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I N T R o D u e e I o N 

En éste trabajo se define la importancia que tiene el -

dSpecto estratigrtlfico, estructural y scdimentol6gico del campo -

KU-MALOOB, para la elaboraci6n de los programas de perforaci6n, -

en especial las propiedades y caracterfsticas del fluido para evi 

tar en el futuro problemas durante la perforacio'n y terrn.i.naci6n -

de pozos, lo que reducir~ los costos en la producción de hidrocar 

buros. 

Este estudio geol6gico se desarrol16 con informaci6n o_E 

tenida de manera directa en base a corte y an5lisis de n(\cleos e 

indirecta correlacionando registros geof!sicos. 



C A P I T U L O I 

GENERALIDADES 

I.1.- CONCEPTOS PARA EL DESARROLLO DE UN ESTUDIO GEOLOGICO. 

I.1.1.- Características Geol6gicas Regionales. 

I.1.1.1.- Sedimentol6gicas. 

a). Ambiente de Dep6sito.- Es un ambiente geográfico, -

dado en base a características morfol6gicas en el cual se efectua 

el dep6sito de los sedimentos en donde las condiciones externas -

son lo suficientemente constantes como para formar un dep6sito ca 

racterístico. 

De acuerdo a lo anterior, se establece que cual- -

quier tipo de rocas sedimentarias depende del ambiente en que se 

deposit6. 

b), Estructuras Sedimentarias y Texturas.- Las estruc­

turas sedimentarias se dividen en inorgánicas y orgánicas. Las -

de mayor inter~s en la explotaci6n de un yacimiento son las es-­

tructuras inorgánicas, las cuales son producidas debido a la in­

teracci6n de la gravedad, características físicas y químicas de 

los sedimentos. 

La estratificaci6n es el rasgo más importante de -
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una roca sedimentaria, el cual representa un plano de no depósi­

to, un cambio repentino en las condiciones de dep6sito o una su­

perficie de erosi6n. 

La textura se refiere al tamaño, forma y arreglo de 

los elementos que constituyen una roca sedimentaria. 

En las rocas carbonatadas, según H.P. Nelson son 4 

las categorías en las cuales se pueden agrupar las distintas te~ 

turas y son las siguientes: cristalina, afan!tica, fragmental y 

esqueletal. 

I.1.1.2. Estratigráficas. 

a).- Litolog!a de la Columna Geol6gica.- Con inforrna-­

ci6n obtenida de la perforaci6n en áreas vecinas o bien en estu 

dios geol6gicos de superficie, se puede determinar el o los ti­

pos litol6gicos probables yuc integran la columna geo16gica de 

un área en particular. 

b).- Relación Estratigráfica de las Facies.- Es neces~ 

rio definir de la roca almacenadora, las características estra­

tigráficas tales corno: estructuras, secuencias sedimentarias, -

naturaleza de los contactos entre las diferentes litoloqiás,etc. 

Las rocas sedimentarias de acuerdo a su proceso de 

sedimentaci6n tienen características texturales y estructurales 
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definidas, por ejemplo: las rocas depositadas en ambientes de ba­

ja energía son de grano fino y generalmente estratificadas; mien­

tras aquellas de alta energfa son de grano grueso pudiendo ser ma 

sivas. 

Las estructuras primarias sedimentarias son el re-­

sultado de la energía que ejerce el medio sobre los sedimentos -­

durante su dep6sito¡ por ejemplo, si en el rnellio no existe ener-­

gía y si los sedimentos son de diferente tamafio la clasificaci6n 

es por gravedad dan~o una cstratificaci6n gralluada; si la energía 

es alta, origina estratificaci6n cruzada, en una o dos direccio-­

nes. 

El ambiente ele dep6sito ejerce un control en las e~ 

racterfsticas petrográficas y rnineral6gicas de las facies que ori_ 

ginan, por lo que cada runbiente en particular genera un tipo li-­

tol6gico o una asociaci6n de varios tipos litol6gicos con una - -

distribuci6n estratigráfica tfpica. 

c) .- Procesos Diagenéticos Existentes.- La diagénesis 

de una roca empieza poco despu~s de su dep6sito y consiste de -­

una serie de procesos que acompañan a los sedimentos durante su 

litificaci6n. 

Los granos de carbonatos son más susceptibles a -­

los cambios diagen~ticos que los que es~añ constitufdos por s! -
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lice por lo que una roca carbonatada presenta sistemas porosos -

mas complejos que una arenisca, por lo que es necesario conocer 

cuales son los procesos diagenéticos y c6mo actúan sobre dichas 

rocas almacenadoras. A continuación se enumeran y describen los 

procesos diagen6ticos: 

1.- Compactación: Es una reducci6n en el volumen que -­

ocupan los sedimentos. La causa principal de la compactación es 

el aumento de la sobre carga ejercida por los sedimentos deposi­

tados posteriormente con la consecuente expulsión de fluidos. 

2.- Cementaci6n: Uno de los cambios diagen6ticos más c~ 

mún es la precipitaci6n de sales minerales en los intersticios de 

los sedimentos. El material cementanto puede sor durivado de la 

propia roca o puede ser llevado por soluci6n. La cementuci6n p~ 

de ocurrir en forma simultánea o posterior al dep6sito. 

3.- RecristalizaciiSn: Se refiere a cambios de textura 

cristalina, causada por un crecimiento c1e cristales pequeños, -

dentro de un agregado de cristales más grandes. En la recrista­

lizaci6n los gr.anos más pequeños tienden a desaparecer. 

4.- Reemplazamiento: Es un proceso mediante el cual un 

nuevo minera). puede crecer a expensas de otro tomando su lugar.. 

r..os resultados diagenéticos que incluyen reemplazamiento son -

principalmente silicificaci6n, dolomitizaci6n, fosfatizaci6n y 

piritizaci6n. 
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5.- Soluci6n diferencial: Es quizá el proceso más comOn 

de la diagénesis, el cual se encuentra presente en la cementa- -­

ci6n, recristalizaci6n y reemplazo. 

6.- Autigénesis: Es la ocurrencia de nuevos minerales -

en un sedimento durante o después del depósito, ya sea por intro­

ducci6n directa o por alteración de constituyentes originales. 

Debido a que todos los procesos d iagcnéticos afee-­

tan en mayor o menor gr;:i.do lu porosidad, es de.; sum;:i. importancia -

conocer el proceso y el grudo en que a[cct6 las condiciones origi 

nales de la roca alraacenadora, ¡Jaret poder definir si las propiedi! 

des petrof:l'.sicas cambiaron o se preservaron. 

I.1.1.3. Estructurales. 

Para hacer una excelente interprctaci6n geológica es-­

tructural local,es necesario conocer a nivel regional la teet6ni 

ca del área, por lo yue os necesario efectuar un estudio para de 

terminar en formu general estas características geol6gicas. 

a).- Estructura Productora.- Dentro de los aspectos eJ¿ 

tructurales más importantes están: definir el tipo de estructura 

almacenadora, su origen, la época de su formaei6n, su geometría 

y relaci6n con otras estructuras existentes en el área. La infoE 

maci6n anterior se obtiene, construyendo e interpretando seccio-
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nes transversales estructurales de correlaci6n geol6gica del área 

en estudio. 

b).- Fracturas.- La presencia de fracturas en una roca, 

representa un tipo de porosidad. 

Su idcntif icaci6n se hace por medio de muestras de 

roca o por análisis de datos de pruebas de presión de los pozos y 

registros geofísicos. 

e).- Fallas Geol6gicas.- Puede ser el elemento princi-­

pal que controla la acumulaci6n de hidrocarburos. lllgunos de los 

criterios geol6gicos que sugieren la existencia de una falla geo-

16gica son las siguientes: diferencias estructurales de la cina -

de un horizonte de correlaci6n, pérclit1a de espesores en la colum­

na geol6gica. 

En su def inici6n es importante describir sus ele-­

mentas, tales como: rumbo, salto, echado, desplazamiento horizo.!! 

tal, así como si constituye o no una barrera al paso de los flu~ 

dos. 

d).- Bloques Estructurales.- Se originan debido a la 

presencia de fallas geol6gicas en las esturcturas productoras, 

las cuales son separados por planos de falla. 

En su descripci6n es necesario conocer, la profun-
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didad media a la que se localizan, direcci6n e intensidad de bu~ 

miento. 

I.1.2. Características Geol6gicas Locales. 

I .1. 2 .1. Tipos de •rrarnpa Almacenadora. 

Para la acumulaci6n de hidrocarburos en el subsuelo de­

be existir una trampa gcol6gica la cual esta constitufda por una 

roca almacenadora, sellos laterales y un sello superior que la c~ 

bre total o parcialmente, el cual esta constitufdo por una forma­

ci6n impermeable. 

Las trampas almacenadoras pueden ser de tipo estructu-­

ra l, de tipo estratigráfico, o bien estar formadas por una combi­

naci6n de ambos tipos. 

El la Fig. I.l. se presentan algunas trampas geol6gi-­

cas que caracterizan las antes mencionadas. 

I.1.2.2.- Litología y Zonificaci6n. 

Las rocas almacenadoras en este campo son las carbona­

tadas¡ generalmente calizas y dolomías, 

Para seleccionar las características propias de la peE 

foraci6n, terminaci6n, desarrollo y proyectos de recuperaci6n -­

primaria y secundaria es necesario conocer los tipos litol6gicos 
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y mineral6gicos propias de la roca almacenadora. 

Las rocas carbonatadas son complejas en su composici6n 

y muy heterogéneas, por lo que sus propiedades y características 

pueden cambiar a distancias relativamente cortas. 

La zonificaci6n se realiza con base en datos obtenidos 

de registros geofísicos de iSozos y descripciones litol6gicas a ni­

vel de pozo, pos ter iormentc estaB zonas se correlacionan entre PS?. 

zos y se establece su probable continuidad. 

I.1.2.3. Tipos de Límite. 

Los tipos de límites más comunes son los siguientes: 

a).- Planos de Falla.- Es la superficie a lo largo de -

la cual las paredes opuestas se mueven una con relaci6n a la otra 

con movimiento diferencial paralelo a la superfi ci.e de la falla. 

El desplazamiento genera una interrupci6n en la -­

continuidad porosa y permeable de la roca almacenadora. 

b).- Pérdida de Permeabilidad.- Esto ocurre cuando la 

roca almacenadora está en contacto con una capa de roca densa o 

arcillosa o bien cuando presenta un cambio de facies. 

c).- Contacto Agua-Hidrocarburos (c/w-o),- Generalmen-
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te constituye el limite inferior de los yacimientos. 

La intersecci6n del plano del c/w-o, con el plano -

de la cima del yacimiento o de la base del sello superior forman 

límites marginales. 

I.1.2.4. Geometría. 

Est~ dada por el arreglo que guarden los límites margi­

nales a la profundidad de la cima del yacimiento. 

La representación de la geometría de un yacimiento se -

logra mostrando en planta la posici6n de los límites y la config}:! 

raci6n de su cima. 

I.1.2.5. Profundidad, Relieve Estructural y Buzamiento. 

Son de interés principalmente para la selección del mé 

todo apropiado de recuperación secundaria. 

I.1.2.6. Heterogeneidad. 

La heterogeneidad petrofísica en las rocas almacenado­

ras es un factor que afecta la eficiencia de recuperación del -­

aceite de un yacimiento. 

Las roCTas carbonatadas son heterogéneas debido a la --
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complejidad y variabilidad de sus ambientes de dep6sito, así cor.10 

a su mayor susceptibilidad a las alternaciones diagen~ticas. 

Un m~todo para predecir la heterogeneidad entre pozos -

es el de conocer el ambiente de dep6sito y el patr6n de distribu­

ci6n de facies. 

I.1.2.7. Distribuci6n Original de los Fluidos. 

La definici6n de distribuci6n original de fluidos se -­

lleva a cabo por procedimientos directos, h<Jciendo mediciones es­

peciales a las rocas almacenador<is, o en forma in<lirecta con la -

interpretación cualitativn y 8uantitativ<J de los registros geof!­

sicos. 

Si se considera que los espacios porosos en la forma- -

ci6n están llenos de fluidos: hidrocarburos y agua; una de las -­

t<'!icnicas más utilizadas, principalmente en una interpretaci6n cu~ 

litativa, es la respuesta del sistema roca-fluido al paso de la -

corriente eléctrica. Estos valores de resistividad describen la -

distribuci6n •1ertical de los distintos fluidos que saturan a la -

roca almacenadora. 

Los porcentajes de saturaci6n de fluidos calculados a~ 

quieren importanc:i.a de acuerdo a la etapa de explotaci6n de un -

campo, por ejemplo, para la terminaci6n de un pozo perforado en 

arenas se puede seleccionar· el o los intervalos para producir. 
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I.2.- DEFINICION D~ LAS PROPIEDADES GEOLOGICAS. 

Para •.ma mejor comprensi6n de los conceptos geol6gicos 

mencionados, es necesario considerar las siguientes propiedades -

físicas de las rocas. 

I.2.1. Porosidad (~) 

Es una medida de los espacios vacios o huecos contcni--

dos en una roca, expresada como una fracción o porcentaje del vo-

lumen total de dicha roca. Se expresa matemáticamente como sigue: 

YE (vol. de poros) 
Vb (vol. de roca) 

I.2.1.1. Tipos de Porosidad. 

(I.1) 

A) Porosidad Absoluta (0a) .- Es la raz6n.del espacio -

total al volumen total de roca, sin tomar en cuenta 

si los poros están comunicados entre s! o no. 

Bl Porosidad Efectiva (~e).- Es la raz6n del espacio 

poroso intercomunicado al volumen total de roca. 

La porosidad efectiva es la que interesa ya que es una 

indicaci6n de la conductividad de los fluidos, aunque no una me-

dida de ellos necesariamente. 
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La porosidad efectiva esta en funci6n de muchos facto-­

res litol6gicos, los más importantes son: furma de los granos, -­

distribuci6n o arreglo de los granos, cornpactaci6n, cementaci6n, 

cantidad y clase de arcillas. 

