la interpretacion de los registros. El diametro de
agujero y la buena geometria del pozo son factores criticos para este tipo de registros; el
diametro de invasién y el tipo de lodo debe ser conocido, aunque para las lutitas existen
cambios en la formacion cerca de las paredes del pozo debido a otros factores distintos a
la invasion del lodo (Figura 3.8)( Cabrera, 2015).

Sonico: kerdgeno y gas tienen altos tiempos de transito acustico (A:); por lo tanto, un alto
volumen de estos componentes, incrementa el tiempo de transito compresional, Ay , como
resultado, el registro sénico tiende a exagerar las estimaciones de la porosidad y es
imposible contrarrestar el efecto de estos componentes. Algunas publicaciones también
reportan afectaciones en las mediciones de las ondas de corte y en la correlacion que existe
entre Ay TOC (Cabrera, 2015).

POROSIDAD
SONIC
DENSITY

RAYOS GAMMA RESISTIVIDAD NEUTROM

TOC RICH SHALE

Figura 3.8. Imagen en la que se pueden ver las diferentes respuestas para los registros de rayos gamma,
resisitividades, densidad, factor fotoeléctrico y sénico en un intervalo con presencia de materia organica,:
(Tomado Cabrera, 2015)

Neutrén compensado: éste es uno de los registros convencionales menos utilizado en la
deteccién y evaluacion del Contenido Organico Total y el potencial productivo del shale gas.
Este registro esta afectado por el Hidrégeno en la materia organica, el Hidrégeno de las
arcillas, Hidrégeno el del agua y los hidrocarburos presentes que también afectan las
mediciones de este registro. Se considera que la porosidad de neutrones es alta, pero su




de Hidrégeno del kerégeno es menor que el de agua, por lo tanto la porosidad neutrén
tiende a reducirse de acuerdo a la cantidad de kerégeno presente. El gas in situ tiende a
reducir la porosidad neutron ya que tiene un menor indice de Hidrogeno que el agua,
aunque, cuantificar los efectos de reduccién de la porosidad debido a la falta de Hidrégeno
en el gas y el kerégeno es bastante complejo para este tipo de roca. En efecto la
combinacion de neutrén densidad son limitados en la localizacion de gas y kerégeno debido
al fuerte impacto de arcillas, las cuales aumentan la porosidad neutron o debido a la
presencia de calcita y dolomita que resultan en respuesta de registro de neutrones
complejos y contrastantes.

Especificamente, la calcita tiende a reducir la porosidad de neutrones en shale gas,
y esto puede ser confundido con efectos de gas. Este tipo de registro se ve menos afectado
por la geometria del pozo, aunque cualquier otro factor que puede alterar a la formacion en
las areas cercanas a las paredes del pozo puede tener un impacto en la calidad de esta
medicion (Cabrera, 2015).

Resonancia magnética nuclear (NMR): en estos yacimientos, calcular la porosidad con
registros convencionales es muy dificil, entre otros factores, la dificultad radica en poder
determinar los parametros de la matriz con precision como la composicién mineral y el
contenido de kerogeno, ademas de la incertidumbre con respecto a las propiedades de los
minerales arcillosos y kerégeno (densidad, tiempo de viaje, etc). Las técnicas de NMR
parecen altamente utiles para la estimacion de la porosidad en yacimientos no
convencionales, dado que ésta no depende de las caracteristicas de la matriz en la
ausencia de minerales paramagnéticos. Sin embargo, el contenido de gas, aun en casos
de baja porosidad, puede afectar la exactitud de este método. Aun no existen pruebas
suficientes con respecto a estos efectos, por lo tanto es importante sefalar que este registro
se encuentra en una etapa de evolucion en busca de una mejor precision. El diametro de
agujero y la geometria del pozo son factores criticos para este tipo de registros; la invasion
del filtrado de lodo y el tipo de lodo debe ser conocido para el uso de este método, aunque
en este tipo de rocas, los cambios en las formaciones cerca de las paredes del pozo pueden
deberse a otros factores diferentes a la invasién del lodo (Cabrera, 2015).

Iméagenes de microresistividad: Para lodos base agua, los colores de una imagen de
microresistividad de un area con alto contenido de kerégeno suele ser claro, mientras en
areas arcillosas adyacentes de menor o nulo contenido de kerégeno los colores son
oscuros. La respuesta del kerégeno no debe ser confundida con las capas calcareas o
siliciclasticas, yacimientos de carbdn o concreciones de minerales altamente resistivos. Se
tienen reportes que en lodos base aceite las imagenes de microresistividad son confiables,
siempre que el lodo no invada profundamente la formacion y no existan fracturas naturales
que puedan hacer la interpretacion compleja. El diametro de agujero y la geometria del pozo
son factores criticos para este tipo de registros; la invasion del lodo y el tipo de lodo debe
ser conocido para el uso de este método, aunque en este tipo de rocas, los cambios en las
formaciones cerca de las paredes del pozo pueden deberse a otros factores diferentes a la
invasion del lodo (Cabrera, 2015).




3.3 INTERPRETACION DE REGISTROS GEOFISICOS DE POZO EN FORMACIONES CON
PRESENCIA DE LUTITAS

Metodo de analisis

La interpretacion de los Registros Geofisicos de pozo es sin duda fundamental para lograr
los siguientes objetivos:

e Deteccion del potencial de areas productivas.

o Estimacién del contenido de gas.

o Establecer el espesor neto y las propiedades de las rocas.

e Gas inicial en sitio (GlIP, por sus siglas en ingles), volumen técnicamente
recuperable de hidrocarburo (TRV, por sus siglas en ingles) y estimacion
volumétrica de reservas.

Deteccién de areas potencialmente productivas: los intervalos potencialmente
productivos pueden ser detectados a través de registros, registros de lodo, cortes, nucleos
y nucleos laterales, siguiendo el patrén de respuesta del kerégeno. Es posible encontrar la
cima y la base de los intervalos de interés apoyado de los registros de lodo y la inspeccién
de los nucleos, los cuales brindan informacién muy valiosa debido a las caracteristicas
bituminosas de los nucleos.

Estimacion de TOC con registros: establecer el gas absorbido no es suficiente para
estimar el contenido total de gas, a menos que éste, sea el unico presente, por la razén de
que el gas total es la suma del gas absorbido, mas el gas libre, pero para esto es necesario
establecer el TOC de la roca, para lo cual existen diversas formas utilizando la isoterma de
Langmuir que interpreta el proceso de adsorcion y se aplica extensamente en los estudios
de la catalisis permitiendo una mejor comprension de los fendmenos cinéticos. Para lograr
esta estimacién se necesita tener estudios previos de la formacion tales como:

e indice de madurez de la materia organica (Ro, LOM).
e Contenido de Carbono Organico Total (TOC) e indice de Hidrégeno (HI).
e |soterma de Langmuir.

Existen al menos dos formas de determinar TOC in situ:

1. Densidad vs TOC: Este método consiste en la correlaciéon entre la densidad de la
roca (pp) y €l contenido de TOC, ambas mediciones en muestras de formacién. Si
se puede establecer una fuerte correlacién a través de andlisis de laboratorio, con
el registro de densidad se puede establecer el contenido de TOC, de manera similar,
se pueden establecer correlaciones usando la densidad de grano (GD) medida en
laboratorio, o utilizando el valor de densidad de la matriz (pma) Obtenida en




Uranio, Sénico y Neutrén también ha reportado buenos valores de correlacién.

Método de Passey o AlogR-TOC:

Calibrar la diferencia grafica de la curva del registro de porosidad (escala lineal) con
respecto a la curva de resistividad (escala logaritmica) asignando un valor a este
cruzamiento, comunmente llamado AlogR.

Calibrar AlogR contra TOC de acuerdo al indice de madurez (LOM); TOC y LOM
deben ser medidos desde muestras de la formacion para un mas amplio rango de
localizaciones e intervalos de interés como seas posible.

Establecer una correlacion entre LOM y profundidad o temperatura en la zona de
interés.

Usando estas correlaciones podemos obtener TOC desde AlogR obtenida en pozos
donde no existian nucleos o cortes disponibles.

Con el fin de obtener el valor de TOC a partir de registros, Passey ha establecido
correlaciones entre TOC, LOM y AlogR (Figura 3.9). Estas correlaciones deben ser
revisadas para asegurarse que también sirven en otros campos de las areas de estudio; las
nuevas correlaciones se deben probar para corroborar que sirven para cada caso. Se

establece una correlacion entre la LOM y profundidad en un area especifica; esto sugiere
que las caracteristicas similares podrian establecerse para otros campos de estudio.
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Figura 3.9 En la parte izquierda se tiene la correlacion entre LOM y profundidad para un area productiva de
shale gas, en la grafica de la derecha se observa la relaciéon de Ro/LOM con AlogR usada para obtener TOC
(Tomado de Cabrera, 2015)

A continuacion se describe la formula para la obtencion de la diferencia AlogR a partir de la
cual se podra calcular TOC con la ecuacién de Passey (ecuacion 11).




AlogR = Logy (

) + (P * (At - Atbaseline))---(1 1)

Rpaseline

Donde P: resistividad del ciclo logaritmico sobre el ciclo de tiempo de transito, normalmente
igual a 0.02 (ecuacién 12).

1

0.02 = ..(12)

50ms/ft
Ecuacion de Passey (ecuacion. 13):

TOC(W%) = ALogR * 10 = *("2.297 — .1688 * LOM)...(13)

Passey afirma que el método funciona de manera correcta para pozos con valores
de LOM entre 6 y 12 y que en estudios recientes el maximo ha sido reducido a 10.5, también
advierte que es importante considerar la relacion entre TOC y S (tipo de kerégeno) del
analisis geoquimico. Otros autores comentan que en ocasiones es necesario ajustar la
ecuacion de Passey con un factor C, el valor del cual depende de la calibracién realizada
en la zona de estudio, se ha detectado que la falla radica en formaciones con alto contenido
de carbonatos que obstaculiza la presencia de arcillas en las formaciones de estudio,
Sondergeld establece un valor de C=4 como confiable.

Una vez que ya tenemos un valor confiable de TOC, el contenido de gas absorbido
se puede estimar mediante el uso de isotermas de Langmuir.

El registro sénico ha sido ampliamente utilizado junto con el registro de resistividad, ya que
son los mas comunes en la mayoria de los pozos, especialmente para pozos antiguos
(Figura 3.10).
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Figura 3.10 Curvas de registro de resistividad y sénico, adecuados para estimar AlogR de acuerdo al método
de Passey.(Tomado de Cabrera, 2015)

Estimacién de gas total con registros y modelos de Resistividades: Es esencial discutir
las dificultades de la estimacién total de gas a través de registros y modelos de
resistividades, el resultado de esto, contribuye a la determinacién del gas libre. Para fines
practicos, se asume que la calidad de los registros usados es buena, sin efectos de pozo o
alguna otra alteracion indeseable.

Las principales limitaciones en la estimacion de gas total estan relacionadas con
determinar la composicion litolégica, incluyendo el % de kerégeno y sus propiedades, baja
porosidad de la roca y la alta incertidumbre para estimar los parametros a, m y n necesarios
para calcular la saturacion de agua.

Si se tienen fracturas abiertas o parcialmente abiertas, el espacio vacio es medido
mediante registros, como porosidad, incluido en el registro de porosidad total. Las fracturas
naturales pueden ser detectadas en nucleos e imagenes de pozo y cuando se presentan
abiertas pueden ser inferidas de la interpretacion de registros. Algunos autores
recomiendan evaluar el contenido de gas en términos de la densidad del volumen de gas
(BVG, por sus siglas en ingles). Para hacerlo, sugieren estimar la porosidad total y
multiplicar este valor por la saturacion total de gas (1-Swt) para obtener el % de volumen de
gas en laroca. Si no hay aceite presente, este volumen de gas debe representar el volumen




volumen estimado de gas absorbido usando las isotermas de Langmuir.

No se recomienda calcular las propiedades de las lutitas en base a la porosidad. Si
alguien pretende estimar el valor de gas libre a partir de la porosidad efectiva y saturaciones
de agua debe tener en consideracién el gas libre del volumen de arcillas y una resistividad
de los minerales arcillosos libre del efecto de gas. La porosidad efectiva ha sido entendida
como porosidad total menos la porosidad de la lutita. Sin embargo, para las lutitas se
considera erréneo utilizar la porosidad efectiva en las estimaciones volumétricas.

Por otro lado, si se utiliza porosidad efectiva para deducir la porosidad de la arcilla,
debe quedar claro que ese modelo solo asume que los fluidos irreducibles estan presentes
en la arcilla, y que el gas absorbido solo es almacenado por la matriz no arcillosa al igual
que el kerdgeno. Aun asi, este no define claramente el tratamiento del gas absorbido en las
arcillas, que afecta a los registros de porosidad y resistividad. Por lo tanto, es recomendable
estimar el volumen de gas utilizando la porosidad total en oposicion a la porosidad efectiva,
pues la incertidumbre puede ser menor.

La evolucion de registro de resonancia magnética para estos yacimientos es muy
esperada. Se esta investigando la posibilidad de utilizar esta tecnologia para establecer de
forma fiable la porosidad total, ademas de la identificacion de la porosidad ocupada por el
gas libre (porosidad NMR), lo que a su vez facilitaria la formulacién directa de BVG
independiente de parametros tales como la densidad de la matriz o de la salinidad del agua

de la formacion. Estos trabajos también han creado dudas sobre la contribucion del gas
adsorbido a la sefial NMR y los descuidos en los efectos de difusién (mezclar las sefales
de gas y liquidos).

La estimacion de la porosidad total puede ser resuelta con registros convencionales,
si lo siguiente se puede determinar con precision:

1) Volumen (%) de los componentes litolégicos.
2) Los valores de los componentes litoldgicos de la matriz incluyendo al kerégeno.
3) Valores de los parametros de los fluidos.

Aunque no ha sido posible verificar que todo los métodos de laboratorio son
suficientemente precisos para utilizarlos como referencia concluyente, el control de los
resultados con el andlisis de la porosidad siempre sera util ademas es importante recordar
que el analisis de laboratorio de nucleos no mide porosidad de las fracturas naturales,
mientras que los registros estiman la porosidad total del sistema.

