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I NT R OD U CCTI ON

En €ste trabajo se define la importancia que tienc el -
aspecto estratigrédfico, estructural y sedimentolfgico del campo -
KU-MALOOB, para la elaboraci6én de los programas de perforacifn, -
en especial las propiedades y caracterfsticas del fluido para evi
tar en el futuro problemas durante la perforacion y terminacifn -
de pozos, lo que reducird los costos en la produccibn de hidrocar

buros.

Este estudio geolbgico se desarrolld con informacifn ob
tenida de manera directa en base a corte y anilisis de nficleos e

indirecta correlacionando registros geoffsicos.



CAPITULO I

GENERALIDADES

I.1.- CONCEPTOS PARA EL DESARROLLO DE UN ESTUDIO GEOLOGICO.
I.1.1.~ Caracteristicas Geol6gicas Regionales.

I.1.1.1.~ Sedimentolégicas.

a). Ambiente de Dep6sito.=- Es un ambiente geogréfico, -
dado en base a caracterfsticas morfolbgicas en el cual se efectua
el dep6sito de los sedimentos en donde las condiciones externas -
son lo suficientemente constantes como para formar un depdsito ca

racterfstico.

De acuerdo a lo anterior, se establece que cual- -
quier tipo de rocas sedimentarias depende del ambiente en que se

deposits.

b). Estructuras Sedimentarias y Texturas.- Las estruc-
turas sedimentarias se dividen en inorgénicas y orgdnicas. Las -
de mayor interés en la explotacién de un yacimiento son las es--
tructuras inorgfnicas, las cuales son producidas debido a la in-
teraccidén de la gravedad, caracterfsticas fisicas y quimicas de

los sedimentos.

La estratificacién es el rasgo méds importante de -



una roca sedimentaria, el cual representa un plano de no depSsi~
to, un cambio repentino en las condiciones de depf6sito o una su-

perficie de erxosién.

La textura se refiere al tamano, forma y arreglo de

los elementos que constituyen una roca sedimentaria.

En las rocas carbonatadas, segGn H.F. Nelson son 4
las categorfas en las cuales se pueden agrupar las distintas tex
turas y son las siguientes: cristalina, afanfitica, fragmental y

esqueletal.

I.1.1.2. Estratigrfficas.

a) .- Litologfa de la Columna Geolfgica.— Con informa--
ci6n obtenida de la perforacifn en freas vecinas o bien en estu
dios geolGgicos de superficie, se puede determinar el o los ti-
pos litol6gicos probables gue integran la columna geolSgica de

un drea en particular.

b} .~ Relacidn Estratigrdfica de las Faclies.- Es necesa
rio definir de la roca almacenadora, las caracterfsticas estra-
tigrdficas tales como: estructuras, secuencias sedimentarias, -

naturaleza de los contactos entre las diferentes litologias,etc.

Las rocas sedimentarias de acuerdo a su proceso de

sedimentacidén tienen caracterfsticas texturales y estructurales



definidas, por ejemplo: las rocas depositadas en ambientes de ba-
ja energia son de grano finc 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 energfa que éjerce el medio sobre los sedimentos =-=-
durante su dep6sito; por ejemnplo, si en el medio no existe ener--—
gfa v si los sedimentos son de diferente tamafio la clasificaci6n
es por gravedad dando una estratificacitn graduada; si la energia
es alta, origina estratificaci6n cruzada, en una o dos direccio--

nes.

El ambiente de depSsito ejerce un control en las ca
racterfsticas petrogréficas y mineralbégicas de las facies que ori
ginan, por lo que cada ambiente en particular genera un tipo li~-
tol6gico o una asociacifn de varies tipos litolégicos con una - -

distribucién estratigréfica tfpica.

c) .- Procesos Diagenéticos Existentes.- La diagé&nesis
de una roca empieza poco después de su depbsito y consiste de --
una serie de procesos que acompaifian a los sedimentos durante su

litificacibn.

Los granos de carbonatos son mis susceptibles a --

los cambios diagen#ticos que los que estah constituidos por sf -



lice por lo que una roca carbonatada prescnta sistemas porosos -
mas complejos que una arenisSca, por lo que es necesario conocer
cuales son los procesos diagenéticos y cbmo actGan sobre dichas
rocas almacenadoras., A continuacidn se enumeran y describen los

procesos diagenéticos:

1.~ Compactacidén: Es una reduccidén en el volumen gue --
ocupan los sedimentos. La causa principal de la compactacién es
el aumento de la sobre carga ejercida por los sedimentos deposi-

tados posteriocrmente con la consecuente expulsién de fluidos.,

2.~ Cementacidén: Uno de los cambios diagendticos més ce
mn es la precipitaci®n de sales minerales en los intersticiosde
los sedimentos. Bl material cementante puede ser derivado de la
propia roca o puede ser llevado por solucifn. La cementacién pue

de ocurrir en forma simultdnea o posterior al dep@sito.

I3

3.~ Recristalizacibn: Se reficre a cambios de textura
cristalina, causada por un crecimiento de cristales pequefios, -
dentro de un agregado de c¢ristales m&s grandes. Bn la recrista-

lizaci6n los granos mds pequefios tienden a desaparecer.

4.~ Reemplazamiento: BEs un proceso mediante el cual un
nuevo mineral puede crecer a expensas de otro tomando su lugar.
Yos resultados diagenéticos que incluyen reemplazamiento son -
principalmente silicificaci6n, dolomitizacifn, fosfatizacién y

piritizacién.



5.- Solucién diferencial: Es guizd el proceso mds comGn
de la diagénesis, el cual se encuentra presente en la cementa- --—

cidn, recristalizacién y reemplazo.

6.~ Butigénesis: Es la ocurrencia de¢ nuevos minerales -
en un sedimento durante o después del depfsito, ya sea por intro=-

duceidn directa o por alteracifn de constituyentes originales.

Debido a que todos los procesos diagendticos afec--
tan en mayor o menor grado la porosidad, es dec suma lmportancia -
conocer el proceso y el grado en gque afectd las condiciones origi
nales de la roca almacenadora, para poder definir si las propieda

des petrofisicas cambiaron o se prescrvaron.

I.1.1.3. Estructurales.

Para hacer una excelente interpretacién gecl6gica es--
tructural local,es necesario conocer a nivel regional la tect®ni
ca del irea, por lo yue es nccesario efectuvar un estudic para de

terminar en forma general estas caracteristicas geoldgicas.

a) .~ Estructura Productora.- Dentro de los aspectos es
tructurales mds importantes estdn: definir el tipo de estructura
almacenadora, su origen, la &poca de su formacifn, su geometria
¥y relacifn con otras estructuras existentes en el &rea. La infor

macién anterior se obtiene, construyendo e interpretando scccio-



nes transversales estructurales de correlacifn geclfgica del &rea

en estudio.

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

representa un tipo de porosidad.

Su identificacidn se hace por medic de muestras de
roca o por andlisis de datos de pruebas de presién de los pozos y

registros geofisicos.

c) .- Fallas Geol6gicas.- Puede ser el elemento princi--
pal gue controla la acumulacifn de hidrocarburos. Algunos de los
criterios geolbgicos (ue sugieren la existencia de una falla geo-
16gica son las siquientes: diferencias estructurales de la cima -~
de un horizonte de corrclacién, pérdida de espesores en la colun-

na geolégica.

En su definicién es importante describir sus ele--
mentos, tales como: rumbo, salto, echado, desplazamiento horizon
tal, asf como si constituye o no una barrera al paso de los flui

dos,

d) .~ Bloques Estructurales.- Se originan debido a la -
presencia de fallas geolSgicas en las asturcturas productoras, -

las cuales son separados por planos de falla.

En su descripcifn es necesario conocer, la profun-
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didad media a la que se localizan, direcci6n e intensidad de buza

miento.

I.1.2. Caracterfsticas Geolbgicas Locales.

I.l.2.1. Tipos de Trampa Almacenadora.

Para la acumulacién de hidrocarburos en el subsuelo de-
be existir una trampa gcolfgica la cual esta constitulda por una
roca almacenadora, sellos laterales y un scllo superior gue la cu
bre total o parcialmentc, ¢l cual esta constitufdo por una forma-

cibn impermeable.

Las trampas almacenadoras pueden ser de tipo estructu--
ral, de tipo estratigrédfico, o bien estar formadas por una combi-

nacién de ambos tipos.

El la Fig. I.1. se presentan algunas trampas geolfgi--

cas que caracterizan las antes mencionadas.

I,1,2.,2,~ Litologfa y Zonificacifn,

Las rocas almacenadoras en este campo son las carbona-

tadas; generalmente calizas y dolomfas,

Para seleccionar las caracteristicas propias de la per
foracifn, terminacifn, desarrollo y proyectos de recuperacién --

primaria y secundaria es necesario conocer los tipos litolbgicos



y mineralbgicos propias de la roca almacenadora.

Las rocas carbonatadas son complejas en su composicién
y muy heterogéneas, por lo que sus propiedades y caracterf{sticas

pueden cambiar a distancias relativamente cortas.

La zonificacifn se recaliza con basc en datos obtenidos
de registros geofisicos de pozos y descripciones litol6gicas a ni-
vel de pozo, posteriormente estas zonas se correlacionan entre po

208 y se establece su probable continuidad.

I.1.2.3. Tipos de Limite.

Los tipos de lfmites méds comunes son los siguientes:

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

la cual las paredes opuestas se nueven una con relacifn a la otra

con movimiento diferencial paralelo a la superficie 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 est§ en contacto con una capa de roca densa o

arcillosa o bien cuando presenta un cambio de facies.

¢) .- Contacto Agua-Hidrocarburos (c/w-0).- Generalmen-



te constituye el limite inferior de los yacimientos.

La intersecci6n del plano del c¢/w-0, con el plano -
de la cima del yacimiento o de la base del sello superior forman

lfmites marginales.
I.1.2.4. Geometria,

Estd dada por el arreglo que guarden los lfmites margi=-

nales a la profundidad de la cima del yacimiento.

La representacién de la geometrfa de un yacimiento se -
logra mostrando en planta la posicifn de los limites y la configu

racifn de su cima.
I.1,2.5, Profundidad, Relieve Estructural y Buzamiento.

Son de interés principalmente para la selecciOn del mé

todo apropiado de recuperacién secundaria.
I.1.2.6. Heterogeneidad.

La heterogeneidad petroffsica en las rocas almacenado-
ras es un factor que afecta la eficiencia de recuperacién del --

aceite de un yacimiento.

Las rocas carbonatadas son heterogéneas debido a la --



complejidad y variabilidad de sus ambientes de dep6sito, asf como

a su mayor susceptibilidad a las alternaciones diagenéticas.

Un método para predecir la heterogenecidad entre pozos -
es el de conocer el ambiente de dep6sito y el patrén de distribu-

cifn de facies.

I.1.2.7. Distribucién Original de los Fluidos.

La definici6n de distribucién original de fluides se --
lleva a cabo por procedimientos directos, haciendo mediciones es-
peciales a las rocas almacenadoras, o en forma indivecta con la -
interpretacién cualitativa v cuantitativa de los registros geofi-

sicos.

Si se considera que’los espacios porosos en la forma- -
cifbn estén llenos de fluidos: hidrocarburos y agua; una de las --
técnicas mis utilizadas, principalmente en upa interpretacién cua
litativa, es la respuesta del sistema roca-fluido al paso de la -
corriente eléctrica. Estos valores de resistividad describen la -
distribucifin vertical de los distintos fluidos gue saturan a la -

roca almacenadora.

Los poxcentajes de saturacifn de fluidos calculados ad
quieren importancia de acuerdo a la etapa de explotacién de un -
campo, por ejemplo, para la terminacién de un pozo perforado en

arenas se puede seleccionar el o los intervalos para producir.



I.2.- DEFINICION Dii LAS PROPIEDADES GEOLOGICAS.

Para una nejor comprensién de los conceptos geoldgicos
mencionados, es necesario considerar las siquientes propiedades -

fisicas de las rocas.
I.2.1. Porosidad (Q)

Es una medida de los espacios vacios o huecos conteni--
dos en una roca, expresada como una fraccibn o porcentaje del vo-

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

- Vp (vol. de poros)
¢ Vb (veol. de rocal **° (x.1)

1.2,1.1. Tipos de Porosidad.

A) Porosidad absoluta (¥a).- Es la razbn del espacio =~
total al volumen total de roca, sin tomar en cuenta

si los poros estdn comunicados entre sf o no.

B} Porosidad Efectiva (@e) .- Es la razén del espacio

poroso intercomunicado al volumen total de roca.

La porosidad efectiva es la que interesa ya que es una
indicacifn de la conductividad de los fluidos, aunque no una me-

dida de ellos necesariamente.



La porosidad efectiva esta en funcién de muchos facto--
res litolSgicos, los mds importantes son: forma de los granos, =-
distribucibn o arreglo de los granos, compactacién, cementacién,

cantidad y clase de arcillas.