Geol6gicamente, la porosidad se clasifica en 2 tipos, -

de acuerdo con el tiempo de compacta.ci6n: 

1.- Porosida.d Primaria o Intergranular.- Es la porosi-­

dad formada simultáneamente con el depósito de los sedimentos. 

Los huecos oontribuyentcs a este tip:), son los espacios entre los 

granos individuales de los sedimentos. Lus rocas sedimentarias 

elásticas o detríticas tienen este tipo de porosidad. 

Ejemplo: Areniscas, Conglomerados, Caliza, etc. 

2.- Porosida.d Secundaria.- Está constitul'.da por caver-­

nas, fisuras, fracturas y juntas, formadas clespu6s de que los se­

dimentos fueron depositados, por agentes tales como soluciones 

circulantes, dolomitizaci6n, movimientos tectónicos, etc. 

I.2.1.2.- Métodos para la determinaci6n de la porosidad. 

Existen dos métodos básicos para la determinaci6n de -

la porosidad que son: 

1) .- Método Directo.- La porosidad de la formación pr~ 
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cluctora se puec1e obtener c1ircct0mente a partir de corte de nú- -­

cleos de la forrnaci6n, utilizando métodos de laboratorio. En las 

mediciones de laboratorio de la porosidad, es necesario determi-­

nar únicamente dos de tres parámetros b5sicos (volumen de roca, -

volumen de poros y volumen de s6lidos) 

2) . - Método Indirecto, -- I,a porosidad de las formaciones 

productoras se puede determinar por medio de los registros geofí­

sicos. Es el método m5s comunmente utilizado, ya que se obtiene -

un Vulor promec'lio de la porosidad del yacimiento, que es un valor 

m~s aproximado al re¡il, 

De <lcuerdo con la informuci6n obtenida de los registros 

eltictricos, registros sónicos de porosidad, registro (fo densidad 

y registros radioactivos, se tendrán los elementos necesarios pa­

ra que ayudados por con:eluciones en algunos c¡isos en forma direc 

ta se puede evaluar la porosidad promedio de la formaci6n almace­

nadora de hidrocarburos. 

I .2. 2. Permeabilidad (!<} 

Es la capacidad de un medio poroso para permitir el -­

flujo de fluidos a través de él. 

- Permeabilidad Absoluta. (K) 

Se denomina permeabilidad absoluta de la roca, cuan-
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do ésta se encuentra saturada al lOO'G de un fluido homogéneo. 

- Permeabilidad Efectiva. (Ko, Kg, Kw). 

Se define como permeabilidad efectiva de una roca, a 

la permeabilidad a un fluido particular cuando la saturaci6n de -

éste fluido en la roca es menor del 100% (cuando se tiene raás de 

un fluido). 

- Permeabilidad Relativa. (Kro, Krg, Krw). 

La permeabilidad relativa se define como la raz6n de 

la permeabilidad efectiva a la permeabilidad absoluta, esto es: 

Kro Ko 
T Krg Krw J\w 

T (I. 2) 

La raz6n de permeabilidades relativa expresa la habili~ 

dad de un yacimiento para permitir el flujo de un fluido con res-

pecto a su habilidad para pcrrnitir el flujo de otro fluido bajo -

las mismas circunstancias. 

La raz6n de permeabilidades relativas de una roca es -

s6lo función de las saturaciones relativas de los fluidos presen 

tes, aunque es cierto que las viscosidades, tensiones interfacia 

les y otros factores afectan parcialmetne la raz6n de las perme2 

bilidades relativas. 
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I.2.3.- Saturaci6n de Fluidos (Sf). 

La saturaci6n de fluidos se define como la fracci6n o -

porcentaje del espacio poroso ocupado por un fluido particular a 

las condiciones de yacimiento. 

Matemáticamente se puede expresar la def inici6n ante- -

rior como sigue: 

Sf Vf 
Vp 

(vol. de fluidos) 
(vol. de poros) 

- Definiciones de las diferentes saturaciones 

So Vo 
Vp Sg :!_9. 

Vp Sw Vw 
Vp 

I.2.3.1.- Determinaci6n de la saturaci6n de fluidos. 

(I. 3) 

(I. 4) 

Existen dos m('.\todos para determinai: la saturaci6n de --

fluidos: 

1).- Método Directo.- La saturaci6n de fluidos puede -

ser obtenida directamente utilizando métodos de laboratorio, ba-

sados en el análisis de nacleos cortados. 

2). - M6todo Indirecto. - r,a saturaci6n de fluidos puede 

ser obtenida indirectamente midiendo algunas propiedades f!sicas 

de la roca. Los métodos mas usuales son: registros eléctricos y 
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mediciones de presi6n capilar. 

A partir del análisis de los registros eléctricos se -­

puede calcular la saturaci6n de agua, utilizando el método desa-­

rrollado al respecto por Archie. 

La saturaci6n de agua congénita es la informaci6n más -

importante que se puede obtener del perfil eléctrico, ya que por 

medio de esta informaci6n se puede determinar si una forrnaci6n -­

puede o no contener aceite o ga~;. 

La saturación do agua cal.culada ayuda tambi6n a determi 

nar el lugar donde se pueden terminar los pozos. 

I.2.4.- Gradiente de sobrecarga. 

-Presi6n de Sobrecnrga. - Esta presi6n os generada por -

el peso acumulado de las formaciones superiores a una profundidad 

vertical consideradas por unidad de área. 

-Gradiente de Sobrecarga.- Puesto que el esfuerzo de -

sobrecarga en funci6n de la profundidad debe ser el peso acumul~ 

do de las formaciones encima de la profundidad considerada, los 

datos disponibles del área que indican la densidad bruta de la -

forrnaci6n pueden utilizarse para estimlar la sobrecarga. 

La ecuaci6n utilizada en unidades de campo para "costa 
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dentro" es: 

donde: 

s 
ñ 0.4335 

n 
L. e;, 

i = 1 \n 
n 

(I.5) 

s 
0 Gradiente de presi6n de sobrecarga (psi/pie) 

~~= Densidad global de la formaci6n leida del registro 

de densidad compensado (gr/ce). 

i NGmero consecutivo de intervalos en la sumatoria -­

hasta llegar Q n. 

En áreas marinas o "costa afuera" el gradiente de sobre 

carga esta afectado por el tirante de agua, que es mucho menor --

que el de la roca franca, por lo que la ecuaci6n será: 

n 

donde: 

s o 

H 

H 

O . Z:: ~n 
[ \ w Hw + ( l = 1 ) Hl J 

n 
0.4335 
--H- (I.6) 

Hw + H1 
•.• (I.7) 

Profundidad vertical a partir del nivel del mar -­

(Pie) 

Hw Tirante de agua, desde el nivel del mar hasta el -

lecho marino (Piel 

n1 = Profundidad vertical a partir del lecho marino 

Pie) 

si tomamos la densidad promedio del agua marina ~gual a 1.02 - -

(gr/ce) entonces: 
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I i~l~n 1 
~ [0.4422 Hw + 0.4335 ( n l H ] •.• (I.8) 

I.2.5. Gradiente de Formaci6n. 

- Presi6n de Formaci6n.- Es aquella presi6n a la que se 

encuentran confinados los fluidos dentro de la formaci6n. 

- Gradiente de Formaci6n.- Este p.:irámetro puede obteneE 

se ya sea por medici6n directa o indirecta. Para este trabajo se: 

utiliza la segunda alternativa que a su vez se determina por la -

aplicaci6n de varios métodos que son: 

1) Antes de la perforaci6n.- Del análisis de datos sfs-

micos y referencia de pozos. 

2) Durante la perforaci6n.- Interpretando el registro -

de los parrunetros de pcrforaci6n como: 

a) El exponente De 

b) Sig malog 

3) Después de la perforaci6n.- De la evaluaci6n de los 

registros tomados al final de una cierta fase de --

perforaci6n. 

I.2.6.- Gradiente de Fractura. 

- Presi6n de Fractura.- Es aquella a la cual la roca -
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cede al menor esfuerzo encontrado en el subsuelo. 

- Gradiente de Fractura.- Una vez calculados los gra- -

dientes de presi6n de sobrecarga y presi6n de poro, y se ~uenta -

con datos disponibles de la relaci6n de Poisson, se podrá calcu--

lar la presi6n de fractura con la siguiente ecuaci6n: 

donde: 

Pf 
n s 

ñ 
p 

D + 
p 
ñ (I.9) 

Pf D Gradiente de presi6n de fractura de la formaci6n -
(Psi/Pie) 

Helaci6n de Poiss6n 

nal). 

0.126 (hm)O.lSB (adimensio--

I.3.- CLJ\SIFICACION Y CARACTERISTICAS FISICAS Y QUIMICAS DE LAS 

ROCAS CARBONATADAS. 

Las rocas carbonatadas se precipitan extensamente en -

los procesos de reemplazamiento metasornático y de recristaliza-

ci6n, por lo que sus características más importantes se mencio--

nar::in a continuaci6n: 

A.- Se originan en el interior de las cuencas. 

B.- Dependen de la actividad orgánica, 

c.- Son susceptibles a la modificaci6n post-deposici~ 

nal. 
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I.3.1.- Origen de las Rocas Carbonatadas. 

Los sedimentos carbonatados se originan en su mayor paE_ 

te, en el interior de las cuencas, formándose en o muy cerca del 

punto final de dep6sito. El mejor ejemplo de los depósitos in-si­

tu de las rocas carbonatadas son los arrecifes orgánicos, que no 

tienen equivalencia en los otros tipos de rocas sedimentarias. 

La mayor parte de las rocus curbon<1t'1.clu;, dependen de la 

actividad orgánica, que se refleja mosLr;mclo elementos bi6ticos -

reconocibles en forma de granos, de reslos fósiles intactos o - -

fragmentos, o como material ani1~éll o ver;etal en su posici6n orig}._ 

nal de crecimiento. 

La textura de las rocas carbonat2clas de origen inorgánJ:. 

co son muy difíciles de interpretar. 

Por su susceptibilidad a las modificaciones post-deposl 

cionales, las rocas carbonatadas constituyen una clase única. Las 

analogías m~s cercanas entre los carbonatos y las lutitas y are-­

niscas, terminan al efectuarse el dep6sito ya que los procesos -

diagen6ticos crean cambios caracter!sticos y complejos en las ro 

cas carbonatadas altamente solubles. 

I.3.2.- Clasificaci6n de Rocas Carbonatadas. 

Clasificaci6n Descriptiva y Diagen6tica. 
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Los dos tipos principales de clasificación de las rocas 

carbonatadas se caracterizan como descriptivas y diagenéticas. 

El prop6sito principal de la clasificación descriptiva 

de las rocas carbonatadas, es permitir el agrupamiento de ellas -

basándose en rasgos observables de las rocas como son: qufmico-m_i 

neral6gicas, biológicas, ffsicos, tcxturales u otros que pueden -

determinarse objetiv11mente. 

La clasificación Diagenética tiene como objetivo el de 

comunicar directamente el origen de las rocas. 

De acuerdo a lo anteri.m:, la clasificación práctica que 

satisfaga mejor los requisitos, no puede ser ni puramente gen.1ti­

ca ni puramente descriptiva. La clasificación m~s indicada será -

la que este basada lo mSs ampliamente posible en partimetros des-­

criptivos, pero en la cual se mezclan cuidadosamente interpreta-­

ciones genéticas. 

En la clasificación de las rocas carbonatadas los pará­

metros fundamentales son la composición y la textura. 

Algunos de los elementos de composición más comunmente 

usados son la mineralogfa y la composición expresada de acuerdo 

con los tipos de granos. 

El valor de cualquier sistema de clasificación depende 
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directamente de la selecci6n de las propiedades o parfunetros usa-

dos para establecer las clases. En la composici6n de las rocas se 

dimentarias, los parámetros fundamentales son la composici6n y la 

textura, y éstos son empleados en la mayor parte de las clasifica 

cienes de todas las rocas carbonatadas. 

Los elementos de composici6n mfis usados son, la minera-

log!a, la composici6n gu.1'.mica ::i ln composici6n expresada de acueE_ 

do con los tipos de granos, tales conru oolitns, f6silcs y pcloti-

llas. También se utiliza una amplia vnr iedad de rasgos texturalcs 

que comunrnentc se refieren a texturas ele clcp6si to, tales como cla 

sificaci6n por tamaños de los gr;::inos o clastos, la interprctaci6n 

de madurez textura! o rasgos t0xtura1e~ cliagen~ticos. 

Dunham en 1962 estableci6 una clasificación de carbona-

tos que a continuación se enuncia. 

N O M B R E 

MUDSTONE 

WACKESTONE 

PACKSTONE 

GRAINSTONE 

BOUDSTONE 

D E s e R I p e I o N 

Roca con soporte de lodo y menos de 10% 
de granos. 

Roca con soporte de lodo y más del 10% 
de granos. 

Roca con soporte de grano con matriz 
lodosa. 

Roca con soporte de grano sin matriz l~ 
dosa. 

CarbOnatos con signos de haberse apila­
do durante el dep6sito. 
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N O M B 11. E 

CARBONATOS CRISTALINOS 

D E s c R I p c I o N 

Que retienen muy poco de su textura depo 
sicional (Dolomfa y Caliza Cristalina).-

I.3.3. Tipos de Rocas Carbonatadas. 

Las rocas carbonatadas están compuestas esencialmente -

por minerales de carbonatos. La caliza, la dolomita y rocas afi--

nes son las más importantes de las rocas sedimentarias carbonata-

das y que a continuaci6n se describen. 

A.- Calizas. 

Composici6n y Textura.- Se designa como calizas a ague-

llas rocas en las cuales la porci6n carbonosa está compuesta pri_!! 

cipalmente de calcita (Caco 3) • 

La composi.ci.6n qufmi.ca de las calizas esta formada prin 

cipalmente por calcita: con un alto contenido de CaO y co 2 , far-­

mando en algunos casos mas de 95%. Las calizas magnesianas conti~ 

nen de 1 a 2% de MgO, que indica la presencia del mineral dolomi-

ta. El exceso de sflicc indica la presencia de muchos detritos o 

la presencia de pedernal. Si el contenido de mineral alGmina es -

también alto, la sílice es probablemente un elemento constitufdo 

de la materia pizarrosa asociada en las calizas arcillosas. 

