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RESUMEN

En la actualidad las acumulaciones de hidrocarburos en cuencas antepais en México
representan mas del 30% de las reservas del pais. Siendo la cuenca Chicontepec una
cuenca antepais, que presenta propiedades de permeabilidad y porosidad baja, por
lo que se presenta problemas de flujo restringido de hidrocarburos, nace la necesidad
de analizar y estudiar uno de los campos presentes en la cuenca.

El estudio se centrard en el pozo 1357 en el campo Agua Fria, ubicado en la cuenca
de Chicontepec que contiene formaciones productoras lutita-arenisca de baja
permeabilidad y baja porosidad, los hidrocarburos se encuentran en formaciones
lenticulares de roca arenisca y delimitados por capas de lutitas.

El presente trabajo se realizd con el objetivo de disefiar el modelo geomecanico del
pozo 1357, asi como también predecir la geometria de la fractura hidraulica usando
el modelo Perkins-Kern-Nordgren (PKN), sin considerar la pérdida de fluido en la
formacion. El estudio se centrard en el grupo Chicontepec, por lo que los datos
obtenidos solo caracterizan la zona de interés.

El anlisis de los esfuerzos IN-SITU, propiedades elasticas de la roca y geopresiones
son necesarias para la seleccion del intervalo de fractura. Para obtener los valores
correspondientes a los esfuerzos, propiedades elasticas de la roca y geopresiones se
obtiene mediante los registros geofisicos, especificamente del registro sonico.

Palabras claves: Modelo geomecanico, Reservorios no convencionales,
Fracturamiento hidraulico, Prediccion de geometria de fractura.
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ABSTRACT

Currently, hydrocarbon accumulations in foreland basins in Mexico represent more
than 30% of the country's reserves. Since the Chicontepec basin is a foreland basin,
which presents permeability and low porosity properties, which is why there are
problems of restricted flow of hydrocarbons, the need arises to analyze and study
one of the fields present in the basin.

The study will focus on well 1357 in the Agua Fria field, located in the Chicontepec
basin that contains shale-sandstone producing formations with low permeability and
low porosity, the hydrocarbons are found in lenticular formations of sandstone rock
and delimited by shale layers.

The present work was carried out with the objective of designing the geomechanical
model of well 1357, as well as predicting the geometry of the hydraulic fracture
using the Perkins-Kern-Nordgren (PKN) model, without considering the loss of
fluid in the formation. The study will focus on the Chicontepec group, so the data
obtained only characterizes the area of interest.

The analysis of the IN-SITU stresses, elastic properties of the rock and geopressures
are necessary for the selection of the fracture interval. To obtain the values
corresponding to the stresses, elastic properties of the rock and geopressions, it is
obtained through geophysical records, specifically the sonic record.

Keywords: Geomechanical model, Non-conventional reservoirs, Hydraulic
fracturing, Prediction of fracture geometry.
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INTRODUCCION

La cuenca sedimentaria mexicana Chicontepec de edad Paleocena-Eocena, tiene una
extension de 11.300Km? y se encuentra ubicada concretamente en la provincia Tampico-
Misantla. Geologicamente, la cuenca Chicontepec estd asociada al levantamiento de la
antefosa tectonica que se extiende al oriente del Cinturén Plegado de la Sierra Madre Oriental
(ver figura 1.1). Desde el punto de vista petrolero, en dicha cuenca se localiza uno de los
campos mas importantes del pais mexicano denominado campo Agua Fria (130Km?), campo
que en la actualidad se encuentra en etapa de desarrollo y optimizacion.

Los reservorios que caracterizan la cuenca Chicontepec son de tipo no convencional, que
normalmente estdn asociados a rocas de baja permeabilidad, lo que implica un flujo de
hidrocarburos restringido. La descripcion de las caracteristicas geoldgicas de los sistemas
petroleros no convencionales de la cuenca donde se centra el presente trabajo, se torna de
vital importancia para optimizar la produccion y desarrollo de los mismos, por lo tanto, es
importante establecer el modelo geomecanico para poder determinar el intervalo a fracturar
y disponer de las caracteristicas de la roca, con el fin de implementar el modelo de prediccion
de la fractura.