Geolbgicamente, la porosidad se clasifica en 2 tipos, -

de acuerdo con el tiempo de compactacién:

1.~ Porosidad Primaria o Interqranular.- Es la porosi--
dad formada simulté&ncamente con el depSsito de los sedimentos. --
Los huecos contribuyentes a este tipo, son los espacios entre los --
granos individuales de los sedimentos. Las rocas sedimentarias --

clisticas o detrfiticas tienen este tipo de porosidad.

Ejemplo: Areniscas, Conglomerados, Caliza, etec.

2.~ Porosidad Secundaria.- Estd constitufda por caver--
nas, fisuras, fracturas y juntas, formadas despufs de que los se-

dimentos fueron depositados, por agentes tales como soluciones =-

circulantes, dolomitizacién, movimientos tectfénicos, etc.

I.2.1.2,~ Métodos para la determinacifn de la porosidad.

Existen dos métodos bdsicos para la determinacidén de -

la porosidad que son:

1) .~ Método Directo.- La porosidad de la formaci6n pro

- 13 -



ductora se puede obtener dircctamente a partir de corte de nfi- --
cleos de la formacibn, utilizando métodos de laboratorio. En las

mediciones de laboratorio de la porosidad, es necesario determi--
nar f(nicamente dos de tres par@metros bisicos (volumen de roca, -

volumen de poros y volumen de sélidos)

2) .- Métodu Indirecto,- La porosidad de las formaciones
productoras se puede determinar por medio de los registros geofi-
sicos. Es el método m&s comunmente utilizado, ya que se obtiene -
un valor promedio de la porosidad del yacimiento, gue es un valor

m&s aproximado al real.

De acuerdo con la informaci6én obtenida de los registros
eléctricos, registros sénicos de porosidad, registro de densidad
y registros radioactivos, se tendré&n los elementos necesarios pa-
ra que ayudados por correlaciones en algunos casos en forma direc
ta se puede evaluar la porosidad promedio de la formacifn almace-

nadora de hidrocarburos.

1.2.2. Permeabilidad (K}

Es la capacidad de un medio poroso para permitir el --

flujo de fluidos a través de é&1.

- Permeabilidad Absoluta. (K)

Se denomina permeabilidad absoluta de la roca, cuan-

- 14 -



do ésta se encuentra saturada al 100% 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 saturacién ds -
éste fluido en la roca es menor del 100% (cuando se tiene mds de

un fluido).

- Permeabilidad Relativa. (Kro, Krg, Krw).
La permeabilidad relativa sc define como la razdn de

la permeabilidad efectiva a la permeabilidad absoluta, esto es:

i CR - kg . = K
Kro = % i Krg = e Krw el (1.2)

La razbn de permeabilidades relativa expresa la habili-
dad de un yacimiento para permitir el flujo de un fluido con res-
pecto a su habilidad para permitir el flujo de otrc fluido bajo -

las mismas circunstancias.

La razdn de permeabilidades relativas de una roca es -
s6lo funciSn de las saturaciones relativas de los fluidos presen
tes, aunque es cilerto gue las viscosidades, tensiones interfacia
les y otros factores afectan parcialmetne la razb6n de las permea

bilidades relativas.



1.2.3.- Saturacién de Fluidos (Sf).

La saturacifén de fluidos se define como la fraccién o -

porcentaje del espacio poroso ocupado por un fluido particular a

las condiciones de yacimiento.

rior como

1.2.3.1.-

fluidos:

Matemiticamente se puede expresar la definicién ante-~ -
sigues:
VE {vol. de fluidos)

st = Vp (vol. de poros) Tt (1.3)

- Definiciones de las diferentes saturaciones

= Y0 . = Vg . ;= v
So = vp Sg ; Sw Vp C°" (I.4)

Determinacién de la saturacién de fluidos.

Existen dos métodos para determinar la saturacibn de --

1) .~ M8todo Directo.- La saturacifn de fluidos puede =~

ser obtenida directamente utilizando métodos de laboratorio, ba-

sados en el anilisis de nGcleos cortados.

2) .~ Método Indirecto.— La saturacifén de fluidos puede

ser obtenida indirectamente midiendo algunas propiedades ffsicas

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



mediciones de presién capilar.

A partir del andlisis de los registros eléctricos se --
puede calcular la saturacién de agua, utilizando el método desa--

rrollado al respecto por Archie.

La saturacibén de agua congénita es la informacién mnds =~
importante que se puede obtener del perfil eléctrico, ya que por
medio de esta informacifn se puede determinar si una formaci6n --

puede o no contener aceite o gas.

La saturaci6n de agua calculada ayuda también a determi

nar el lugar donde se pueden terminar los pozos.

I.2.4.- Gradiente de sobrecarga.

-Presifén de Sobrecarga.- Esta presifn es generada por -~
el peso acumuiado de las formaciones superiores a una profundidad

vertical consideradas por unidad de drea.

~-Gradiente de Sobrecarga.- Puesto que el esfuerzo de -
sobrecarga en funcidén de la profundidad debe ser el peso acumula
do de las formaciones encima de la profundidad considerada, los
datos disponibles del frea que indican la densidad bruta de la -

formacién pueden utilizarse para estimlar la sobrecarga.

La ecuacién utilizada en unidades de campo para "costa



dentro" es:

(L.5)
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donde:

[=)80]

Gradiente de presifn de sobrecarga {psi/pie)

€“= Densidad global de la formacibn leida del registro
de densidad compensado (gr/cc).

i = Nfmero consecutivo de intervalos en la sumatoria —-

hasta llegar a n.

En &recas morinas 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 ccuacién serdi:

n
Z 0,
R 0.4H335 [Qw Hw + (.l_;:\_ ) HL ... (1.6)

ojw

. donde:

H=Hw + H ... (I.7)

H = Profundidad vertical a partir del nivel del mar =--
(rie)

g : Hw = Tirante de agua, desde el nivel del mar hasta el -
lecho marino (Pie}

H™ = Profundidad vertical a partir del lecho marino - -
Pie)

si tomamos la densidad promedic del agua marina igual a 1.02 - =

(gr/cc) entonces:




1Qn

y 1t l... (1.8)

(Mo

= 2 10.4422 Hw + 0.4335 (2

oln

1.2.5. Gradiente de Formaci&n.

- Presién de Formacifn.- Es aguella presifén a la que se

encuentran confinados los fluidos dentro de la formacién.

~ Gradiente de Formacifn.- Este pardmetro puede obtener
se ya sea por medici6bn 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 perforacifn.~ Del an&lisis de datos sfs-
micos y referencia de pozos.

2) Durante la perforacién.- Interpretando el registro =

de los par@metros de perforacién como:

a) El exponente Dc

b) Sig malog

3) Despufs de la perforacién.— De la evaluacién de los
registros.tomados al final de una cierta fase de --

perforacidn,

. I.2.6.=- Gradiente de Fractura.

- Presifn de Fractura.- ¥Es aquella a la cual la roca -



cede al menor esfuerzo encontrado en el subsuelo.

- Gradiente de Fractura.~ Una vez calculados los gra- =
dientes de presifn de sobrecarga y presifén de poro, y se cuenta -
con datos disponibles de la relacién de Poisson, se podr& calcu--

lar la presi6n de fractura con la siguiente ecuacifn;

Pf_ S _P \Y) P
‘[‘]"—‘[B D] 1._\) + ) .es (I.9)
donde:
%§ = Gradiente de presibn de fractura de la formacifn -

(Psi/Pie)

0.158 {adimensio—-

<
1

< Relacibn de Poiss6bn = 0.126 (hm)
nal).

I.3.~ CLASIPICACION Y CARACTERISTICAS FISICAS Y QUIMICAS DE LAS
ROCAS CARBONATADAS.

Las rocas carbonatadas se pracipitan extensamente en ~
los procesos de reemplazamiento metasomitico y de recristaliza=~
cibn, por lo que sus caracterfsticas m&s importantes se mencio--

nardn a continuacilbn:

A,~ Se originan en el interior de las cuencas.
B.~ Dependen de la actividad orgénica,
C.- Son susceptibles a la modificaciSn post~deposicig

nal,



I.3.1.- Origen de las Rocas Carbonatadas.

Los sedimentos carbonatados se originan en su mayor par
te, en el interior de las cuencas, formindose en o muy cerca del
punto final de depésito. E1l mejor ejemplo de los dep6sitos in-si-
tu de las rocas carbonatadas son los arrccifes orginicos, cue no

tienen equivalencia en los otros tipos de rocas scdimentarias.

La mayor parte de las rocas carbonatadas dependen de la
actividad orgénica, que sec refleja mostrando clementos bifticos -
reconocibles en forma de granos, de restos f£6siles intactos o - -
fragmentos, o como material animal o vegetal en su posicibn origi

nal de crecimiento.

La textura de las rocas carbonatadas de origen inorgéni

co son muy diffciles de interpretar.

Por su susceptibilidad a las modificaciones post-deposi
cicnales, las rocas carbonatadas constituyen una clase @nica. Las
analogfas mds cercanas entre los carbonatos y las lutitas y are--
niscas, terminan al efectuarse el depésito ya que los procesos -
diagenéticos crean cambios caracterfsticos y complejos en las ro

cas carbonatadas altamente solubles.

I.3.2.~ Clasificacién de Rocas Carbonatadas.

Clasificaci6n Descriptiva y Diagenética.



Los dos tipos principales de clasificacibn de las rocas

carbonatadas se caracterizan como descriptivas y diagen&ticas.

El prop6sito principal de la clasificaci6n descriptiva
de las rocas carbonatadas, es permitir el agrupamiento de ellas ~
baséndose en rasgos observables de las rocas como son: quimico-mi
neralbgicas, bioldgicas, fisicos, texturales u otros que pueden -

determinarse objetivamente.

La clasificaci6én Diagenética tiene como objetivo el de

comunicar directamente el origen de las rocas.

De acuerdo a lo anterior, la clasificaci6én préctica que
satisfaga mejor los requisitos, no puede ser ni puramente genéti-
ca ni puramente descriptiva. La clasificaci6én més indicada serd -
la que este basada lo mis ampliamente posible en parfmetros des--
criptivos, perc en la cual se mezclan cuidadosamente interpreta--

ciones genéticas.

En la clasificacifbn de las rocas carbonatadas los paré-

metros fundamentales son la composicifn y la textura.

Algunos de los elementos de composici6n m&s comunmente
usados son la mineralogfa y la composicién expresada de acuerdo

con los tipos de granos.

El valor de cualquier sistema de clasificacifn depende



directamente de la seleccidn de las propiedades o parémetros usa-
dos para establecer las clases. En la composici6n de las rocas se
dimentarias, los paré@metros fundamentales son la composicifn y la
textura, y €stos son empleados en la mayor parte de las clasifica

ciones de todas las rocas carbonatadas.

Los elementos de composicifn mis usados son, la minera-
logfa, la composicién quimica o la composiciin expresada de acuer
do con los tipos de granos, tales como oolitas, fésiles y peloti~
llas. También se utiliza una amplia variedad de rasgos texturales
que comunmente se refieren a texturas de dep&sito, tales como cla
sificacién por tamafios de los granos o clastos, la interpretacién

de madurez textural o rasgos texturales diagendticos.

Dunham en 1962 establecid una clasificacién de carbona-

tos que a continuacién se enuncia.

NOMBRE DESCRIPCION

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

WACKESTONE Roca con soporte de lodo y més del 10%
de granos.

PACKSTONE Roca con soporte de granoc con matriz --
lodosa.

GRAINSTONE Roca con soporte de grano sin matriz lo
dosa.

BOUDSTONE Carbonatos con signos de haberse apila-

do durante el deplsito.



NOMBRE DESCRIPCION

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

1,3.3, Tipos de Rocas Carbonatadas,

Las rocas carbonatadas estdn compuestas esencialmente -
por minerales de carbonatos. La caliza, la dolomita y rocas afi--
nes son las més importantes de las rocas sedimentarias carbonata-

das y que a continuacifn se describen.

A.- Calizas.

Composicifn y Textura.- Se designa como calizas a agque-
llas rocas en las cuales la porcifn carbonosa estd compuesta prin

cipalmente de calcita (CaCO3).

La composicién quimica de las calizas esta formada prin
cipalmente por calcita: con un alto contenido de Ca0 y C02, for--
mando en algunos casos mas de 95%. Las calizas magnesianas contie
nen de 1 a 2% de MgO, que indica la presencia del mineral dolomi~
ta. El exceso de sflice indica la prescncia de muchos detritos o
la presencia de pedernal. Si el contenido de mineral almina es -
también alto, la sflice es probablemente un elemento constitufdo

de la materia pizarrosa asociada en las calizas arcillosas.

Las texturas de la caliza son variables e inigualables



por cualquier otro tipo de roca. Algunas texturas son clésticas,
mientras que otras son el resultado de acrecencia orgdnica, otras
se forman por cambios post~posicionales como la recristalizacin

y las diagé€nesis.

Algunas variedades de caliza son de textura cristalina

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

Las rocas carbonatadas son susceptibles a la disolu~ -~
cibn. Las calizas que se forman mecdnicomente muestran las mismas
astructuras que las rocas sedimentarias cldsticas, observandose -
perfectamente la estratificacién, ordinaria, la cruzada y aGn la

estratificacitn graduada,

Pettijhon distinguié dos tipos de calizas:

- Auctbctonas: Son calizas formadas in-situ por una acu
mulacidn de estructuras orgfnicas gue no han sido transportadas -
desde el lugar en gue crecieron. Cuando son de extensifn restrin-
gida, se les denomina calizas bichermales; si son de caricter ex-

tendido se les llama bioestromales.