Las texturas de la caliza son variables e inigualables 
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por cualquier otro tipo de roca. Algunas texturas son elásticas, 

mientras que otras son el resultado de acrecencia orgánica, otras 

se forman por cambios post-posicionales como la recristalízaci6n 

y las diagénesis. 

Algunas variedades de caliza son de textura cristalina 

tosca y otras de textura de grano fino o aún afanftica. 

Las rocas carbonatadas son susceptibles a la disolu- -­

ci6n. I,as calizas que se fonnun mcc.'.inj cumcntc muestran lo.s mismas 

estructuras que las rocas sedimcnturias cl[ic; l:icns, observándose -

perfectamente la estrutificaci6n, ordinaóa, la cruzada y aún la 

estratificuci6n graduada. 

Pettijhon distingui6 dos tipos de calizas: 

- Auct6ctonas: Son calizas formadas in-situ por una ac~ 

mulaci6n de estructuras org~nicas que no han sido transportadas -

desde el lugar en que crecieron. cuando son de extensi6n restrin­

gida, se les denomina calizas biohermales; si son de carácter ex­

tendido se les llama bioestromales. 

- A16ctonas: Son calizas sin raíces y que están compue~ 

tas principalmente por fragmentos 01gánicos depositados en conju~ 

to con los rombos de carbonatos u ool.i.ta¡¡, que han sido fragmen­

tados, transportados, clasificados y finalmente depositados como 

acumulaciones fragmentarias de material orgánico desmenuzado pa-
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ra formar la caliza biocl5stica, teniendo como ejemplo la calcar~ 

ni ta. 

Las calizas m5s comunes son las formadas principalmente 

por materiales orgánicos. Las calizas se producen por uno o más -

modos de depositaci6n como son: mecánica, química, oi:g.".inica o por 

reemplazamiento; en mares, lagos, rfos y sobre la tierra. Los dc­

p6sitos de máxima extensi6n se encuentran en el fondo del mar a -

profundidades someras. 

Las calizas marinas son abundantes en las series sedi-­

mcnt :irias deposi t.:.das en ambientes estables; las calizas arcillo­

sas son m:is características de los ambientes üwstublc;s. 

B.- Dolomítas. 

Composición y Textura.- Están compuestas principalmente 

por el mineral dolomita, conteniendo calcita. Generalmente son de 

claro en fracturas frescas, pero toman un color an1arilloso «l ex­

ponerse al aire, debido a la oxidaci6n del hierro ferroso que es­

tá contenido en los cristales de dolomita, de pirita, siderita o 

marcasita. Su composición química es parecida a la caliza excepto 

que su contenido de magnesio es elevado Ca Mg (C0 3J2• 

Las dolomías, así como las calizas dolomíticas se pre­

sentan interestratificadas con areniscas, limiolitas, argilitas, 

calizas y diversas evaporitas; varian desde un manto sencillo --
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hasta una formaci6n y sus límites están bien definÍdos. 

Los f6siles son poco comunes en la dolomita debido a 

que son pocos los organismos que habitan en las aguas marinas. 

Las dolomitas están presentes en todo sistema geol6gico y su máxi 

ma distribuci6n corresponde a sistemas del Prectimbrico y del Pa-­

leozoico Inferior. 

La mayoría de las dolomitas se han formado por altera-­

ci6n post-deposicional de las calizas, es decir, por dolomitiza-­

ci6n y algunas se asocian con las evaporitas que son depósitos ··­

químicos primarios. 

Algunos puntos re la ti vos a la formaci6n de dolomitas -­

son los siguientes: 

- La dolomita se forma secundariamente a lo largo de f~ 

llas, juntas, planos de estratificación u otras zonas de debili-­

dad o permeabilidad. 

- La mayoría de las dolomías estratificadas se deben a 

la alteración penecontemporánea de los sedimentos de carbonato -

de calcio en el fondo del mar o por depositaci6n primaria de la 

dolomita. 

- Las formas inestable del Caco3 reacciona más fácil-- . 

. mente con las substancias químicas. 
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- Algunos mantos de dolomita pueden '::lastrar cumbias gr~ 

duales verticalmente a caliza, con cierta brusquedad, aunque los 

contactos laterales sean de carácter gradual, siendo esta dolomi­

ta vesicular y porosa. 

- El grado de dolomitizaci6n esta relacionado con el -­

tiempo durante el cual estuvieron descubiertos los sedimentos ori 

ginales en el fondo marino. 
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C A P 1 T U L O II 

INTERPRETACION GEOLOGICA DEL CAMPO KU - MALOOB 

En este capítulo se presentan los resultados obtenidos 

de la interpretaci6n geol6gica realizada al campo KU-Ml\LLOB, lo­

calizado en la Sonda de Campeche, aproximadamente a 105 km. al -­

NW del Carmen, Camp. 

La interpretaci6n gcol6gic<i se realizó básicamente con 

la información obtenida de los registros geofísicos de pozos, co~ 

plementada con datos de secciones s:lsmicas, descripci6n de mues-­

tras de canal y núcleos cortados en el campo. 

Los registros geofísicos de pozos utilizados para su in 

terpretaci6n y correlación se mencionan a continuaci6n. 

1.- Rayos Ganuna; curva que permite medir el contenido -

de arcilla y el material radiactivo existente, ap~ 

reciendo ésta curva en el carril izquierdo con res 

pecto a la línea representativa del pozo. 

2,- Resistividad; utilizando el Doble Latcrolog (DLLI -

y el de Introducci6n (ISFL), permitiendo medir el -

paso de la corriente a través de la formaci6n. Esta 

curva se lee en escala logar!bnica y aparece en el 

carril derecho con respecto a la l!nea representat.!_ 
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va del pozo. 

3.- Porosidad y Densidad de la Formación; siendo el Ne~ 

tr6nico Compensado (CNL) y el de Densidad (FDC) 6 -

Litodensidad (LDT). Apareciendo la curva también en 

el carril derecho con respecto a la línea represen-

tativa del pozo. 

La corrclaci6n se realiz6 detalladamente con los regis-

tros geofísicos mencionados anteriormente, basándose en un modelo 

de sedimentaci6n propuesto para el campo KU-MALOOB, definiendose 

los diversos cuerpos li toestratigr<lficos que integran toda la co-

lumna geológica sedimentaria productora, comprendida desde el 

Eoceno Medio al Jurásico Inferior Oxfordiano. 

La correlación efectuada al área, comprendió los aspee-

tos siguientes: 

1) Estructurales; 

2) Estratigráficas; 

3) Sedimentol6gicas. 

II.l. ANTECEDENTES DEL CAMPO KU-MALLOB 

El campo KU-MALOOB, el cual en el año de 1978 se loca­

lizó aproximadamente a 105 km al N 22ºW de Cd. del Carmen, Camp~ 

che, resultando productor de aceite y gas en rocas de las forma-
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cienes del Paleo ceno Inferior y Cretli.cico Medio e Inferior, 

El aceite encontrado en este campo es del tipo negro -

de baja relaci6n gas-aceité que va de 16º API a 22º API. 

Se tenían perforados 17 pozos {Tabla II-1) con espacia­

miento entre ellos de 800m, en un área aproximada de 90 km2 , 

MALOOB-1 fué el primer pozo pcrforrtdo en e.l crtmpo de --

MALOOB (9-JUL-78 / 28-MAR-79), llegwndo a una profundidad total -

de 3041 mbmr y penetr6 155m en la formación Brecha del Paleoceno; 

ésta área se encuentra localizada en la porción NW dul Lrend es--

tructural AKAL-MALOOB, delimitada por dos fallas inversas F-I y -

F-II {plano No. 10) , con rumbo NW-SE y con uuzamiento al SI~, las 

cuales se detectaron por sismología. Los hidrocarburos estan alma 

cenados en rocas deformadas por factores estructurales e inf lue~ 

ciadas por el efecto de una r.iasa <>alina de edad Jurásica. 

El primer pozo que se perfor6 en el campo KU, fue el -

pozo KU-1 (02-SEP-78 / 02-JUN-79) , el cual penetr6 solamente las 

rocas del Eoceno Medio a 2500 mbmr y fue suspendido por acciden-

te mecánico. 

Posteriormente se perfor6 el pozo HA-lA(Ol-MAR-80 / --

27-JUN-80) J.legando a una profundidad de 3310 mbmr atravezando -

200m de la formaci6n Brecha del Paleoano y casi 400m de forma- -

ci6n cret!icica. Este pozo se encuentra ubicado en la misma estruc 
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rozo 
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tura de KU, la cual tiene una forma dómica, situacla en la prolon­

gación NW del trend estructural J\KAL-NOHOCH. 

El pozo KUTZ-1 se perforó alcanzando la profundidad de 

3428 mbmr (14-ABR-79 / Ol-SEP-79), penetrando 150 m de Brecha del 

Paleoceno y 50 m de la formación Cret5cica. Este pozo se encuen-­

tra localizado en una estructura de forma dómica, sitimda en la -

prolongación NW del trend estructural AKAL-NOHOCH, el cual prolo_!! 

ga hasta el campo KU. 

I I. 2. METODO DE 'i'RABl\JO. 

Se intcrpretarón y correlacionaron los registros geofí­

sicos de 17 pozos, complementandose con información de cimas es­

tratigrlíficas, descripciones litológicas de muestras de canal y -

pruebas de formación. 

El pozo KU-1292 por ser uno de los mlís profundos y no -

estar afectado por fallas geológicas, además por presentar la co­

lumna geológica mfis completa, se le considera como registro base 

en la correlación. Se seleccionaron 11 marcas de correlación defi_ 

nidas en lao curvas de los registros de Rayos Gamma, resistivi-­

dad, porosidad y densidad de la formación, que abarcan desde la 

cima del cuerpo carbonatado del Eoceno Hcdio hasta la cima del -

Jurlísico Superior Tithoniano, definiendose 8 unidades litoestra­

tigráficas. 
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II.2.1. Secciones Transversales. 

Para la interpretaci6n estructural se elaboran 14 sec-­

ciones transversales estructurales. En forma general están orien­

tadas en 3 direcciones principales: WE, NW-SE y NE-s\;, secciones 

X, y e Z respectivamente (Fig. 2-1). Fueron construidas a una es­

cala horizontal 1:10,000 y a una escala vertical de 1:2000 • Las 

secciones elaboradas se presentan del plano No. 1 al 9. 

II.2.2. Planos de Cima del Yacimiento. 

Se realiz6 la configuraci6n del plano de la cima del ya­

cimiento, as! como de los di fo rentes cuerpos que integran la Bre-­

cha del Paleoceno (A,13,C,D), CJ:<JUicico Superior (E), CreUicico M~ 

dio (F) y Cretático Inferior (G), que se presentan desde el plano 

No. 10 al 17. 

As! mismo se configuraron la cima y J.a base del cuerpo 

que se tiene en el Eoceno Medio, denominado Carbon¿¡tos del Eoce­

no, planos 18 y 19. 

La definici6n estructural del yacir.iíento fue apoyada -

en secciones s!smicas de reflcxi6n que fueron analizadas y perm! 

tieron la detecci6n de fallas geol6gicas de tipo normal e inver­

so. Tomando como referencia el registro geof!sico del pozo - - -

KU-1292, se deduce que las unidades estratigráficas superiores -
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A,B,C '! D de la formaci6n Brecha del paleoceno tienen mayor por!2_ 

sidad, por lo que se considera tienen r.1ayor capacidad de acumula­

ci6n. Las unidades E,F y G son menos porosas. Prácticamente todas 

éstas unidades están presentes en las áreas consideradas, a exceE 

ci6n de la unidad A que no aptlrece en el pozo KU-87 y en el KUTZ-

1. Así también se aprecia un adelgazamiento de las unidades lito­

estratigráficas hacia la cima del yacimiento. 

De l~ correlaci6n de los registros geofísicos y de las 

pruebas de formación de los pozos, se determinó que el mayor esp~ 

sor bruto impregnado de hidrocarburos y el máximo potencial de -

flujo se encuentra en la G~n~ dr la 0structura del área de KU y -

que son los pozos: KU-G7A, KU-87, KU-09 y KU-47. 

El aspecto sedimentol6gico se infirió a partir de las -

descripciones litológicas de muestras de canal y núcleos disponi­

bles, así como de estudios realizados en áreas vecinas y de un -­

modelo de sedimcmtación propuesto para el área, que consiste en -

la probable distribuci6n de ambientes de la Plataforma, Borde de 

Plataforma, Pendiente y Cuenca. 

La respuesta de los registros de Rayos Gamma del pozo 

KU-1292 presenta muchas pequeñas intercalaciones lutíticas que 

son transicionales. Muestra un incremento en el tamaño de los -­

granos que constituyen la roca hacia la cima del yacimiento. De 

lo anterior se deduce que el tipo de transporte es de flujo tur-

34 



bidítico progradacional, siemlo este tipo de flujo turbulento, gs_ 

nerado graduaci6n en la distribuci6n de los elementos que consti­

tuyen la roca. Puede considerarse que los dep6sitos en el área -­

KU-Ml\LOOB pertenecen a un sister.ia de cai16n-abanico submarino, el 

cual está asociado a un ambiente propio de pendiente y cuenca, -­

que comúnmente se asocian a bancos calcáreos. 

II. 3. CARl\CTERISTICl\S GEOLOGICl\S 

II. 3.1. Are a Maloob 

La estructura geológica tiene una geometría alargnda en 

direcci6n NW-SE (plano No. 10) compuesta por dos altos estructurn 

les localizados a una profundidad aproximada de 2 900 mbnr.1. El l:í­

mi te lateral Norte lo constituye una falla geol6gica de tipo in-­

verso, F-I; de igual manera el límite Sur está delimitado por dos 

fallas de tipo inverso, F-II y F-III, con un salto aproximado en­

tre 300m y 200m respectivamente, teniendo un posible alcance es-­

tratigráfico hasta el Jurásico, que de primera instancia podría -

considerarse como uno de los límites de acumulación. 