Dada la complejidad que se ha descrito anteriormente, los analistas han realizado
un gran esfuerzo en el uso de herramientas y técnicas avanzadas para interpretar la
porosidad con registros. Las aplicaciones mas comunes son las basadas en modelos
probabilisticos utilizando registros especiales (geoquimicos) y los registros convencionales
mencionados anteriormente. Si los resultados obtenidos son coherentes y el resultado de
las operaciones demuestra que los parametros establecidos por el uso de estas técnicas
pueden considerarse confiables, entonces es recomendable aplicarlos en el trabajo de
campo, a pesar de su complejidad y altos costos.




obtener la porosidad del yacimiento. Estos modelos son mas importantes en los casos en
donde la disponibilidad de los registros es limitada. A continuacién se muestra el calculo de
la porosidad desde el registro de densidad:

La herramienta de densidad, arroja valores de porosidad total que son demasiado
altas y poco realistas, cuando se utiliza un valor de densidad de la matriz que no considera
el efecto de kerégeno debido a que la densidad de kerégeno es muy baja, los valores de la
densidad de la formacion (p») se veran seriamente afectados. En las siguientes ecuaciones
se presenta primero la ecuacion en donde no se considera el TOC cayendo en la afectacion
al registro antes planteado y luego se plante la ecuacion tomando en cuenta el valor del
TOC.

_ Pm—Pp — Pma—Pp
Op = L2700 (12) vs @y =22 (14)

donde:

@+: Porosidad total

pm: Densidad de la Matriz sin TOC

Pma: Densidad de la Matriz con TOC

po: Densidad de la formacion establecida con registros
pr. Densidad del fluido

Con el fin de utilizar este modelo, primero es necesario obtener informacién de
registros adicionales que facilitan la estimacion de la densidad de la matriz que incluye en
efecto kerdgeno (pma). Las curvas de Torio y Potasio junto con otras curvas como el factor
fotoeléctrico U (po*PEF), la curva litolégica medida o calculada que no es dependiente de
la porosidad, facilitara la compilacién de moédulos multi-mineral para estimar la densidad de
matriz que toma en cuenta al kerégeno. Con estos modelos, y en base a los registros de
densidad, se establece lo siguiente:

Pma = (wolMinl * pminl) + (volMin2 * pmin2) ...+ (volMinN * pminN) + (volKer * pker)
(14)

El volumen del kerégeno debe ser estimado de manera separada, con el % del peso del
TOC (w%TOC) y los modelos presentados a continuacion:

TOC = Loker*Per  (15)
PpXK

Ker(vol%) = TOC(wWt%)xf - f=2-25

Ker(vol%) = [%] * TOC(Wt%)...(16)

(Prer*Crer

donde:

TOC: Carbono Organico Total
Voler: Volumen del kerégeno
pker : Densidad del kerégeno (g/cc)




po: Densidad de la formacion (g/cc)

K: factor de conversion

&: Porosidad Total

Pma: densidad de la Matriz

pker: Densidad del kerégeno

Cuer: W% del carbdn en el kerdgeno (pyer * Crer = 1)

Ker(vol%) = “I% (p, — @rp;)...(17)donde:
Ptoc
Ker: Volumen del kerégeno (%)
proc: Densidad de la matriz con TOC, valor entre 1y 1.5 (g/cc)

La ecuacién anterior propone una manera de corregir el registro de densidad dado
que w%TOC es medido en condiciones secas, mientras que py incluye a los fluidos en la
formacion, si se observan desequilibrios cuando se usa w%TOC calculado a través de
registros, el resultado de la ecuacion puede ser ajustado con un coeficiente k: por
simplicidad se asume que este valor es igual a 1. Una figura de la densidad de un fluido
corregido puede ser usado o este puede ser calculado si Sy es conocida, usando la
siguiente ecuacion:

pr = pg(1 — Swr) + py,Swr...(18)
donde:

Swr: Saturacion Total de agua
pg: densidad del gas (g/cc)
pw: densidad del agua de formacién (g/cc)

Es recomendable calibrar esta estimacion con la densidad del grano medida en
laboratorio y con la densidad de la matriz obtenida a través de registros XRF, analisis SEM
incluyendo TOC.

Si la informacién de los registros es suficiente para estimar los porcentajes de los
minerales, la ecuacion siguiente puede ser usada para corregir los efectos del kerégeno en
la medicion de la densidad (po).

w
Pm—Pb(Pm ng—WTOC"'l)

oT
(Pm—pf) +(19)

r=
donde:

Pn: densidad de la matriz con TOC

Para estimar la densidad de la matriz se selecciona un intervalo del registro que no
es afectado por la presencia del kerégeno, teniendo en cuenta el efecto de la porosidad de
las lutitas; como resultado, la densidad de la matriz debe incluir la de arcilla seca. Si la
porosidad es mayor que cero, la densidad de la lutita humeda tendra menor densidad
respecto a una lutita seca.




la matriz sin TOC puede ser calculada para luego aplicarse a todo el intervalo de interés de
la siguiente manera:

Pma*(1-W )
pm = Wroc o "'(20)
1_(p *Pma)

TOoC

donde:

Pma : densidad de la matriz con TOC
Pma< Pm >W%TOC >0




4.1 PERFORACION HORIZONTAL

Generalidades de la perforacién direccional

Mientras el uso de la tecnologia de perforacion direccional se ha incrementado
dramaticamente desde mediados de los 80°s, la tecnologia misma se remonta a 1891. En
1929, los primeros pozos verdaderamente horizontales fueron perforados en Texon, Texas
y muchos pozos horizontales fueron perforados en la USSR y China durante los afios 50’s
y 60’s, con éxito limitado. Disminuyendo los precios del aceite, acoplandose a la necesidad
para buscar reducir costos y el desarrollo de nuevos dispositivos de fondo de pozo,
resucitando la tecnologia de la perforacion horizontal a finales de los 70°s y principios de
los 80’s.

Un pozo perforado direccionalmente es definido como un pozo perforado que
interseca una formacion potencialmente productiva. Generalmente, esto significa que el
inicio de la perforacién del pozo inicia como un pozo vertical convencional, y en un punto
predeterminado “kick-off-point” (KOP), el pozo es desviado a partir del pozo vertical de
manera que el agujero del pozo entra en la formacidén mas o menos paralelo al plano de
estratificacion. Actualmente hay 6 diferentes técnicas disponibles para la perforacion de
pozos horizontales (Diamond, 1986), como se muestran en la figura 4.1 y se describen en

la tabla 4.1.

Figura 4.1 Clasificacién de pozos direccionales.(Tomado de Diamond, 1986)




Longitud
lateral
factible Método

(pies)

Tuberia flexible con propulsién hidraulica.

300-500 1500 Motor de lodo dirigible utilizado con tuberia de
Mediano perforacion
a la compresion; la tecnologia de perforacion
convencional también se puede utilizar.

Utiliza las plataformas de perforacion subterraneos
En mina con motores
dirigibles y sistemas de posicion.

Tabla 4.1 Clasificacién de pozos direccionales (Tomado de Diamond, 1986).




Un pozo horizontal se define como un pozo perforado desde la superficie, el cual se va
desviando desde la vertical hasta alcanzar una desviaciéon de mas de 85° y penetrar al
yacimiento con una seccion completamente horizontal (90°) (Figura 4.2).

Los objetivos primarios de un pozo horizontal deben ser (Velazquez, 2015):

e Alcanzar las areas productoras del yacimiento que no son econdmicamente
rentables utilizando pozos convencionales.
Reducir la caida de presion alrededor del agujero.

Incrementar la recuperacion de hidrocarburos en cualquier esquema: primario o
secundario.

Reducir el numero de pozos para recuperar la reserva del yacimiento.

Figura 4.2. Pozo horizontal.(Tomado de Velazquez, 2015)

La mayoria de los yacimientos de aceite y gas son mucho mas extensos en sus
dimensiones horizontales que en sus dimensiones verticales. El objetivo es exponer
significativamente mas roca del yacimiento a la superficie del pozo de lo que seria el caso
con un pozo vertical convencional penetrar en el depdsito perpendicular a su plano de mas
extensa dimension (Figura 4.3). El deseo de alcanzar este objetivo técnico inmediato es
casi siempre motivada por el logro previsto de objetivos mas importantes (como evitar la
produccion de agua) relacionada a las caracteristicas fisicas especificas del yacimiento
objetivo.
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Figura 4.3. Mayor zona de formacién expuesta a la produccién del pozo horizontal (A) que un pozo vertical
(B).(Tomado de Lique, 1993)

La porcion lineal inicial de un pozo horizontal, a menos que sea muy corta, es
tipicamente perforada usando la misma técnica de perforacion rotaria que es usada para
perforar pozos verticales, donde toda la sarta de perforacién es rotada en la superficie. La
sarta de perforacion consiste de muchas juntas de aleacién de acero.

Dependiendo de la curvatura del radio destinado y el diametro del agujero, la seccion
del arco de un pozo horizontal puede ser perforado, bien convencionalmente o por el uso
de un motor de fluido impulsado por la perforacién axial hidraulica o turbina acoplada en el
motor de fondo de pozo.

Es posible perforar la seccién de arco de la perforacion de pozo, porque las
secciones de la tuberia de perforacion aparentemente rigida son suficientemente flexibles
para que cada una se pueda doblar una distancia fuera del eje inicial sin riesgo significativo
de incurrir en una falla estructural tal como el pandeo o torsién apagado. Cuanto menor sea
el diametro de la tuberia y mas ductil la aleacion de acero, mayor es la desviacion que se
puede lograr dentro de una distancia determinada perforada (Lique, 1993).




(telémetros) que son contenidos en la sarta de perforacion cerca de la barrena hasta los
operadores en la superficie. Un sensor proporciona la ubicacion de la barrena en el
subsuelo de manera que la direccién del agujero pueda reflejarse, el angulo vertical con
respecto a la longitud del agujero y la direccion de partida pueda ser fuertemente controlada.
El control de la direccién del pozo se consigue mediante el empleo de al menos una de los
siguientes herramientas:

e Motor de fondo de pozo dirigible
e Diferentes "bent subs"
e Estabilizadores de tuberia

"Bent Subs" son subconjuntos cortos que, cuando se coloca en la sarta de perforaciéon
por encima de la barrena y el motor, se introducen pequefias desviaciones angulares en la
sarta. Los estabilizadores de tubos son subconjuntos cortos que son mas gruesos que la
tuberia de perforacion, pero por lo general ligeramente mas estrechos que el didametro de
la barrena. Se incluyen en intervalos a lo largo de la sarta de perforacion alli donde se
necesite posicionamiento lateral preciso de la tuberia en el agujero. Si son simétricos,
simplemente hay que centrar el tubo dentro del orificio perforado. Si es asimétrica, induciran
un pequefio angulo entre el tubo y la pared del pozo. Todos estos dispositivos se pueden
obtener en versiones de bajo costo donde la desviacion angular inducida soélo se puede
ajustar en la superficie, o en versiones de costos mas altos pueden ajustar de forma remota
mientras estan en el fondo del pozo. El costo adicional de capacidad de control remoto
puede, en muchos casos, ser compensado por los ahorros relacionados con el tiempo,
debido a una reduccion sustancial del numero de viajes necesarios, muchos de los cuales
se harian con el Unico propésito de un ajuste de la direccion.

Los sensores de fondo de pozo pueden ser incluidos en la sarta de perforacion. Pueden
proporcionar informacién sobre el medio ambiente de fondo de pozo (por ejemplo, la
temperatura y la presion del fondo del pozo, velocidad de rotacion de la barrena, carga
sobre la barrena y torque). También pueden proporcionar cualquiera de las caracteristicas
fisicas de la roca adyacente y su contenido de fluido, similar a aquellos obtenido a través
de métodos convencionales de registro con linea de acero fija, pero en este caso obtenido
en tiempo real mientras se perfora. El paquete de instrumentos de fondo de pozo, cualquiera
gue sea su composicion, se conoce como Medicion de la Perforacion (MWD por sus siglas
en inglés) (measurement-while-drilling) (Lique, 1993).




FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

Definicion

La capacidad de un pozo para producir hidrocarburos o recibir fluidos de inyeccién es
limitada por la permeabilidad natural del yacimiento y los cambios producidos en la region
vecina al pozo como resultado de las operaciones de perforacion o de otro tipo. El

fracturamiento hidraulico, también conocido como estimulacion hidraulica, mejora el flujo de
hidrocarburos mediante la creacién de fracturas en la formacion, que conecta el yacimiento
con el pozo.

Una fractura hidraulica es una fractura inducida por presion, causada por la
inyeccion de fluido en una formacion rocas objetivo. El fluido es bombeado en las
formaciones a presiones que exceden la presién de fracturamiento; la presion a la cual se
fracturan las rocas. Para acceder a una zona para el tratamiento de estimulacion, los
ingenieros disparan la tuberia de revestimiento a través del intervalo de interés y utilizan
tapones recuperables para aislar dicho intervalo de otras zonas abiertas. Luego este
intervalo se presuriza hasta alcanzar la presion de ruptura de la formacion, o presion de
iniciacion de la fractura, punto en el cual la roca se rompe y forma una fractura (Figura 4.4)
(Nolen, 2013).

El fracturamiento hidraulico que utiliza un material sustentante se ha convertido, en
la dltima década, en una de las operaciones mas importantes en la terminaciéon de pozos.
En México, su uso mas frecuente se ha dado en la cuenca de Burgos, cuyos pozos de gas
producen en formaciones de arenisca de baja permeabilidad; aunque también se ha usado
en pozos del paleocanal de Chicontepec y en algunos de la Cuenca de Veracruz, donde
predominan las formaciones carbonatadas. A pesar de que la idea original del
fracturamiento hidraulico no ha cambiado, las técnicas, materiales y equipos que se utilizan
para ello si han evolucionado. Actualmente se dispone de una gran variedad de fluidos,
segun lo requiera la situacion. Los equipos son cada vez mas sofisticados en cuanto a
capacidad y precisién de mezclado, asi como en cuanto al control de presidon, gasto,
dosificacion de aditivos y materiales apuntalantes. Incluso se ha llegado a utilizar tuberia
flexible para realizar estas operaciones.