- AlBctonas: Son calizas sin rafces y gque est8n compues
tas principalmente por fragmentos orgfnicos depositados en conjun
to con los rombos de carbonatos u oolitas, que han sido fragmen-
vtados, transportados, clasificados y finalmente depositados como

acumulaciones fragmentarias de material orgénico desmenuzado pa-



ra formar la caliza bioclistica, teniendo como ejemplo la calcare

nita.

Las calizas mis comunes son las formadas principalmente
por materiales orgdnicos. Las calizas se producen por unc o mis -
modos de depositacifin como son: mecénica, gquimica, ovgénica o por
reemplazamiento; en mares, lagos, rfos y sobre la tierra. Los de-
pésitos de méxima extensién se encuentran en el fondo del mar a -~

profundidades someras.

Las calizas marinas son abundantes en las series sedi--
mentarias depositadas en ambientes estables; las calizas arcillo-

sas son m&s caracterfsticas de los ambientes incstables.

B.~ Dolomitas.

Composicién y Textura.~ Est8n compuestas principalmente
por el mineral dolomita, conteniendo calcita. Generalmente son de
claro en fracturas frescas, pero toman un color amarilleso al ex-
ponerse al aire, debido a la oxidacibn del hierro ferrosoc que es-
t8 contenido en los cristales de dolomita, de pirita, siderita o
marcasita. Su composicién quimica es parecida a la caliza excepto

que su contenido de magnesio es elevado Ca Mg (CO3)2.

Las dolomfas, asf como las calizas dolomfticas se pre-
sentan interestratificadas con areniscas, limiolitas, argilitas,

calizas y diversas evaporitas; varian desde un manto sencillo --



hasta una formaci6n y sus lfmites estfn bien definidos.

Los f6siles son pcco comunes en la dolomita debido a --
que son pocos los organismos que habitan en las aguas marinas. --
Las dolomitas estdn presentes en todo sistema geolSgico y su méxi
ma distribucién corresponde a sistemas del Precfmbrico y del Pa--

leozoico Inferior.

La mayorfa de las dolomitas se han formado por altera--
cién post-deposicional de las calizas, es decir, por dolomitiza-~
ci6n y algunas se asocian con las evaporitas que son depfsitos --~

quimicos primarios.

Algunos puntos relatives a la formacifén de dolomitas -~

son los siguientes:

- La dolomita se forma secundariamente a lo largo de fa
llas, juntas, planos de estratificacifn u otras zonas de debili--

dad o permeabilidad.

- La mayorfa de las dolomfas estratificadas se deben a
la alteracifn penecontemporédnea de los sedimentos de carbonato -
de calcio en el fondo del mar ¢ por depositacién primaria de la

dolomita.

- Las formas inestable del CaCO3 reacciona mis fécil-~-,

. mente con las substancias gufmicas.



— Algunos mantos de dolomita pueden mecstrar cambios gra
duales verticalmente a caliza, con cierta brusquedad, aunque los
contactos laterales sean de cardcter gradual, siendo esta dolomi-

ta vesicular y porosa.

- E1 grado de dolomitizacibn esta relacionado con el --
tiempo durante el cual estuvieron descubiertos los sedimentos ori

ginales en el fondo marino.




¢C AP I T U L O 11

INTERPRETACION GEQLOGICA DEL CAMPO KU - MALOOB

En este capftulo se presentan los resultados obtenidos
de la interpretacifn geol6gica realizada al campo KU-MALLOB, lo-
calizado en la Sonda de Campeche, aproximadamente a 105 km., al --

NW del Carmen, Camp.

La interpretacifn geolbgica se realiz6 b&sicamente con
. la informacién obtenida de los registros geofisicos de pozos, com
plementada con datos de secciones sismicas, descripcifn de mues--
tras de canal y nlcleos cortados en el campo.

Los registros geofisicos de pozos utilizados para su in

terpretacién y correlacifn se mencionan a continuacifn.

1.~ Rayos Gamma; curva quc permite medir el contenido -
de arcilla y el material radiactivo existente, apa

reciendo &sta curva en el carril izquierdo con res

pecto a la linea representativa del pozo.

2,~ Resistividad; utilizando el Doble Laterolog (DLL} -
y el de Introduccidn (ISFL), permitiendo medir el -
paso de la corriente a través de la formacifén. Esta
curva se lee en escala logarftmica y aparece en el

carril derecho con respecto a la linea representati



va del pozo.

3.~ Porosidad y Densidad de la Formacién; siendo el Neu
tr6nico Compensado (CNL) y el de Densidad (FDC) 6 =~
Litodensidad (LDT). Apareciendo la curva también en
el carril derecho con respecto a la lfnea represen-

tativa del pozo.

La correlacifn sc realiz6 detalladamente con los regis-
tros geoffsicos mencionados anteriormente, haséndose en un modelo
de sedimentacibn propuesto para el campo KU-MALOOB, definiendose
los diversos cuerpos litoestratigrdficos que integran toda la co-
lumna geoldégica sedimentaria productora, comprendida desde el - -

Eoceno Medio al Jurfsico Inferior Oxfordiano.

La correlacibén efectuada al &rea, comprendif los aspec-—

tos siguientes:

1} Estructurales;
2) Estratiqgraficas;

3) Sedimentolbgicas.
II.1. ANTECEDENTES DEL CAMPQ XU-MALLOB
El campo KU-MALOOB, el cual en el afio de 1978 se loca-

1iz6 aproximadamente a 105 km al N 22°W de Cd. del Carmen, Campe

che, resultando productor de aceite y yas en rocas de las forma~



ciones del Paleoceno Inferior y Cretécico Medio e Inferior.

El aceite encontrado en este campo es del tipo negro -

de baja relacibn gas-aceité que va de 16° API a 22° API.

Se tenfan perforados 17 pozos (Tabla II-1) con espacia-

miento entre ellos de 800m, en un drea aproximada de 90 kmz.

MALOOB-1 fué el primer pozo perforado en el campo de --
MALOOB (9-JUL-78 / 28-MAR-79), llegando a una profundidad total -
de 3041 mbmr y penetr6 155m en la formacién Brecha del Paleoceno;
ésta drea se encuentra localizada en la porcibén NW del trend eg--
tructural AKAL-MALOOB, delimitada por dos fallas inversas F-1 y =
F-II (plano No. 10), con rumbc NW-SE y con buzamiento al SW, las
cuales se detectaron por sismoclogia. Los hidrocarburos estan alma
cenados en rocas deformadas por factores estructurales e influen

ciadas por el efecto de una masa salina de edad Jurdsica,

El primer pozo que se perford en el campo KU, fue el -
pozo XU-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 mecénico.

Posteriormente se perfor6 el pozo HA-IA(01-MAR-80 / -~
27-JUN-80} llegando a una profundidad de 3310 mbmr atravezando -
200m de la formacién Brecha del Paleoano y casi 400m de forma- -

cibn cretécica. Este pozo se encuentra ubicado en la misma estruc
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tura de KU, la cual tiene una forma d6mica, situada en la prolon-

gacién NW del trend estructural AKAL-NOHOCH,

El pozo KUTZ-1 se perforé alcanzando la profundidad de
3428 mbmr (14-ABR-79 / 01-SEP-79), penetrando 150 m de Brecha del
Paleoceno y 50 m de la formaci6n Cretfcica. Este pozo se encuen--
tra localizado en una estructura de forma dfmica, situada en la -
prolongacifn NW del trend estructural AKAL-NOHOCH, el cual prolon

ga hasta el campo KU.

1I.2, METODO DE TRABAJO.

Se interpretarén y correlacionaron los registros geofi~
sicos de 17 pozos, complementandose con informacifn de cimas es-
tratigraficas, descripciones litolfgicas de muestras de canal y -

pruebas de formacidn.

El pozo KU-1292 por ser uno de los més profundos y no -
estar afectado por fallas geolfgicas, ademds por presentar la co=
lumna geollgica més completa, se le considera como registro base
en la correlaci6n. Se seleccionaron 11 marcas de correlaci6n defi
nidas en las curvas de los registros de Rayos Gamma, resistivi--
dad, porosidad y densidad de la formacifn, que abarcan desde la
cima del cuerpo carbonatado del Eoceno Medio hasta la cima del -
Jur8sico Superior Tithoniano, definiendose 8 unidades litoestra-

tigréficas.



II.2.1, Secciones Transversales.

Para la interpretacién estructural se elaboran 14 sec~~
ciones transversales estructurales. En forma general est&n orien-
tadas en 3 direcciones principales: WE, NW-SE y NE-SV, seccciones
Xe ¥ o 2 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.
1X1.2.2. Planos de Cima del Yacimicnto.

Se realizd la configuracién del plano de la cima del ya-
cimiento, asf como de los diferentes cuerpos gue integran la Bre--
cha del Paleocenc (A,B,C,D), Cretdcico Superior (E}, Cretdcico Me
dio (F) y Cret&tico Inferior (G}, que se presentan desde el plano

No. 10 al 17.

Asf mismo se configuraron la cima y la base del cuerpo
que se tiene en el Foceno Medio, denominado Carbonatos del Eoce-

no, planos 18 y 19.

La definicifn estructural del yacimiento fue apoyada -
en secciones sfsmicas de reflexién que fueron analizadas y permi
tieron la deteccidén de fallas geolSgicas de tipo normal e inver-—
so. Tomando como referencia el registro geoffsico del pozo - - -

KU~1292, se deduce que las unidades estratigr&ficas superiores -
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A,B,C v D de la formacién Brecha del paleoceno tienen mayor poro
sidad, por lo que se considera tienen mayor capacidad de acumula-
cibn. Las unidades E,F y G son menos porosas. Précticamente todas
&stas unidades estdn presentes en las 8reas consideradas, a excep
cién de la unidad A que no aparece en el pozo KU~87 y en el KUTZ-
1. Asf también se aprecia un adeclgazamiento de las unidades lito-

estratigrdficas hacia la cima del yacimiento.

De le¢ correlaci6n de los registros geoffsicos y de las
pruebas de formacibn de los pozos, se determin6 que cl mayor espe
sor bruto impregnado de hidrocarburos y el miximo potencial de -
flujo se¢ cncuentra ecn la cima de la estructura del drea de KU y -

qgue son los pozos: KU-67hA, KU-87, KU-89 y KU-47,

El aspecto sedimentoldyico se infirid a partir de las -
descripciones litol6gicas de muestras de canal y nlcleos disponi-
bles, asf{ como de estudios rcalizados en dreas vecinas y de un --
modelo de sedimentacién propuesto para el drea, que consiste en =
la probable distribucién 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 pequefias intercalaciones lutfticas que
son transicionales. Muestra un incremento en el tamano 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-



biditico progradacional, siendo este tipo de flujo turbulento, ge
nerado graduacifn en la distribucifn de los elementos que consti-
tuyen la roca. Puede considerarse que los dep6sitos en el drea -~
KU-MALOOB pertenecen a un sistema de cann~abanico submarino, el
cual est§ asociado a un ambiente propio de pendiente y cuenca, —-

que comGnmente se asocian a bancos calcéreos.
I1.3. CARACTERISTICAS GEOLOGICAS
II.3.1. Area Maloob

La estructura geol6gica tiene una geometrfa alargada en
direccifn NW-SE (plano No. 10) compuesta por dos altos estructura
les localizados a una profundidad aproximada de 2900 mbnm, Bl 1i-
mite lateral Norte lo constituye una falla geolGyica de tipo in--
verso, F-I; de igual manera el lfmite Sur est& delimitado por dos
fallas de tipo inverso, F-II y F-III, con un salto aproximado en-
tre 300m y 200m respectivamente, teniendo un posgible alcance es—-
tratigrdfico hasta el Jurfsico, que de primera instancia podria -~

considerarse como uno de los limites de acumulaciOn.

Realmente, por datos de presiones se considera la comu=~
nicaci6n entre los bldogues de MALOOB y KU, 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 filtima tiene -

un salto aproximado de 500m.



Comc se observa en la correlacitn de secciones transver
sales y planoc de cima del yacimiento; los pozos del blogque KU -~
son productores del Cret@cico Inferior y los pozos del bloque - -
MALOOB producen de la formacién Brecha del Paleoceno y a pesar de
las fallas inversas F-II, F-III y F-IV, la comunicaci®n se debe a
que la formacién permecable Brecha del Paleoccno que estd compren-
dida entre estas dos &resas, se localiza frente a sus respectivas
zonas productoras. Por lo anteriormente expuesto las fallas inver
sas existentes entre los blogques KU y MALOOB no se consideran co-

mo sellos.

El 1fmete Oriental del drea de MALOOB esta dado por dos
fallas normales, -1 y £-2 dec salto muy pequefio, por lo que podria
prolongarse m&s al Este hasta alcanzar el cambio de facies o sea,
pérdida de porosidad y permeabilidad. El 1fmite Occidental puede
estar afectado por el relieve estructural y/o contacto entre flui

dos.