Realmente, por datos de presiones se considera la comu­

nicaci6n entre los bloques de MALOOB y l<U, a pesar de estar sepa­

rados 9 km. aproximadamente, y contener estructuras sinclinales -

y fallas inversas, F-II, F-III y F-IV, y que esta última tiene -

un salto aproximado de SOOm. 
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CJmL se observa en la correlaci6n de secciones transver 

sales y plar.::>s de cima del yaciraiento; los pozos del bloque KU -­

son productores del Cretácico Inferior y los pozos del bloque - -

MALOOB producen de la formaci6n Brecha del Paleoceno y a pesar de 

las fallas inversas F-II, F-III y F-IV, la comunicaci6n se debe a 

que la formaci6n permeable Brecha del Palcoceno que está compren­

dida entre estas dos áreas, se localiza frente a sus respectivas 

zonas productoras. Por lo anteriormente expuesto las fallas inver 

sas existentes entre Jos bloques Kll y Ml\LOOl3 no se consideran co­

mo sellos. 

El límetc Oricntul del áre¡¡ de Ni\J.,OOB esta dado por dos 

fullas normales, f-1 y f-2 de salto muy pequeño, por lo que podrfa 

prolongarse más al Este hasta alcunz.ar Gl cambio de facies o sea, 

pérdida de porosidad y permeabilidad. El límite Occidental puede 

estar afectado por el relieve estructural y/o contacto entre flui 

dos. 

II.3.2. Area KU-HA. 

Tiene una geometría orientada al NW-SE y corresponde -

al alto estructural más importante <le toda el área. Se encuentra 

afectado al Nor~e por una falla de tipo inverso, F-IV, con un -­

salto aproximado de SOOm con respecto a la cima del yacimiento, 

y con un alcnace estratigráfico hasta el Jurásico. Hacia el NE -

se encuentra una falla de tipo normal, f-4 con un salto aproxim~ 

do de BOm respecto a la cima del yacimiento (plano No. 4). Hacia 
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la parte Este el límite es un tanto incierto y se podría suponer 

como un cambio de facies, como se observa en el plano No. 10. El 

límite Sur y Occidental lo constituyen en forma combinada el re-­

lieve estructural y el contacto entre fluidos. 

Inicialmente se había determinado un contacto aguu-acei 

te a 3530 mbnm, cima de la nrccha del Paleoceno en el pozo KU-101, 

el cual result6 invadido. Posteriormente, por las pruebas de pro­

ducci6n realizadas al pozo KI-1292, se recuperó con cubeta a 

3175 mbnm agua de forn1uci6n con una r;aliuülud de 105 000 ppm. Por 

el resultado del procesamiento cl,0 lm; n,gistros c¡eofísicos del P.2. 

zo KU-26, rccien terminado, se estirn<1 un nuevo contacto agua-acci 

te a 31GO mbnm; lo antcr.ior SP ,•nnfirma poi· la producci6n de agua 

de formaci6n del mismo pozo, con una suli.nidad de 120,000 ppm. 

Es de importancia seüalm: que durante la perforaci6n 

del pozo KU-407 hubo constantes flujos de agua de formaci6n de al 

ta salinidad que vu de 100,000 a 145,000 ppm. a partir del Jurási 

ca Superior Kinuner ( 3570 rnbrua), lo cual se corrobora con la infor 

maci6n proporcionada por los registros geof:l'.si.cos al haber inver­

si6n de curvas de res is ti viclad a purtir de la misma profundidad. 

Se realiz6 una prueba de producci6n en la cima del CreUicico Infe 

rior a 3200 mbrun, recuperándose aceite asfáltico con agua de for 

maci6n de 170,000 ppm. 

El Hmite ·superior de toda 1)1 área KU-MALOOB, está - -
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constituido por un horizonte denso arcilloso del Palcoceno Infe-­

rior con un espesor promedio de 45 m, que actúa cor.10 sello a la -

acumulaci6n. La cima productora se presenta más somera en el área 

KU-HA, a profundidades que varían de 2400r.1 a 3000 mbnm (plano 10). 

Así tambi~n, corno puede observarse en la misma figura, la cima de 

todo el yacimiento buza suavemente en la direcci6n N\·/-SE, ¡¡lien- -

tras que en las direcciones normales el buzamiento es más pronun­

ciado. 

Se considera a las rocas Jurfisicas corno las generadoras 

de hidrocarburos, por su alto contenido de materia orgánica. Las 

rocas del Jurásico Super.ior Kinuncridgiano, CreUicico Superior, /.!~ 

dio e Inferior y Rrecha d~l PalPnceno Inferior se reconocen corno 

rocas almacenadoras, por sus características de porosi~ad y per-­

meabilidad. La raz6n del potencial acumulativo do hidrocarburos -

en estas rocas se debe a la enorme acwnulaci6n de carbonatos de-­

tríticos que se fueron agrupando a través de los d ifcrcntes per Í.2_ 

dos de desarrollo del Banco Calcfirco Yucateco, cuya existencia -­

persistió desde el Jurásico hasta el Cenozoico Tardío. Sin embar­

go, a pesar de la existencia de estos recepUiculos, no habrían te 

nido mayor importancia do no existir la.s rocas genera.doras de hi­

drocarburos de Jurásico en la parte inferior y a la. presencia de 

la sal en las inmediaciones a.l escarpe del gran Banco Cnlc1ireo. -

Las áreas donde se deposit6 matricial detrítico, posteriormente -

fueron tambi6n los lugares donde se depositarían las rocas sello 

arcillosas de origen continental. Estas, fueron lodos acarreados 

en el §rea por las corrientes fluviales provenientes de las actua 
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les zonas elevadas de Chiapas y Veracruz, que fueron producto de 

erosiones y de nudaciones ante el rejuvenecimiento de las tierras 

del Sur y Occidente al producirse peri6dicamente los movimientos 

Orog(foicos en Chiapas y en la Sierra l!adrc del Sur desde fines -­

del Cretácico hasta el Mioceno. 

II. 4. ASPECTOS ESTRATIGRl\PICOS Y SEDIMEN'I'OLOGICOS. 

La definición eslr:atigráfic'1 de la colwnna alrnacenadora 

se obtuvo en base a la correlaci6n de regü:tros geofísicos de los 

pozos, identificándose hasta 4 u11idé!dco: litocstratigr5ficas para 

el Pal.eoceno Inferior (ll, n, C,G), caractcri:-:ftndo,3c corno zonas de -

calizas y dolomfas, una paril el Crotácico S11perior (E) qu0 se con 

sidera como un intervalo arcilloso, y el Crotácico Medio e Infe-­

rior definiéndose por las unidades (F') y (G) respectivamente con­

siderándose como zonas dolomfticas. 

En toda el área, fu~ posible identificar estas unidades 

litoestratigr&ficas, aunque en el caso del pozo HA-lA, el espesor 

del cuerpo A se adelgaza considerablemente, causando variaciones 

de espesores l:anto para el tirea KU-llA como para la de NALOOB. En 

el pozo KU-87 no fue posible identificur éste cuerpo debido a 

que esta cortado por una falla geológica f-5, como se observa en 

la secci6n x-5, ilustrada en el plano No. 4. 

De acuerdo a las descripciones litol6gicas de muestras 

de canal y nucleos disponibles, se pudo establecer la litología 
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correspondiente a cada unidad litoestratigráfica, como se muestra 

a continuaci6n: 

BRECHA DEL PALEOCENO 

Unidades A y B.-

Unidad c.-

Unidad D.-

Brecha dolom!tica, ele aspecto sacaroide y con~. 

titu!da por fragmentos de mudstone, wackstone, 

packstone y grainstone de interaclastos de as­

pecto cretoso. Coloraci6n que gradúa de gris a 

café claro por imprcgnaci6n de hidrocarburos. 

Presenta porosidad secundaria en fracturas y -

trazas de bentonita. 

Dolom!a de microcristalina a cristalina, con -

fragmentos de mudstone, packstone y grainstone 

dolom!tico de intraclastos de aspeC'tos micro­

brechoide, con tonalidades que var!an de gris 

a cafd por irnpregnaci6n de aceite. Trazos de -

bentonita. 

Dolom!a de microcristalina fina a media, com­

pacta; trazas ele mudstone a grainstone de in­

traclastos y bioclastos. Fragmentos de brecha 

con partes subangulo sas y subredondeadas; tri!: 

zas de bentonita verde y huellas de pedernal. 
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CRETACICO SUPERIOR 

Unidad E.-

CRETACICO MEDIO 

Unidad F.-

CRETACICO INFERIOR 

Unidad G.-

l•'.udstone arcilloso obscuro, en partes clolomit.:!-_ 

zado, compacto y con intercalaciones ele lutitu 

bentonítica y huellas de pedernal. Se presen-­

tan trazas de mudstonc y wackstone de intra- -

clastos. 

Dolomía microcristalina y cristalina de aspec­

to sacaroidc dura y cor:1pacta, con cavernas de 

disoluci6n; trazas de dolomía porosa y fractu­

rada. Prc.sunlu J:rit<JlHC'.ll\·o;. ele mur1stnnc y <¡rain~ 

tone de intraclastos, asf como huellas de pe-­

dernal y lutita bentonítica. La coloraci6n C1l!!; 

bia de gris 11 caf6 oscuro por impregnación de 

aceite. 

El área de MALOOB está constituída por mudsto 

ne dolomítico compacto, fragmentos de dolomía 

sacaroidc con fragmentos de wackst.one dolomí­

tico y mudstone-wackstone de litoclastos; li­

geramente arcilloso, duro y compacto y en pa!_ 

tes cretoso. 

Hacia el área KU-HA la litología esta repre--
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sentada por una dolomía microcristalina a cris­

talina fina a media, porosa, con microfractu-­

ras selladas con dolomita, de aspecto sacaroi­

de y en partes granular; trazas de pedernal y 

lutita negra, así corno fragmentos de packstone 

de litoc:lastos. 

La tabla 11-2 nos muestra la descripción dt~ las caract~ 

rrsticas f1sicas que pi:cscntaron l::is mncstrils de canal y nú'cleos 

obtenidos de algunos pozos que constituyen el Cill11po 1\ll-MALOOB. 

En la tabla II-3 se muestran los datos de dicho campo. 
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row 

46 

407 

445 

445 

INl'ERVALO 
rrü:mr 

llELl\CION DE NUCLEOS COll'fl\DOS EN EL l\HEJ\ KU-Ml\LLOB 

Hl::C 
11\ 

'l'IPO </J 

T l\ U L A II-2 

OllSERVJ\CIONE.S DIJSCl{ll'CION 

----------------------·-------------
1 2838-2847 

3491-3500 

2 3600-3605 

3663-3670 

2 3670-3679 

1.15 
(12%) 

8.00 
(89~.) 

2.00 
(40%) 

0,60 
(B. 5%) 

1.00 
(11%) 

Prim:u:ia Inter No se ob 
cristalina. ::.~n 

Pr iIT<-rria In ter 
cristalina. -
SPcuo::lariu en 
fracturas. 

Primaria Inter 
cristalina. -
Secunlaria en 
fracturas y CE. 
vcr:nas. 

Primaria Inter 
cristalina. -
Sccurrlaria en 
fracturas y ~ 
vernas 

Primaria Inter 
cristalina. -
Securdaria en 
frncturas 

tb se ob 
GC.l.."Vil. 

N'.J se ob 
sc.rvn 

No se oh 
serva, 

10°-20° 

l. No tiene s'1l:or salad) Calc=nita crana y cafd por iln 
2. Olor a hes al rarper pregnaei6n de aceite. Bioc1as-= 

mucfitra los cript.ocristaliros rorpacto. 
3. Ligera exuJaci6n du -

aceite. 

l. tb tiene BCl!.:Dr salodo Mufotorc-waekstollC ligeraircntc 
.., O l .. :ir u CJW al ro:1rcr do lomí tiro de color caf6 oscuro 

J •. 1 n1n.·sltn. de u~:;rccto lcminar y o:::XIFacto -
ron c:i_10r.._-x\i\a~-; frc:lclura.s. 

l. H:·i ti ene: scth)r salirlo 
2. Olor a hes al rC<l'f'-'r 

nRlestra. 
3. ~~\..! recup.~ro en 001rli·· 

ri 0!1!'.S r~<JUluros. 

1. N:_) tiene salor sulu.do 
2. Olor a hce>. al l"O!rpúr 

rnlK.'!st.ra. 

l, No tiene sabor sulado 
2. Olor a hes. al iuipc.r 

rxilcr.úCJ mlcrocristalina axpac­
tu de ())lor crema . .:;, caf6 oscuro 
pJr .irrprcgnuci6n de aceite. - -
[':l~UCtlU-~1.S re ll enrlS do c'lCX:Ü te. 

Dolornfa c¡ris clara a caf!O claro 
microcristalina e.le textura sa-­
cm:oide do gra.nulonctr!a media 
a gruesa dura y cnnpacta. 

Dolanlil c¡ris obscuro rnicrocriE_ 
talim a criptocristalina, sac_<! 
roidc con c¡ranularetrfo fina a 
nrofa e intcrcalociones de Juri 
zontus de 5 an de Mtrlstonc-\·la-= 
ckstorc dolornitiz&b de color -
cafl! a crrn111 criptocristaliro y 
c.ü.cita blanca traslucida, pc-­
dcrnal b.i6gcr>::>, 



POZO NUCUD 

407 3241-3248 

2 3500-3509 

3 3800-3609 

4 3979-3986 

REC 
rn 

O.fiO 
(8.5%) 

2.00 
(22?,) 

1.50 
(16.6) 

2.26 
(32%) 

Pr.im·lria Inter 
cristalina. 
SccunJarin c11 
fr uctur u.:.:•. 