Para solucionar la baja permeabilidad en formaciones del campo Agua Fria propongo realizar
operaciones de fracturamiento hidraulico, que mejoran notablemente la recuperacion de
hidrocarburos.
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Figura 1.1 Ubicacion geografica de la cuenca Chicontepec y el campo Agua Fria (Cerrano, 2010).



CAPITULO 1

1.1 PROBLEMA

La baja permeabilidad (3,11mD) de la formacién Chicontepec del pozo 1357 del campo Agua
Fria, genera problemas de baja produccién petrolera (150BPD), por lo que contar con
informacion derivada del modelo geomecanico ayuda a establecer los intervalos que
necesitan de fracturamiento hidraulico y con ello disefiar una buena prediccion de la
geometria de la fractura, con el fin de mejorar la produccion del pozo.

1.2 JUSTIFICACION

Las acumulaciones de hidrocarburos en cuencas antepais en México representan mas del 30%
de las reservas del pais, ahi radica la relevancia del estudio y descripcion de la cuenca
Chicontepec (Goémez, 2015).

En el campo Agua Fria predominan las trampas estratigraficas, donde la distribucion de rocas
esta en funcion del sistema de deposito, por lo que es variable de un sitio a otro dentro de la
cuenca; en el tope de la trampa se encuentran lutitas intercaladas con areniscas de grano fino,
en la base y lateralmente predominan los cuerpos arenosos de baja permeabilidad, los cuales
forman las principales trampas. En estos cuerpos arenosos es donde se encuentran las
principales acumulaciones comerciales de hidrocarburos.

1.3 OBJETIVO GENERAL
e Realizar el modelo geomecanico de la formacion Chicontepec del pozo 1357 en el
campo Agua Fria, para determinar el intervalo a fracturar hidraulicamente y
establecer el modelo de prediccion de la geometria de fractura.
1.3.1 Objetivos especificos
e Describir las principales caracteristicas geologicas del campo Agua Fria.

e Predecir los esfuerzos in-situ, para la seleccion del intervalo a fracturar.

e Predecir la geometria de la fractura (ancho, altura y longitud) en el pozo 1357 del
campo agua fria a través del modelo Perkins, Kern y Nodgren (modelo llamado PKN).



CAPITULO 2
MARCO GEOLOGICO
2.1 CUENCA CHICONTEPEC

La cuenca de Chicontepec, se localiza en la parte centro oriental de la Republica Mexicana
sobre la planicie costera del Golfo de México. Cuenta con un area de 11,300 km? se
encuentra orientada en frente de la Sierra Madre Oriental y al occidente de la plataforma de
Tuxpan (Faja de Oro), extendiéndose en la direcciéon Noroeste-Sureste, a lo largo de la costa
central del Golfo de México (ver figura 2.1) (Beltran, 2013).
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Figura 2.1 Ubicacién geografica de la cuenca Chicontepec (Cerrano, 2010).

2.1.1 Sedimentologia

La Cuenca de Chicontepec tu su origen durante la edad Paleocena dentro de la Provincia de
Tampico-Misantla, donde se depositdé un gran volumen de sedimentos arcillo-arenosos de
tipo turbiditico, correspondiente a las formaciones Chicontepec Inferior y Chicontepec
Medio.

Durante el Eoceno Temprano se mantuvo las condiciones de depdsito anteriormente
descritas, representado por sedimentos arenosos de tipo turbiditico (Chicontepec Superior) y
sedimentos arcillosos (Velasco Superior).

La cuenca Chicontepec formada durante el Cenozoico Temprano la conforman espesores de
sedimentos de secuencias terrigenas de composicion siliciclastica y calcarea, derivados
principalmente de la erosion de la Sierra Madre Oriental al occidente, de la Paleo Isla de
Tuxpan al oriente y del macizo de Teziutlan al sur (Beltran, 2013).



e Ambientes de depositos sedimentarios

En observaciones de campo en afloramientos de la cuenca Chicontepec al oeste de Poza Rica
y Papantla. Los investigadores de subsuelo (Busch y Govela, 1978), describen los aspectos
sedimentoldgicos que caracterizan la cuenca. Los afloramientos consisten en repeticiones de
una secuencia gradada de turbiditas; mientras que las facies de subsuelo son confinadas a
depositos de aguas mas profundas determinados con asociaciones de microfauna. Este
sistema de depdsito permitié una mayor acumulacion de sedimentos en el fondo de la cuenca
con multiples sistemas tributarios alimentadores (ver figura 2.1.1) (Cerrano, 2010) .
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Figura 2.1.1 Modelo de la cuenca Chicontepec donde se ilustran los mecanismos de transporte y
sedimentacién (Tomada de Santillan Pifia y Aguayo, 2009).