II.3.2. Area KU-HA.

Tiene una geometrfa orientada al NW~SE y corresponde -
al alto estructural mis importante de toda el 8rea. Se encuentra
afectado al Norie por una falla de tipo inverso, F-1V, con un --
salto aproximado de 500m con respecto a la cima del yacimierto,
y con un alcnace estratigréfico hasta el Juréisico. Hacia el NE -
se encuentra una falla de tipo normal, f-4 con un salto aproxima

do de 80m respecto a la cima del yacimiento. {plano No. 4). Hacia



la parte Este el limite es un tanto incierto y se podrfa suponecr
como un camblo de facies, como se observa en el plano No. 10, El
limite Sur y Occidental lo constituyen en forma combinada el re--

lieve estructural y el contacto entre fluidos.

Inicialmente sc habfa determinado un contacto agua-acei
te a 3530 mbnm, cima de la Brecha del Paleoceno en el pozo KU-10},
el cual result6 invadido. Posteriormente, por las pruebas de pro-
duccifn realizadas al pozo KI~1292, sec recuperd con cubeta a - --
3175 mbnm agua de formacifn con una salinidad de 105 000 ppm. Por
el resultado del procesamiento de los registros geoffsicos del po
zo KU-26, recien terminado, sc¢ estima un nucvo contacto agua—-acei
te @ 3160 mbnm; lo anterior se confirma por la produccitn de agua

de formaci6n del miswmo pozo, con una salinidad de 120,000 ppm.

Es de importancia senialar que durante la perforacifn --
del pozo KU-407 hubo constantes flujos de agua de formacifn de al
ta salinidad gue va de 100,000 a 145,000 ppm. a partir del Jurdsi
co Superior Kimmer (3570 mbnin}, lo cual se corrobora con ta infor
macién proporcionada por los registros geofisicosg al haber inver-
sidn de curvas de resistividad a partir d¢ la misma profundidad,
Se realiz6 una prueba de produccibn en la cima del Cretdcico Infe
rior a 3200 mbam, recuper&ndose aceite asféltico con agua de for

macién de 170,000 ppm.

El lfmite supericr de toda el &rea KU~MALOOB, est§ - -



constituido por un horizonte denso arcilloso del Paleoceno Infe-—-
rior con un espesor promedio de 45 m, que actfia cono sello a la -
acumulaci6n. La cima productora se presenta més somera en el &rea
KU-HA, a profundidades que varfan de 2400m a 3000 mbnm (plano 10)
Asf también, como puede observarse en la misma figura, la cima de
todo el yacimiento buza suavemente en la direccién NW-SE, mien- -
tras que en las direcciones normales el buzamiento es mis pronun-—

ciado.

Se considera a las rocas Jurfsicas como las generadoras
de hidrocarburos, por su alto contenido de materia orgdnica. Las
rocas del Jurésico Superior Kimmeridgiano, Cretlcico Superior, Me
dio e Inferior y Bracha dsl Paleoceno Inferior se reconocen como
rocas almacenadoras, por sus caracterfsticas de porosidad y per--
meabilidad. La raz6n del potencial acumulativo de hidrocarburos -
en estas rocas se debe a la cnorme acunulacifn de carbonatos de--
trfticos que sc fueron agrupando a través de los difercntes perfo
dos de desarrollo del Banco Calecireco Yucateco, cuyva existencia --
persistib desde el Jurdsico hasta el Cenozoico Tardfo. Sin embar-
go, a pesar de la existencia de estes receptéculos, no habrfan te
nido mayor importancia de no existir las rocas generadoras de hi-
drocarburos de Jurdsico en la parte inferior y a la presencia de
la sal en las inmediaciones al escarpe del gran banco Calcdreo, -
Las 8reas donde se depositS matricial detrftico, posteriormente -
fueron también los lugares donde se depositarian las rocas sello
arcillosas de origen continental. Estas, fueron lodos acarreados

en el 8rea por las corrientes fluviales provenientes de las actua



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 perifdicamente los movimientos
Orogénicos en Chiapas y en la Sierra !fadre del Sur desde fines --

del Cretélcico hasta el Mioceno.
IT.4. ASPECTOS ESTRATIGRAFICOS Y SEDIMENTOLOGICOS.

La definicidn estraligrifica de la columna almacenadora
se obtuvo en base a la correlacién de registros geoffsicos de los
pozos, identificdndose hasta 4 unidades litoestratiqréficos para
¢l Paleoceno Inferiocr {A,B,C,D}, caracterizindose cowo zonas de =
calizas y dolomfas, una para cl Cretdcico Superior (¥) gue sc con
sidera como un intervalo arcillosc, y ¢l Cretfcico Medio e Infe--
rior definiéndose por las unidades (¥) y (G) respectivamente con-

siderindose como zonas dolomfticas.

En toda el Srea, fué posible identificar estas unidades
litoestratigré&ficas, aunque en el caso del pozo HA-1IA, el espesor
del cuerpo A se adelgaza considerablemente, causando variaciones
de espesores tanto para el 4rea KU-HA como para la de MALOOB. En
el pozo KU-87 no fue posible identificar éste cuerpo debido a --
gue esta cortado por una falla geolégica f-5, como se observa en

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

De acuerdo a las descripciones litolfgicas de muestras

de canal y nucleos disponibles, se pudo establecer la litologfa



correspondiente a cada unidad litcestratigr&fica, como se muestra

a continuaci6n:

BRECHA DEL PALEOCENO

Unidades Ay B.-

Unidad C.-~-

Unidad D.~

Brecha dolomitica, de aspecto sacaroide y cons
titufda por fragmentos de mudstone, wackstone,
packstone y grainstone de interaclastos de as-
pecto cretoso. Coloracién que gradfa de gris a
café claro por impregnacién de hidrocarburos.

Presenta porosidad secundaria en fracturas y -

trazas de bentonita.

Dolomfa de microcristalina a cristalina, con =~
fragmentos de mudstone, packstone y grainstone
dolomitico de intraclastos de aspectos micro-
brechoide, con tonalidades gue varfan de gris

a cafl por impregnacién de aceite. Trazos de -

bentonita.

Dolomfa de microcristalina fina a media, com-
pacta; trazas de mudstone a grainstone de in-
traclastos y bioclastos. Fragmentes de brecha
con partes subangulosas y subredondeadas; tra

zas de bentonita verde y huellas de pedernal.



CRETACICO SUPERIOR

Unidad E.-

CRETACICO MEDIO

Unidad F.-

CRETACICO INFERIOR

Unidad G.-

Mudstone arcilloso obscuro, en partes dolomiti
zado, compacto y con intercalaciones de lutita
bentonftica y huellas de pedernal. S¢ presen--
tan trazas de mudstone y wackstone de intra- -

clastos.

Dolomfa microcristalina y cristalina de aspec-
to sacaroide dura y compacta, con cavernas de

disolucibn; trazas de dolomfa porosa y fractu-
rada. Prescnta fragmentos de mudstone y graing
tone de intraclastos, asf como huellas de pe--
dernal y lutita bentonitica. La coloracifn cam
bia de gris a café oscuro por impregnacién de

aceite.

El &rea de MALOOB estd constitufda por mudsto
ne dolomftico compacto, fragmentos de dolomfa
sacaroide con fragmentos de wackstone dolomf-
tico y mudstone-wackstone de litoclastos; li-
geramente arcilloso, duro y compacto y en par

tes cretoso.

Hacia el &rea KU-HA la litologfa esta repre--



sentada por una dolomfa micrceristalina a cris-
talina fina a media, porosa, con microfractu--
ras selladas con dolomita, de aspecto sacaroi-
de v en partes granular; trazas de pedernal y

lutita negra, asf como fragmentos de packstone

de litoclastos.
La tabla II-2 nos muestra la descripcifn de las caracte
risticas fisicas que presentaron las muestras de canal y nGcleos

obtenidos de algunos pozos que constituyen el campo KU-MALOOB.

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



RELACION DE NUCLEOS CORTADOS EN EL AREA KU~MALLOB

TABLA 11-2
P00 NUCTLEO INTERVALO REC TIPO ¢ EQIADO OBSERVACIONES DESCRIPCION
jitle 1o m
46 1 2838-2847 1.15  Primaria Inter No seob 1 to tiene sabor salado Calcarcnita crema y café por im
(12%) cristalina sCIVa 2. Olor a hes al ramper  pregnacién de aceite. Bioclas—
rmucstra Los criptocristalinos ooapacto.
3. Ligera exudacidn de -
acelite.
407 1 3491~3500 8.00  Primaria Inter Mo se ob 1. Mo tiene sabor salado Mulstope-Wackstone ligeramente
{89%)  cristalina, SCIVa. 2. 0lor a gas al ranper  dolomftico de color café oscuro
Secudaria en 1o muestra. de aspecto laminar y compacto -
fracturas. oon coporadicas fracturas.
2 3600-3605 2.00  Pprimaria Inter o seob 1. Mo tiene sahor salado  Dolonfa microcristalipa compac-
{40%) cristalina. sexva 2, Olor a hes al ramer  ta de color crama a café oscuro
Secundaria en nuestra. por ispregnacidn de aceite, - -
fracturas y c2 3. e recupero en cordi-  IFractwas rellenas de aceite.
vernas. ciores requlares.
445 1 3663-3670 0.60 Primaria Inter Mo se o 1. No tiene sabor salado Dolomfa gris clara a cafg claro
(8.5%) cristalina, serva, 2, Olor a hes. &l ragper microcristalina de textura sa--
Secundaria en noscra, caroide de granulometrfa media
fracturas y ca a gruesa dura y campacta,
vernas
445 2 3670~3679 1.00  Primaria Inter 10°-20° 1, No tiene sabor salado Dolomia qris obscuro microcris
(11%)  cristalina, 2. Olor a hes. al romper talina a criptocristalina, saca
Securdaria en muastra. " yoide con granulometrfa fina a
fracturas media ¢ intercalociones de hori

zontes de 5 an de Mudstone-Wa——
ckstone dolomitizado de oolor =
café a cvema criptocristalino y
calcita blanca traslucida, pe--
dernal biGgeno.



Pozo NUCLEO INIERVALO REC TIPO ¢ LBCHAO OBELRVACIONES DESCRIPCION
jiwelia m
487 1 3241-3248 0.60 Primaria Intor Mo se ob 1. No presenta sabor precha de fragnentos subangulo-
(8.52) cristalina salado. sos y swbredondeados con dolo--
Secundaria en 2. Olor a hes. al rom mfa cristalina fina, de color -
fracturas. poer muestra. - café a verdoso crema claro y ca
3. Reawperados en — f€ oscuro; dura y cowpacta con
fraquentos de 3an. irpregnaciSn de aceite.
2 3500-3509 2.00 Primaria Intex o se ob 1. No presenta sabov Dolamfa cristalina y microcrista
(22%)  cristalina sCrVa. salalo. lina café claro a café croma, du
Secundaria en 2, Olor a hcs. al ran ra y cotpacta con impregnacin =
microcavernas per mestra. de accite residual en la parte -
y fracturas. 3. El nfclco cstd my inferior,
frageenteclo.
3 3800~3809 1.50 Primaria Inter No se ob 1. Mo tiene sabor salado Dolawfa gris claro y café claro
(16,6) cristalina. serva. 2, Presenta ispregnaci®n  por impregnacidn de aceite.
de aceite.
4 3979-3986 2.26 Hula 15° 1, No prescenta sabor Mudstone gris oscuro a negro du-
(32%) salado, vo y compacto con fracturas sc—-
2, Olor a hes. al romper  lladas por calcita blanco de as
mazstra. pecto fibroso.
3. Olor a gas sin romper

la nwestra.



DATOS Y CARACTERISTICAS DEL CAMPO KU-MALOOB

TABLA I1-3

CAMPO

FORMACIONES PRODUCIORAS

PORCSIDAD MEDIA

. PERMEABILIDAD MEDIA
PROFUNDIDAD CIMA DE Y.
AREA TOTAL APROXIMADA
CQONTACTO AGUA ACETTE
SALINIDAD DE AGUA PROMEDIO
PRESION DE SATURACION
PRESION ORIGINAL DEL CAMPO
PRESION ACIUAL DEL CAMPO

PROFUNDIDAD OPTIMA DE EX-
PIOTACION

PRODUCCION PROMEDIO DLL POZO
PRESION PROMEDIO EN T.P.
RELACION GAS-ACEITE

DENSIDAD DE ACEITE

KU

BRECHA PALBOCENO Y

CRETACICO.
7-8%

3000 md
2350 - 3400 b

55.8 o

3160 mbnm
115,000 prm

138 kg/an”

320 kg/an®

258 kg/cn®

2800 m.v.b.m.x.
3415 m/dfa

34 kg/om?