Unes 200 semiones B stams de

i agsa  bambew wracde
para vl provese de Whe wazatie de siena, 1 oagua se almanens of baleas
Tractura Apea y pHmions me el sy s gniartas y llevada & plantas de &1 gun naturel ve canalize

.:;-..._‘ }-un-unn b pare s d-_-y-b-u-

Eogas Nups funca del paan

~

i josunal
)

g

-
Nivol Meaten  porn —

frocturo Vidraubes

Lo fractura Mdraniion o
tracking coneicts en le
inyeccitn de tanuladar de
Ags, arans y quimices 2 alte
presibe, bhacas abuie v @ Waves
e pures perfaraion
Narossntalments o mes e 208
mwtres de prafundeded. Le
meedda praverizads hecs que In
capa de paerra 3¢ Fracture.
Eabea fisuras 3¢ s dicaon 2
L e
hacie of pacs.

Figura 4.4 Proceso del fracturamiento hidraulico. (Tomada de informe de asamblea de Burgos, 2004)

Sistemas de fluidos fracturantes

Pueden ser de base agua o aceite. Las propiedades que debe cumplir un fluido fracturante
son las siguientes:

Bajo coeficiente de pérdida.

Alta capacidad de transporte del apuntalante.

Bajas perdidas de presion por friccion en las tuberias y altas en la fractura.
Facil remocion después del tratamiento.

Compatibilidad con los fluidos de formacion.

Minimo dafio a la permeabilidad de la formacion y fractura.

Por su bajo costo, alto desempefio y facil manejo los fluidos base agua son muy usados
en los tratamientos de fracturamiento hidraulico, muchos polimeros solubles en agua
pueden ser utilizados para proporcionar una elevada viscosidad capaz de sustentar el
apuntalante a temperatura ambiente.

Los primeros fluidos base aceite utilizados en fracturamiento con apuntalante fueron
aceites crudos estabilizados, no causan dafo y el flujo de retorno es incorporado
directamente a la produccién, sin embargo son inflamables e impactan de manera severa
el ambiente, su manejo y almacenamiento requieren de condiciones muy seguras,
transportan arena en bajas concentraciones (maximo 3 o 4 Ib/gal), las pérdidas por friccion
en el sistema son muy altas, y la conductividad de la fractura que generan es baja.




Los fluidos base diesel o kerosina aportan altos valores de viscosidad, lo que ay
transportar mas arena y alcanzar geometrias de fractura mayores en ancho y longitud y por
consiguiente una mayor conductividad, su inconveniente es el manejo y almacenamiento
de alto riesgo por ser muy volatiles y contaminantes, por lo que actualmente se usa en
formaciones altamente sensibles al agua.

Polimeros viscosificantes

En este aspecto el avance tecnolégico ha permitido el desarrollo de nuevos fluidos
fracturantes,
basicamente podemos nombrar los siguientes:

Goma guar. Fue de las primeras utilizadas para viscosificar el agua usada en los
fracturamientos, al agregarse al agua se hincha y se hidrata, lo que crea un medio
para que las moléculas del polimero se asocien con las del agua, desarrollandose y
extendiéndose en la solucion.

El hidroxipropil guar (HPG). Se deriva del Guar con Oxido de Propileno, contiene de
2 a 4% de residuos insolubles, pero algunos estudios (Almond y Cia. 1984 y Brannon
y Pulsinelle 1992) indican que ambas (Guar y HPG) causan casi el mismo grado de
dafo, sin embargo esta HPG es mas estable que el guar a temperaturas mayores
(pozos > 150 C) y mas soluble en alcohol.

El carboximetilhidroxipropil guar (CMHPG). Es un doble derivado del guar, el primer
polimero usado para pozos de baja temperatura. Para esa aplicacion es activado
con aluminatos (que lo hacen mas econdémico que un fluido HPG activado con
zirconatos o titanatos). Es también activado con zirconatos, lo que le permite
mayores viscosidades y trabajar en altas temperaturas.

Hidroxietil celulosa (HEC) o el hidroxipropil celulosa (HPC). Son utilizados cuando
se requiere un fluido muy limpio. Estos fluidos tienen una cadena de unidades de
azucar glucosa, el HEC. Pueden ser activado a PH de 6 a 10 con zirconatos o con
lantanidos.

Carboximetilhidroxietil celulosa (CMHEC).Se forma al activar suavemente el HEC
agregando el grupo carboximetil. Este polimero provoca una activacion con iones
metalicos como aluminatos, zirconatos o titanatos en ambientes con PH de
aproximadamente de 2 a 4.

La goma xantana. Es un biopolimero producido metabdlicamente por el
microorganismo xantomonas campestres. Esta solucion se comporta como un fluido
ley, de potencias aun a bajos esfuerzos de corte, donde las soluciones de HPG
llegan a ser newtonianos. Bajo ciertos esfuerzos de deformacion (de corte) menores
de 10 s, las soluciones de xantana suspenden mejor la arena que la HPG.




ditivos

Se usan para romper el fluido, una vez que el trabajo finaliza, para controlar la pérdida de
fluidos, minimizar el dafio a la formacién, ajustar el PH, tener un control de bacterias o
mejorar la estabilidad con la temperatura. Debe cuidarse que uno no interfiera en la funcion
de otro.

Activadores de viscosidad. Son agentes reticuladores que unen las cadenas formadas por
el polimero y elevan considerablemente la viscosidad, activando el fluido. La seleccion del
activador dependera del polimero utilizado para generar el gel lineal, de la temperatura de
operacién y del PH del sistema. Los contaminantes quimicos (como bicarbonatos, fosfatos
o silicatos) presentes en el agua de mezcla, incluso algunos estabilizadores de arcilla y
espumantes, pueden interferir en el desempefo de los activadores. Debe vigilarse la
limpieza de los tanques antes de que sean llenados con el agua de fractura.

Quebradores. Reducen la viscosidad del sistema fluido apuntalante, partiendo el polimero
en fragmentos de bajo peso molecular. Su descomposicion térmica produce radicales de
sulfatos altamente reactivos que atacan el polimero, reduciendo su peso molecular y su
habilidad viscosificante. Esta descomposicién es muy dependiente de la temperatura, por
debajo de 125° F es muy lenta.

Aditivos para perdida de filtrado. Un buen control de pérdida de filtrado es esencial para un
tratamiento eficiente. La efectividad de los aditivos dependera del tipo de problema de
pérdida:

e Pérdida por una matriz de permeabilidad alta.
e Pérdida por baja microfracturas.

Bactericidas. Previenen la pérdida de viscosidad causada por bacterias que degradan el
polimero. Los polisacaridos (polimeros de azucar) usados para espesar el agua, son
excelentes fuentes de origen de comida para las bacterias, éstas dafian el gel reduciendo
el peso molecular del polimero.

Estabilizadores. Se adicionan al gel lineal (fluido fracturante sin activar) para proporcionar
mayor estabilidad al fluido, cuando se tienen altas temperaturas de operacion normalmente
arriba de 200° F. Por lo general, ayudan a mantener la viscosidad del gel reticulado a estas
temperaturas, retardando la degradacion.

Surfactantes (también llamados agentes activos de superficie). Es un material que, a bajas
concentraciones, absorbe la interfase de dos liquidos inmiscibles, como pueden ser dos
liquidos (aceite y agua), un liquido y un gas o un liquido y un sdlido. Son usados
principalmente para estabilizar emulsiones de aceite en agua, para reducir las tensiones
superficiales o interfaciales. Promueven la limpieza del fluido fracturante de la fractura, entre
otros.

Controladores de PH (buffers). Se utilizan por dos razones especificas: para facilitar la
hidratacién o para proporcionar y mantener un determinado rango de pH, que permita el




como el acetato de sodio o el bicarbonato de sodio, y se adicionan para facilitar la formacién
del gel lineal (fluido sin activar), mejorando la hidratacion, es decir, la incorporacién del
solvente en la cadena polimérica.

Estabilizadores de arcilla. Utilizados basicamente para la prevencion de migracion de
arcillas. Se usan soluciones del 1 al 3% de cloruro de Potasio para estabilizar las arcillas y
prevenir su hinchamiento.

412 CARACTERIZACION DE LOS FLUIDOS FRACTURANTES

Las propiedades reolégicas son la clave para cumplir con el objetivo de un fluido fracturante,
lo que afecta su viscosidad, su capacidad para transportar apuntalante y su tendencia a la
pérdida de fluido (filtracion) en el medio poroso. Los modelos reoldgicos y su control
permiten representar tanto los fluidos base agua como los complejos fluidos de espuma.
Los aditivos de los fluidos fracturantes y los sistemas de fluido se caracterizan por los
siguientes propositos:

e Desarrollar el sistema y aditivos.
o Obtener los datos de entrada para el simulador de disefio de fracturas.
e Controlar la calidad antes o durante el tratamiento.

Reologia. Las evaluaciones de laboratorio mas comunes son las mediciones reoldgicas del
esfuerzo de corte estacionario. La propiedad que se determina es la viscosidad aparente,
la cual es una funcién de la velocidad de corte, de la temperatura del fluido y del tiempo, y
es obtenida usando el viscosimetro cilindrico concéntrico rotacional (Fann).

Modelo de ley de potencias. Es el mas usado para representar el comportamiento de los
fluidos de fractura en los simuladores de disefo de fracturas.

Reologia de la lechada. Para los fluidos que contienen apuntalante del 20 al 80% del
volumen total de tratamiento de fractura, actualmente existen pocos datos reolégicos para
estas lechadas. La determinacion de la reologia de las lechadas de fractura es un problema
considerable debido a la dependencia sobre la composicion del fluido, geometria de flujo,
temperatura, tiempo y tamafo del apuntalante, densidad y concentracion.

Filtrado. Uno de los puntos clave en el disefio de un tratamiento de fracturas es el
conocimiento preciso de qué tan rapido se perderan los fluidos en la fractura hacia el
yacimiento. Sin esta informacion, seria imposible disefiar un tratamiento que proporcione
una geometria de fractura especifica. Los tratamientos de minifracturas o el precolchén
durante los tratamientos permiten estimar el coeficiente de filtrado y, en todo caso, realizar
los ajustes necesarios en el disefio (PEMEX, 2003).




PROS Y CONTRAS AMBIENTALES

Para ser econdmicamente rentable la extraccion de shale gas/oil se requiere la perforacion
de multiples pozos en grandes extensiones. En areas sensibles la perforacion de multiples
pozos representa importantes impactos como la fragmentacién del habitat que amenaza la
sobrevivencia de especies de fauna silvestre. Bajo esta premisa, la proteccion del medio
ambiente y la produccion de hidrocarburos son incompatibles, sin embargo, el desafio es
hacerlos compatibles.

Consumo intenso de agua para fracturacion hidraulica (fracking).

La experiencia en EUA sefala que se requieren entre 2 y 6 millones de galones de agua
(7.5 y 23 mil m®) para la fracturacién hidraulica de un solo pozo (tabla 4.2). El reto es buscar
fuentes de abastecimiento que no compitan con los usos locales, sobre todo en zonas
aridas, rurales y agricolas en el pais, y que no se agoten las reservas de agua para uso
futuro (uso sustentable de agua).

Estimacién del consumo de agua en diferentes plays de shale en USA

Shale play Perforacion Fracking Un solo pozo

Galones m? Galones m? Galones m?3
(miles) (millones) (millones)

Barnett 250 946,250 3.8 14383 4 15140

Fayetteville 65 246025 4.9 18547 4.9 18547

Marcellus 85 321725 55 20818 5.6 21196

Haynesville 600 2271000 5 18925 5.6 21196

Eagle Ford 125 473125 6 22710 6.1 23089

Tabla 4.2. Estimacion del consumo de agua en diferentes plys de shale en USA.(Tomado de Guzman, 2013)




por el uso de aditivos para el fracking. La composicion del fluido depende de las
propiedades del agua y de las caracteristicas de la formacién, como se ve a continuacién
(Guzman, 2013):

90% agua La formulacién varia entre compafiias:

9.5% proppant (arena) Existen~2500 productos comerciales que utilizan ~7500
0.5% aditivos quimicos compuestos quimicos diferentes.

El 0.5% de 5 millones de galones son 25,000 galones de aditivos (114m3) (Figura 4.5) que
se ha demostrado son toxicos para el ser humano, algunas de las alteraciones a la salud
son:

Cancerigenos
Mutagénicos
Teratogénicos
Disruptores de sistemas:
o Endécrino
o Nervioso

Figura 4.5. Sustancias quimicas peligrosas.(Tomado de: Frac Focus Org: http//fracfocus.org/water-
protection/drilling-usage, 2012)

Riesgos de contaminacion de suelo, subsuelo y agua superficial y subterranea por el uso
de aditivos para fracking. A la fecha no se tienen reportes de efectos ambientales directos
(cientificamente comprobados) en el suelo, subsuelo y agua subterranea por el uso de los
aditivos durante la fracturacion, sin embargo existen riesgos de contaminacion por:

Fallas en la operacion.

Manejo inadecuado de materiales (aditivos) y residuos.
Aditivos.

Accidentes durante el transporte de los aditivos.




total del fluido inyectado regresa a la superficie, el cual ademas de los aditivos, puede
contener sustancias toxicas provenientes del subsuelo:

Metales pesados (Arsénico, Plomo, Cromo, Mercurio).
Sustancias radiactivas de origen natural (Uranio, Radio, Radon).
Hidrocarburos (benceno, tolueno, etilbenceno y xileno).
Grandes concentraciones de sales.

Emisiones contaminantes a la atmodsfera:

Metano.

Compuestos organicos volatiles.
Polvos y particulas finas.

Humo del diésel.

Procesos:

Perforacion.

Fracturacion hidraulica.
Evaporacién del flowback.
Fugas en tuberias.
Generadores de energia.
Compresores de gas natural.
Transporte.

Preocupaciones:

Riesgos de contaminacion del suelo, subsuelo y aguas superficiales o subterraneas
por derrames, filtraciones o escurrimientos del flowback almacenado en estanques.
Derrames accidentales o intencionales durante el transporte del flowback para
tratamiento o disposicion final.

El shale gas es 20% mayor que gas convencional o petréleo.

Potencial de calentamiento global 21 veces mayor que CO2.

Esmog fotoquimico.

Linea de base ambiental. Es la descripcion de la situacién actual de un sitio, sin influencia
de nuevas intervenciones antropicas. Es la fotografia de la situacién ambiental imperante
antes de ejecutar un proyecto considerando todas las variables ambientales.