2.1.2 Estratigrafia

En el area de la Cuenca de Chicontepec la columna estratigrafica se compone de veinte
unidades litoestratigraficas, de las cuales tres corresponden con formaciones del Jurasico
(Taméan, San Andrés, Pimienta), siete del Cretacico (Tamaulipas Inferior, El Abra,
Tamaulipas Superior, Tamabra, Agua Nueva, San Felipe y Méndez) y diez del Cenozoico
(Velasco, Grupo Chicontepec, Aragon, Guayabal, Tantoyuca, Chapopote, Alazan, Palma
Real Inferior, Horcones, Palma Real Superior), siendo estas ultimas las que constituyen el
relleno de la cuenca (ver figura 2.1.2) (Beltran, 2013).

La litologia de la cuenca Chicontepec consiste en lutitas e intercalaciones de capas delgadas
de areniscas y lutitas. La granulometria de las areniscas va de muy fina a media y
comunmente son arcillosas. Los sistemas de drenaje fluviales suministraron sedimentos hacia
la cuenca provenientes de la Sierra Madre Oriental y de la Plataforma de Tuxpan, con aportes
de sedimentos calcareos texturalmente medianos y finos que constituyen la composicion de
las arenas turbiditicas, causando con ello la disminuciéon relativa de la porosidad y
permeabilidad primarias.

Aunque las areniscas de la cuenca de Chicontepec, contienen petrdleo y gas comercial, los
yacimientos no presentan las condiciones petrofisicas mas favorables para producir
hidrocarburos en grandes volumenes (Cerrano, 2010).
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Figura 2.1.2 Columna estratigrafica de la cuenca Chicontepec (Pemex, 2010).

Para el presente trabajo se estudiara las formaciones pertenecientes al periodo al Jurésico y
Cenozoico.



e Formacion Santiago (Jurasico Superior (Oxfordiano)

La Formacion Santiago, estd formada por lutitas carbonatadas negras, microlaminadas,
limolitas arcillosas, calizas arcillosas. La fauna es pobre y se encuentra representada por
algunos bivalvos y cefalopodos de edad oxfordiano. Los espesores varian entre 10 m y 755
m, concentrandose preponderantemente en la porcion sur de la cuenca (Aguirre, 2008).

e Formacion Taman (Jurasico Superior Kimmeridgiano)

La Formacion Taman estd compuesta por mudstones y calizas arcillosas, lutitas calcareas
laminares y escasas limolitas. Sus caracteristicas principales son la buena estratificacion y el
predominio de los carbonatos sobre la arcilla (Aguirre, 2008).

e Formacion Pimienta (Jurasico Superior Tithoniano)

La Formacion Pimienta estd constituida por mudstone y calizas arcillosas negras, de
estratificacion delgada con intercalaciones de lutita negra laminar, bentonita; la fauna esta
conformada por Calpionella, Fibrosphaera, y Globochaete alpina del Tithoniano (Aguirre,
2008).

e Formacion Velazco (Paleoceno Inferior).

La formacion Velasco Basal fue definida por Cushman, J. A. y Trager, E. A. en 1924, como
secuencias de lutitas de color gris verdoso y pardo rojizo con intercalaciones de margas del
mismo color, ocasionalmente presentan intercalaciones de areniscas laminares de grano fino
y en algunas zonas yeso (Pérez & Luna, 2001), de espesores variables entre 90 a 125 m.

Esta secuencia fue depositada bajo condiciones de aguas profundas con baja salinidad y
temperatura (Falcon, 2014).

e Formacion Chicontepec Inferior (Paleoceno Superior)

Definida en un principio por W.F. Cummins (1918), en las inmediaciones del pueblo de
Chicontepec. Consiste principalmente de lutitas suaves, grises, ligeramente arenosa con
tonos verdosos y café, con contenidos moderados de bentonita blanca y verde (Cerrano,

2010), de espesores que varian de 40 a 150 m.