80 m/m’

21° AP

MALOOB
BRECHA PALEOCENO

5%
300 md
2350 - 3400 mbrm
35k’
3160 mbrm
115,000 ppm
138 }:g/cm2
320 kg/on®
258 kq/an’

3000 m,v.b.m.x.
2
25 kg/om

50 rr13/m3
15° API



Fallag da e
Wl las de Origen |
Bidl U WEFEEENCT 1o s ‘
2006 m.b.n.m - - 700 w6, @
¥
l't
4

PR 3000 mbum

(: CONTICTO GEOLOGCO  (EXPLORACION)

i il WEEMAG SINUIMR BIRFLD
Sl
&
& El e PRODUTOR AGERD
CN
KRS

L 2500 : 5 200
3 RIERMAD DEFCN0 SA NIGISTAR

~ 3000 309

SUPERNTENIENCH WA 0E W3A
IONA MARINA
CANHPO U

SECCION TRANSVERSAL
ESTRUCTURAL X-1

CETCTNE - 300

1108

. 3500




. Fallas de Ofi?ff)

st m‘wmﬁ«‘u‘m’

&
S

—NIVEL D REFERENCIA Lo NIVEL DE REFFRENCIA
2000 n.b.n.m. T 2000 m.b.n.m.
o
\
: i
] i
| Hil
¢
(A
i
I J “1
i J
i " 3000 nbnm
{ ']‘ .
1
i O CMIKTO GEOLOGICO [ EXPLORACION |
i
i
i
H)i WIERVALO. PRODUCTON DISPARADD
e
Hit
L asee Hix 200
ol (L WIERYALO PRODUCTOR ASUJERD OFSCIBLAID ]
|
HE §
: ‘f \
} .
Wl
i
. HH S
i ! *
I o
i | . W
) | i,
i
. e .
. v, o v ,
. PRCTIR
CIMA DL VACIUCKTS - r
; R
anon i, wee _1
5, onzontaL
Wan 1y
i .
SUPERINTEHLENTTA HIGMA DF YACIMIENICS
ZONA 1ARRINA
CANPO KUY
SECCION TAAMSYERSAL
TsTRUCTURAL X-2
I 500 [ZTRT RS neor oo 2 it W] BN | oo

Wl



ke-46

t Fallas de o'rigé‘n‘/i

NIVEL OF REFERENCIA -
W8 mo.oam A N one mb oam
. W
31
dl s
: Ml
¢
! V
.
D CONIKIO GLOLOGKD (EXFLORACIA)
L5 e
. 1500 . WIERALD  PRODUCTON h
L l AGURRD DESCUBIEATD
§ .
i 0
>
o
s
ax
} o .s
- ,e
! .
L 000 ¢ 3000 'y
/ °
- ‘ '
- D 7T
/ T
=" 77 7’7/,/ //// Y
G $ -
F .
SOERNTENDENTA INRIA DE YAIMERTDS
THA NURINA
C A u
SECCION TRAUSYEREAL
ESTRULTURAL V-2
[ZAETS AT TN GG N M 2500




NIVEL DE REFERERCIA

Ksy

2000 m.b. n.m.

L, 2500

— 3000

A s

o
PR 000 when
€T CONTACI GIOWOSKD  (YPLORACION)
u; BITRAME PROOUCRR DALY
a C o WIEAD KRR AR DSRANITD
1300 _|
WTEDALD BARACO SN MAKAESTAR
oo
0
K
o .
PR T
e
it
" Lt
) 3006
‘.
e e
SPLRAIEIENTA ISRA CE WININIOS
NS MARA
cAxps HU
TACCIOK TRARIFIAIAL
estavet
[FITXCITEEI G ot Vo Mt -2 JEUURS




NIVEL Df REFERENCIA

146

a1

-4

(Y

2030 wm.b.na.m.

\

%00

3500

e and




Nlvie ©7 REFEQENCIA

201 r.o.mm

== PR 3000 mban

€O oNTEI0 GEOLOGEO (ETPLORACION)

i
io ) PEULLCIOR TSN |

‘
E D Mamiw MORTT X000 [0S

yt\‘ﬂ

5

ﬂ WERAD DTG SN INFESTR

[ sp ¢ RE
Terod TAANSYERIAL

H wlhl”t X4 ¢
. - ’L_‘ .
2 - 2. ) 110




. Fallas de origen |

5 I
\Wmﬂ A

13
weaL wa

2000 m.b.n.m.

NiveL OfF REFEREMCIA
2000 m.b n.m

] 3000 mbam

CD CONIACTO GROMGHD (LAt

BILRNG Fihan i L Ab)

DI (NILIOE Adhd 100 1L IO

P
o

2t i 2500 .l
|1_ PO OGIHANO S KAral 131
W
s
o -
&
R
o o Iy
S
e
3000 3000 ,‘
o .
B . . i
e veiten
o 1w VRN
———— T €1
W
SUACRNTUNDUNCIA INGINA OE YACBENTOS
JONA MARINA "
I——
c AN PO WU
SECTION VHALL SdsAL
ERTALITURAL Y-2
[RARTTEN 500

[EAETTRS

3800




L4

wamn e

HIYEL OF REFERENCIA

2000 m_b.h,m

(LI T
COrcoumero. couewo ¢ Crnotstony
I e

.
g SR HINTA K LGS

L 1800

I TIRRED £N WRFEIE

\\

CANpPo XU
SECCIER TRANSYEISIAL
STAVCTURAL Y4

pronme PR BT a av

L sson




el
wu o
NIy DE REFERENCIR e B . -
1000 m.b.h o, . T S =
Iy Y s etn
'
. “. CD (oD QUG (1FLRACON)
1
£
% E[ AL RISy
. .
i &
AR
e l l SR FROBCTON A52.10 DESCGALRTO i
! ] IR0 SEEA30 SN VAGTESHI
. . i
L 2w ! ?
i ¥
.
I3 g
Il & A
, % ! +
& t
%
?
. i
.
L X s
L X L ° AR |
i - .
i e
300
.
o
[CTLIS LS '
e
WU EHIOS
it —
CA%T 0 % U
SECCION TRANES IUTAL
LERVEIUTAL 2-4
o e | L i) meo
L ssi




2 oto
H g8
E} HE
= gl
=2 ¥l v
R
2 <18
g2E3
Ammo
3 WMCMI
oS “ =
=3 319
H z o=
a
g
%
©
2
o
£
2
2
8
8
2
o 9 2
£ $ 2 g ] H §
g 3 s H ¢ : i
a S 3 2 & F )




© o rawin x4 W@
@ o b x et 3
L o wowg et 8 s sk

-~

SPLRANTENOENCU SGERERE DE YAUME HTDS
0K MARINA

CAMPO KU
CAMA BRECHA PALEOCENO INF. (&)

WeoE FLAND 1t Itsr t:50000




e un

O vy W

g =13
S
2t

st
mmWwi
13

X

=




@ rnniag
@ *o nurie s Eun S
R )

SUPERNTEMCENCIA WAENCRIA O YACTWT R IDS
LONA MAHINA

CAMPO KUY

CiMA BRECHA PALEQCEND INF 1 )

WOk PAND 3 £5¢ 1:50000




@ oo ¢ e

ath A Co

EREA PNy

SPERNTERENGA BCEMERIA [ YACUENTOS
08K UARKA

CAMPO KU
CuA BRECHA PALLOCEND WF { D)

H*DERANO 11 F’“ 180060




\
§
N \ n" 'l -
Tl "F \~\1 Yo
. \- \

SUPCRNTERGENCIR IGENERA DE YACMENTOS
TONA WARtHA

CAMPO KU
CMA CRETMICU SUFERUR { E)

4 DB PLAKD |5 £3¢ 1150000




[T RS

RS R i

BRI Sy LYY

GITRRGENORCA RINTA D YACANENTOS
IGHA KAINA

CAMPO KU

CivA CHEFALICD MEMID E F 3

NPT HANC 16 JYW 1:80003




@ o5 U v
@ no oo o arn arma
D A Wt k000 O Kokt Sl

FPERHTENDENCIY NGERIERIA (€ YAOSENTOS
I0KA RAAINA

CAMPO KU

CMA CRETACILO (N EAOR {61

WOERAND 1 [ £3¢. 160000




i et e
Pl b B LT At

P W 0320 WA B bt A

.3
L}

LX)

eour

LY

)

;]

-
L)
LT WOHRS DE

20HA NARDIA
CAMPO KU

CARBONATOS DEL [OCENO { CINA )

[ie 06 TLAbe 18 Jj’:&c.uﬂooao




s anpon

oz
ot

Y

ot

we

@ o eumnax wint
@ AR A i dien

1’:9 A s eth A A A

%
Q)
o
n
L2 R}
L ]
SPCRTENENA WiELA 0E WWOMERTOS
10NA VARIA
CAMPO KU

CONFIGURACION BASE CAHBONATOS £0CENO

sormaNc 19 | ES, 150000




CARPITULO III

PROBLEMAS QUE PRESENTA LA COLUMNA GEOLOGICA DURANTE SU
PERFORACION

III.1. DESCRIPCION ESTRATIGRAFICA DE LA COLUMNA GEOLOGICA.

En el campo KU-MALOOB de la Sonda de Campeche, la colum
na geolSgica tipica se presenta en la Fig. 3-1 v a continuacién -

se comenta su estratigrafia.

Del Reciente al Plioceno son sedimentos terrfgenos, lu-
tutas y arenas, depositados en mar abierto de poca profundidad y

que no muestran efectos de tectonismos,

Mioceno~Oligoceno.- Estl representada por sedimentos -

terrigenos, lutitas y arenas de ambiente batial.,

Eoceno Superior, Medio e Inferior.- Sobre las rocas --
del palecceno descansa un cuerpo de sedimentos terrigenos. Se --—
presentan secuencias de lutitas bentoniticas y en ocasiones bre-
chas con impregnacién de hidrocarburos, registréndose durante el

Eoceno Medio.

Paleoceno Superior.- Estd representado por sedimentos

terrfgenos, con lutitas con intercalaciones de calizas.

Paleoceno Inferior o Brecha del Paleoceno.- Es la forma
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cidén de mayor productividad. Su litologfa consiste principalmente
de una brecha dolomitizada, constitufda por fragmentos de caliza
dolomitizada que proviene de depGsitos del paleoceno temprano de
aguas someras y en menor porcentaje de fragmentos de calizas de -
plataforma del Crecécico Medio y Superior. La porosidad llega a -
tener valores de 20%, asi como un alto grado de porosidad secunda

ria, ya sea de fracturamiento o de cavernas por disolucién.

Cretécico Superior, Medio e Inferior.- Separado frecuen
temente de la Brecha del Palcocent por un intervalo arcilleso. --
Aquf es frecuente la dolomitizacién gue se tiene en los carbona—-
tos debido a los clastos calcidreos y soluciones de magnesio. Las
condiciones sedimentoldgicas del Cretfcico continGan hasta la ba-
se del Paleoceno. La porosidad primaria es generalmente pobre es-
tando en un rango de 1% a 5%. Es frecuente encontrar fracturamien
to en los intervalos dolomitizados. La produccibn est& asociada -

principalmente a la presencia de fracturas.

Jurfisico Tithoniano.- ©n el se localizan depbsitos de -

arcillas y carbonatos con alto contenido de materia orgénica.

Jurdsico Kimmeridgiano.- Aquf sc¢ deposité una seccidén -
de carbonatos con alternancias de terrigenos finos, de ambientes
someros que propician condiciones favorables para generar el mag
nesio de las dolomitas, que se tienen en esta secuencia sedimen-

taria.



Jurédsico Oxfordiano.- Constitufdo por lutitas con inter

calaciones de calizas y areniscas.

La porcifn arcillosa del Jur&sico ha sido considerada =-

como la roca generadora de hidrocarburos.

IIT.2.- TIPO DE FORMACIONES PERFORADAS.

IIT.2.1. Formaciones no Consolidadas.

De este tipo de formaciones sc¢ tienen las gravas suel--
tas algunos tipos de caliza y arenas comunicadas, que se locali--
zan a profundidades someras; se¢ caracterizan por presentar una --
pérdida répida y porque su espacio intergradual es mayor que las

partfculas que contengan el fluido de perforacifn.

III.2.2. Formaciones con Fracturas lMaturales.

Estas fracturas son inherentes a la formacibn y se en-

cuentran en cualquier tipo de roca o en los contactos de &stas.

Bn este tipo de fracturas basta solamente que la pre--
sibn hidrostética sea ligeramente mayor que la presifn de forma-
cibn para que se presente una pérdida de circulacifbn. El fluide
de perforacifn penetra estas fracturas permitiendo que la pre~ -~
5i6n actGe en direccifn perpendicular a sus planos, aumentando-

las de tamaiio.



I11I1.2,.3, Formaciones con Fracturas Inducidas.

Estas fracturas se producen por una excesiva presién --
del fluido de perforacibn sobre la formacifn, por lo gque la prin-
cipal recomendaci6n para evitar este tipo de problemas es mante--
ner la presifén de fluido de perforacifn al valor minimo. Las frac

turas sellan con el tiempo, pudiendo ser relativamente corto.

I1T.2.4. Formaciones Cavernosas.

Las cavernas varfan desde el tamafio de un alfiler hasta
el de un tGnel, aquf cl tipo de pérdida esta asociada usualmente
con las calizas arrecifales y dolomiticas, debido a fenfmenos de

disolucibn de las mismas.

II1.3. PRINCIPALES ANOMALIAS DURANTE SU PERFORACION.