Prinuric1 Inter 
cristulinu -
Securdari n en 
microcavern.:i.s 
y fractiu:as. 

Primuria InteE. 
cristalino. 

!lula 

EOW.-0 

No !>e ob 

t<o se ob 
serva.. 

No se o.!?_ 
serva. 

15° 

1. l'o\:J presenta sal::or 
saludo. 

2. Olor a hes. al rau 
[X!r raLJ.Jstra. 

3. Reciq:crados en -
fril<JlrDntos de Jan. 

1. tb presenta r;utor 
SJ.l¿tJO. 

2. Olor a hes. al ron 
pcr ~stra. 

j, Cl núcleo csL~ ruy 
fra<)lwmtc:ido. 

1. !b tiene sul:or salalo 
2. Presenta i.mprcqnu.ción 

do areite. 

1. t'b presenta Súl..or 
SaJ.il(JO, 

2. Olor a. hes. al n.1Tf(:r 
mu.;stra. 

3. Olor a gas sin rO!lpcr 
la muestra. 

DESCHIPCION 

Brech'1 ele frag[l311toS subungulo­
'"'" y subrcdorclcildos ron dolo-­
míu cristalina firo., ae oolor -
caf6 a ver:doso crcmu clo.ro y ca 
16 oscuro; cliu:a y CCl\pD.cta coñ 
.inprcgnaci6n de aceite. 

lloloul'.a cristalina y microcrista 
lina ci\f6 claro a caf6 crema, du 
ra y cropacta ron inpregnaci6n :: 
de nooite residual en la parte -
infc1::ior. 

Dolrnúa gris claro y caf6 claro 
por .iJrprcgnaci6n de aceito. 

Mudstone gris rn.i<...'1.lI'O a l1L-'<Jro du­
ro y i:o¡pacto con fractiu:an sc-­
lladas por calcita blancn c.Jc a:;;_ 
pecto fibroso. 



DATOS Y Cl.RAC'L'EIUS'rICAS DEL CAf.1PO KrJ-Ml\LOOB 

T A B L A II-3 

CAMPO I<U NALOOB 

FORMACIONES PRODUClDAA.S BREO!/\ PALOOCE!\O Y BHECI !A P ALOOCE.W 
O<I:.'fACIOO. 

POROSIDAD MEDIA 7-8'6 5% 

. PEFNEADILIDJ\D MEDIA 3000 nrl 300 rrd 

POOFUNDIDJ\D CIMA DE y,y:. 2350 - 3400 rnl.Hn 2350 - 3400 mbrm 

AREA TOTAL APOOXIMl\DI\ 55.8 );m 
2 

35 m2 

Q)NJ'ACro PDUA AC!lI'l'B 3160 mblun 3160 mbnm 

SALINIDN:> DE NJUA PROMEDTO 115,000 pµn 115,000 PfX\1 

PRESION DE SATURACION 138 kg/on 7. 
138 k'J/011 

2 

PRF..SION ORIGINAL DEL C#JPO 320 kg/an2 320 kJj / crr.2 

PRF.SION ACTUAL DEL C/>lllPO 258 lt;Jj/0112 258 kg/011 
2 

POOFUNDIDNl OP'I'J..MA DE EX-
PiorACION 2800 m.v.b.m.r. 3000 m.v.b.m.r. 

PRODUCCTON PHOMJIDIO DBL rom 3415 m3/d'S.a 

PRESION P~lEDIO EN 'r.P. 34 kg/cm2 25 kg/an 2 

REUCION Gr'IS-J>O:ITE 80 m3/m3 50 m3/m
3 

DENSIDAD DE ACEITE 21° l\PI 15° API 
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C A P I T U L O III 

PROBLEMAS QUE PRESENTA LA COLUMNA GEOLOGICA DURANTE SU 
PERFORACION 

III.l. DESCRIPCION ESTRATIGRAFICA DE LA COLUMNA GEOLOGICA. 

En el campo KU-Ml,LOOB de la Sonda de Campeche, la coll.J!!! 

na geol6gica típica se presenta en la Fig. 3-1 y a continuaci6n -

se comenta su estratigrafía. 

Del Reciente al Plioceno son sedimentos terrígenos 1 lu-

tutas y arenas, depositados en mar abierto de poca profundidad y 

que no muestran efectos de tcctonismos. 

Mioceno-Oligoceno.- Est~ representada por sedimentos -

terrígenos, lutitas y arenas de ambiente batial. 

Eoceno Superior, Medio e Inferior.- Sobre las rocas 

del paleoceno descansa un cuerpo de sedimentos terrigenos. Se 

presentan secuencias de lutitas bentoníticas y en ocasiones bre-

chas con impregnación de hidrocarburos, registrándose durante el 

Eoceno Medio. 

Paleoceno Superior.- Está representado por sedimentos 

terrígenos, con lutitas con intercalaciones de calizas. 

Paleoceno Inferior o Brecha del Paleoceno. - Es la form~ 

43 



- -

-
-

::e ::,r:rr;Q) ~ílJJ 
~é:>~fE?~-fj~g¡;-.::_, 

SUPERIOR 

ME D 1 O 

INFERIOR 

SUPERIOR 

1 

o 
z 
w 
o 
o 
w 

o 
z 
LU 
o 
o 

'"'-'.~~57'60 6J 1 1 N FE R i O R ¡' W 
- ' J @,e ©~ed(éfBºI 1 <: 

~-~J'\JV"VVV'\.A.<-v" I < I 11 H-1 

bf; : ; : ¡SUPERIOR 1 

¡ ·- =r ....:.;__:__-----------r_:_--------c-, 

ff f J r: 
1 1 e 1 1 : 

¡_-_-_-_J 
~---_-_I 
; - - -
r- - - -
~---_--_ 

-

e__-- --

rTTTTTTTTTTITT 

• ' 1 
.Turonoonc; ~ 1 

NFERIOR 

...... ¡ t o r. i ano 1 
1 

~(; rnerl d Qta no 

0.1.'fordtano 

u 1 

< 
1-

i..! 

e:: 
u 

o 
u 

CJ) 

< 
a:: 
:::> 
~ 

1 -- -- -- ,_ - - - ---,1---~ 

T 
o 
o 

o 
N 

o 
z 
UJ 

u 
1 

+ 

o 
o 

o 
N 

o 
en 

w 
~ 

_y_ 

Fig. 3-1 Columno geolo9ico estrotJgrafica del campo 

Ku- Moloob. 



ci6n de mayor productividad. Su litología consiste principalmente 

de una brecha dolomitizada, constituida por fragmentos de caliza 

dolomitizada que proviene ne dep6sitos del paleoceno temprano de 

aguas sorneras y en rr.enor porcentaje de fragmentos de calizas de -

plataforma del Crecácico Medio y Superior. La porosidad llega il -

tener valores de 20", así como un alto grado de porosidad secund~ 

ria, ya sea de fracturamicnto o de cavernas por disoluci6n. 

Cretácico Superior, Medio e Inferior.- Separado frecue_g 

temente de la Brecha del l'illL!oceno por un intervalo orcilJoso. -­

Aquí es frecuente la do.lomitizaci6n que SE.! tiene en los carbona-­

tos debido a los e.lastos calcáreos y soluciones de magnesio. Las 

condiciones sedimentol6gicas cle.l cn,t.'í.cico continúan hasta la ba­

se del Paleoccno. La porosidad ¡n:imaria es generalmc~nte pobre es­

tando en un rango de H n 5%. fü; frecuente encontrar fracturamien 

to en los intervalos do.lomitizac1os. La vroducci6n está asociada -

principalmente a la presencia de fracturas. 

Jurásico Tithoniano.- I::n el se localizan dep6sitos de -

arcillas y carbonatos con alto contenido de materia orgánica. 

Jurásico Kimmeridgiano.- Ar¡uí se depositó ur,a sección -

de carbonatos con alternancias de terrígenos finos, de ambientes 

someros que propician condiciones favorables para generar el ma~ 

nesio de las dolomitas, que se tienen en esta secuencia sedimen­

taria. 
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Jurásico Oxfordiano.- Constituído por lutitas con ínter 

calaciones de calizas y areniscas. 

La porci6n arcillosa del Jur5sic6 ha sido considerada -

como la roca generadora de hidrocarburos. 

III.2.- TIPO DE FORMACIONES PERFORADAS. 

III.2.1. Formaciones no Cunsolidadas. 

De este tipo de formaciones se tienen las gravas suel-­

tas algunos tipos de caliza y arenas comunicadas, que se locali-­

zan a profundidades someros; sce cciractcrizan por presentar una -­

pi:'.irdida rápida y porque su espacio intergradtwl es mayor que las 

partículas que contengan el fluido de perforaci6n. 

III.2.2. Formaciones con Fracturas Naturales. 

Estas fracturas son inherentes a la formaci6n y se en­

cuentran en cualquier tipo de roca o en los contactos de éstas. 

En este tipo de fracturas basta solamente que la pre-­

s i6n hidrostática sea ligeramente mayor que la presi6n de forma­

ci6n para que se presente una pérdida de circulaci6n. El fluido 

de perfor.aci6n penetra estas fracturas permitiendo que la pre- -

si6n actt:ie en dire.::ci6n perpendicular a sus planos, aumentando­

las de tamaño. 
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III. 2. 3. Formaciones con Fracturas Inducidas. 

Estas fracturas se producen por una excesiva presi6n -­

del fluido de perforaci6n sobre la formaci6n, por lo que la prin­

cipal recomendaci6n para evitar este tipo de problemas es mante-­

ner la presi6n de fluido de perforaci6n al valor rnínimo. Las fra_s 

turas sellan con el tiempo, pudiendo ser relativamente corto. 

III.2.4. Formaciones cavernosas. 

Las cavernas varían desde el tamaño de un alfiler hasta 

el tle un tGnel, wquí el tipo rl0 p~rc1ida esta asociada usualmente 

con las calizas arrecifales y dolomíticas, debido a fen6menos de 

disolución de las mismas. 

III.3. PRINCIPALES ANOMALIAS DURANTE SU PERFORACION. 

Durante la perforación se presentan problemas, como -­

son pérdidas de circulaci6n y presiones anormales, lo cual suce­

de con mayor frecuencia en la Brecha del Paleoceno, por lo que -

es necesario conocer la columna geológica para evitar los costos 

ocasionados por los problemas, materiales, tiempo de equipo y p~ 

zos pérdidos. 
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III.3.1. P6rdida de Circulaci6n. 

Se ha estimado que el 50% de todas las p6rdidas de cir­

culaci6n, pueden evitarse operando correctwnente y empleando el -

fluido de perforaci6n con las características adecuadas. 

En algunos casos, la presi6n de poro determinará la pr~ 

si6n hidrostática requerida para limitar el flujo de fluidos ha­

cia la formación. 

En el campo KU-MALOOB, la Brocha del Paleocono se ha 

visto que durante la perforaci6n llega a limites muy difíciles do 

controlar. 

En base a los datos de los registros que son tomados -­

normalmente Densidad.- Neutr6n (Porosidad) , Doble Laterolog (He-­

sistividad) y en la informaci6n de perforaci6n de acuerdo con el 

comportamiento del pozo, se determinaron los siguientes puntos, 

los cuales non la base de cualquier tratamiento por aplicar: 

1.- Localizaci6n de la zona de pérdida 

2.- Identificaci6n del tipo de p6rdida. 

a) Parcial 

b) Total 

3.- Selecci6n del tratamiento de control 

a) Material o t~cnica 
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b) Volumenes 

e) Caudales de bombeo 

d) Lugar 

4.- Aplicaci6n del tratamiento 

a) Diseño operativo. 

La primera herramienta que se tiene disponible es la ex 

periencia de los tratamientos efectuados en los pozos vecinos, un 

estudio de la forma como se han desarrollado y aplicado dichas 

operaciones, dá una respuesta inmediata al procedimiento actual -

de pcrforaci6n de los pozos del campo KU-M/\.LOOB. 

Para controlar la pérdida de circulación, se recurre a 

la utilizaci6n de uno de los métodos tradicionales, el cual con--

siste en el bombeo de tapones compuestos por mezclas de Diesel -

Bentonita seguida por cemento. 

El tap6n Diesel-Bentonita se utiliza con regularidad -

debido a las ventajas que a continuación se mencionan: 

1) .- Dajo costo; 

2).- Se utilizan materiales que siempre estan disponi­

bles en los equipos. 

III.3.1.1.- Tipos de Pérdida de circulaci6n. 

Las pérdidas de circulaci6n se pueden clasificar en --
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2 tipos: 

A).- Pérdidas Mecánicas o Inducidas. 

Son originadas por la t6cnica de perforaci6n empleada y 

ocurren en cualquier tipo de formaci6n cuando la presi6n del fluJ. 

do de perforaci6n es mayor a la prcsi6n de formaci6n. Este tipo -

de pérdidas de circulaci6n ocurre con mayor frecuencias en luti--

tas arenosas y es gencralmcnre instantánea y total. 

B).- Pérdidas Naturales o Intrfnsicas. 

Son las que se originan por laa con~icioncs inherentes 

a la formaci6n, y que son las siguientes: 

1.- Pérdidas Naturales en Fracturas: En este caso la --

pérdida de circulaci6n es lenta y parcial, pero - -

cuando quedan expuestas más fr¡¡cturas al continuar 

la perforaci6n, la p6rdida puede ser total. 

2.- P6rdidas Naturales en Formaciones Permeables: Ocu-

rren con frecuencia en gravas superficiales no co~ 

solidadas. La pérdida de circulaci6n es parcial, -

pero puede ser total si se continua la perforaci6n 

3.- Pérdidas Naturales en Cavernas: Aparecen general-­

mente en calizas. La p~rdida de circulaci6n es to­

tal e instantánea. Algunas cavernas se llenan con 
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volumenes relativamente pequeños de lodo de perfo­

raci6n y en ese caso se restablece la circulaci6n -

normal. 