Esta secuencia fue depositada bajo condiciones de aguas poco profundas, los sedimentos
representan facies arenosas tipo turbiditicas (Falcon, 2014).

e Formacion Chicontepec Medio (Paleoceno Superior)

Definida en un principio por W.F. Cummins y Sands en 1918. &sta formacion se compone de
una secuencia de lutitas de color gris, gris verdoso y café con contenidos de bentonita. En



algunas localidades se caracteriza por la presencia de guijarros de caliza, alternadas con
areniscas oscuras de grano fino a medio, compactas y con restos de plantas, de espesores que
varian de 40 a 200m (Cerrano, 2010).

El deposito de esta unidad tuvo lugar bajo condiciones similares a las de la formacion
Chicontepec Inferior, variando sélo en la duracion de los periodos de aporte y alternancia de
los sedimentos arcillosos tipicos de esta unidad, con granos de cuarzo y el deposito fue de un
ambiente batial (Falcon, 2014).

e Formacion Chicontepec Superior (Eoceno Inferior)

Consiste de areniscas calcareas o ligeramente calcareas de color gris claro a gris oscuro, de
grano fino a medio. Contiene cantos rodados que parecen contener material carbonoso y
material lignitico que fue encontrado en las areniscas. Alternando con horizontes finos de
lutitas arenosas de color gris (Cerrano, 2010).

Segun los estudios sedimentolégicos mas recientes, los sedimentos del Eoceno estdn
formados por turbiditas, que consisten en repeticiones de las secuencias de lutitas, limonitas,
areniscas y ocasionalmente de conglomerados, desarrollados en un ambiente poco profundo,
en donde proliferaban organismos bentonicos (Falcon, 2014).

e Formacion Aragon (Eoceno Inferior)

La formacion Aragéon fue definida por Nuttall en 1930. Esta formacion se compone de lutitas
de color gris claro, gris oscuro y verdoso; se caracteriza por presentar estratificacion bien
marcada por laminacidon causada por intercalaciones de bentonita. Solamente en la parte
inferior de la formacion se encuentran algunos horizontes de areniscas y a veces algunos
nodulos calcareos pequetios (Cerrano, 2010), de espesores que varian desde los 80 a los 325
m.

Los sedimentos de la formacion Aragon se depositaron en un ambiente de aguas poco
profundas en una plataforma clastica que recibia aportes de terrigenos de los elementos
exhumados inestables procedentes del occidente, de la Sierra Madre Oriental. Se considera

almacenadora por sus horizontes arenosos y roca sello por sus horizontes arcillosos (Falcon,
2014).

e Formacion Guayabal (Eoceno Medio)

Definida por Adkins (1925) y descrita mas ampliamente por Cole (1927). La formacion
Guayabal estd conformada por lutitas de color gris azul con intercalaciones de areniscas de
grano fino, a veces calcéreas; localmente contiene nddulos de siderita (caracteristicos de esta
formacion). Al sureste de Poza Rica, Veracruz, se distingue por presentar cuerpos de
conglomerados lenticulares con fragmentos de calizas del Cretacico. Incluyen una secuencia
de margas color verde olivo, con estructura nodular, e intercalaciones de lutitas plasticas de
color verde a café ligeramente arenosas de aspecto masivo. La estratificacion, por lo general,



no es muy clara y ocasionalmente tiene una estructura laminar, particularmente cuando tiene
intercalaciones de areniscas, de espesores que varian de 60 a 1 200 m (Cerrano, 2010).

Las condiciones de depdsito fueron en mares tranquilos, relativamente someros de
plataforma clastica; sus cambios de espesor muestran que una gran parte del depdsito ocurrio
en un cafion submarino inclinado al sur, recibiendo sedimentos del oeste. Se le considera roca
sello por su baja permeabilidad y porosidad (Falcon, 2014).

e Formacion Tantoyuca (Eoceno Medio-Superior)

La Formacion Tantoyuca fue mencionada por primera vez en un reporte geoldgico inédito de
la compania "El Aguila” por Ickes (1913), siendo Wiebe en 1924, quien publico por primera
vez las caracteristicas geologicas de esta formacion.