Sirve para conocer las condiciones ambientales del sitio antes de iniciar las
actividades de extraccion de shale gas/oil: preparacion del sitio, exploracion sismica 3D-
3C, perforacion, fracturamiento hidraulico, producciéon y comercializacion. Contar con una
linea de base ambiental oportuna apoyara en la toma de decisiones y deslindar
responsabilidades y reducir costos de reparaciones y dafios.




subterranea es necesario realizar las siguientes acciones:

Inventario de cuerpos de agua superficiales e hidrologia superficial.

Estudios ambientales realizados en cuerpos de aguas superficiales.

Principales usos y consumidores del agua superficial y subterranea.

Censos de aprovechamiento.

Principales generadores de aguas residuales.

Problemas existentes sobre el uso, suministro y contaminacion del agua.

Analisis de la administracion del agua en el area.

Areas potenciales de abastecimiento de agua.

Caracterizacion fisico-quimica y bacterioldgica del agua superficial y subterranea.
i) Modelo hidrogeoldgico conceptual.

Para evaluar las condiciones del suelo y subsuelo se debe:

Realizar una evaluacion del estado inicial de las caracteristicas ecoldgicas y de la calidad
del suelo y subsuelo.

La evaluacién de la calidad del aire necesita realizarse bajo el siguiente esquema:

o Determinar la calidad del aire en términos de la concentracion de: SOz, H2S, NOo,
CO, O3, PST, PM-10, PM-2.
Caracterizacion fisicoquimica de particulas: determinar el origen natural o
antropogénico de las particulas, y cuantificar contaminantes atmosféricos, para
compararlos con la normatividad nacional o con estandares internacionales
Especiacion de compuestos organicos volatiles (COV): identificar la concentracion
y la identificacion de compuestos potencialmente cancerigenos, para compararlos
con estandares internacionales.

e Evaluacién de los niveles de ruido generados por las actividades.

Las tasas y tendencias de cambio de uso de suelo deben ser revisadas previamente al
inicio de las actividades industriales, un analisis retrospectivo al afio 2000 (y cada 4 afios)
para determinar las tasas de cambio de uso de suelo y cobertura vegetal.

En cuanto a la evaluacién de riesgo ambiental y salud es necesario:

Identificar poblaciones humanas receptoras potenciales, y de flora y fauna con valor
economico o cinegético.

Identificaciéon de posibles compuestos criticos, por su peligrosidad, manejados
durante las actividades de prospeccion sismica 3D-3C, perforacion y terminacion
de pozos y fracturamiento hidraulico para la produccién de shale gas/oil.
Identificacién de posibles vias y rutas de migracion y exposicion de compuestos
criticos.

Definicion del modelo conceptual base.







requiere:

Identificar los diferentes tipos de vegetacién y asociaciones vegetales presentes en
el area de estudio, habitats de fauna, corredores bioldgicos, y especies de
importancia presentes en el area de estudio.

Establecer indicadores que permitan evaluar las condiciones de afectacion en
materia de flora y fauna por la implementacion de nuevas actividades en el area de
estudio.

Obtencién de informaciéon que permita determinar los estados de conservacion de
la floray fauna presentes en el sitio.

¢, De donde tomar agua para el hidrofracturamiento?

A través de la linea base ambiental se determinara la cantidad y calidad del agua disponible
en el area, su ubicacion, la situacion legal de los permisos y si pudiera existir o no
competencia por el usos del recurso con el uso local.

La linea base proporcionara la informacién necesaria para la toma de decisiones sobre el
uso de agua para la perforacion y fracturamiento hidraulico.

Se determinaran los sitios mas apropiados para la obtencion del recurso con base en la
informacién obtenida en el modelo hidrogeoldgico a partir de la linea base.

Tecnologias
Manejo adecuado del agua:

Métodos para adecuar la calidad del agua para fracturamiento hidraulico.

Métodos para tratamiento de aguas residuales congénitas y efluentes del
fracturamiento hidraulico (“flowback”).

Procedimientos de pruebas de tratabilidad estaticas y dinamicas para la seleccion y
control de los procesos de tratamientos de aguas.

Tecnologias para el transporte, manejo y disposicién de lodos generados por los
tratamientos.

Monitoreo de la calidad del aire:

e Teledeteccion de contaminantes atmosféricos y gases de efecto invernadero.
e Sistemas auténomos o teledirigidos para el monitoreo ambiental y en particular de
la contaminacién atmosférica.

Prevencion de la contaminacion del suelo y subsuelo y estrategias para su remediacion.

Procedimientos de seleccién y evaluacién analitica de parametros de monitoreo de
la contaminacion del suelo por actividades de shale gas/oil.

Programa de monitoreo para prevencion de la contaminacién del suelo.
Tecnologias de modelos de dispersion, destino y transporte de contaminantes.




actividades de explotacion de yacimientos de shale gas/oil.
Tecnologias de monitoreo de campo para el seguimiento de la remediacion.
Estrategias de remediacién de acuerdo a la aplicacion de tecnologias.

Manejo integral de materiales y residuos peligrosos y de manejo especial:

e Prevencién y minimizacion de la generacion de residuos.
e Tratamiento de residuos peligrosos.

Riesgo ecoldgico a la salud.

e Biomonitoreo de compuestos criticos tanto en poblaciones humanas como de flora
y fauna.

e Evaluacién de bioindicadores ecoldgicos de estrés y calidad ambiental.

e Modelos de exposicidn, riesgo ecologico y de salud asi como de incertidumbre.

Entorno General.

La percepcién publica es desfavorable respecto a los desarrollos de shale gas/oil.
La opinion se basa en informacion limitada, o un manejo inadecuado de la misma;
en particular acerca del fracturamiento hidraulico.

Se ha cuestionado el uso del fracturamiento hidraulico hasta el punto de imponer
moratorias, e incluso prohibir este tipo de proyectos.

Asimilar, adaptar y difundir (Guzman, 2013).

Es importante conocer como es el manejo de la informaciéon ambiental en proyectos
de shale gas/oil en otros paises.

Es indispensable disefiar una estrategia de comunicacion social y de comunicacién
de riesgos a la poblacion, efectiva y objetiva.

4.1.4 CONCEPTOS FISICOS DEL FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

Proceso de fracturamiento hidraulico

El efecto de incremento de drene de fluidos decrece rapidamente con el tiempo, esto se
debe a que la fisura 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 actua como sostén de las paredes abiertas de la fractura.

Los granos de arena actuan como columnas, evitando el cierre de la fisura, pero
permitiendo el paso de los fluidos de la formacion. Durante la operacion, el bombeo de fluido
se realiza de forma secuencial, primero se bombea un precolchén de salmuera o gelatina
lineal, con el objeto de obtener parametros y poder optimizar el disefio propuesto.
Posteriormente se bombea un colchdn 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 arena, el cual apun
fractura y la mantiene abierta.

Para controlar la operacion, se deben registrar continuamente los valores de:

Presion.

Gasto.

Dosificacion del apuntalante.

Dosificacion de aditivos.

Condiciones del fluido fracturante (control de calidad).

Durante el proceso se deben monitorear en superficie las presiones siguientes:

a) Presién de rotura: es el punto en que la formacién se falla y se rompe.

b) Presion de bombeo: es la necesaria para extender la fractura, manteniendo el gasto
constante.

c) Presién de cierre instantanea (Pci): es la que se registra al parar el bombeo, cuando
desaparecen todas las presiones de friccion, quedando sélo las presiones interna
de la fractura y la hidrostatica del pozo.

d) Gradiente de fractura: es el cociente presion/profundidad, que define la manera en
que varia la presion de fractura con respecto a la profundidad.

Ademas de la presion, también se debe registrar el gasto de operacion, el cual esta
relacionado con el tiempo de bombeo, representando el volumen total de fluido, el cual
incide directamente en el tamafio de la fractura creada. Por otra parte, el gasto relacionado
con la presion resulta en la potencia hidraulica necesaria para el bombeo. De aqui la
importancia de registrar los volimenes de gasto y la presion durante la operacion.

La presion de fractura (Pef) es la necesaria para mantener abierta la fisura y propagarla
mas alla del punto de falla. Puede variar durante la operacion.

La presion para extender la fractura se calcula de acuerdo con la siguiente ecuacion.

Pef = Pci + Ph...(1)
donde:
Pci = Presion de cierre instantaneo.
Ph = Presion hidrostatica.

La presion hidrostatica se calcula como:

Ph =0.4334xpx*D..(2)
donde:
lbs
p = Densidad del fluido (—)

gal
D = Profundidad (pies)




diagrama de Moody, si el fluido es newtoniano. Para fluidos no newtonianos (geles), el
calculo de la pérdida de carga por friccion es mucho mas complejo.

Una vez obtenidas las diferentes Presiones y pérdidas por friccion, se puede obtener
la presion de tratamiento en superficie (Ps) y la potencia hidraulica (PHid). La presion en
superficie sera:

Ps = Pef + Pfrictp + PfricP — Ph (3)
donde:

Pef = Presion para extender la fractura (psi).
Prrictp = Pérdida por friccion en TP (psi)

Prricp = Pérdidas por friccion en los disparos (psi)
Ph = Presion hidrostatica (psi).

La potencia hidraulica (PHid) es:

Hid:Psxjg (4‘)

40
donde:

Ps = Presion de tratamiento en superficie (psi).

ga
Q = Gasto de bombeo (——)
min

Comportamiento de la roca. La seleccién del modelo matematico para representar el
comportamiento mecanico de la roca es muy importante. Existe una amplia gama de
modelos que intentan representar el comportamiento mecanico de la roca. El modelo mas
conocido es el lineal elastico, el cual es ampliamente utilizado por su simplicidad (modelo
de dos parametros). Este modelo se fundamenta en los conceptos de esfuerzo (s) y
deformacion (e), los cuales relacionan la Ley de Hooke expresada en la siguiente ecuacion
(de la linea recta).

o=E;...

donde E es el primer parametro elastico conocido como mddulo de elasticidad (Young).

El segundo parametro es la relacién de Poisson v que es una medida de la relacion entre
la expansion lateral (g,) con la contraccion longitudinal o axial (g,) de la roca cuando se
somete a compresion.

_8‘ 6
U—Sa...()

Cuando se incluyen los efectos de la porosidad y los fluidos contenidos en la roca
en el modelo elastico, éste se convierte en un modelo poroelastico, el cual es ampliamente
utilizado en simuladores comerciales para disefio de fracturamiento hidraulico. Existen
diferentes criterios para definir los parametros que representan el comportamiento de los
fluidos contenidos en la roca. Uno de los mas comunes es el coeficiente poroelastico




referencias sugieren este valor a=0.7 para yacimientos petroleros.

La siguiente ecuacion ilustra el efecto de la presion de poro (p) en el esfuerzo efectivo de
la roca.

c=0—ap..(7)
donde:

o =Esfuerzo axial unitario o normal de la roca (psi)
a = Constante de Biot
p = Presién de poro

A partir de un simple analisis de esta ecuacién, se observa que si la presion de poro
incrementa, el esfuerzo efectivo de la roca disminuye.

Dos casos son particularmente interesantes respecto a la variacion de la presion de
poro: a) La inyeccién de fluidos al yacimiento y b) La declinacion natural de presion del
yacimiento. En el primer caso, durante el fracturamiento el primer fluido que se inyecta es
un filtrante, que ocasiona disminucion de la presion efectiva, lo que permite iniciar la fractura
mas facilmente. Un analisis similar permite establecer que la disminucion de presion de
poro en un yacimiento maduro incrementa el esfuerzo efectivo de la roca. En otras palabras,
es mas dificil iniciar una fractura cuando el campo petrolero esta en su etapa madura que
en su etapa inicial de explotacion.

Efectos de la temperatura en el estado de esfuerzos. Cuando se inyecta un fluido a
menor temperatura que los fluidos contenidos en el yacimiento, se origina un subito cambio
de temperatura que altera el estado de esfuerzos de la roca. La magnitud del esfuerzo
normal de la roca (s) varia directamente proporcional a la variacién de temperatura (dft). Por
ello, el enfriamiento ocasionado a la formaciéon con el fluido fracturante disminuye el
esfuerzo efectivo de la roca y facilita el inicio de la fractura hidraulica.

Criterios de falla. Una falla por tensiéon ocurre cuando el esfuerzo efectivo minimo
en la pared del pozo (o,,;,) €s mayor que la resistencia a la tension de la roca (a;). Una vez
que la fractura se inicid, el criterio para definir si la fractura se propagara hacia el interior de
la formacion esta definido por la siguiente ecuacion.

PW = Omin + (8)

Orientacioén de la fractura. Es importante resaltar que la orientacion de la fractura
esta intimamente ligada al estado original de esfuerzos in-situ y al mecanismo que la
genera. El caso que aqui nos ocupa es donde el estado original de esfuerzos cumple la
siguiente condicion:

o, > oy > oy,




o, = Esfuerzo vertical de la roca.
oy = Esfuerzo horizontal de la roca.
oy, = Esfuerzo horizontal minimo de la roca.

Bajo esta condicion y para el caso particular donde la fractura hidraulica es generada
por tensién, la orientacién de la fractura estara en direccion perpendicular, como lo ilustra
la figura 4.6, independientemente de las condiciones de terminacion incluyendo la
orientacion preferencial de los disparos.

Favored
/ fracture
direction

Least
principal
stress

Figura 4.6. Orientacion de la fractura creada por tensién.(Tomado de PEMEX, 2008)

4.1.5 CARACTERISTICAS DE LOS APUNTALANTES

Ademas de sostener las paredes de la fractura, los apuntalantes crean una conductividad
(permeabilidad en Darcys por cada pie de longitud de fractura apuntalada) en la formacion.
Una vez concluido el bombeo, resulta critico para el éxito de la operacion colocar el tipo y
la concentracién adecuada de apuntalante. Los factores que afectan la conductividad de
fractura son:




Composicién del apuntalante.

Propiedades fisicas del apuntalante.

Permeabilidad empacada del apuntalante.

Efectos de la concentracion de polimeros después del cierre de la fractura.
Movimientos de finos de formacién en la fractura.

La degradacion del apuntalante a lo largo del tiempo.

Las propiedades fisicas que debe tener un apuntalante y que impactan en la conductividad
de la fractura son:

Resistencia.

Distribucion y tamafo del grano.
Cantidad de finos e impurezas.
Redondez y esfericidad.
Densidad.