Las zonas de pérdida de lodo, o fracturas abiertas, se 

pueden localizar mediante registros de temperatura tomados en el 

pozo pocas horas clespu6s de terminada la circulaci6n. 

Debido a que la circulaci6n de lodo tiende a producir 

un enfriamiento de la forrnaci6n, las zonas de pérdida se manifies 

tan por una desviaci6n del gradiente geotérmino normal, ver Fig. 

3-2. 

Otra alternativa consiste en desplazar cierta cantidad 

de barriles de fluido de pcrforaci6n y tornar inmediatamente un s~ 

gundo registro de te~peratura, para poder comparar los resultados. 

El registro de temperatura, que es parte del programa -

de detecci6n de fracturas, permite confirmar que el sistema de -­

fracturas esta abierto. 

Otro método de identificaci6n de zonas de p~rdida de -

lodo puede ser proporcionado por un registro de ruido, que con-­

siste en el an~lisis en diferentes niveles de frecuencia de las 

amplitudes s6nicas generadas por el movimiento de fluidos. 
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III. 3 .1. 2. Técnicas .<:ecor.iendadas para Combatir i'C:?rclidas de Gircu 

laci6n de Acuerdo a su Severidad. 

RANGO DE SEVERIDAD 

Pérdida de Filtraci6n 

(160 - 1600 1t /hr.) 

Pérdida Parcial 

(1.6 a 80 m
3/hr). 

Pérdida •.rotal 

(nivel del fluido a 60-

150 m. de la superficie). 

Pérdida Parcial o total 

en fracturas inducidas 

profundas. 
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TECNICA RECOMENDADA 

Levantar la sarta y esperar durante 

4 a 8 hrs. Inyectar a presi6n flui­

do o un tap6n de alto filtrado con 

mica fina, c:iscaro de nuez o almen­

dras molidas, celofán fino y fibra 

de cuero. 

Levantar la sarta y esperar de 4 a 

8 hrs. Inyectar a presi6n fluido o 

un tap6n de alta filtraci6n con ob­

turantes medianos (serrín, cáscara 

de nuez o almendras, celofán y fi-­

bras). 

Inyectar a presi6n fluido o un ta-­

p6n de alto filtrado con obturantes 

grunulares (\ a !; pg) , hojuelas -­

grandes de cclof:ín y fibras. Inye.2 

tar tapones de tipo cemento, cerne~ 

to-bentonita, cemento gilsonita o 

diesel-bentonita-cemento. 

Levantar la sarta y esperar de 4 a 

8 hrs. Inyectar tapones suaves. 



RANGO DE SEVERIDAD 

P~rdida total severa 

(nivel del fluido a 150-

30Dm. de la superficie) , 

Se presenta con grandes 

intervalos de p~rdida -

en cavernas, cavidades 

o fracturas. 

III.3.2. Presiones Anormales. 

TECNICA RECOMENDADA 

Inyectar un tap6n de alto filtrado 

con obturantes granulares de '4 a l¡ 

pg. Hojuelas grandes de celofán y 

fibras granulares. Inyectar tapones 

de diesel-bentonita-cemento. Em- -

plear por perforaci6n ciega, con 

fluidos acreados o programar la tu­

bería de revestimiento. 

La presi6n ele formaci6n es aquella que actaa sobre los 

fluidos (aceite, agua, gas) contenidos en los poros ele la roca. -

Una base para una perforaci6n eficiente radica en el conocimiento 

de la presi6n de poro y de los gradientes de fracturamientos de -

las formaciones. La Fig. 3-3 muestra la distribuci6n de presiones 

típicas del área de Campeche. 

En cualquier ambiente geol6gico, las presiones normales 

de formaci6n son iguales a la presión que ejerce una colunma hi--

drostática de agua desde la superficie, hasta la profundidad con-

siderada. Las presiones anormales de formaci6n, por definici6n, -

se caracterizan por una tendencia que se desvía de la normal (su-

periores a la presi6n hidrostática del agua) , también existen pr~ 

sienes inferiores a la normal, aunque la experiencia adquirida en 

la perforaci6n, señala que estas dltimas son menos frecuentes que 

las presiones anormalmente altas, ver Fig. 3-4. 
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Un ambiente geol6gico que se caracteriza por una pre- -

si6n de formación normal, se considera como un sistema hidráulico 

abierto, es decir, que se mantengan condiciones de equilibrio hi­

drost~tico. En cambio, los ambientes caracterizados por presiones 

anormalmente altas o bajas son cerrados, es decir que impiden to­

tal o parcialmente la comunicaci6n de los fluidos. 

III.3.2.1. Sobrcpresiones. 

En el campo KU-MALOOB as:r como en el resto de la Zona -

Marina las presiones de poro anormalmente altas, no se limitan a 

ninguna edad geol6gica en particulnr, pcrc frecuentemente se en-­

cuentran en formaciones del Terciario en la ora Cenozoica que com 

prende al Mioceno, Oligoceno y Eoceno. Este tipo de presiones anó 

malas altas se consideran como el resultado directo de la histo­

ria estructural y depositacionaJ., que comprende el ambiente de d~ 

p6sito, la geometría y la litología de los sedimentos, el falla­

miento local y regional, los procesos de compactaci6n y deforma­

ción estructural. 

Las formaciones o yacimientos con presiones altas es-­

tan asociadas generalmente con períodos de deposici6n r~pida, -­

donde el equilibrio hidráulico que acompaña normalmente el proc~ 

so de compactación, esta interrumpido por la imposibilidad de ex 

pulsar el agua debido a un sello, cementación por la sal, calci­

ta y anhidrita. 
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En cuanto al mecanismo responsable de las sobrepresio-­

nes en las cuencas sedimentarias del terciario, se pueden citar -

algunos factores posibles: 

1) Sobrecarga gravitacional cont{nua y compactaci6n in­

completa debida a una restricción en la facilidad de 

expulsar fluidos. 

2) Compresión tectónica; como fallamicnto y diapirismo 

salino. 

3) Efectos d.iagen6ticos de los minerales arcillosos. 

4) Cambios de temperatura creando expansión del fluido 

y/o "cracking" de mol6culas orgánicas. 

5) Presiones osm6ticas y efectos de difusi6n. 

6) Inv11si6n por agua proveniente de .intrusiones magmá­

ticas. 

III.3.2.2. Detecci6n de :::oLrepresiones por medio de Registros. 

Existen numerosos métodos de detecci6n y ev11luaci6n de 

sobrepresiones, pero uno de los mejores es el de los registros, 

técnica mediante la cual las características de formación quedan 

registradas en formu continua con respecto a la profundidad. 

Sin embargo, los registros y su evaluación son poste--
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riores al hecho, puesto que s6lo se pueden tomar después de que 

la barrena ha pasado el intervalo. No obstante, pueden ser de - -

gran ayuda para resolver los problemas en el momento con seccio-­

nes cortas de registros o para los siguientes pozos en la misma -

firea. 

Los registros que mejor permiten detectar las sobrepre­

siones son: 

- Registros de resistividad o conductividad; 

- Registros s6nicos; 

- Registros de densidad y neutr6nicos. 

Se trata de establecer, para condiciones normales de 

presi.6n o de compactaci6n, tendencias de las respuestas de las h~ 

rramientas con respecto a la profundidad. Un cambio con respecto 

a la tendencia establecida en condiciones norrn<.iles de compacta- -

ci6n, indica presencia de presiones anormales. 

En el caso de compactaci6n normal, la resistividad de -

las arcillas tiende a incrementarse a medida que va aumentando -

la profundidad, puesto que el volumen de fluido disminu~•e. Al -­

llegar a una zona sobreprcsionada, la resistividad en las arci-­

llas es menor a la normal, indicando asf. que el contenido de - -

fluido en los poros resulta superior a lo esperado a esta profu~ 

didad. 
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Igualmente, para el registro sónico el tiempo de tránsl 

to es función del contenido de fluido. A mayor porosidad, mayor -

tiempo de tránsito y viceversa. El efecto de compactación se de -

muestra como una tendencia decreciente del tiempo de tr.'.insito con 

respecto a la profundidad. En las zonas sobrepresionadas se obser 

van tiempos de tránsito superiores a la tendencia normal. 

A fin de poder observar estos fcn6111cnos, se recomienda 

utilizar escalas de profundidades corno do 1/5000 y escalas loga-­

rftroicas para el tiempo de tránsito. Los registros de densidad y 

de neutrón rnostrad'.an efectos muy similares al s6nico. Es necesa­

ria la cornparaciún con re0istroe> c1c Rayos Gamma y Calibración 

del agujero para la interpretación correcta de los resultados, 

ver Fig. 3.5. 

Los registros de resistividad y s6nico son poco sensi-­

bles a los efectos del agujero. 

III. 3. 2, 3. Evaluación cuantitativa de Presiones de .;;oro. 

La evaluación cuantitativa de presiones se puedo obte­

ner en forma directa por medio de fórmulas empíricas (HOTTMAN, -

JOHNSON, EA'l'ON) o indirectamente con el concepto de profundidad 

equivalente. La Fig. 3-6 representa la determinación del gradie~ 

te de presi6n de poro. 
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- Método de profundidad equivalente. 

Este método involucra varios conceptos corno son: pre---

si6n total de sobrecarga Po (que proviene de la acumulaci6n de r~ 

cas desde la superficie), presi6n de fluidos de la formaci6n Pf, 

esfuerzos intergranulares, gradiente hidrostático Gh y gradiente 

de sobrecarga Go, por medio de las cuales, se llego al resultado: 

19.25 (Go ( 1 - ~o) + G ~º) ... (III.l) 

que es el peso de lodo necesario para equilibrar la presi6n de --

poro. 

donde: 

Gh dPf ~f dz (III.2) 

Go dPo = Qb dz (III.3) 

z Profundidad 

Ze Profundidad equivalente 

y las unidades son: 

1( m =. [ libras / galon 

Go Psi Pie 

Gh Psi Pie 

Las relaciones de presi6n se expresan con mayor clari-

dad si se grafican los gradientes de fracturas de la formaci6n -
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como perfil de pared del pozo. 

La siguiente tabla presenta los valores para diferentes 

profundidades. 

Cl\Ml'O PROFUmIDAD RAf.W DE DENSIDAD GRAD.FRPLTURA 

KU-MALOOB m gr/ce Kg/an2/m 

o - 550 1.04 0.109 

550 - 1500 1.04 - 130 0.130 

1500 - 3080 1.30 - 1.52 0.152 

3080 - 3400 1.52 - 1.05 0.105 

Como puede observarse, existe una estrecha brecha entre 

la presi6n de fractura y la presi6n de formaci6n. 

III. 3. 3. Descripci6n y !"l:oblemas tle las l'ormaciones en la Perfo­
raci6n. 

A continuaci6n se presenta una breve descripci6n de --

las diferentes formaciones atravesadas y los problemas que pre--· 

sentaron durantü su perforaci6n en el campo KU-MALOOB de la Zona 

Marina. 

1).- Al iniciarse la perforaci6n se tiene una secuen-­

cia de arenas sin consolidar, que están intercomunicadas. En es­

tas formaciones el gradiente de fractura es muy bajo, siendo del 

58 



orden de 0.105 kg/cni2/m a 0.108 kg/cm2/m. Aquí las formaciones --

presentan el problema de p6rdidas de circulaci6n, por lo que se -

tiene la necesidad de cementar la tubería de revestimiento super­

fic:ial (20"). 

2) .- Continuando la pcrforaci6n, se atravicza una se- -

cucncia de arenas arcillosas, algunas con contenido de gas. En 6,::;_ 
.., 

ta etapa losgradientes de ir.actura van ele 0.120 kg/cm'·;rn a 0.140 

kg/cm 2 /m. En este ti;:,o de formaciones se presentan los problemas 

de p6rdida de circulación y gasificaci6n del lodo de perforaci6n 

con presiones anor.malmentc <'11 ta.s. Debido il lo anterior se cementa 

la tuberfa de re~estimiento (13 3/8"). 

3).- La siguiente etapa corresponde a una zona de luti-

tas plásticas, la& cuales se caracterizan por tener una presi6n -

anormalmente alta y se perfora hasta llegar a la zona de prcsi.6n 

normal, que correspt•nde a la cima de carbonatos. Aquí se tienen -

gradientes de fractura relativamente altos, del orden de O .150 -

kg/cm2/m a 0.210 kg/cm2/ln. Debido a los problemas mencionados se 

cementa la siguiente tubería de revestimiento intermedia (9 5/B"l 

hasta la cima de presi6n normal. 

4).- La etapa de perforaci6n siguiente, es una de las 

mas problemáticas, debido a que atraviesa la zona productora, --

que es sumamente fracturada y permeable. Consiste en calizas o do­

lomías, en la cima de los carbonaCos, tiene un aspecto brechoide 

que pertenece a las edades Paleoceno Inferior, Cretático Supe- -
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rior, Cret§cico Medio y Cret§cico Inferior. Los gradientes de --
. 2 

fractura en esta etapa son del orden de 0.098 kg/cm /m a 0.110 -

kg/cm2 /m. 

Aquí se tienen problemas de p6rdida de circulaci6n y p~ 

gaduras de tubería por las intercalaciones arcillosas que se tie-

nen; en este caso se cementa la tubería de explotaci6n, que se --

asienta en la cima dE!l Jurásico Thithoniano. 

5) .- Para casos de pozos muy profundos o pozos explora-

torios, se perfora hasta el Jurásico Superior Oxfordiano, las fo~ 

maciones encontradas en esta etapa son arcillosas compactas, cali_ 

zas o dolomias y terrigenos. El gradiente de fractura es alto --

2 2 que va de C.140 kg/cm /m a 0.185 kg/cra /m. 
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C A P I T U L O IV 

CARACTERISTICAS DE LOS FLUIDOS DE PERFORACION DE 

ACUERDO AL ESTUDIO GEOLOGICO DESARROLLADO. 

Un fluido de perforaci6n se define como un fluido do -­

circulaci6n empleado en las operaciones de perforación rotatoria, 

para ejecutar alguna o todas las funciones requeridas. 