Estd constituida por una secuencia arenoso-conglomeratica, areniscas y conglomerados
arenosos de grano grueso que varia a fino, con cementante calcareo y algunas intercalaciones
de lutita arenosa de color gris a gris oscuro; presenta también algunos conglomerados y
brechas con fragmentos de calizas cretdcicas de diferentes colores, asi como fragmentos de
pedernal negro y areniscas, probablemente provenientes de la erosion del Grupo
Chicontepec, del Eoceno Inferior, de espesores que varian de 350 a 400 m (Cerrano, 2010).

Los sedimentos que caracterizan a la facies Tantoyuca son indicativos de depdsito en un
ambiente marginal, de aguas someras (Falcon, 2014).

2.2. GEOLOGIA ESTRUCTURAL

El area que ocupa la cuenca Chicontepec tiene que ver con cinco tipos de secuencias
estratigraficas distintas, el Jurdsico Tardio lo constituyen principalmente rocas arenosas y
calcareo arcillosas; el Cretacico Inferior se compone de rocas carbonatadas del (Neocomiano-
Cenomaniano); la tercera secuencia esta formada por rocas calcéareo-arcillosa del Cretacico
Superior, la cuarta, por unidades siliciclasticas cenozoicas de gruesos espesores y la quinta
secuencia esta conformada por rocas volcanicas del Plioceno y Pleistoceno.

La secuencia jurdsica y cretacica estd constituida estructuralmente por anticlinales,
sinclinales y fallas inversas con cabalgaduras de varios kilometros de desplazamiento. Las
secuencias del Cenozoico registran menos deformacion, caracterizandose por numerosas
estructuras sedimentarias.

La secuencia de rocas volcanicas, forman parte de un elemento estructural que cruza la
Republica Mexicana; esta secuencia es producto de eventos volcano-tectonicos, que han
originado una serie de fosas, calderas, aparatos y estructuras volcanicas de gran diversidad y
tamafio. Estos eventos tectonicos estan relacionados con la subduccion de las Placas de Cocos
y Rivera debajo de la Placa Norteamericana en la costa pacifica mexicana (Cerrano, 2010).



La geometria del area de interés estd asociada en forma directa con el medio de depodsito de
abanicos submarinos superpuestos, conformando estructuras suaves (anticlinales y
sinclinales) y amplias en facies de abanico medio y distal (ver figura 2.2) (Castillo, 2005).
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Figura 2.2 Se muestra el esquema estructural de la discordancia regional del Eoceno inferior. Los
numeros indican las tres areas de interés economico; 1Chicontepec —Eoceno Inferior-, 2Chicontepec
1-Eoceno Inferior-, 3Tantoyuca —Eoceno Superior-(Tomada de Pemex, 1999).

2.3 SISTEMA PETROLERO DEL CAMPO AGUA FRIiA

El sistema petrolero del campo Agua Fria se define como hibrido, ya que sus trampas son de
tipo estratigrafico, cuyo origen se asocia con abanicos submarinos, superficies de erosion y
rellenos de paleocanal, pero también cuenta con deformaciones estructurales significativas,
ya que se tienen importantes fallas laterales (Beltran, 2013).

2.3.1 Roca generadora

La roca generadora corresponde a las facies arcillo-calcareas de las formaciones Santiago,
Taman y Pimienta del Jurdsico Superior, de edad oxfordiana, kimmeridgiana y tithoniana
respectivamente; asi como en menor medida los horizontes arcillosos de las formaciones
Chicontepec Inferior y Medio.

Las rocas del Jurasico Superior estan representadas por calizas arcillosas de ambiente marino,
con una distribucion regional abarca toda la cuenca, excluyendo los altos de basamento que
actuaron como islas durante ese tiempo; el espesor maximo de estas rocas generadoras es de



400 m. El predominio en cuanto al mayor potencial generador de las formaciones jurasicas
indica que la Formacion Santiago del oxfordiano predomina en el sur de la cuenca, mientras
que la Formacion Taman (Kimmeridgiano) y Pimienta (Tithoniano) predominan en su
porcion norte (Beltran, 2013).