Para abrir y propagar un fracturamiento hidraulico, debe rebasarse los esfuerzos in situ.
Después de poner en produccién el pozo, estos tienden a cerrar la fractura y confinar el
apuntalante. Si la resistencia del apuntalante es inadecuada, el esfuerzo de cierre triturara
el apuntalante, creando finos que reduciran la permeabilidad y la conductividad. De igual
manera, en formaciones suaves, el apuntalante se puede “embeber”, es decir, incrustarse
en las paredes de la formacion.

Los apuntalantes estan disefiados para soportar los esfuerzos de cierre de la formacion,
y se debe seleccionar de acuerdo con los esfuerzos a que estara sometido y a la dureza de
la roca.

La diferencia entre la presion de fractura y la de produccion en el fondo proporciona un
estimado del esfuerzo maximo efectivo (esfuerzo de cierre) sobre el apuntalante.

Las condiciones en que se presenta un maximo trituramiento pueden ocurrir durante el
reflujo del pozo y las pruebas de produccion, cuando la presion fluyendo en las
perforaciones es baja o inicialmente baja durante la produccion debido a que el gradiente
de fractura estd en su maximo. Sin embargo, si el pozo al inicio esta terminado vy
produciendo con una elevada presion de fondo y un gasto de produccién constante, el
maximo esfuerzo efectivo sobre el apuntalante es menor. La figura 4.7 muestra la
comparacion de resistencias de algunos apuntalantes y la permeabilidad que generan.

La esfericidad y la redondez del apuntalante tienen un efecto significativo en la
conductividad de la fractura. La esfericidad es una medida la redondez de un grano de
apuntalante es una medida de la forma relativa de las esquinas de un grano o de su
curvatura. Si los granos son redondos y mas o menos del mismo tamario, los esfuerzos
sobre él se distribuyen mas uniformemente, resultando en mayores cargas antes de que el
grano se fracture. Los granos angulosos fallan en esfuerzos de cierre bajos, produciendo
finos que reducen la conductividad de fractura.




aumenta linealmente con la densidad. Asi, apuntalantes de alta densidad son mas dificiles
de suspender en el fluido fracturante y transportarlos a la fractura. Esto puede mejorarse
utilizando fluidos altamente viscosos o incrementando el gasto de inyeccién para reducir el
tiempo de tratamiento y el tiempo de suspensién (PEMEX, 2003).
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Figura 4.7. Comparacioén de la resistencia de varios tipos de apuntalante.(Tomado de Guia de disefio PEMEX,
2003)

Para la realizacion de un trabajo de fracturamiento, debe contarse con una cantidad de
informacion previa y con una serie de herramientas como:

Registros eléctricos.

Analisis pre y pos fractura de pozos vecinos.

Estudios de laboratorio sobre propiedades de la formacion.

Caracteristicas del fluido de fractura y del apuntalante.

Resultados del analisis de la presién transitoria del yacimiento para estimar su
permeabilidad y dafio.

Simuladores del comportamiento de la produccion del yacimiento.

Modelos para el disefio de fracturas hidraulicas.

Analisis de pruebas micro y minifrac.

Analisis post fractura de pozos vecinos.

4.1.6 SIMULACION NUMERICA

Los yacimientos de gas no convencional, tight gas o shale gas requieren de fracturamiento
hidraulico mediante la simulacién para crear fracturas en cadena para una explotacion
practica. Dentro del volumen del yacimiento estimulado, el flujo de gas desde




la escala nano-darcy a la red de fracturas complejas y luego al pozo de produ
yacimiento dindmico es caracterizado por comportamiento no lineal acoplado por muchos
procesos existentes, como es desorcién de gas, efecto Klinkenberg, flujo no darcyano y
deformacion de la roca en yacimientos de extremadamente baja permeabilidad.

Estudios han sido hechos de recursos de yacimientos no convencionales desde la
ultima década. Blasingame (2008) y Moridis et al. (2010) proporcionaron analisis de
mecanismos de flujo en yacimientos no convencionales de shale gas. Diferentes autores
usaron directamente simuladores de yacimientos comerciales para estudiar la produccion
de gas desde un yacimiento de shale gas. Sin embargo el estudio de flujo de gas y de
herramientas efectivas para el desarrollo de yacimientos no convencionales esta lejos de
las necesidades de la industria. Wu et al. (2011, 2012, 2013) han presentado un modelo
estructurado generalizado para integrar diferentes propiedades fisicas involucradas en
simulaciones de flujo en yacimientos fracturados de extremadamente baja permeabilidad
(Ding, 2014).

La desorcién del gas ha demostrado ser esencial para comprender la capacidad de
produccién de yacimientos de shale gas. Esto es porque la lutita puede mantener
cantidades significantes de gas adsorbido en la superficie de la materia organica en
formaciones de shale). En las arcillas, las moléculas de metano son adsorbidas
principalmente sobre los componentes ricos en carbén, kerébgeno, como son
frecuentemente para determinar las condiciones del carbdn organico total. Como la presién
decrece con la continua produccién del gas del yacimiento, mas gas adsorbido se libera de
sélido a la fase de gas libre que contribuye al flujo y produccion.

41,7 METODOS DE FRACTURAMIENTO POR ETAPAS

Algunos yacimientos de lutitas consisten en zonas laminadas individuales con 1 ft o
menos de grosor, que requieren la identificacion del punto de fractura, mientras que los
otros consisten en capas mas gruesas que requieren de un método de ubicacién diferente,
la seleccion de las localizaciones de iniciacion del fracturamiento esta basada en el
contenido de TOC y la fragilidad. Dependiendo del tipo de aislamiento de las zonas que se
emplea, los métodos de fracturamiento por etapas de uno de los siguientes grupos, es
comunmente usado:

a) Proceso Perf and Plug.
b) Procesos con tuberia flexible.
c) Proceso con manga mecanica deslizable.




puntos del fracturamiento, pero son tardados (3 a 4 dias para 8 0 9 etapas) y puede haber
fallas en los equipos, las cuales anaden tiempos y costos. Las terminaciones mecanicas
(manga deslizable) permiten terminaciones con fracturamiento hidraulico mas rapido (1 dia
para mas de 16 etapas), con intervenciones minimas o sin intervenciones, la identificacion
de los métodos de estimulacion hecha con tuberia flexible permite optimizar el tratamiento
de cada intervalo a lo largo de una seccion horizontal completa del agujero y ofrece
terminaciones con etapas de fracturas mas rapidas (9 a 11 por dia).

a) Perf and Plug: es un método de terminacién utilizado en pozos entubados.
Comenzando en el fondo del pozo y trabajando siempre desde el fondo hacia arriba,
cada etapa es perforada usando pistolas bajadas con tuberia especial o con tuberia
flexible, la etapa es estimulada y aislada desde la siguiente etapa usando un
empacador o tapones desviadores (Figura 4.8). los empacadores actuan como un
fondo de pozo, proveen una superficie para los fluidos fracturantes y apuntalantes
para que estos sean desviados hacia los puntos determinados; después de que
todas las etapas han sido tratadas, los empacadores son perforados. El uso de
empaques especiales pueden reducir el tiempo de perforacion de los mismos. En
formaciones de alta presion y alta temperatura como Haynesville donde este método
es el mas comun.
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Figura 4.8. Método Perf and Plug.(Tomado de taller de perforacién direccional, 2015)

b) Método con tuberia flexible: con este proceso la ubicacion exacta de los puntos de
fractura mejora la eficiencia de la estimulacion por medio de la reduccion del
volumen de apuntalantes, mientras se incrementa la productividad; dependiendo de
la longitud del intervalo productor. Se utiliza tecnologia que incrementa el
posicionamiento de los puntos de fracturamiento como empacadores hinchables y
mangas con sello de bola.

Dentro de las operaciones con tuberia flexible se encuentran:

Perforacion jet (a chorro): la cual es utilizada para un control preciso del proceso de
fracturamiento, se usan altas presiones en una corriente de agua y arena para




de la salida del chorro y se extiende dentro de la formacion; los fluidos pueden ser
removidos usando minerales solubles en aacido en el volumen de Iutita y de las
fracturas, de esta manera se mejora la difusividad dentro de la red de fracturas.
Desviacién dinamica: este método no requiere de empacadores o tapones de
desviacion porque la velocidad del chorro causa una caida de presion a la salida del
fluido que empuija el fluido desde el espacio anular hacia la fractura. Este método es
utilizado en agujero descubierto, liner ranurado, casing pre perforado o casing no
cementado. Este proceso lo utiliza la empresa Brigham Oil and Gas en la formacion
de Bakken.

Desviacion del apuntalante con tapdén: en este método el apuntalante es
directamente bombeado a través de la tuberia flexible con bajo gasto, mientras el
fluido no abrasivo baja por el espacio anular a alto gasto; se usan baches con altas
concentraciones de apuntalante (arena) para crear tapones (desviacion con
apuntalantes) que aisle las distintas etapas de terminacion (Figura 4.9). Uno de los
grandes beneficios de este método es que por medio del cambio de la concentracion
del fluido/apuntalante y/o la tasa de bombeo, es posible crear una gran ramificacion
y complejidad de la red de fracturas, la cual puede ser enormemente mejorada.
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Figura 4.9. Fracturamiento hidraulico tipo jet con tapones de apuntalante. (Tomado de taller de perforacion
direccional, 2015)

Los ultimos retos de desarrollo en lutitas son determinar cémo terminar largos pozos
laterales para incrementar la exposicién del yacimiento y reducir los impactos en
superficie; las tuberias flexibles tienen limitaciones de longitud causadas por el
torque, arrastre y bucleo.




Método con manga deslizable: los sistemas de mangas desllzables son
desarrollados como parte de la sarta de produccién. Un sistema de colgar liner,
asegura un sello adecuado; estas mangas pueden ser selectivamente abiertas (en
algunos casos cerradas) usando la activacion con bola, o dispositivos de cambio
mecanico en juntas de la tuberia flexible, para dar el acceso al sitio de iniciacion de
la fractura. Los empacadores convencionales proveen aislamiento mecanico entre
los intervalos disparados, permitiendo que el tratamiento de fractura sea el
apropiado para cada zona de acuerdo con sus propios requerimientos (Figura 4.10).
estos sistemas mecanicos de manga deslizables activadas con bola son usados en
terminaciones cementadas con cemento soluble en acido. Este método de
estimulacion permite que el proceso sea mucho mas rapido y con mayores
intervalos por dia que el Perf and Plug; asi como posibles re-estimulaciones de las
zonas de interés.
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Figura 4.10. Proceso de manga deslizable. (Tomado de taller de perforacion direccional, 2015)




YACIMIENTOS NO CONVENCIONALES

Existen cientos de yacimientos no convencionales fuera de Norteamérica, muchos de estos
yacimientos tienen poca o ninguna actividad de exploracion y tampoco cuentan con pozos
terminados e incluso tienen pozos que no se encuentran en produccion. Las companias en
la industria del petroleo y gas son optimistas en que la exploracion y produccion de
formaciones no convencionales fuera de América del Norte se incrementara en los proximos
afios a medida que las operadoras lleguen a entender los yacimientos y desarrollar
herramientas necesarias para perforar de manera eficiente y terminar pozos no
convencionales.

Gran parte de la perforacién en yacimientos no convencionales ha implicado la
perforacion de pozos verticales y en su mayoria con etapas de fractura. En muchas regiones
fuera de Estados Unidos, la mayoria de los pozos eran verticales, dirigidos en yacimientos
convencionales debido a su relativa simplicidad y bajo costo. Los operadores comenzaron
a atacar las formaciones no convencionales apegandose a la metodologia de pozos
verticales.

Fuera de Norteamérica la perforacion de pozos horizontales pueden costar de cuatro
a cinco veces mas que la perforacion de pozos no convencionales similares a los que se
realizan en EE.UU. Una parte del costo tan elevado para la perforacion de pozos
horizontales es la falta de servicios de perforacion y terminacién en algunas regiones del
mundo, incluyendo la escasez de equipos y empresas de servicios que proporcionan
bombeo a altas presiones y cuanto mayor sea el volumen de extraccion, los servicios seran
mas baratos.

5.1 UN VIAJE RAPIDO ALREDEDOR DE LAS LUTITAS DEL MUNDO

Europay Asia

En Europa, Polonia es probablemente el pais mas avanzado en técnicas de perforacion de
yacimientos no convencionales. Sin embargo, no ha podido fracturar con buenos
resultados. Las empresas hicieron todo el trabajo necesario, seleccionaron los sweet spots
de las formaciones, perforaron y fracturaron, y los resultados obtenidos no fueros
satisfactorios (Higginson, 2013). Otro desafio en Polonia es la falta de infraestructura para
la produccion, incluso si las operadoras obtienen buenos resultados de produccién, de
manera simultanea se necesitaran construir oleoductos, por lo que el pais aun podria tardar
algunos afios mas en producir cantidades para poder comercializar el gas.

En Rusia, Packers Plus (empresa con sede en Canada) se dispuso a terminar el
primer par de pozos en el yacimiento de lutita Bazhenov durante el tercer trimestre del 2012.
La compainiia terminé una formacion de lutita que no se habia fracturado a partir del mes de
octubre de 2011, y se disponia a terminar otra de lutita. Estas fueron con terminacion de




pozo en agujero abierto con 14 etapas de fracturamiento utilizando el siste
companiia StageFRAC (Figura 5.1) (el mismo que StackFRAC en América del Norte).

Figuras 5.1. El sistema StackFRAC de la compafia Packer Plus estan disefiados para abrir la estimulacion de
pozo entubado en rocas de arenisca, carbonatos, lutitas, formaciones naturalmente fracturadas y ambientes
HP /HT (Tomado de Greenberg, 2013)

Los sistemas StackFRAC de la compania Packers Plus fueron disefiados para
estimulacién en pozo abierto y entubado en arenisca, carbonatos, lutitas, carbén,
yacimientos naturalmente fracturados.

En Rusia, a diferencia de otras areas, algunos operadores no han sido capaces de
completar una perforacién y cementar un pozo horizontal de manera efectiva, no han tenido
buena experiencia con el cemento en pozos horizontales, por lo que se trasladaron a una
terminacién de pozo en agujero abierto (Higginson, 2013).