La elaboraci6n del progrnma ele flui.dos de perforaci6n -

debe hacerse de ncuerdo con la litología ele la columna cstratigr~ 

fica por perforai:, y su dcnsül<irl acorde a las presiones de forrne.­

ci6n que se piensen encontrar. 

Por consiguiente, los fluidos seleccionados deberán ser 

compatibles con las formaciones y además ser resistentes a los ma 

teriales contaminantes del subsuelo, lo que permitir.'.i mantener es 

tables sus propiedades, para tener una m<iyor velocidad de p~netrE: 

ci6n y en consecuencia minimizar el tiempo requerido para la per­

foración del pozo. 

Criterios para la selecci6n de un programa de fluidos 

de perforaci6n: 

ll Definir el tipo de pozo 

- Pozo exploratorio 

- Pozo de desarrollo 
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2) Tipo de formaci6n 

- Lutitas deleznables 

- Anhidritas 

- Sal 

- Formaciones sobrepresionadas 

- Formaciones con pérdida de circulación. 

3) Abastecimiento de agua 

- Composici6n del agua 

- Disponibilidad del agua 

4) Naturaleza de las formaciones productoras 

IV.1.- PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS DE PERFORACION EN LA BASE A LA 
COLUMNA GEOLOGICA. 

Las propiedades que se requieren determinar para obte-

ner y mantener un fluido de perforación en óptimas condiciones -

operacionables son: densidad, viscosidad, filtrado y contenido -

de s6lidos. 

IV.1.1.- Densidad. 

La densidad del lodo es una propiedad expresada en tér 

minos de la masa por unidad de volumen. Idealmente, se desea que 

el lodo tenga una densidad baja como la del agua, para obtener -

velocidades de penetración óptimas y disminui~ las p~rdidas de -
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circulaci6n. 

Para obtener el valor deseado de la densidad del fluido 

de perforaci6n, calculamos los valores de gradiente de presi6n de 

formaci6n y gradiente de pn•si6n de fractura, realizando una grá­

fica, representando éstos dos valores en el eje ele las abscisas -

contra la profundidad representada en el eje de las ordcnad<is, dE_ 

terminando asr 1 la densidad m!is allccuada del fluido ele perfora- -

ci6n, asr como, el asentamiento de las tuberf¿¡s Je revestimiento. 

El vclor. de la densidud del lodo será ele tal magnitud que controle 

el gradiente de presi6n de formación per.o que no rebase el gra- -

diente de presi6n de fractura, con el objeto de no inducir una -­

pérdida del fluido de perforación. 

En el área marina o costafuera, los gradientes de pre-­

si6n de sobrecarga, de formación, de fractura y las densidades -­

del fluido de perforací6n que se presenten en las gráficas de po­

zos costafuera, están referidas a profundidades medidas a partir 

del nivel del mar (ec. I.6). Este nivel de referencia se hizo en 

base a que la altura de la mesa rotatoria varía mucho en el mar -

dependiendo, si se perfora de barco, de barcaza o de plataforma. 

En particular la altura de la mesa rotatoria depende mucho de -­

las condiciones oceanográficas prevalecientes en el área. 

La altura de la mesa rotatoria a partir del nivel del 

mar, es muy importante debido a que la presi6n de sobrecarga en 
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un punto determinado en la perfora.ci6n, está afectada por el ti--

rante de agua, f!w, y esta presi6n es r.ienor que las de áreas conti 

nentales, y disminuye más conforme al tirante de agua sea mayor.-

El gradiente de presi6n de fractura es también muy bajo y es r.iu--

cho menor en pozos poco profundos con tirante de agua muy grande; 

ésto significa que en las curvas de c¡radiente de prcsi6n de formi"!: 

ci6n y fractura contra profundidad, la holgura para aumentar o 

disminuir la densidad del fluido de perforación es muy pequeña y 

en consecuencia adquire vital ir.iportancia la altura de la mesa ro 

tatoria a partir del nivel del mar. De acuerdo a lo anterior, es 

de suma importancia considerar el efecto por presi6n hidrostáti--

ca que ejerce lü columna del fluido de perforaci6n desde la mesa 

rotatoria hasta el nivel del mar, al diseñar el programa de den-

sidad del fluido de perforación. Esto es, a una profundidad, 11, -

a partir del nivel del mar, con una densidad de control, ec, te_!! 

dremos una presi6n hidrostática actuando sobre la. cara de la for-

maci6n de: 

donde: 

Ph 0.43335 ~e H (IV.1) 

Ph Presi6n hidrostática [ lb/pg2 ] 

~c Densidad de control del lodo obtenida de la gráfl 

ca [ gr/ce ] • 

H Profundidad vertical a partir del nivel del mar -

[ pie ] • 
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Considerando a z como la distancia existente entre la -

mesa rotatoria y el nivel del mar, y puesto que la presi6n hidro~ 

tática es constante para evitar una posible pérdida del fluido de 

perforaci6n o fractura~iento de la formaci6n, la presi6n hidrost~ 

tica a la profundidad de, ll + Z, es: 

Ph 0.4335 ~l (H + Z) (IV .2) 

Igualando las ecuaciones (IV.1) y (IV.2) y despejando -

1 , tenemos: 

~l H (IV. 3) H + Z 

donde: 

~l Densidad real del fluido de perforaci6n [gr/ce] 

Las unidades de, ~ 1 , dependen exclusivamente de las de, 

<¿ e, independientemente c1e las que se usen para, H y Z, siempre 

y cuando tengan unidades consistentes. 

Los pozos en la zona marina a perforarse, que sean ve-

cinos a pozos ya estudiados, tendrán en la gráfica una curva de 

densidad que corresponde a una densidad de control, ~e, la cual 

deberá corregirse por el tirante de aire, z, obteniendose la -­

densidad real, ~ 1 • 

La medici6n de la densidad se efectüa por medio de la 
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balanza convencional o con la balanza presurizada mostradas en la 

Fig. IV-1. Estas balanzas tienen una regla graduada de tal manera 

que se puede leer la densidad directamente en distintas unidades -

la densidad específica del fluido, así como el gradiente de pre-­

si6n correspondiente. Con la balanza presurizada se elimina el -­

efecto de las burbujas de gas atrapadas en el lodo y se determina 

la densidad real. 

La densidad real obtenida deberá mantenerse en un deter 

minado rango de operaci6n, para un mejor avance en la velocidad -

de ponetraci6n. Este control se obtiene, haciendo pasar el fluido 

a través de vibradores que climinnn los recortes grandes, por ma­

llas 80-100 que eliminaron las partículas finas. La separaci6n -­

se puede mejorar utilizando floculantes químicos, desarenadores -

y limpiadores para lodos ligeros 6 centrífugas para lodos pesa-­

dos. 

IV.1.2. Viscosidad. 

De acuerdo al análisis li tol6gico del campo KU-MALOOB, 

presentado en el capítulo II y III prevalecen las siguientes zo­

nas problema: formaciones con lutitas deleznables e hidr6filas, 

formaciones con presiones anormales y formaciones con pérdidas -

de circulaci6n. 

Para atravezar las formaciones de lutitas deleznables 

y arcillas con presencia de gas se utilizaron lodos benton!ticos 
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VISTA TRASERA 

BALANZA CONVENCIONAL 

BALANZA DE LODOS 

Fig. IV-1. Balanza Convencional y Presurizada de Lodos. 



de densidad al ta <( = l'. O - 1. 5 gr /ec tratados con reductores de -

viscosidad y emulsionados con un 20% de aceite con relaci6n al -­

agua. 

Los reductores de viscosidad se emplearon con el fin de 

evitar el incremento de visconsidad al incorporarse partículas s6 

lidas indeseables al fluido de perforaci6n. El valor de la visco­

sidad en este fluido e>s de 50 seg. rnarsh aproximadamente. 

La densidad utilizada en éste fluido, evita el flujo de 

gas dentro del pozo, mantenie>ndo asf el control del mismo. 

En las formaciones de arcillas llidrofilas se utilizaron 

lodos de emulsi6n inversa con densidades altas ~=1.5 - 2.0 gr/ce 

para controlar las presiones altas. Los fluidos de emulsi6n inver 

sa inhiben la hidrataci6n de las lutitas evitando así las pérdi-­

das de filtrado excesivas. 

La viscosidad de éstos fluidos de emulsi6n inversa son 

altas, que varían desde 70-90 seg marsh. 

En las zonas de pérdida de circulaci6n se utilizar6n -

fluidos bentoniticos tratados y emulsionados de baja densidad -­

~ =0. 9 - 1.0 gr/ce con una viscosidad de SO seg marsh, evitando 

así inducir a una pérdida de circulaci6n. 
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IV.1.3. Filtrado o Pérdida de Agua. 

Por la experiencia de pozos perforados en el campo - --

KU-MAL OB, los efectos indeseables, cuando la pérdida de agua en 

el fluido de perforaci6n se hace excesiva, son: 

1) Bajo ritmo de penetraci6n. 

2) Enjarre grueso que propicia el atrapamiento de la tu 

bed:a. 

3) En lutitas deleznables hay derrumbes y hundir.tientos. 

4) En formaciones porosas y permeables causa dificulta-

des en la interpretación de los registros geofísicos. 

El mantenimiento de la permeabilidad en el enjarre, así 

como un valor de filtrado bajo, son propiedades principales para 

tener una buena estabilidad del agujero. 

En éste campo, en las zonas ele lutitas deleznables los 

fuidos de perforaci6n utilizados, fueron tratados con lignitos -

que reducen el filtrado o la pérdida de agua, ayudando así a man 

tener estables las paredes del agujero. 

La bentonita son partículas presentes en el fluido de 

perforación cuyas placas planas absorven agua, quedando distri-­

buidas unifonnemente en la depositaci6n del enjarre reduciendo -

la permeabilidad del mismo. 
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En éstos fluidos base agua se utilizaron los croraolig­

nosulfanatos y lignitos modificados que actuan como reductores -

de viscosidad y agentes de control ele filtrado. 

En los fluidos de emulsi6n inversa usados en formacio-­

nes de lutitas hidrofilas , Jos controladores de filtrado para al_ 

tas temperaturas son resinas minerales oxidadas, polimeros y polvos 

organof.1'.licos de lignitos coloidades. 

IV.1.4. Contenido de Solidos. 

La densidad, viscosidad y filtrado dependen del tipo y 

cantidad de s6lidos agregados desde la superficie a los fluidos 

de perforaci6n. 

En éste campo, las principales formaciones problemas -­

para el control de s6lidos en los fluidos de perforaci6n son las 

arenas arcillosas. 

En la perforaci6n de éste intervalo se utilizar6n lo-­

dos de agua dulce bentonitico tratados con cromolignosulfonato -

(C.L.S.) y emulsionados. 

Los cromolignosulfanatos y lignitos tratados controlan 

las altas viscosidades causadas por la incorporaci6n de sólidos 

indeseables de la formaci6n a los fluidos de perforaci6n. 
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Para precipitar las arenas y emulsificar el aceite se -

utilizan los detergentes. 

En el campo el contenido total de s6lidos se enfoca a -

determinar el contenido de arena y el contenido de partículas de 

bentonita. La arena contenida en el lodo es medida en porciento -

de partículas retenidas en una malla No. 200 tomada en la línea -

de flujo. 

La reducci6n del ritmo de penetración, las pegaduras de 

tubería y la disminución de la eficiencia de las bombas son los -

efectos adversos causados por los sólidos perforados retenidos en 

el fluido de perforaci6n. 

IV.2.- FLUIDOS DE PERFORACION UTILIZADOS EN EL CAMPO KU-MAIOOB. 

En el campo KU-MALOOB los fluidos utilizados durante la 

perforaci6n se seleccionaron tomando en cuenta que existen forma­

ciones con acuifcros someros, lutitas hidrófilas, formaciones sa­

linas, formaciones con presi6n anormal y zonas de párdidas de cir 

culaci6n. 

IV.2.1. Etapas Durante la Perforación. 

A continuación se mencionan las diferentes etapas de la 

p~rforaoi6n, describiendo el tipo de fluido utilizado de acuerdo 

a las acracter!sticas de las formaciones existentes y los probl~ 
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que se presentaron. 

1.- En la primera etapa de perforacion no se tiene cir-

culaci6n, se empleo agua salada y baches viscosos de lodo benton! 

tico para el acarreo y limpieza del agujero que es de gran diáme-

tro (T.R. - 30"). Estos fluidos se desechan despu6s de haber per-

forado el agujero del tubo conductor, debido a que no se tiene --

instalado el equipo de recuperación del fluido. 

2.- En la siguiente etapa de perforaci6n se utiliz6 lo-

do bentonftico con una densidad de 1.00 - 1.10 gr/ce ya que la --

profundidad es somera. En 6sta etapa se tiene instalado el equipo 

de recuperaci6n perforándose con circulación. Este fluido tiene 

una buena capacidad de acarreo y su objetivo principal es el de -

controlar los acuiferos superficiales. Las formaciones perforadas 

en esta etapa generalmente son arenas no consolidades intercumun! 

cadas (T.R. - 20"). 

3.- Continuando con la perforación y debido a que se -

atraviezan secuencias de arenas arcillosas con contenido de gas 

se utiliza lodos tratados con Lignosulfatos que son adelgazantes 

efectivos (reductores de viscosidad). El tipo de todo es C.L.S.~. 