El potencial generador de las formaciones jurasicas de acuerdo a la madurez de la materia
organica dispersa (MOD) corresponde principalmente de hidrocarburos liquidos con menor
volumen de gases, ya que proceden de kerdgeno tipo II. En las formaciones Chicontepec
Inferior y Medio tienen potencial generador principalmente de gas ya que la materia organica
que contiene procede del continente o es marina con evidencias de oxidacion y contenido de
material lefioso y carbonoso que corresponde con kerogeno tipo I (Pemex, 2010).

Formacion Santiago (Jurasico Superior (Oxfordiano))

El contenido de Carbono Organico Total (COT) y de hidrocarburos potenciales (S2) varia
entre regular y excelente, del orden de 0.5-6.3% y 0.2-39.1 mg/g de roca respectivamente. El
ker6geno muestra indices de hidrogeno (IH) entre 21y 1079, asi como temperaturas maximas
de pirolisis (Tmax) que varian entre 425 y 525 °C (Pemex, 2010).

Formacion Taman (Jurasico Superior Kimmeridgiano)

Los organismos que representan la formacion son radiolarios, esponjas, pelecipodos,
cefalopodos y equinodermos del Kimeridgiano. El porcentaje de COT se encuentra entre 0.1
y 5.4%, mientras que los valores de Hidrocarburos potenciales (S2) fluctan entre 15 y 925
mg/g y los valores de temperaturas maximas de pirdlisis (Tmax) varian de 421 a 527 °C
(Pemex, 2010).

Formacion Pimienta (Jurasico Superior Tithoniano)

El porcentaje de COT se encuentra entre 0.2 y 6.5% y los valores de Hidrocarburos
potenciales (S2) varian entre 0.2 y 43.4 mg/g, donde el Kerogeno muestra indices de
Hidrogeno (IH) entre 18 y 959, mientras que las temperaturas méaximas de pir6lisis (Tmax)
se encuentran entre 412 y 476 °C (Pemex, 2010).

2.3.2 Roca almacén

Las rocas reservorio del sistema petrolero estdn constituidas principalmente de areniscas,
litarenitas de grano medio a fino y algunos estratos conglomeraticos de matriz arenosa. Se
encuentran ubicadas en las unidades estratigraficas superiores del Grupo Chicontepec del
Eoceno Inferior (ver apartado Estratigrafia), originadas por sistemas de depdsitos turbiditicos
ciclicos de abanicos submarinos; también existen acumulaciones en rocas del Paleoceno
Superior y Eoceno Superior (Formacion Tantoyuca) (Aguirre, 2008).

Las areniscas del Eoceno Inferior se encuentran formando cuerpos lenticulares de espesor
variable. Las formaciones del Grupo Chicontepec presentan alta variaciéon de las
caracteristicas petrofisicas (porosidad y permeabilidad); relacionada al ambiente de deposito,
a la distancia del transporte y a que sus constituyentes liticos carbonatados (Vazquez, 2008).
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2.3.3 Roca sello

La roca sello de este sistema petrolero la constituyen las mismas unidades estratigraficas del
Grupo Chicontepec en sus facies arcillosas, arcillo-limosas, arcillo-arenosas y limosas
interestratificadas con areniscas de grano fino, actuando como sellos efectivos.

En la parte norte y centro de la cuenca, el sello principal lo componen rocas arcillosas del
mismo Grupo Chicontepec, localizados por encima de la erosion regional de edad Eoceno
Temprano, mientras que, al sureste, el sello lo constituyen las rocas arcillosas de la
Formacion Guayabal (Aguirre, 2008).

2.3.4 Trampas

En la Cuenca de Chicontepec predominan las trampas por variacion de permeabilidad y en
menor medida las trampas mixtas, cuyas caracteristicas relevantes se describen a
continuacion.

Trampas por variacion de la permeabilidad.

El tipo de trampas que contiene la Cuenca de Chicontepec estan formadas por una gran
cantidad de cuerpos arenosos lenticulares que constituyen numerosas trampas por variacion
de la permeabilidad, donde la distribucion esta en funcion del sistema de depdsito, por lo que
es variable de un sitio a otro dentro de la cuenca, tanto vertical como lateralmente.