Durante la perforacifén se presentan problemas, como --
son pérdidas de circulaci6n y presiones anormales, lo cual suce=
de con mayor frecuencia en la Brecha del Palecceno, por lo que -
es necesario conocer la columna geolbgica para evitar los costos
ocasionados por los problemas, materiales, tiempo de equipo y po

zos pérdidos.



III.3.,1. P6rdida de Circulacién.

Se ha estimado que el 50% de todas las pérdidas de cir-
culacién, pueden evitarse operando correctamente y empleando el -

fluido de perforacién con las caracterfsticas adecuadas.

En algunos casos, la presién de poro determinard la pre
si6n hidrostdtica requerida para limitar el flujo de fluidos ha-

cia la formacién.

En el campo KU-MALOOB, la Brecha del Paleoceno se ha —-
visto que durante la perforacién llega a limites muy diffciles de

controlar.

En base a los datos de los registros que son tomados --
normalmente Densidad.- Neutr8n (Porosidad), Doble Laterolog (Re--
sistividad) y en la informacidn de perforacidn de acuerdo con el
comportamiento del pozo, se determinaron los siguientes puntos,

los cuales son la base de cualquier tratamiento por aplicar:

1.~ Localizacién de la zona de pérdida

2,~- Identificacién del tipo de pérdida.
a) Parcial

b) Total

3.—.Selecci6n del tratamiento de control

a) Material o técnica



b) Volumenes
c) Caudales de bombeo

d) Lugar
4.- Aplicacidén del tratamiento

a) Diserfio operativo.

La primera herramienta que se tiene disponible es la ex
periencia de los tratamientos efectuades en los pozos vecinos, un
estudio de la forma como se han desarrollado y aplicado dichas --
operaciones, d4 una respuesta inmediata al procedimiento actual -

de perforacibn de los pozos del campo KU-MALOOB.

Para controlar la pérdida de circulacibn, se recurre a
la utilizaci6én 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 tapdn Diesel-Bentonita se utiliza con regularidad -

debido a las ventajas que a continuacibén se mencionan:
1) .- Bajo costo:

2) .- Se utilizan materiales gue siempre estan disponi-~
bles en los equipos.

III.3.1.1.- Tipos de Pérdida de girculacibn.

Las pérdidas de circulacifn se pueden clasificar en -=-



2 tipos:

A} .~ Pérdidas Mec8nicas o Inducidas,

Son originadas por la técnica de perforacibn empleada y

ocurren en cualquier tipo de formacifn cuando la presifén del flui

do de perforacifn es mayor a la presi6n de formacién. Este tipo -

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

tas arenosas y es generalmenre instanténea y total.

B) .~ Pérdidas Naturales o Intrinsicas.

Son las gue se originan por las condiciones inherentes

a la formacidn, y que son las siguientes:

1.~

Pérdidas Naturales en Fracturas: En este caso la --
pérdida de circulacién es lenta y parcial, pero - -
cuando quedan expuestas m8s fracturas al continuar

la perforacién, la pérdida puede ser total.

pPérdidas Naturales en Formaciones Permeables: Ocu~
rren con frecuencia en gravas superficiales no con
solidadas. La pérdida de circulaci6én es parcial, -

pero puede ser total si se continua la perforaciftn

P8rdidas Naturales en Cavernas: Aparecen general--
mente en calizas. La pérdida de circulaci6n es to-

tal e instant&nea. Algunas cavernas se llenan con



volumenes relativamente pequefios 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 después de terminada la circulacién.

Debido a que la circulacifén de lodo tiende a producir
un enfriamiento de la formacién, las zonas de pérdida se manifies
tan por una desviaciOn del gradiente geot&rmino normal, ver Fig.

3-2.

Otra alternativa consiste en desplazar cierta cantidad
de barriles de fluido de perforacibén y tomar inmediatamente un se

gundo registro de temperatura, para poder comparar los resultados.

El registro de temperatura, que es parte del programa -
de deteccibn de fracturas, permite confirmar que el sistema de -=-

fracturas csta abierto.

Otro método de identificacibn de zonas de pérdida de -~
lodo puede ser proporcionado por un registro de ruido, que con--
siste en el anflisis en diferentes niveles de frecuencia de las

~ amplitudes sé6nicas generadas por el movimiento de fluidos.
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do de perforacion.



II11.3.1.2. Té&cnicas iecomendadas para Combatir Pérdidas de Circu

lacién de fcuerdo a su Severidad.

RANGO DE SEVERIDAD

Pérdida de Filtracifn
(160 - 1600 1t /hr.)

Pérdida Parcial
(1.6 a 80 m’/hr).

pPérdida Total
(nivel del fluido a 60-

150 m. de la superficie).

pérdida Parcial o total
en fracturas inducidas
profundas.

51

TECNICA RECOMENDADA

Levantar la sarta y esperar durante
4 a 8 hrs. Inyecter a presién flui-
do o un tapén de alto filtrado con
mica fina, cdscara de nuez o almen-
dras molidas, celofan fino y fibra

de cucro.

Levantar la sarta y esperar de 4 a

8 hrs. Inyectar a presi6n fluido o

un tap6n de alta filtracidn con ob-
turantes medianos (serrin, céscara

de nuez o almendras, cclofin y fi--
bras) .

Inyectar a presién fluido o un ta=--
p6n de alto filtrado con obturantes
granulares {% a % pg), hcjuelas --
grandes de celofdn y fibras. Inyec
tar tapones de tipo cemento, cemen
to~bentonita, cemento gilsonita o
diesel=bentonita-cemento.

Levantar la sarta y esperar de 4 a
8 hrs. Inyectar tapones suaves.



RANGQ DE SEVERIDAD TECNICA RECOMENDADA

Pérdida total severa Inyectar un tapdn de alto filtrado
(nivel del fluido a 150- con obturantes granulares de % a %
300m. de la superficie). pg. Hojuelas grandes de celofdn y

Se presenta con grandes fibras granulares. Inycctar tapones
intervalos de pé&rdida - de diesel-bentonita=~cemento. Em- =~

en cavernas, cavidades plear por perforacibn ciega, con --
o fracturas. fluidos acreados o programar la tu-

berfia de revestimiento,
II1.3.2. Presiones Anormales.

La presi6n de formacién es aguella gue actfia sobre los
fluides {(aceite, agua, gas) contenidos en los poros de la roca. -
Una base para una perforacifn 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

tipicas del &rea de Campeche,

En cualquier ambiente geol6gico, las presiones normales
de formacifn son iguales a la presibn que ejerce una columna hi--
drostédtica de agua desde la superficie, hasta la profundidad con=-
sideradé. Las presiones anormales de formacifn, por definici®n, -
se caracterizan por una tendencia que se desvia de la normal (su-
periores a la presifn hidrostdtica del agua), también existen pre
siones inferiores a la normal, aunque la experiencia adquirida en
1# perforacibn, seflala que estas Gltimas son menos frecuentes que

las presiones anormalmente altas, ver Fig. 3-4.
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Un ambiente geoldgico gue se caracteriza por una pre- -
si6n de formacién normal, se considera como un sistema hidr&ulico
abierto, es decir, que se mantengan condiciones de equilibrio hi-
drostético. En cambio, los ambientes caracterizados por presiones
anormalmente altas o bajas son cerrados, es decir que impiden to-

tal o parcialmente la c¢omunicaciédn de los fluidos.
IIT.3.2.1, Sobrepresiones.

En el campo KU-MALOOB asi como en el resto de la Zona =~
Marina las presiones de poro anormalmente altas, no se limitan a
ninguna edad geoldgica en particular, perc frecuentemente se en—--
cuentran en formaciones del Terciario en la era Cenozoica que com
.prende al Mioceno, Oligoceno y Eoceno. Este tipo de presiones ang
malas altas se consideran como el resultado directo de la histo-
ria estructural y depositacional, que comprende el ambiente de de
pGsito, la geometrfa y la litologia de los sedimentos, el falla=-
miento local y regional, los procesos de compactacién y deforma-

ci6n estructural.

Las formaciones o yacimientos con presiones altas es--
tédn asociadas generalmente con periodos de deposicifn r&pida, --
donde el equilibrio hidrdulico que acompaiia normalmente el proce
so de compactacién, esta interrumpido por la imposibilidad de ex
pulsar el agua debido a un sello, cementacién por la sal, calci-

ta y anhidrita.



En cuanto al mecanismo responsable de las sobrepresio=--

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

algunos factores posibles:

1)

2)

3)

4)

5}

6)

Sobrecarga gravitacional continua y compactacién in-
completa debida a una restriccifn en la facilidad de

expulsar fluidos.

Compresibn tectbnica; como fallamicento y diapirismo

salino.
Efectos diagenéticos de los minerales arcillosos.

Cambios de temperatura creando expansién del fluido

y/o "cracking" de moléculas orgdnicas.
Presiones osméticas y efectos de difusiGn.

Invasién por agua proveniente de intrusiones magmé-

ticas.

III.3.2.2. Deteccién de Cobrepresiones por medio de Registros.

Existen numerosos métodos de deteccifn y evaluacibn de

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

técnica mediante la cual las caracteristicas de formacibn quedan

registradas en forma continua con respecto a la profundidad.

Sin embargo, los registros y su evaluacifn son poste--



riores al hecho, puesto que sb6lo 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 =

area.

Los registros que mejor permiten detectar las sobrepre-

siones son:

Registros de resistividad o conductividad;
- Registros s6nicos;

- Registros de densidad y neutrdnicos.

Se trata de establecer, para condiciones normales de --
presifén o de compactacifn, tendencias de las respuestas de las he
rramientas con respecto a la profundidad. Un cambio con respecto
a la tendencia establecida en condiciones normales de compacta- -

cibn, indica presencia de presiones anormales.

En el caso de compactacitn normal, la resistividad de -
las arcillas tiende a incrementarse a medida que va aumentando -~
la profundidad, puesto que el volumen de fluido disminuye. Al --
llegar a una zona sobrepresionada, la resistividad en las arci--
llas es menor a la normal, indicande asf que el contenido de - =
fluido en los poros resulta superior a lo esperado a esta profun

didad.



Igualmente, para el registro sbnico el tiempo de trénsi
to es funcifn del contenido de fluido. A mayor porosidad, mayor -
tiempo de trénsito y viceversa. El efecto de compactacibn se de -
muestra como una tendencia decreciente del ticimpo de trdnsito con
respecto a la profundidad. En las zonas sobrepresionadas se obser

van tiempos dc trdnsito superiores a la tendencia normal.

A fin de poder observar estos fendmenos, se recomienda
utilizar escalas de profundidades como de 1/5000 y escalas loga--
ritmicas para el tiempo de tré&nsito. lLos registros de densidad y
de neutrén mostrarfan efectos muy similares al sénico. Es nccesa-
ria la cowparacifn con registros de Rayos Gamma y Calibracibn --
del agujero para la interpretacién correcta de los resultados, --

vexr Fig. 3.5.

Los registros de resistividad y s6nico son poco sensi--

bles a los efectos del agujero.

II1I.3.2,3. Evaluacién cuantitativa de Presiones de Foro.

La evaluacidén cuantitativa de presiones se puede obte-
ner en forma directa por medio de f6rmulas empfricas (HOTTMAN, -
JOHNSON, EATON) o indirectamente con el concepto de profundidad
equivalente. lLa Fig. 3-6 representa la determinacifin del gradien

te de presifn de poro.
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- Mé&todo de profundidad equivalente.

Este método involucra varios conceptos como son: pre—--
5i6n total de sobrecarga Po (que proviene de la acumulacién de ro
cas desde la superficie), presién de fluidos de la formacién Pf,
esfuerzos intergranulares, gradiente hidrost8tice Gh y gradiente
de sobrecarga Go, por medio de las cuales, se llego al resultado:

Qm = 19.25 (co (1 -2 + 2., (111.1)
que es el peso de lodo necesario para equilibrar la presién de --

poro.

donde:

Gh = Qif v (I11.2)

drf
dz
_dpo
6= T

Rp ... ' (1I1.3)

Z = Profundidad

Ze = Profundidad equivalente

Vy las unidades son:

Qu

Go

1

[ libras / galon ]

[ Psi / Pie ]

Gh [ Psi / Pie ]}

"

Las relaciones de presifn se expresan con mayor clari-

dad si se grafican los gradientes de fracturas de la formaci6n -



como perfil de pared del pozo.

La siguiente tabla presenta los valores para diferentes

profundidades.
CAMPO PROFUNDIDAD RANGD DE DENSIDAD GRAD. FRACTURA
KU-MALOOB m gr/cc Kg/ cn2/m
0 - 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 presién de fractura y la presidén de formacién.

ITI.3.3. Descripci6n y vroblemas de las Formaciones en la Perfo-
racién.

A continuacién se presenta una breve descripcién de ==
las diferentes formaciones atravesadas y los problemas que pre-—
sentaron durante su perforacifn en el campo KU-MALOOB de la Zona

Marina.

1).—- Al iniciarse la perforacidn se tiene una secuen--
cia de arenas sin consolidar, que estdn intercomunicadas. En es-

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



oxden de 0.105 kg/cmz/m a 0.108 kg/cmZ/m. Aqui las formaciones ==~
presentan el problema de pérdidas de circulaci6n, por lo que se -
tiene la necesidad de cementar la tuberfa de revestimiento super-

ficial (20%).