Muy poca actividad de perforacién en yacimientos no convencionales ha tenido lugar al
norte del continente africano en los paises de Libia, Argelia y Tunez. En el 2012 un pozo
vertical fue perforado al sur de Tunez por la compafiia francesa Perenco, el resultado se
considera confidencial pero esa es la Unica formacién de lutita perforada en Tunez (Vasco,
2013).

En Tunez, la compania PackerPlus esta llevando a cabo trabajos de fracturamiento
multi-etapas en varios pozos horizontales de yacimientos de tight gas. A principios del 2012,
la compafiia completd su trabajo mas grande en Tunez con el fracturamiento de 12 etapas.
Era una formacion convencional de tight gas, pero fue en una cuenca donde potencialmente
se formaron lutitas, asi que el operador quizas con el tiempo comenzara con la perforacién
en formaciones de lutitas (Vasco, 2013).

El gobierno tunecinonegocé con varias operadoras extranjeras, incluyendo Shell,
que se comprometié a perforar cuatro pozos de exploracién a mediados de 2013. La
compafia Eni también tiene una concesion en la region sur del pais, donde la compaiiia ha
perforado a través de la formacién de lutitas en el camino hacia su objetivo geoldgico
(Vasco, 2013).

En febrero del 2012, en Argelia los primeros resultados de la evaluaciéon de gas no
convencional, principalmente el de gas en lutita, dieron como resultado que las reservas en
el pais se aproximan a las reservas de Estados Unidos (Yousfi, 2013).

El gran impulso para la exploracion de lutitas esta en Argelia, con el gobierno y la
petrolera estatal Sonatrach, que con la celebracion de contratos con Eni para explorar
formaciones de lutitas y continuando a negociar con Shell, ExxonMobil Corp., Chesapeake
Energy Corp y algunas otras operadoras. Sonatrach esta ofreciendo diversos incentivos
para atraer la inversién extranjera en la exploracion y explotacion de lutitas, incluyendo
compartir el costo de exploracion quien normalmente no comparte costos de exploracion
de recursos convencionales.

Ninguna de las operadoras ha perforado en yacimientos no convencionales porque
Sonatrach llevé a cabo un acuerdo para que sea el primero en perforar lutitas en Argelia,
sin embargo, la compaiia ya ha realizado terminaciones multi-etapas en pozos horizontales
convencionales en Argelia. La industria se movera a la fractura multi-etapa de pozos
horizontales en lutitas gasiferas (Vasco, 2013).

En Sudafrica y Namibia, se espera que las actividades de exploracion y explotacion
de lutitas aumenten como resultado de que el gobierno sudafricano concluy6 con la
prohibicion del fracturamiento hidraulico que duré desde principios casi todo el 2012. La
prohibicion del fracturamiento hidraulico se debe al elevado consumo de agua ademas de
preocupaciones acerca de la contaminacién de agua potable.

La cuenca del Karoo en Sudafrica es una de las mayores cuencas de lutita (Vasco,
2013) y Shell probablemente sera el primer operador en perforar esta cuenca. Otras
operadoras concesionadas en la cuenca, incluyendo Falcon Oil & Gas Ltd. y una




exploracion de lutitas a principios del 2013 por Shell (Vasco, 2013).

Numerosos proyectos de GNL (gas natural licuado) en Australia estan programados
para entrar en funcionamiento en 2015 y se necesitaran enormes recursos de gas para
mantenerlos alimentados. Las operadoras estan buscando fuentes de gas natural para
satisfacer sus entregas de GNL y estan recurriendo al gas en lutita y metano en capas de
carbon, asi como de fuentes convencionales.

América

Packer Plus ha realizado 28 instalaciones de trabajo en Argentina, en su mayoria
terminaciones horizontales en la Cuenca Neuquina. La Cuenca de Neuquén en la lutita
Vaca Muerta ha sido comparada con la lutita de Eagle Ford en Texas. La quimica, la
composicion y la mecanica de las dos lutitas son similares, pero una diferencia significativa
es que la lutita Neuquina puede ser de hasta 610 m de espesor. Argentina es una de las
areas mas activas de la empresa Packer Plus con sus terminaciones de pozo en agujero
abierto y fracturamiento de multiples etapas. Sin embargo, los clientes locales reconocen
que la region no cuenta con la infraestructura necesaria para poner a la par con la
produccion de Eagle Ford (Lezama, 2013).

Las operadoras que trabajaron en la Cuenca Neuquina son: Pluspetrol International

Inc., Apache Corp., Gran Tierra Energy Inc., y Americas Petrogas Inc.; sin embargo, so6lo
YPF ha perforado y producido la mayoria de los pozos en la cuenca (Lezama, 2013), YPF
desarrollé perforaciones horizontales en las cercanias de Vaca Muerta durante el 2012.
Muchas de las perforaciones horizontales en el area estaban en arenas compactas en las
cercanias de Vaca Muerta. La empresa utiliz6 muchas de las tecnologias que se han
utilizado en el ultimo afo para mejorar la produccién a través de la fractura hidraulica.

La lutita La Luna en Colombia también ha sido comparada con los yacimientos de
lutitas en Estados Unidos. No se ha trabajado en el pais, ya que la mayoria del desarrollo
de Iutita y las operaciones estan en la fase preliminar y los clientes estan tratando de
prepararse para un desarrollo potencialmente importante en actividades de exploracién y
explotacion hasta convertirlo en un importante exportador de gas natural.

La extension Eagle Ford en México juega un papel muy importante, en Pemex se
esta buscando la inversion privada en la industria de petréleo y gas. El campo Cantarell
esta disminuyendo de manera significativa y hay una gran cantidad de energia que se
consume en México (Lezama, 2013). La cantidad de gas en arcillas mexicano podria
potencialmente ser tan grande como la formacion Eagle Ford de Estados Unidos.

Desventajas y limitaciones

Empresas operadoras como Baker Hughes cuentan con recursos como el Centro de
Excelencia de Yacimientos (CORE por sus siglas en inglés) en recursos no convencionales
y se enfrentan a diferentes condiciones de operacion fuera de Estados




restringida por lo que el suministro de agua es limitado.

El modelo convencional aplicado a nivel internacional tendra que hacer hincapié en
la importancia de la caracterizacion de yacimientos y modelado para la identificacion precisa
de los sweet spots y realizar la estimulacion efectiva. En ultima instancia, la aplicacion de
un modelo bien caracterizado ayudara a reducir el numero de pozos perforados (Koseoglu,
2013).

Ademas de las limitaciones econdmicas, influyen las politicas del operador, muy a
menudo una compafiia al desarrollar el proyecto de exploracion y explotacion estimara la
produccién utilizando recursos no convencionales analogos los cuales proporcionan
caracteristicas geoldgicas y petrofisicas similares (Kotov, 2013).

Hay una gran cantidad de compafias petroleras nacionales con un objetivo a largo
plazo y estan dispuestas a invertir en la recoleccién de datos de yacimientos para que
puedan disefar terminaciones de calidad y tratamientos de estimulacion que mantengan
los niveles de produccion a través de un campo entero (Usman, 2013).

Transferencia de conocimientos.

Para acelerar la curva de aprendizaje internacional, se han establecido centros de
excelencia de yacimientos (CORE) en areas clave de todo el mundo, incluyendo América
del Norte, América Latina, Rusia y China. Cada equipo se centra en optimizar el desarrollo
de recursos no convencionales a través de practicas recomendadas, basadas en la
comprension del yacimiento para mejorar la incertidumbre geoldgica, mitigar los riesgos y
reducir el desperdicio recursos.

Los equipos CORE optimizan la colocacion de pozos en todo el campo de la
localizacidon de los sweet spots, maximizando la produccién mediante la entrega de una
terminacion de calidad y el disefio de la fractura que estimula las zonas que agregan valor
mediante la implementacién de medidas preventivas para garantizar la integridad del pozo.

Restricciones internacionales

China, Polonia y Rusia son algunos de los paises donde la perforacion en formaciones no
convencionales ya ha comenzado; muchos de los paises han estado perforando pozos
verticales y fracturando formaciones no convencionales durante muchos afios. Sin embargo
ademas de estos paises ya hay algunos mas que han empezado a perforar horizontalmente
en formaciones no convencionales con ciertas limitaciones para desarrollar los campos y
aunque el mismo equipo y herramientas que se aplican en Estados Unidos se lleva a cabo
a nivel internacional, las técnicas deben ajustarse a las condiciones de operacién que se
encuentren fuera de ese pais.

Internacionalmente la economia para el desarrollo de campos no convencionales es
el mayor obstaculo dado que los operadores se enfrentan a una estructura de costos
completamente diferente que puede ser de tres a cuatro veces el costo en Estados Unidos,
ya que la infraestructura tiene que ser construida en la localidad y posteriormente se le
tiene que proporcionar el mantenimiento (Rajdeep, 2013).




consideraciones ambientales, tales como la alta densidad de poblacion, ya que grandes
concentraciones humanas se encuentran cerca de obras para la extraccion de gas y de
manera directa restringiran acceso a las areas donde se encuentran los campos, las altas
densidades de poblacion limitan los recursos de agua que son fundamentales para el
desarrollo de pozos y la extraccién de gas no convencional.

5.2 TECNOLOGIA DE CARACTERIZACION DE YACIMIENTOS

Las compaiias adquieren datos geoldgicos, geofisicos, geomecanicos, petrofisicos
ademas de datos historicos para construir modelos de yacimientos. La adquisicién correcta
de los datos vy la realizacion de un analisis a fondo también ayudan a optimizar la
planificacion y el disefo en el campo para la localizacion de las zonas mas productivas.

Servicios de mineralogia. Algunas operadoras han desarrollado herramientas de registro
de linea de acero de espectroscopia para explotar la litologia de la formacion (FLeX por
sus siglas en inglés). Esta es la primera herramienta de espectroscopia de neutrones
pulsados, disefiada para funcionar en entornos de agujeros abiertos con el fin de cuantificar
algunos elementos presentes en la formacién, lo que permite la interpretacion de la
mineralogia de las rocas (Figura 5.2).

La herramienta de registro de linea de acero mide directamente la presencia de
Carbono. Una vez que el Carbono se reparte en cada composicién de los minerales para
satisfacer la estequiometria quimica, el exceso de éste, medido por la herramienta se
cuantifica en contenido organico total (COT) o hidrocarburos liquidos. Captura y utiliza
espectroscopia inelastica de neutrones para medir y cuantificar elementos tales como
Hidrogeno, Carbono, Silice, Oxigeno, Magnesio, y Hierro. De los datos recogidos por la
herramienta quimica de registro, se requiere la interpretacion geocientifica, que calculando
una litologia general se puede fragmentar en litologias mas especificas. A partir de ese
punto, se puede analizar y cuantificar la mineralogia.




Figura 5.2. Herramientas de registro de linea de acero de espectroscopia FLeX de Baker Hughes, mide
directamente Carbono, la herramienta de registro utiliza y captura espectroscopia inelastica de neutrones para
medir y cuantificar elementos presentes. (Tomado de Greenberg, 2013)

Perforacion y sistemas de evaluacién. Utilizando sistemas de perforacion direccionales
rotarios y combinados con imagenes de resistividad LWD se ayuda a los operadores de
tierra a mantener la zona productiva en los pozos con menos tortuosidad durante la

perforacion de la seccion horizontal. Esto proporciona un pozo de mayor calidad que reduce
el riesgo de tiempo de ejecucion en terminaciones que no son productivas.

Las imagenes de resistividad LWD ayudan a optimizar la fase en la caracterizacion
de fracturas, fallas naturales e inducidas. Esta informacién asegura la colocacion por etapa
en las zonas Optimas de la formacién y disminuye el costo mediante la eliminacién de
distribucion de las etapas en zonas donde fracturar seria inutil.

Se utiliza también la proyeccién lateral de una imagen de alta definicién para
caracterizar la formacion llamada StarTrak HD LWD (Figura 5.3). La herramienta ayuda al
operador a reducir costos mediante la eliminacién de la fracturacion ineficiente.




Figura 5.3 El servicio FLeX de Baker Hughes proporciona los datos registrados en la plataforma del software
JewelSuite que simplifica el flujo de datos registrados y los modelos completos de escenarios de desarrollo de
campo para la visualizacién éptima de un operador en el activo. (Tomado de Greenberg, 2013)

Un operador necesita adquirir imagenes de alta resolucion para determinar la
perforacion de un pozo no convencional siendo fracturado entre dos pozos vecinos a 183
m (600 pies). Los servicios StarTrak ejecutan en modo de memoria, ayudando a optimizar

la produccion mediante la identificacion de las variaciones en la seccion lateral, o que
permite al operador optimizar su terminacion y el disefio de la estimulacién mediante el
fracturamiento en etapas de manera selectiva en zonas mas productivas, asi como para
reducir los riesgos.

Terminacion y tratamientos de estimulacién

Tecnologicamente existe un creciente interés en las esferas de fracturamiento de
desintegracion ya que permite a los operadores evitar perforar inmediatamente la esfera.
Las esferas de fracturamiento de desintegracion se componen de material
nanoestructurado metalico electrolitico controlado que es mas ligero que el Aluminio y mas
fuerte que algunos aceros suaves. El proceso de desintegracion se da a través reacciones
electroquimicas controladas por revestimientos a nano-escala dentro de la estructura del
grano compuesto. Las esferas se desintegraran mas rapido en acido y no se desintegraran
en una solucion base aceite o neutral, estas esferas han sido utilizadas en el Bakken, Eagle
Ford vy el Mississippi Chat.




Las esferas de fracturamiento de desintegracién IN-Tallic de Baker Hughes son mas
ligeras y mas fuertes que los de fendlico o material de resina de fibra de vidrio, y se
desintegran cuando se exponen a la salmuera o soluciones acidas. Esto elimina el riesgo
de que las esferas no se produzcan de nuevo a la superficie 0 se queden pegadas en la
tuberia, que podria dar como resultado pérdida en la produccion.

La tecnologia de esferas de fracturamiento de desintegracion IN-Tallic se ha
utilizado con el soporte de la companiia FracPoint MP con puertos de conexién directa. La
combinacion de las dos tecnologias mejora la colocacion y eficacia del tratamiento de
fracturamiento proporcionando una mejor conectividad al yacimiento.