En la cresta de la trampa lo que limita en la mayoria de los casos son lutitas intercaladas con
areniscas de grano fino de estratificacion delgada; en la base y lateralmente los desarrollos
arenosos (contactos discordantes y gradacionales) que son los que forman las principales
trampas. En estos cuerpos arenosos es donde se encuentran las principales acumulaciones
comerciales de hidrocarburos (figura 2.3.4).

Figura 2.3.4 Cuerpos arenosos que constituyen las trampas estratigraficas de la Cuenca de
Chicontepec (PEMEX, 2005).
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Trampas mixtas

Teniendo en cuenta que en la cuenca se tiene la presencia de un sistema de fallas laterales
procedentes de la deformacion ocasionada por la Orogenia Laramidica, que afectan a la
columna estratigrafica Mesozoica y Cenozoica, estas fallas desplazan horizontalmente a las
unidades del Grupo Chicontepec, poniendo en contacto estructural a algunos de los cuerpos
lenticulares con predominancia de areniscas con cuerpos de lutitas, de tal forma que
lateralmente estas ultimas constituyen cierres locales a los yacimientos, por lo que en esas
condiciones se forman trampas mixtas (Romero, 2013).
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CAPITULO 3
MARCO TEORICO
3.1 SISTEMA PETROLERO CONVENCIONAL

En los sistemas convencionales, los hidrocarburos estan contenidos en rocas almacén
conformadas como trampas estructurales, estratigraficas o mixtas. Los hidrocarburos migran
desde la roca madre hasta encontrar una roca impermeable que impida su paso, conocida
como roca sello (ver figura 3.1) (Millan, 2015).

Figura 3.1 Esquema de un sistema petrolero convencional (Millan,2015).

Los sistemas petroleros varian de acuerdo a su forma, su geometria, el tipo de estructura o
receptaculo y su evolucion geoldgica, y se clasifican como sistemas puros o hibridos (Falcon,
2014).

e Sistemas puros: Se tiene la particularidad de no presentar deformacion estructural
significativa, y sus caracteristicas se deben principalmente a sus aspectos
sedimentoldgicos, por tanto, sus trampas son principalmente estratigraficas.

e Sistemas hibridos: Se caracterizan por presentar reorientacion estructural por efectos
de deformacion, por lo que estos sistemas se distinguen por trampas en pliegues
anticlinales y en fallas, o en combinacion de pliegues y fallas, aunque lo mas
frecuente es que el sistema tenga pliegues dislocados (trampas combinadas).
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3.1.1 Componentes del sistema petrolero convencional
e Roca madre

Tissot y Welte (1982) definen a una roca generadora de petroleo como un sedimento de grano
fino que en condiciones naturales ha generado y liberado suficientes hidrocarburos para
formar una acumulacion comercial de aceite o gas.

Las rocas generadoras son aquellas que pueden volverse o han sido capaces de generar
petroleo. Para la identificacion de las rocas generadoras es necesario conocer la cantidad de
materia organica, ademas de su tipo, posteriormente se determina el grado de madurez de la
roca (Tenorio, 2014).

El parametro de carbono organico total (COT) refleja la riqueza organica de las rocas
sedimentarias, y por ende el potencial generador. Las rocas generadoras tipicas, normalmente
lutitas o calizas, contienen aproximadamente 1% de materia organica y al menos 0,5% de
carbono organico total, si bien una roca generadora rica podria contener hasta 10% de materia
organica. Las rocas de origen marino tienden a ser potencialmente petroliferas, en tanto que
las rocas generadoras terrestres tienden a ser potencialmente gasiferas (Schlumberger,
Oilfield Glossary, s.f.).