2) .~ Continuando la pcrforacién, se atravicza una se- -
cuencia de arenas arcillosas, algunas con contenido de gas. En &8s
ta etapa losgradientes de rractura van de 0.120 kg/cmzlm a 0.140
kg/cmzlm. En este tipo de formaciones se presentan los problemas
de p&rdida de circulacifn y gasificacidn del lodo de perforacién
con presionecs anormalmente altas. Debido a lo anterior se cementa

la tuberfa de revestimiento (13 3/8").

3) .- La siguiente etapa corresponde a una zona de luti=-
tas pldsticas, lac cuales se caracterizan por tener una presién -
anormalmente alta y se perfora hasta llegar a la zona de presién
normal, que corresponde a la cima de carbonatos. Aquf se tienen -
gradientes de fractura relativamente altos, del orden de 0.150 -
kg/cmz/m a 0,210 kg/cmz/m. Debido a los problemas mencionados sec
cementa la siguiente tuberfa de revestimiento intermedia (9 5/8")

" hasta la cima de presi6n normal.

4) .~ La etapa de perforacién siguiente, es una de las
mas problemdticas, debido a que atraviesa la zona productora, =--
que es sumanente fracturada y pemmeable. Consiste en calizas o do-
lomfas, en la cima de los carbonatos, tiene un aspecto brechoide

que pertenece a las edades Paleoceno Inferior, Cretdtico Supe- =~



rior, Cretécico Medio y Cret&cico Inferior. Los gradientes de --
fractura en esta etapa son del orden de 0,098 kg/cmz/m a 0,110 -

kg/cmZ/m.

Aquf se tienen problemas de pérdida de circulacién y pe
gaduras de tuberfa por las intercalaciones arcillosas que se tie-
nen; en este caso se cementa la tuberfa de explotacién, que se =--

asienta en la cima del Jurdsico Thithoniano.

5) .~ Para casos de pozos muy profundes o pozos explora-
torios, se perfora hasta el Jurdsico Superior Oxfordiano, las foxr
maciones encontradas en esta ctapa son arcillosas compactas, cali
zas o dolomias y terrfgenos. L[l gradicnte de fractura es alto --

que‘va de C.140 kg/cmzlm a 06.185 kg/cmzfm.



CAPITULDO v

CARACTERISTICAS DE LOS FLUIDOS DE PERFORACION DE
ACUERDO AL ESTUDIO GEOLOGICO DESARROLLADO.

Un fluido de perforacién se define como un fluido de --
circulacién empleado en las operaciones de perforacién rotatoria,

para ejecutar alguna o todas las funciones requeridas.

La elaboraci6n del programa de fluidos de perforacién -
debe hacerse de acuerdo con la litologfa de la columna estratigrd
fica por perforar, y su densidad acorde a las presiones de forma-

¢idn que se plensen encontrar.

Por consiquiente, los fluidos seleccionados deber&n ser
compatibles con las formaciones y adem&s scr resistentes a los ma
teriales contaminantes del subsuelo, lo que permitird mantener es
tables sus propiedades, para tener una mayor velocidad de penetra
cién y en consecuencia minimizar el tiempo requcrido para la per-

foracibén del pozo.

Criterios para la seleccién de un programa de fluidos

de perforacifn: -

1} Definir el tipo de pozo
- Pozo exploratorio

- Pozo de desarrolle



2) Tipo de formacifn
- Lutitas deleznables
- Anhidritas
- Sal
- Formaciones sobrepresionadas

- FPormaciones con pérdida de circulacién.

3) Abastecimiento de agua
- Composicién del agua

- Disponibilidad del agua

4) Naturaleza de las formaciones productoras

IV.1l.- 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 perforacifin en Gptimas condiciones -
operacionables son: densidad, viscosidad, filtrado y contenido -

de sBlidos.

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 penetraci6n 6ptimas y disminuir las pérdidas de -



circulacién.

Para obtener el valor deseado de la densidad del fluido
de perforacifn, calculamos los valores de gradiente de presién de
formacibn y gradiente de presifn de fractura, realizando una gré-
fica, representando éstos dos valores en el e¢je de las abscisas -~
contra la profundidad representada cen el eje de las ordenadas, de
terminando asi, la densidad mis adecuada del fluido de perfora- -
cibn, asf como, el asentamiento de las tuberfes de rcovestimiento.
El valor de la densidad del lodo serd de tal magnitud que controle
el gradiente de presidén de formaci6n pero que no rebase el gra- -
diente de presitn de fractura, con el obicto de no inducir una --

pérdida del fluido de perforacién.

En el &drea marina o costafuera, los gradientes de pre--
si6n de sobrecarga, de formacibn, de fractura y las densidades --
del fluido de perforacifn gue se presenten en las gréificas de po-
zos costafuera, estén referidas a profundidades medidas a partir
del nivel del mar (ec. I.6). Bste nivel de referencia se hizo en
base a que la altura de la nesa rotatoria varia 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 oceanogréficas prevalecientes en el &rea.

La altura de la mesa rotatoria a partir del nivel del

mar, es muy importante debido a que la presifn de sobrecarga en



un punto determinade en la perforacibén, cstd afectada por el ti--
rante de agua, Hw, y esta presién eé nenor que las de dreas conti
nentales, y disminuye méds conforme al tirante de agua sea mayor.-
El gradiente de presi6n de fractura es también muy bajo y es nu--
cho menor en pozos poco profundos con tirante de agua muy grande;
€ésto significa que en las curvas de gradiente de presién de forma
ci6n y fractura contra profundidad, la holgura para aumentar o --
disminuir la densidad del fluido de perforacifn es muy pequefa y

en consecuencia adquire vital importancia 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 presifén hidrostéti--
ca que ejerce la columna del fluido de perforacibn desde la mesa

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

sidad del fluido de perforacidn. Esto cs, a una profundidad, H, -
a partir del nivel del mar, con una densidad de control, c, ten
dremos una presién hidrostdtica actuando sobre la cara de la for=-

macién de:

Ph = 0.43335 Qc che (Iv.1)

donde:
Ph = Presifn hidrostdtica | lb/pq2 ]

Qe

Densidad de control del lodo obtenida de la grédfi
ca [ gr/ec].

fasd
I

Profundidad vertical a partir del nivel del mar -
[ pie .



Considerando a 7 como la distancia existente entre la -
mesa rotatoria y el nivel del mar, y puesto gue la presién hidros
tdtica es constante para evitar una posible pérdida del fluido de
perforacibn o fracturamiento de la formacién, la presién hidrostd

tica a la profundidad de, H + 2, es:

Ph = 0,4335 Ql (it +2) ... (IV.2)

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

1 tenemos:

Q].:-—IT‘?T‘ QC cae (IV.3)

donde:

Ql = Densidad real del fluido de perforacidn [gr/cc]

Las unidades de, Ql’ dependen exclusivamente de las de,
Q ¢, independientemente de las que se usen para, H y %, siempre

y cuando tengan unidades consistentes.

Los pozos en la zona marina a perforarse, gue sean ve-
cinos a pozos ya estudiados, tendr&n en la gr&fica una curva de
densidad que corresponde a una densidad de control,?c, la cual
debersi correqgirse por el tirante de aire, 7, obteniendose la -~

densidad real, Q e

La medicién de la densidad se efectfa por medio de la



balanza convencional o con la balanza presurizada mostradas en la
Fig. IV-1l. Estas balanzas tienen una regla graduada de tal manera
gue se puede leer la densidad directamente en distintas unidades -
la densidad especffica del fluido, asi como el gradiente de pre--
5i6n 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 deberd mantenerse en un deter
minado rango de operacifn, para un mejor avance en la velocidad -
de penetraci6n. Este control se obtiene, haciendo pasar el fluido
a través de vibradores que eliminan los recortes grandes, por ma-
1las 80-100 que eliminaron las partfculas finas. La secparacifén --
se puede mejorar utilizando floculantes gquimicos, desarenadores =~
y limpiadores para lodos ligeros 6 centrffugas para lodos pesa--

dos.

Iv.1.2. Viscosidad.

De acuerdo al andlisis litoldgico del campo KU-MALOOB,
presentado en el capftuloc 11 y III prevalecen las siguientes zo-
nas problema: formaciones con lutitas deleznables e hidr6filas,
formaciones con presiones anormales y formaciones con pérdidas =

de circulacibn.

Para atravezar las formaciones de lutitas deleznables

y arcillas con presencia de gas se utilizaron lodos bentoniticos



BALANZA DE LODOS

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



de densidad alta €= 1.0 - 1.5 gr/ec tratados con reductores de -
viscosidad y emulsionados con un 20% de aceite con relacién al =~

agua.

Los reductores de viscosidad se emplearon con el fin de
evitar el incremento de visconsidad al incorporarse partfculas s6
lidas indeseables al fluido de perforacién. El valor de la visco-

sidad en este fluido es de 50 seg. marsh aproximadamente.

La densidad utilizada en &ste fluido, evita el flujo de

gas dentro del pozo, manteniendo asf el control del mismo.

En las formaciones de arcillas hidrofilas se utilizaron
lodos de emulsidn inversa con densidades altas Q =1.5 - 2.0 gr/cc
para controlar las presiones altas. Los fluidos de emulsién inver
sa inhiben la hidrataci6n de las lutitas evitando asf las pérdi--

das de filtrado excesivas.

La viscosidad de éstos fluidos de emulsi6én inversa son

altas, que varfan desde 70-~90 seg marsh.

En las zonas de pérdida de circulacidn se utilizarbn -
fluidos bentoniticos tratados y emulsionados de baja densidad --
Q =0.9 - 1.0 gr/ce¢ con una viscosidad de 50 seg marsh, evitando

as{ inducir a una pé&rdida de circulacién.



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 pé&rdida de agua en

el fluido de perforacibn se hace excesiva, son:

1) Bajo ritmo de penetracién.

2) Enjarre grueso gue propicia el atrapamiento de la tu

berfa.
3} En lutitas deleznables hay derrumbes y hundimientos.

4) En formaciones porosas y permeables causa dificulta-

des en la interpretacifn de los registros geofisicos.

E) mantenimiento de la permeabilidad en el enjarre, asf
como un valor de filtrado bajo, son propiedades principales para

tener una buena estabilidad del agujero.

En éste campo, en las zonas de lutitas deleznables los
fuidos de perforacidn utilizados, fueron tratados con lignitos -~
que reducen el filtrado o la pérdida de agua, ayudando asf a man

tener estables las paredes del agujero.

La bentonita son partfculas presentes en el fluido de
perforacifn cuyas placas planas absorven agua, quedando distri--
buidas uniformemente en la depositacién del enjarre reduciendo -

la permeabilidad del mismo.



En &stos fluidos base agua se utilizaron los cromolig-
nosulfanatos y lignitos modificados que actuan como reductores -

de viscosidad y agentes de control de filtrado.

En los fluidos de emulsifn inversa usados en formacio--
nes de lutitas hidrofilas , Jos controladores de filtrado para al
tas temperaturas son resinas minerales oxidadas, polimeros y polvos

organofflicos de lignitos coloidades.
Iv,1.4. Conternido de Solidos.

La densidad, viscosidad y filtrado dependen del tipo y
cantidad de s¢6lidos agregados desde la superficie a los fluidos

de perforacifn.

En éste campo, las principales formaciones problemas ~-
para el control de s&lidos en los fluidos de perforacién son las

arenas arcillosas.

En la perforacibén de &ste intervalo se utilizarén lo--
dos de agua dulce bentonitico tratados con cromolignosulfonato -

(C.L.8.) y emulsionados.

Los cromolignosulfanatos y lignites tratados controlan
las altas viscosidades causadas por la incorporacifn de s&lidos

indeseables de la formacién a los fluides de perforacifn.



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 partfculas de
bentonita. La arena contenida en el lodo es medida en porciento -
de partfculas retenidas en una malla No. 200 tomada en la linea -

de flujo.

La reduccibn del ritmo de penetracién, las pegaduras de
tuberfa y la disminuci6n de la eficiencia de las bombas son los -
efectos adversos causados por los s6lidos perforados retenidos en
el fluido de perforacifn,

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

En el campo KU~MALOOB los fluidos utilizados durante la
perforacién se seleccionaron tomando en cuenta que existen forma-
ciones con acuiferos someros, lutitas hidr6filas, formaciones saQ
linas, formaciones con presifn anormal y zonas de pérdidas de cix

culacién.

IV.2.1. Btapas Durante la Perforacién.

A continuaci6n se mencionan las diferentes etapas de la
perforacifn, describiendo el tipo de fluido utiljizado de acuerdo

a las acracterfsticas de las formaciones existentes y los proble



que se presentaron.

1l.- En la primera etapa de perforacion no se tiene cir-
culacién, se empleo agua salada y baches viscosos de lodo bentoni
tico para el acarreo y limpieza del agujero que es de gran difme-
tro (T.R. - 30"). Estos fluidos se desechan después de haber per-
forado el agujerc del tubo conductor, debido a que no se tiene --

instalado el equipo de recuperacidén del fluido.