Otro método de fracturacidon que se esta utilizando con éxito es el sistema de
fracturacion con tuberia flexible (CT por sus siglas en inglés) es el OptiPort (Figura 5.4). El
sistema emplea camisas como las que se encuentran en los sistemas de esferas de
deslizamiento; sin embargo, las camisas se cementan y se abren por el empacador SureSet
montado en lugar de las esferas de tamano secuencialmente. El proceso de fracturacion se
produce por el espacio anular entre la tuberia de revestimiento y la CT asegurando que el
pozo se aisle de la zona anterior. Debido a que el fluido de fracturacion se bombea por el
espacio anular, se requiere la potencia de bombeo en la parte inferior del pozo. Esto permite
un numero virtualmente ilimitado de etapas y salidas de la CT en el pozo para realizar una
limpieza rapida si es necesario después de un arenamiento.

Figura 5.4. El sistema de fracturamiento OptiPort CT emplea mangas como las que se encuentran en los
sistemas de esfera de deslizamiento. (Tomado de Greenberg, 2013)

La optimizacién de la terminacion, es una alternativa de fluido de fractura a base de
guar y motores de fondo disefiados especificamente para diferentes yacimientos de lutitas.
La mayoria de estos nuevos productos y servicios han sido desarrollados y utilizados en
yacimientos no convencionales de norteamerica, principalmente en lutitas. La perforacion
de yacimientos no convencionales en muchas regiones fuera de los EE.UU. se encuentra




fracturamiento en la Cuenca Cooper en Australia, son equivalentes a cuando las
operaciones estaban en el play Barnett a mediados de la década de 1980 (May, 2013).

El numero de pozos horizontales perforados en la cuenca de Cooper fue menos de
la mitad de una docena, durante el 2013, se perforaron 40 pozos verticales que representa
lo que los operadores de perforacion realizan en un mes 0 menos en cualquier play de
lutitas en Estados Unidos. La industria del gas natural de Australia esta trabajando para
lograr un aumento significativo de la demanda esperada para alimentar las operaciones de
exportacion de GNL del pais en la costa este y el noroeste.

Un pais que, probablemente, es un poco mas largo en sus formaciones que la
mayoria es Argentina, el tipo de yacimientos y la forma en que las lutitas se han depositado
son cada vez mas conocidos. En consecuencia, hay mas actividad de perforacién de forma
gradual para satisfacer sus necesidades, YPF esta buscando socios para ayudar a atraer
inversiones para desarrollos de shale (May, 2013).

Aunque China tiene una importante infraestructura en su empresa petrolera
nacional, también esta buscando alianzas internacionales de las compafiias petroleras. El
pais cuenta con un par de alianzas bastante significativas con las companias petroleras
occidentales para yacimientos convencionales y se dice que estda negociando varias
alianzas de exploracion de yacimientos de shale.

La comprensién de la naturaleza de los yacimientos de shale es extremadamente
importante para la perforacién y el desarrollo de la formacién. Los EE.UU. esencialmente
estdn en un modo de "produccién de la fabrica" en la mayor parte de sus obras de
yacimientos de shale. No hay mucha ciencia para investigar yacimientos de shale en
Estados Unidos, hay mucha actividad de perforacion de pozos y la mayoria estan puestos
en produccion.

Cuando un pozo horizontal se perfora, se crea un entorno de produccion que podria
ser equivalente a 20 pozos verticales si hubiera 20 fracturas, el operador obtiene mas
produccion (idealmente 20 veces) fuera del pozo. La perforacion de pozos horizontales y la
instalacion de una alta densidad de red de fracturas pueden mejorar significativamente el
valor presente neto de estos yacimientos.

Las herramientas y equipos necesarios en la perforacion direccional ya se
encuentran en todo el mundo, Halliburton supervisa su uso y ubicacion extendiéndolas en
las regiones del mundo donde operan. En la mayoria de las regiones donde la perforacion
de lutitas es prevalente, la comparia tiene el equipo proporcional a la cantidad de
perforaciones que tienen lugar convencional. Por lo tanto, generalmente no es una gran
aceleracién en herramientas porque el equipo ya esta en la zona.




Tecnologia global

Un servicio lanzado en octubre de 2012 es el servicio Knoesis de la compainia, lo disefio
para optimizar la eficiencia y mejorar las tasas de produccion. En toda la trayectoria en la
exploracion de yacimientos, la sismica 3-D se ha utilizado para las estimaciones de
reservas y otras propiedades, como la geomecanica, porosidad efectiva y fracturas
naturales (Ingram, 2013) el software de modelado 3D Knoesis se esta utilizando para
comprender, optimizar y reducir el riesgo en los activos de lutitas mediante la comprensién
y espaciado, el escenario interlineado, y los planes de desarrollo para los activos.

Las aplicaciones del software Knoesis proporcionan el conocimiento del yacimiento
y sus caracteristicas de estimulacién. Dos componentes del software se han introducido
hasta el momento: Foray (incursién), un servicio de busqueda de fractura microsismico 3-
D, y Delve (profundizar), un servicio de analisis y explotacion de datos técnicos. Dos
componentes adicionales seran introducidos en el futuro: Savvy (visién), un servicio de
analisis y disefio de fracturas complejas, y Melt (fundir), un servicio de disefo y analisis de
acidos matriz.

Foray proporciona a los operadores una perspectiva de la red de fracturas creada
mediante la generacion representada en 3-D basado en los eventos microsismicos
observados durante el tratamiento de la fractura. La representacion muestra las
dimensiones, el principio de las direcciones de la fractura y la complejidad de la red de
fracturas, permitiendo al operador disefiar mejores momentos de trabajo para la fractura

mediante una mejor entendimiento de los efectos de los liquidos, las tasas de bombeo,
presion y otras variables, permitiendo a su vez que las decisiones de disefio deban hacerse
para controlar la red de fracturas, incluyendo la optimizaciéon del numero y espaciamiento
de las etapas.

Delve permite accersar a los datos historicos de trabajo y actuales, que permite un
mejor disefio para la estimulacién y ejecucion para un optimo trabajo.

Inclinacién gamma en barrena y azimutal

Otro servicio de reciente introduccion en Halliburton es el servicio de inclinacion gamma/ en
barrena (GABI por sus siglas en inglés) para la perforacién direccional que mide los rayos
gamma y la inclinacién de la direccién en que se realiza la perforacién (Figura 5.5). La
herramienta fue utilizada en la cuenca de Niobrara y Bakken y posteriormente se estara
utilizando en la formacion Eagle Ford.

La herramienta GABI se puede ajustar en tuberias seleccionadas de 4 3/4 pulgadas
y 6 3/4 pulgadas. El SperryDrilll son motores de desplazamiento positivo por debajo de la
parte de potencia. Los sensores de inclinacion y de rayos gamma son extremidades sobre
el granito de arena que proporciona informacién casi inmediata sobre las tendencias
direccionales y cambios de formacion. La herramienta proporciona cuatro lecturas de rayos
gamma independientes de manera simulatanea en cuatro direcciones alrededor de




la herramienta para la cobertura del pozo completo sin tener que orientar el motor,

en modo deslizante. La ubicacion de los sensores cercanos a la barrena hace que sea
posible detectar limites de capas adyacentes antes de que se llegue a la zona productiva,
evitando la perforaciéon del material no productiva.

Figura 5.5. El motor esta equipado con un sensor que proporciona mediciones de rayos y de inclinacién para
mejorar la geonavegacion y la colocacién éptima del pozo.

Fracturamiento con tuberia flexible

Cuando llega el momento de la fractura, el servicio de Halliburton DM CobraMax
fundamentado en CT para la mezcla de fondo de pozo puede permitir un numero
virtualmente ilimitado de etapas en una seccion de pozo horizontal. El servicio utiliza
bombeo de alta velocidad de fluido no abrasivo por el espacio anular.

El servicio incluye un conjunto de fondo de pozo que cuenta con herramientas
protectoras de viaje (TS por sus siglas en inglés) Hidra-jet disefiado para perforar todos los
intervalos utilizando una sola herramienta de mezcla y sub disefado para asegurar que una
suspension homogénea se logre en el fondo del pozo.

Treinta intervalos completados en un solo viaje en el agujero

Se estaba buscando un método para fracturar hidraulicamente 30 intervalos en la lutita de
Marcelo. El servicio DM CobraMAX desplegado-CT se recomienda debido a su capacidad
para ofrecer un bajo riesgo al momento fracturar, el servicio es eficiente al tiempo que
optimiza el tratamiento de estimulacion. Los aspectos mas destacados del proceso de




siguientes:

e Realizacién de 30 fracturas por etapas y dos limpiezas con un solo viaje en pozo.

e Bombeo de un total de 4 millones de libras / min de apuntalante a través de la
herramientas en un solo punto de trabajo.
La tasa media por intervalode 37 bbl / min.
El tiempo entre etapas de tratamiento se reduce a unos 40 minutos, en comparacion
con cuatro horas por etapa utilizando el método convencional Perf&Plug, que
requiere un viaje dentro y fuera del pozo.
Probada la capacidad de evitar por completo un arenamiento y continuar el bombeo
en la misma fractura.
Se utiliza menos de la mitad de la potencia hidraulica que se utiliza normalmente en
trabajos convencionales.

La capacidad por el desarrollo de recursos depende de la region

La petrolera estatal YPF esta mirando dos opciones de desarrollo, debido a los espesores
de la formacion, la primera opcion para explotar la lutita es con el desarrollo de pozos
verticales y como segunda opcion es desarrollarla con pozos horizontales, pues tiene
sentido desarrollar la lutita con pozos verticales, ya que la opcidn escojida dependera en
gran medida del espesor de la formacion (Fulks, 2013).

El desarrollo de un pozo horizontal similar al desarrollado en Eagle Ford con 15
etapas podria producir 320 bbl. Un pozo vertical con cuatro fracturas en Vaca Muerta puede
producir 220 bbl, que puede ser significativamente menos caro. Con el espesor de Vaca
Muerta se podrian perforar pozos horizontales a diferentes profundidades (Fulks, 2013).

Es posible que haya mas entusiasmo acerca de la lutita en la Luna Colombia, ya
que es mas facil hacer negocios alli que en algunos otros paises. Weatherford se establece
con una linea completa de productos y servicios para la perforacion direccional, LWD, linea
de acero, y las operaciones de fracturamiento.

El objetivo cretacico de la cuenca La Luna tiene porciones que se laminan con roca
caliza y lutita calcarea, mientras que en otras zonas los operadores estan tratando mas con
lutita pura (Fulks, 2013).

Ha habido una cierta contrariedad en los resultados de perforacién en Polonia. Se
infotmo que la roca del yacimiento es muy ductil y dificil de fracturar. La falta de éxito en
Polonia no ha sido por la falta de muestras de hidrocarburos, es debido mas a la dificultad
de fracturar los pozos. Sin embargo, el gobierno polaco quiere ver exploracién y desarrollo
de yacimientos no convencionales y ha puesto en marcha varios incentivos para atraer la
inversion extranjera, incluyendo una ley tributaria aprobada que favorece a inversionistas
extranjeros.

En el Reino Unido, ha habido controversia iniciada en 2011. Los recursos Cuadrilla
estaban operando en la lutita Bowland cuando se detectaron dos temblores de tierra




La primera tuvo lugar en abril de 2011 con una magnitud de 2.3 en la escala de richter para
determinar si esto se debid a la fracturacién hidraulica, Cuadrilla trabajé con la Universidad
de Keele y el Estudio Geoldgico Britanico para establecer sismégrafos colocados de
manera éptima para controlar los movimientos de tierra alrededor de los pozos activos, asi
como el area circundante. Fue durante el cuarto tratamiento de fractura en Preese Hall
cuando un segundo temblor con magnitud de 1.5 se registré el 27 de mayo 2011. Después
de este segundo temblor, y después de discutirlo con el Departamento de Energia y Cambio
Climatico (DECC por sus siglas en inglés) Britanico, la compania voluntariamente detuvo
las operaciones de fracturamiento hidraulico, mientras que un informe detallado fue
encargado de descubrir si habia una relacion entre la sismicidad y la fracturacién. En 2012,
la compafnia comenzd a instalar equipos de vigilancia sismica para evitar un nivel de
actividad sismica que podria causar preocupacion entre la poblacion local.

La tecnologia de monitoreo fue recomendada por un informe cientifico
independiente sobre los temblores menores que ocurren en 2011 y por la revision del
DECC. Cuadrilla planea continuar con sus perforaciones de exploracion y operaciones de
fracturamiento hidraulico.

En el norte de africa, Weaterford esta capacitando a personas de Libia, Argelia y
Tunez. Hay algo de entusiasmo por la posible actividad en Argelia, como operadores
pueden comenzar con la extraccion de la roca madre. Los operadores saben lo que tienen
las formaciones convencionales, si hay son areniscas o carbonatos (Fulks, 2013) pero
ahora, estan a la espera de ir por la roca madre a fin de aumentar la produccion de gas.

Tecnologias para América del norte

Algunas de las tecnologias de Weaterford utilizadas en América del Norte y fuera de la
region incluyen seleccionar sistemas de terminacién multizona; su mas reciente tecnologia,
el sistema desviador i-ball: el sistema de estimulacion multizona FracSure just-in-time; y el
Sistemas de Estimulacion Matricial Multiple (MASS por sus siglas en inglés) en el cual
multiples camisas pueden abrirse con un solo tamafio de esfera.

Sistema de terminaciéon modular

El sistema de terminacion modular ZoneSelect (Figura 5.6) permite a los operadores elegir
entre una variedad de opciones para el accionamiento de la camisa y métodos de
aislamiento de la zona para crear una terminacion 6ptima para la formacion en particular.
El método utiliza camisas deslizantes que pueden ser accionadas por la caida de la esfera,
desplazado mecanicamente, o activado por la presion en el caso del vértice de la camisa .
El aislamiento de la zona se logra, ya sea con los empacadores activados hidraulicamente
o0 cemento.

El sistema cuenta hasta con 40 tamanos de esferas que permiten segmentar hasta
41 zonas utilizando tuberias de 4 1/2 pulgadas. Diferentes empresas utilizan diferentes
materiales, dimensiones y geometria de interfaz. Weatherford probé la resistencia al




impacto, la capacidad de la presién diferencial, y la capacidad de fluir del fondo ante ‘
liberar la tecnologia de esferas para uso comercial.

El sistema también puede ser equipado con camisas MASS en el que multiples
camisas se pueden abrir con un solo tamafio de esfera. Los grupos de camisas MASS
cuentan con hasta cinco camisas deslizables por etapa de estimulacion.