(Cromo Ligno Sulfonato Emulsionado), cuya densidad fluctua entre 

~ =1.10 - 1.50 gr/ce, su viscosidad es alrededor de ){.=50 seg. 

marsh, con un punto de cadencia de P.C. = 20 lb/100 ft
2 • Este 

fluido se utilizC: hasta la cima de presi6n anormal alta (T.R. -

13 3/B"). 
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En ésta etapa el fluido presentó deficiencia en su aca­

rreo y el ritmo de penetraci6n bajó debido a la interacci6n de --

4.- En la etapa de perforaci6n siguiente se utiliz6 un 

lodo de emulsi6n inversa, cuyo objetivo principal es prevenir la 

hidrataci6n de las arcillas. En ésta etapa se perforaron zonas de 

lutitas plásticas que se curacterizan por tener presiones anornw._! 

mente altas, por lo que el fluido tiene, una uensidac1 de \2 = l. 9-

-2 .0 gr/ce, una viscosidad 1aarsh de ).J..~ 70-90 seg. y un punto ce­

dente PC = 40-50 lb/100 pie2 . Con ol fluido de emulsi6n inversa -

se perforó hasta llegar a la zona de presión normal ('l'.l{. -9 '.i/8'1. 

Los problemas que se tuvieron en el lodo fueron altas -

viscosidades que se requirier6n de tratamiento continuo reducien­

do la velocidad de penetración. 

5.- La siguiente etapa de perforaci6n corresponde a la 

zona productora, utilizando el lodo C.L.S.E. (Cromoligno sulfona 

to emulsionado) de baja densidad~ =0.9 - 1.0 gr/ce, por ser for 

maciones fracturadas y altamente permeables por disoluci6n. En -

esta etapa se perfor6 sin circulación o perforación ciega, con -

bombeo de agua salada y baches de lodo de cromolignosulfonato -­

emulsionado para estabilziar el agujero y levantar los recortes; 

con éste tipo de lodo se perforaron calizas y dolomías hasta lle 

gar a la profundidad total (T.R. - 7"), generalmente en la cima 
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del Jurásico Superior Tithoniano. 

6.- Para el caso de pozos muy profundos o pozos explori! 

torios se utilizo el fluido de perforaci6n de emulsi6n inversa, -

con densidades de~ =l.90 - 2.10 gr/ce. o mayor, con una viscos!-

dad marsh alta ,.li..-=o'.JU seg . .Este tipo de fluido present6 estabili-

dades a la temper2tura e inestabilidad en presencia del ácido sul 

fidrico. Con éste fluido se perfor6 hasta el Jurásico Superior --

Oxfordiano ( T.R. - 4 !í" ) • 

rv.2.2.- Composici6n y características de los fluidos de perfora-

ci6n. 

1.- Fluido natural o Agua Salada 

C:omposici6n: 

Características: 

Agua salada y s6lidos de la formaci6n. 

No requiere tratamiento 

Se emplearon generalmente para el ini­

cio de la perforaci6n. 

2.- Fluido de pcrforaci6n de agua dulce bentonítico. 

Cornposici6n: 

Características: 

Agua ~ulce, viscosificante, reductor 

de filtrado, dispersante, surfactante, 

densificante, y sosa cáustica. 

Mantenimiento simple. 

Estables hasta temperaturas de 200ºC. 

Tiene cierta tolerancia a las contami 

naciones con sales. 

P.H. = 9 - 10. 
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3.- Fluidos de perforaci6n de agua dulce bentonitico emulsiona 

do (C.L.S.E.) Cromo Ligno Sulfonato Emulsionado. 

Composici6n: 

Características: 

Agua dulce, viscosificante, reductor -

de filtrado, dispersante, surfactante, 

densificante, lignosulfonatos y diese!. 

Estable a altas temperaturas (400°1"). 

4.- Fluido de perforaci6n de Emulsi6n Inversa (~.I.). Aceite -

fase continua y agua fase dispersa. 

Composici6n: 

Características: 

Diesel, agua o salmuera, emulsifican­

te, viscosificantc, reductor de filtra­

do, gelante, surfactantc y dcnsificante. 

Son estables a altas temperaturas 

son inherentes a las contaminaciones -

químicas. 

Inhibe la hidrataci6n de las lutitas 

Son altamente lubricantes 

Reduce el daño a las formaciones 

Puede ser densificada despu§s rje ajus­

tarse la relaci6n Aceite-Agua. 

IV.2.3.- Contaminantes que Afectan el Comportamiento de los Flui 

dos de Perforaci6n. 

Las características de las formaciones que se perfora~ 

son los principales causantes de los problemas que afectan las -

propiedades fundamentales de los fluidos de perforaci6n, pero -­

también pueden causarse con materiales empleados en la supcrfi-­

cie, por ejemplo el cemento, aire y agua. 

74 



A los materiales que penetran al fluido de perforaci6n 

y alteran sus propiedades en forma indeseable, se les denomina -­

contaminantes. D:Js contaminantes comunmente encontrados en el área 

fueron los siguientes: 

C O N T A M I N A N T E S 

Sulfato de Calcio (CaSO 4) 

Hidroxido de calcio (Ca (OH) 
2
J 

Cloruro de Sodio (Na Cl) 

Cloruro de Calcio (Ca c121 

Bicarbonato de Sodio (Na Hm
3
) 

S61idos (arcillas, lutitas, etc.) 

Areite 

Aci.do Sulf!driro (H
2
S) 

Bioxido de Carlxloo 

Gas Natural 

O R I G E N: 

Fonnaci6n oon Anhidrita o Yeso 

Canento o cal 

Flujo de agua salada o daTO salim 

Flujo de Salmueras 

Bacterias o de la formaci6n 

Problemas permanente al perforar 

De la formaci6n 

De la formaci6n 

De la foni1aci6n 

De la formaci6n 

Cuando se tiene una contaminaci6n masiva, se requiere 

hacer un cambio de tipo de fluido si no puede eliminarse el i6n 

qu!micon contaminante. 
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IV. 2. 4. Materiales Químicos Utilizados en la ]?erforaci6n. 

NOMBRE DESCRIPCION 
COHERCIAL O 

COMPOSICION 

Barita BaS04 
Sulfato de ba 
rio. 
Densidad: 
4.25 g/cc 
(promedio) 

Cloruro de CaCl2 
Calcio Algunas veces 

diferente nom 
bre por su -­
grado de pur~ 
za. 

Sal de Campo NaCl 
Cloruro de -
sodio. 

Bentonita Montmorrillo-
nita s6dica. 

Atapulguita Montrnorrillo-
nita cálcica, 
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FUNCION 

Material inerte, 
que se utiliza -
para incrementar 
la densidad a -­
los fluidos de -
control. 

Sal soluble para 
dar densidad en 
salmueras, hasta 
l. 40 g/cc. 

Sal soluble para 
dar densidad a -
salmueras hasta 
l. 20 g/cc. 

Provee viscosi-­
dad, gelatinosi­
dad y control de 
filtrado, forma 
enj arre 1' actCia 
como agente de -
suspensi6n en -­
fluidos para per 
foraci6n. -

Viscosificante -
para fluidos de 
agua salada. 

CANTIDAD PARA 
TRATAMIENTO 

Se logra densi 
ficar hasta -= 
2.40 g/cc (20 
lb/gal). 

W = Vi (Df-Di) 
B l _ Df 

DD 

Usado para den 
sificar agua = 
salada hasta -
1.40 g/cc. 

Usadas para -­
densificar - -
agua dulce. 

Usando 64.5 -·­
kg/m3 (22.6 -­
bbl) se obtie­
ne por lo me-­
nos un fluido 
con 15 cp de -
viscosidad. 

3 Con 43 kg/m 
(15 lb/bbl) se 
obtiene por lo 
menos un flui­
do con 15 cp -
de viscosidad. 



NOMBRE 
COMERCIAL 

11".P-EI-ll, 
Imco Kenol S 

Condet 

IMP-EI-31\ 

DRILOX 

IMP-EI-2 

DESCRIPCION 
o 

COMPOSICION 

Agentes emul­
sionantes. 

Detergentes 

Arcillas orga 
nofílicas en­
su mayoría. 

Oxido de cal­
cio o hidr6xi 
do de calcio::-

Son en su ma­
yoría resinas 
minerales oxi 
dadas en pol::­
vo negro, po­
límeros y - -
agentes de -­
i;uenteo, pol-­
vos organofí­
lioos de ligni 
tos coloidales 
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F U N C I O N 

Se utiliza como 
emulsionante pa­
ra fluidos de -­
emulsi6n inversa. 

Usados en fluidos 
base agua, ayuda 
a precipitar are­
nas y emulsificar 
aceite. 

(Proporciona gela 
tinosidad) . -
Agentes de suspen 
si6n y viscosifi::­
cantes para flui­
dos de emulsi6n -
inversa. 

Puente de calcio 
para la saponi.fi­
caci6n en fluidos 
de emulsi6n inveE 
sa. 

Controladores de 
filtrado para al­
tas temperaturas, 
para emulsiones -
inversas. 

CANTIDAD PARA 
TRATAMIENTO 

La recomendada 
por la compa-­
ñía. 

La recomendada 
por la corapa-­
ñía. 

Las requeridas 
según la formu 
laci6n de las­
compañías. 

Las requeridas 
según la compa 
ñfa. -

Las recomenda 
das segtin la-~ 
compañía. 



NOMBRE 
COMERCIAL 

SUPERCALTEX 

LIGNEX 

CMC 

XC-POLYMER 

LUBE-TEX 
LUBRICANTE 

DESCRIPCION 
o 

COMPOSICION 

Son cromolig­
nosulfonatos. 
Ferrocromoli.9: 
nosulfonatos 
modificados y 
lignosulfona 
tos modifica­
dos. 

Son cromolig­
ni tos y ligni 
tos caustiza= 
dos. 

Carboximetil 
celulosa de 
sodio. 

Biopol!mero 
de alto peso 
molecular. 

Aceites espe­
ciales no con 
tarninantes y­
surfactantes. 
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FUNCION 

Reductores de vis 
cosidad, agentes-­
de control de fil­
trado, inhibidores 
de arcilla en fluí 
dos base agua dis'.:" 
pcrsantes. 

Reductores de vis­
cosidad, reducto-­
res d~ filtrado y 
emulsionantes. 

Usados principal­
mente como reduc­
tores de filtrado 
y como viscosifi­
cantes. 

Agentes de suspen 
si6n y viscosifi'.:" 
cante en fluidos 
de agua dulce y -
agua salada. 

Complemento en -­
fluidos, reductor 
de fricci6n anti­
corrosivo. 

CANTIDAD PARA 

TRATAMIENTO 

Cuando se usa 
en conccntra-­
ciones mayores 
de 15 kg/m3, -
trabajan como -
inhibidores, a 
menor concentra 
ci6n como dis-:: 
persante. 

2.8G kg/m3 (1 -
lb/bbl) para -­
fluidos de bajo 
contenido de s6 
lidos y 11.5 --= 
kg/m3 (4 lb/bbl) 
para sistemas -
de fluidos pesa 
dos. -

Como control de 
filtrado 1-2.86 
kg /m3 (0. 5-1 lb/ 
bbl). 
Como viscosifi­
cante: 
2.BG-5.75 kg/m3 
(1-2 lb/bbl). 

1.4 a 5 6 7 kg 
/m3 (0.5 a 2 -
lb/bbl). 
Se agrega muy 
lentamente. 

De 0.12-0.24 -
l/m3 (O. 5-2 gal 
/bbl) • 



NOMBRE 
COMERCIAL 

BICARBONATO 
DE SODIO 

CLORURO DE 
SODIO o SAL 
COMUN. 

DESCRIPCION 
o 

COMPOSICION 

Naf!C0
3 

NaCl 
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F U N C I O N 

Para tratamiento 
de calcio v ce-­
mento para.flui­
dos de alto pH. 

Fluidos saturados 
de sal y control 
de resistividades. 

CANTIDAD PARA 
TRATAMIENTO 



CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

1.- De acuerdo al estudio geológico desarrollado, las mejores 

características almacenadoras y productoras del yacimiento -

se presentan en las unidades litoestratigráficas A,B ,C y D, 

pertenecientes a la Brecha del Puleoccno Inferior. En esta 

parte de la cima de la estructura, en el área KU-HA, los -­

cuerpos litoestratigráficos F y G del Cretácico Medio e In­

ferior respecti vamentc, pres en t;m buenas condiciones de al­

macenamiento y flujo de hidrocarburos. 

2.- El límite inferior, siendo el contacto agua-aceite del área 

KU, quedó definido a 3160 mbnm en base a la correlaci6n de 

registros geofísicos de los pozos KU-1292 y KU-26 y a la -­

producción de agua salada de éste último. 

Analizando el bloque de MALOOB, en la prueba de formaci6n -

realizada al pozo KU-407 a 3200 mbnm. (K.M. - K.I.) se rec!!_ 

peró aceite asfáltico y agua de formación de 170,000 p.p.m.; 

mientras que en el pozo KU-487 se tuvo flujo de aceite sin 

presi6n a 3300 mbnm, por lo tanto se concluye que el límite 

inferior de éste yacimiento no está bién definido debido a 

falta de información concreta. 

3.- En el campo KU-MALOOB se ha visto que a la altura de la - -

Brecha del Paleoceno (cima del yacimiento), se tienen pérd_!. 
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das de circulación debido a la naturaleza de la formación. 

En ~ste invervalo se tienen porosidades y permeabilidades -

altas, debido a fracturas y cavernas causadas por la disolu 

ción. 

4.- La velocidad en la perforación no fué la deseada debido a -

que con los fluidos con los que se perforó, no fueron lo su 

ficientemente eficientes para contrarestar los problemas 

presentados por las zonas problemas durante su perforación, 

ya que estas afectaron la capacidad de acarreo del lodo y -

por consiguiente se tuvo que estar tratando continuamente 

el lodo. 

5.- Para l¡¡ claboraclún ucl problema de los fluidos de perfor~ 

ción es recomendable apoyarse en el desarrollo de un estu­

dio geológico, asf como de la información obtenida de pozos 

vecinos, reduciendo así el tiempo y costo de la perforación. 

6.- En la estructura productora la perforación se realizó con 

fluidos bentoníticos tratados (lodo C.L.S.E.) de baja dens! 

dad, teniéndose problemas de pérdida de circulación; y da-­

ños en la vecindad del pozo. 

De acuerdo a lo anterior es recomendable utilizar fluidos -

de perforación base aceite (Emulsión Inversa) de baja den­

sidad por sus características afines al yacimiento. 
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