2.~ En la siguiente ctapa de perforacién se utilizé lo-
do bentonftice con una densidad de 1.00 - 1.10 gr/cc ya que la --
profundidad es somera. En ésta ctapa se tiene instalado el equipo
de recuperaci6én perforédndose con circulacifn. 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 intercumuni

cadas (T.R. - 20").

3.~ Continuando con la perforacién y debido a que se -
atraviezan secuencias de arenas arcillosas con contenido de gas
se utiliza lodos tratados con Lignosulfatoes que son adelgazantes
efectivos (reductores de viscosidad). El1 tipo de todo es C.L.S5.5.
(Cromo Ligno Sulfonato Emulsionado), cuya densidad fluctua entre
Q =1,10 ~ 1.50 gr/cc, su viscosidad es alrededor de A{ =50 seqg.
marsh, con un punto de cedencia de P.C. = 20 1b/100 ftz. Este ~-
fluido se utiliz¢ hasta la cima de presifn anormal alta (T.R. -

13 3/8").



En ésta etapa el fluido presentd deficiencia en su aca-
rreo y el ritmo de penetracién bajd debido a la interaccién de --
C02.

4.- En la etapa de perforacién siguiente se utiliz6 un
lodo de emulsién inversa, cuyo objetivo principal es prevenir la
hidratacién de las arcillas. En 8sta etapa se perforaron zonas de
lutitas plésticas que se caracterizan por tener presiones anormal
mente altas, por lo que el fluido tienc una densidad de Q = 1,9~
-2.0 gr/cc, una viscosidad wmarsh de A= 70-90 scg. y un punto ce-
dente PC = 40-50 1b/100 piez. Con el fluido de cmulsi6n inversa -

se perforo hasta llegar a la zona de presién normal (T.R. =9 5/8".

Los problemas que se tuvieron en el lodo fueron altas -
viscosidades que se requirierén de tratamiento continuo reducien-

do la velocidad de penetracién.

5.~ La siguiente etapa de perforaci6n corresponde a la
zona productora, utilizande el lodo C.L.S.E. (Cromoligno sulfona
to emulsionado) de baja densidad Q =0.9 - 1.0 gr/cc, por ser for
maciones fracturadas y altamente permeables por disolucién. En -
esta etapa se perfor6 sin circulacién o perforacién 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 dolomias hasta lle

gar a la profundidad total (T.R. = 7"), generalmente en la cima



del Jurdsico Superior Tithoniano.

6.~ Para el caso de pozos muy profundos o pozos explora
torios se utilizo el fluido de perforacidén de emulsifn inversa, -
con densidades de € =1.90 - 2.10 gr/ce. o mayor, con una viscosi-
dad marsh alta £ =90 seg. Este tipo de fluido present6 estabili-
dades a la temperatura e inestabiiidad en presencia del &dcido sul
fidrico. Con éste fluido se perfor6 hasta el Jurdsico Superior --

Oxfordiano { T.R., - 4 5" }.

IV.2.2.~ Composici6n y caracteristicas de los fluidos de perfora-

cién.,

1.~ Fluido natural o Agua Salada

Composicién: Agua salada y s6lidos de la formacidn.

Caracterfsticas: No requiere tratamiento
Se emplearon generalmente para el ini-

cio de la perforacién.

2.~ Fluido de perforaci6n de agua dulce bentonftico.

Composicifn: Agua dulce, viscosificante, reductor
de filtrado, dispersante, surfactante,
densificante, y sosa ciustica.

Caracterfsticas: Mantenimiento simple.
Estables hasta temperaturas de 200°C.
Tiene cierta tolerancia a las contami
naciones con sales.

P.H. = 9 - 10.



3.~ Fluidos de perforacién de agua dulce bentonitico emulsiona
do (C.L.S.E.} Cromo Ligno Sulfonato Emulsicnado.

Composicién: Agua dulce, viscosificante, reductor -
de filtrado, dispersante, surfactante,
densificante, lignosulfonatos y diesel.

Caracterfsticas: Estable a altas temperalturas {(400°F).

4.~ Fluido de perforaci6n de Emulsi6n Inversa (iI.I1.). Aceite -

fase continua y agua fase dispersa.

Composicifn: Diesel, agua o salmuera, emulsifican-
te, viscosificante, reductor de filtra-
do, gelante, surfactante y densificante.

Caracterfsticas: Son estables a altas temperaturas
son inherentes a las contaminaciones =
quimicas.
Inhibe la hidratacitin de las lutitas
Son altamente lubricantes
Reduce el dafio a las formaciones
Puede ser densificada despuss de ajus-
tarse la relacifn Aceite-Agua.

Iv.2.3.~ Contaminantes que Afectan el Comportamiento de los Flui

dos de Perforaci6n.

Las caracter;sticas de las formaciones que se perforan,
son los principales causantes de los problemas que afectan las ~
propiedades fundamentales de los fluidos de perforacibn, pero —-
ﬁémbién pueden causarse con materiales empleados en la superfi--

clie, por ejemplo el cemento, aire y agua.



A los materiales que penetran al fluido de perxforacién

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

contaminantes. Los contaminantes comunmente encontrados en el area

fueron los siguientes:

CONTAMINANTES:

Sulfato de Calcio (CasO 4)
Hidroxido de Calcio (Ca(CH) 2)
Cloruro de Sedio (Na Cl)

Cloruro de Calcio (Ca C12)
Bicarbonato de Sodio {(Na H(D3)
S6lidos (arcillas, lutitas, etc.)
Aceite

Acido Sulfférico (H,S)

Bioxido de Carbono

Gas Natural

O R I G _E N

Formacién con Anhidrita o Yeso
Cemento o cal

Flujo de agua salada o damo salimo
Flujo de Salmueras

Bacterias o de la formaci6n
Problemas permanente al perforaxr
De la formacitn

De la formacién

De la formacitn

De la formaci®n

Cuando se tiene una contaminacién masiva, se requiere

hacer un cambio de tipo de fluide si no puede eliminarse el idn

qufmicon contaminante.



Iv.2.4.

Materiales Qufmicos Utilizados en la Perforacién.

NOMBRE DESCRIPCION CANTIDAD PARA
COMERCIAL o] FUNCTION TRATAMIENTO
COMPOSICION
Barita BaSOy Material inerte, Se logra densi

Cloruro de
Calcio

Sal de Campo
Cloruro de -
sodio.

Bentonita

Atapulguita

Sulfato de ba
rio. -
Densidad:
4.25 g/cc
{promedio)

CaCl2

Algunas veces
diferente nom
bre por su --
grado de pure
za. -

NaCl

Montmorrillo~
nita sédica.

Montmorrillo-~
nita cllcica.

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

Sal soluble para
dar densidad en

salmueras, hasta
1.40 g/cc.

Sal soluble para
dar densidad a -
salmueras hasta

1.20 g/cc.

Provee viscosi--
dad, gelatinosi-
dad y control de
filtrado, forma
enjarre y actla
como agente de -
suspensién en --—
fluidos para per
foraci6n.

Viscosificante -
para fluidos de
agua salada.

ficar hasta =-
2,40 g/ce (20

1b/gal).
_ Vi (Df-Di)
Wy = T DbE
DB

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

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.

Con 43 kg/m3

(15 1b/bbl) se
obtiene por lo
menos un f£lui-
do con 15 cp -
de viscosidad.



NOMBRE
COMERCIAL

DESCRIPCION
[0}
COMPOSICION

FUNCION

CANTIDAD PARA
TRATAMIENTO

I¥p~EI~-1A
Imco Kenol S

Condet

IMP-ET-3A

DRILOX

IMP-EI-2

Agentes emul-
sionantes.

Detergentes

Arcillas orga
nofflicas en
su mayorfa.

Oxido de cal-
cio o hidréxi
do de calcio-

Son en su ma-
yorfa resinas
minerales oxi
dadas en pol-
vo negro, po-
1fmeros y - -
agentes de -—-
Bﬂ]wo » PO].—-
vos organofi-
licos de ligni
tos coloidales

- 77

Se utiliza como

emulsionante pa-
ra fluidos de —-
emulsién inversa.

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

(Proporciona gela
tinosidad) .
Agentes de suspen
sifn y viccosifi~
cantes para flui-
dos de emulsién -
inversa.

Fuente de calcio
para la saponifi=-
cacién en fluidos
de emulsi6n inver
sa.

Controladores de

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

La recomendada
por la compaw~-—
iifa.

La recomendada
por la compa--
nfa.

Las requeridas
segtn la formu
lacién de las™
compaifas.

Las requeridas
segfin la compa
fifa.

Las recomenda
das segln la
compaiifa.



NOMBRE
COMERCIAL

DESCRIPCION
0
COMPOSICION

FUNCION

CANTIDAD PARA
TRATAMIENTO

SUPERCALTEX

LIGNEX

XC~POLYMER

‘LUBE~1EX
LUBRICANTE

Son cromolig-
nosulfonatos.
Ferrocromolig
nosulfonatos

modificados y
lignosulfona

tos modifica-
dos.

Son cromolig-
nitos y ligni
tos caustiza-
dos.

Carboximetil
celulosa de
sodio.

Biopeolfimero
de alto peso
molecular.

Aceites espe-
ciales no con
taminantes vy

surfactantes.

Reductores de vis
cosidad, agentes -
de control de fil=-
trado, inhibidores
de arcilla en flui
dos base agua dis-
persantes.

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

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

Agentes de suspen
sifn y viscosifi-
cante en fluidos

de agua dulce y -
agua salada.

Complemente en --
fluidos, reductor,
de friccién anti-
corrosivo,

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

2.86 kg/m3 (1 -
1b/bbl) para --
fluidos de bajo
contenido de s8
lidos y 11.5 --
kg/m3 (4 1b/bbl)
para sistemas =~
de fluidos pesa
dos.

Como control de
filtrado 1-2.86
kg/m3€0.5-1 1b/
bbl) .

Como viscosifi-
cante:
2.86-5.75 kg/m3
(1-2 1b/bbl).

1.4 a 567 kg
/m3 (0.5 a 2 -
1b/bbl).

Se agrega muy
lentamente.

De 0.12-0.24 -
1/m3 (0.5-2 gal
/bbl) .



NOMBRE DESCRIPCION CANTIDAD PARA
COMERCIAL 0 FUNCION PRATAMTENTO
COMPOSICION
BICARBONATO NaHCO3 Para tratamiento
DE SODIO de calcioc v ce--
mento para flui-
dos de alto pH.
CLORURO DE NaCl Fluidos saturados
SODIO o SAL de sal y control
COMUN. de resistividades.

79



l.-

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

De acuerdo al estudio geolbgico desarrollado, las mejores --
caracteristicas almacenadoras y productoras del yacimiento -
se presentan en las unidades litoestratigraficas A,B,Cy D,
pertenecientes a la Brecha del Paleoceno Inferior, En esta
parte de la cima de la estructura, en el area RU-HA, los --
cuerpos litocestratigrificos F y G del Cretdcico Medio e In-
ferior respectivamente, presentan buenas condiciones de al-

macenamiento y flujo de hidrocarburos.

El 1imite inferior, siendo ¢l contacto agua-aceite del &area
KU, quedd definido a 3160 mbnm en base a la correlacidn de
registros geofisicos de los pozos KU-1292 y KU-26 y a la -~

produccidn de agua salada de éste Gltimo.

Analizando el blogue de MALOOB, en la prueba de formacifn -
realizada al pozo KU-407 a 3200 mbnm. (K.M. - K.I.} se recu
perd aceite asfiltico y agua de formacién de 170,000 p.p.m;
mientras que en el pozo KU~-487 se tuvo flujo de aceite sin
presién a 3300 mbnm, por lo tanto se concluye que el limite
inferior de &ste vacimiento no estd bién definido debido a

falta de informacibfn concreta.

En el campo KU-MALOOB se ha visto gue a la altura de la - -

Brecha del Paleoceno (cima del yacimiento), se tienen p&rdi



das de circulacion debido a la naturaleza de la formacidn.
En €ste invervalo se tienen porosidades y permeabilidades -
altas, debido a fracturas y cavernas causadas por la disolu

cidn.,

4.~ La velocidad en la perforacidn no fué la deseada debido a =
que con los fluidos con los que se perford, no fueron lo su
ficientemente eficientes para contrarestar los problemas --
presentados por las zonas problemas durante su perforacidn,
ya que estas afectaron la capacidad de acarreo del lodo y -
por consiguiente se tuvo que estar tratando continuamente

el lodo.

5.~ Para la claboracidn del problema de los fluidos de perfora
citn es recomendable apoyarse en el desarrollo de un estu-
dio geoldgico, asi como de la informacién obtenida de pozos

vecinos, reduciendo asf el tiempo y costo de la perforacidn.

6.- En la estructura productora la perforacidn se realizé con
fluidos bentoniticos tratados (lodo C.L.S.E.) de baja densi
dad, teniéndose problemas de pérdida de circulacibn: y da--

hos en la vecindad del pozo.

De acuexrdo a lo anterior es recomendable utilizar fluidos -
de perforacién base aceite (Emulsidn Inversa) de baja den-

sidad por sus caracteristicas afines al yacimiento.
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