Figura 5.6 El sistema de terminacion Zone Select utiliza camisas deslizantes que pueden ser accionadas por
las esferas, desplazadas mecanicamente. (Tomado de Greenberg, 2013)

Sistema i-ball

El sistema i-ball adquirido por Weatherford, requiere sélo un tamano de la esfera para
activar cualquier numero de camisas, una a la vez. Se realizaron pruebas piloto del sistema
i-ball en Canada y en Estados Unidos instalando varios sistemas y se planea seguir
utilizando esta tecnologia. El sistema i-ball se puede ejecutar como parte del sistema
ZoneSelect. Permite estimular a alta velocidades la formacion a producir, proporciona
acceso de gran diametro interior (ID) a lo largo del pozo, y elimina las preocupaciones de
control de calidad mediante el uso de una sola esfera y tamafo del asiento, las esferas
deben recuperarse en la superficie durante el contraflujo. La tecnologia ha sido probada en
pozo en agujero abierto y pozos cementados, y actualmente esta clasificado para 10.000
psi y en temperaturas de hasta 135 C ( 275 F).

Estimulaciéon multizona

Entre las herramientas de terminacién y el sistema para lutitas y arenas compactas que
ofrece la empresa es su tecnologia de estimulacion multi-zona (MZST) FracSure con
licencia de ExxonMobil, el juego de herramientas ZoneSlect y métodos de terminacion.
Los dos métodos MZST,(just-in-time perforating)) (JITP) y anular CT fracturing
(Fracturacion CT anular) (ACT-Frac), fracturando (ACT-frac), pueden proporcionar a cada
40 o mas tratamientos personalizados de la zona especifica en un solo pozo, segun
Weatherford.




verticales u horizontales utilizando ballsealers (selladores de esfera) para la desviaciéon
entre las etapas de fractura. La primera zona esta perforada, la pistola se mueve hacia
arriba del pozo, los selladores de esfera se dejan caer, y el fluido de fractura es bombeado.
Cuando se logra la salida de la esfera, la siguiente zona es perforada, y el proceso de
bombeo del fluido de fractura con las ball-sealers es repetido hasta que todas las zonas
han sido perforadas y fracturadas.

JITP se puede mezclar con otros métodos de estimulacion, por ejemplo, un estandar
PNP se puede ejecutar en la parte inferior, JITP en el medio, y las camisas correderas en
la seccidn superior de la terminacion.

El método de ACT-frac implica tratamientos de fractura bombeados por el espacio
anular para facilitar la estimulacion. Este procedimiento, al igual que el método JITP, implica
la repeticion de cada perforacion y tratamiento de fractura y permite la estimulacién de
zonas multiples con un solo viaje.

El conjunto de herramientas se transporta con linea de acero en los pozos verticales
y en la CT en una seccion horizontal. Los conjuntos de sistemas, el empacador inflable y
el fluido de fractura se bombean por el espacio anular de la tuberia de revestimiento a la
zona de la fractura, perforando la zona. El empacador se libera, la herramienta se desplaza
en la seccion superior del pozo a la siguiente zona, y el proceso es repetido tantas veces
COMo sea necesario.

Enfoque cientifico para la caracterizacion de yacimientos

Las operadoras estan adoptando un enfoque cientifico para sus actividades no
convencionales a nivel internacional. La mayoria de las empresas no puede experimentar
la perforacién de varios pozos, probando diferentes tecnologias y soluciones. Un enfoque
de optimizacion, llamado “producir mas con menos”, donde se trabaja en colaboraciéon con
la operadora con el objetivo de ayudar a entender el depdsito mediante el uso de
mediciones y la interpretacion de optimizar adecuadamente las tecnologias de perforacion
y terminacion.

Este esfuerzo busca construir un modelo de yacimiento representante para ayudar
a entender la capacidad de produccion que puede proporcionar el yacimiento y asi lograr
hacer una comparacion con otros depdsitos alrededor del mundo. El resultado final es ganar
conocimiento del depédsito para reducir la incertidumbre al momento de caracterizar el
yacimiento.

La perforacién horizontal ha sido un gran habilitador, y la compafia esta tomando el
mismo enfoque que hay en términos de su tecnologia para mejorar la velocidad de
perforacion, con sistemas rotativos orientables. A diferencia de los yacimientos
convencionales, sin estimulacion realmente no se sabe si una formacion de lutita producira
(Aguas, 2013).




valuacién tecnolégica de shale.

En ambientes aridos donde el agua no esta disponible se tienen que usar alternativas,
empresas operadoras como es el caso de Schlumberger han estado utilizando su técnica
de canal de flujo de fracturacién hidraulica Hi-Way en Eagle Ford durante varios afios con
buenos resultados. Este método requiere menos agua y las tasas de bombeo son inferiores.
La empresa ha transportado la tecnologia a nivel internacional con éxito y la aplicacion del
método en cuatro continentes fuera de Norteamérica. A nivel internacional, se encuentran
posicionados en Australia, Africa del Norte y el Medio Oriente. Sera mucho mas dificil para
las operadoras hacer las cosas como se realizan en los EE.UU. debido al suministro de
agua (Waters, 2013).

El fluo se bombed por primera vez en Eagle Ford en 2011 resultando
significativamente mayor produccién inicial al tiempo que se reduce las necesidades de
agua y de apuntalante (Schlumberger). La compania ha demostrado que con la técnica de
fractura de flujo en canales también se traduce en mayores tasas de produccién a largo
plazo. La técnica requiere alrededor de 49% menos que un agente de sostén de tratamiento
de fracturamiento convencional y aproximadamente 50% menos de agua en comparaciéon
con agua aceitosa en promedio.

Con la técnica de canal de flujo, el agente de sostén sirve como un agente de soporte
para evitar el cierre dentro de los canales abiertos rodeando el lugar como un medio
conductor, como en el caso de los tratamientos convencionales. La realizacién del
fracturamiento se convierte en canales independientes y se extienden desde el area
cercana al pozo a la punta de la fractura, aumentando significativamente la longitud efectiva
de la fractura. Los canales se crean dentro del empaque del apuntalante a través de una
técnica en la que combina un procedimiento de bombeo de pulso con el apuntalante, un
esquema de perforacion, y la tecnologia de la fibra.

La técnica HiWay no es apropiada en todas partes donde se lleven a cabo
operaciones de extraccion de gas, tiene que haber las condiciones de yacimiento correctas,
pero los operadores son afines al método debido a los beneficios operacionales que
entrega, la logistica y asi como beneficios resultantes al momento de producir.

El servicio de espectroscopia HD Escaner de Litografia de Schlumberger fue
comercializado en octubre de 2012. Este servicio mide elementos incluyendo Carbono,
Magnesio y Aluminio en tiempo real para ayudar a las descripciones detalladas de las
formaciones complejas, particularmente lutitas y otras formaciones no convencionales. El
servicio auténomo ofrece determinacion cuantitativa de TOC para la evaluacién de
yacimientos de lutita. La herramienta se ha desarrollado y probado en campos de América
del Norte, pero ahora se implementa a nivel internacional.

Se realizan mediciones de Carbono orgénico y otros parametros para obtener los
resultados de forma mas rapida y con mayor grado de presicion, en algunos paises es dificil
conseguir muestras de nucleos para llevar a cabo el analisis necesario de nucleos que son
especiales para este tipo de formaciones. Basandose en la informacion del escaner de
litografia, un operador puede tomar una decisidon de donde esta la ubicacién justo en la
cuenca, o se puede ajustar su modelo y explorar en otro lugar (Lewis, 2013).




yacimiento se comportaran cuando sean estimuladas. Un servicio que ayuda a esto es la
plataforma de barrido acustico de la compania Sonic Scanner.

El servicio toma en cuenta los efectos de las laminaciones en la lutita para el calculo
de la tensién. Los modelos de tension utilizados durante afos en los EE.UU. y Canada por
yacimientos convencionales tuvieron que ser avanzados con el fin de aplicarlos a las lutitas.
Ahora se esta aplicando esa experiencia a nivel internacional (Lewis, 2013).




VI.

CONCLUSIONES

La disminucion de reservas en yacimientos convencionales y la dependencia de
combustibles fosiles ha generado que la industria petrolera incursione en la
exploracion y extraccion de yacimientos con retos tecnoldgicos cada vez mas
dificiles y en consecuencia de mayor inversion econémica.

La dependencia de recursos energéticos de hidrocarburos es muy alta y aun esta
muy lejos de llegar a ser remplazada en su totalidad por otras fuentes de energia.
El término “Shale” se refiere a yacimientos en donde la roca generadora y almacen
tienen la misma funcion, debido a que la lutita es una roca generadora por
excelencia, de baja permeabilidad y porosidad.

La no convencionalidad de un yacimiento es funcion de la disponibilidad de
herramientas y el alcance tecnolégico que se tenga al momento de desarrollar y
extraer dicho recurso.

Los trabajos exploratorios en yacimientos no convencionales consisten en identificar
los sweet spots. Los primeros trabajos geoldgicos, geofisicos y de perforacion no
tienen por objetivo el descubrimiento de una estructura petrolera, sino identificar el
volumen de roca disponible, asi como su composicion quimica y el potencial de ser
fracturada

En shale se habla acerca de la necesidad de “crear un yacimiento” a través del uso
de técnicas de perforacion horizontal y de fracturas. La perforacién horizontal
expone mayor area de contacto de un intervalo productor a diferencia que un pozo
vertical. El fracturamiento hidraulico es una técnica que permite generar canales de
flujo en la roca para que el gas confinado dentro de los poros de la roca pueda ser
recuperado, sin embargo es De gran importancia desarrollar métodos que permitan
fracturar formaciones de shale ya que la demanda de agua que se requiere para
fracturar hidraulicamente es excesivamente grande, es decir se consume un recurso
no renovable para recuperar un recurso energético.

Los estimados de potencial para shale dependen preponderadamente de que tan
“fracturable” es cada pozo.

Actualmente hay empresas que dan servicio a la industria petrolera desarrollando
herramientas con el objetivo de reducir la incertidumbre al momento de perforar la
zona productora con gas obteniendo mayor recuperacion de gas y reducir costos
para la extraccion de gas.

No se ha demostrado cientificamente que el fracturamiento hidraulico genere
microsismos en las zonas donde se esta llevando a cabo esta técnica, por otro lado
el uso y transporte de tratamientos para el fracturamiento hidraulico expone las
zonas, a sus habitantes y hasta los mismos operadores a riesgos.

La tecnologia utilizada por las compafias operadoras para la exploracion vy
explotacion de estos recursos ha evolucionado en grados muy altos, de tal forma
que la carcterizacién geoquimica, volumetrica y de recupearciéon del Shale gas se




geoldgicas, la disposicion de otros recursos como el agua y las politicas necesarias
para su uso.

Diversos paies en el mundo han incursionado en la explotacién de los recursos no
convencionales, sin embargo, todavia es necesario ajustar las tecnologias actuales
a las condiciones particulares de cada cuenca petrolera.

México juega un papel muy importante a nivel mundial ya que cuenta con areas de
gran potencial para la explotacion de shale gas y podria ser tan grande la
recuperacion de gas como la formacion Eagle Ford en Estados Unidos.

Es necesario que las empresas operadoras hagan estudios ciéntificos especificos
en las zonas donde se requieran tecnologias de extraccion para recursos no
convencionales, se deben evaluar todos los posibles dafios o riesgos tanto para la
poblacion y el medio donde se desarrollen.




Recomendaciones

Analizando todas las caracteristicas de los recursos no convencionales, desde los procesos
de exploracidon hasta los de explotacion, en México se considera como principal problema
a solucionar el modelo contractual de desarrollo de los proyectos de explotacién vy
producciéon de este tipo de recursos por lo que se recomienda que dichos modelos sean
adecuados

La recomendacion mas importante es que tanto el gobierno, como las empresas
operadoras, ya sea nacionales o extranjeras revisen el esquema de licencias para el
desarrollo de este recurso, ya que por la experiencia internacional se ha observado que de
las modalidades de contrato o licencia, depende mucho el éxito que se tenga en la
produccién de un yacimiento no convencional.

Se recomienda evaluar las diferencias de cada esquema, de tal manera que sean
adecuadas a la legislacion mexicana para que se obtenga el mayor beneficio para las partes
involucradas. La diferencia econdmica entre una licencia y un contrato de
produccién/ganancia compartida es que la licencia por disefo original permite la
consolidacion fiscal, que incentiva mayor actividad en areas con alto riesgo geoldgico.

La Reforma Energética establece un nuevo marco regulatorio, el cual posibilita la
participacién de empresas privadas en las diferentes actividades que integran el sector
energético nacional. Entre las actividades en donde se podra complementar la inversién del
Estado con inversion privada se incluyen las actividades estratégicas de exploracién y
extraccion de petréleo y gas natural, a la vez que mantiene y fortalece la rectoria del Estado
sobre la industria petrolera y conserva para la nacién la propiedad de los hidrocarburos en
el subsuelo. En materia de energia, se modificaron los Articulos 25, 27 y 28
constitucionales, con el objetivo de modernizar a la industria nacional de hidrocarburos, al
permitir la participacion del sector privado en todas las actividades del sector energético.
En el siguiente cuadro se hace un comparativo de los cambios que sufrieron éstos.

La importancia de las leyes secundarias, con respecto al secor energético, radica
en que en ellas se especifica como debe funcionar en la practica la relacién del Estado con
las empresas privadas del sector de acuerdo a las modificaciones constitucionales
derivadas de la reforma energética. En cuanto a las leyes expedidads relacionadas con el
nuevo marco constitucional del sector, se reformaron 12 leyes existentes y se expidieron
nueve dentro de las cuales se encuentran la Ley de Hidrocarburos, en la cual se materializa
el nuevo modelo en actividades de exploracion y extraccién de hidrocarburos que se
establece en la constitucion.

En lo que a la ley de hidrocarburos se refiere, las principales caracteristicas de este
nuevo modelo en materia de hidrocarburos son que las actividades de exploracion y
extraccion del petréleo y demas hidrocarburos permanecen como actividades estratégicas
y estaran a cargo exclusivamente del estado, por lo que no se otorgaran concesiones. Sin
embargo la Nacion podra realizar asignaciones y contratos con las empresas productivas
del estado y empresas privadas.
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