¢ Roca almacén

Son las rocas que por poseer excelentes condiciones de porosidad y permeabilidad para
permitir que el petréleo fluya libremente a través de ella se convierte en almacenes de
hidrocarburos. Las mejores rocas reservorio son calizas fracturadas (Lorenzo & Morato,
2018).

e Roca sello

La roca sello se caracteriza por tener escasa permeabilidad o tener poros de tamafio
subcapilar, que impiden el paso del petrdleo, sirviendo como barrera a su migracion o
desplazamiento. El espesor de la roca sello es muy variable, puede ser de espesor muy
reducido, si tiene muy buena calidad o de espesor mediano o grueso, si es de calidad media
o mala (Tenorio, 2014).

e Trampa
Una trampa es una estructura geoldgica que hace posible la acumulacion y concentracion del
petroleo, manteniéndolo atrapado y sin posibilidad de escapar. Las trampas han sido
clasificadas en tres tipos (Tenorio, 2014):

e Trampa estructural: son estructuras geologias que deforman el terreno y

condicional la retencidon de hidrocarburos, por ejemplo: pliegues anticlinales, domos
salinos, fallas normales, fallas inversas y fallas laterales.
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e Trampas por variacion de permeabilidad (se incluyen las trampas
estratigraficas): como lo son los cambios de facies, discordancias angulares,
variacion causada por aguas subterraneas y variacion causada por truncamiento.

e Trampa mixta: es la combinacion de trampas estructurales y trampas estratigraficas.

3.2 SISTEMA PETROLERO NO CONVENCIONAL

Los yacimientos no convencionales contienen hidrocarburos que todavia se encuentran en la
roca generadora. Estos se encuentran en condiciones geologicas que hacen que el movimiento
del fluido sea muy lento debido a las rocas poco permeables (ver figura 3.2).

Para la explotacion de este tipo de yacimiento debe desarrollarse con la técnica de
estimulacion hidraulica, mediante la cual se realizan micro fracturas en la roca para liberar
el hidrocarburo (Giraldo, 2014).

Superficie del suelo

Gas convencional \ Pozo de gas o
Gas metano

no asociado
de carbén

petrolio no-convencional

Gas convencional
asociado

Petroleo

ajustado

Pozo de perforacion lateral
con fracturas hidraulicas de
diferentes etapas

Petréleo y lutita rica en gas

Figura 3.2 Esquema de un sistema petrolero no convencional; fuente (www.eia.gov.)

3.2.1 Tipos de yacimientos no convencionales
e Crudo Asociado a Lutitas o Shale Oil o Shale Gas: petroleo o gas que se encuentra
atrapado en un tipo de roca arcillosa con muy baja permeabilidad denominado Shale

o Lutita.

e Yacimientos de crudo o gas apretado: crudo o gas proveniente de cualquier
yacimiento o rocas de baja porosidad y permeabilidad.
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e Crudo Pesado: Petroleo en estado liquido de alta viscosidad que no fluye facilmente.

e Arenas Bituminosas: arenas impregnadas en bitumen, que es un hidrocarburo de
muy alta densidad y viscosidad.

e Gas Metano asociado a mantos de carbén: gas natural extraido de capas de carbon.
Debido a su alto contenido en materia orgénica el carbon retiene gran cantidad de gas
adsorbido.

3.3. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

El fracturamiento hidraulico consiste en la inyeccion de un fluido fracturante altamente
viscoso, con el objeto de generar canales de flujo (fracturas) en la formacion, que permita
incrementar la permeabilidad de la formacion y con ello, el flujo de fluidos hacia el pozo. El
fluido usado recibe el nombre de fluido fracturante y el s6lido que mantiene la fractura es
conocido como agente apuntalante.

La inyeccion continua del fluido fracturante permite ampliar y extender la fractura, cuando
se alcanza una amplitud deseada, se agrega el agente apuntalante (arena) para evitar el cierre
de la fractura, el cual actua como soporte de las fracturas en la formacion (Néquiz & Robles,
2014).

Los pozos que pudieran ser candidatos tendrian las siguientes caracteristicas:
a. Flujo vertical restringido

Si la permeabilidad vertical es muy baja o no existe, entonces un pozo horizontal
fracturado seria de lo méas econémico en el desarrollo del campo.

b. Yacimientos fracturados naturalmente

Si se tiene una formacion con permeabilidad primaria derivada de fracturas naturales, un
pozo horizontal perforado en forma perpendicular a la direccion de las fracturas, es ideal;
sin embargo, en muchos casos las fracturas no son continuas o uniformes, y si la
orientacion de la fractura hidraulica inducida es diferente de la orientacion de las
fracturas naturales, esta formacion es candidata a un fracturamiento.

c. Permeabilidad y porosidad

Los pozos que tienen baja permeabilidad y porosidad, y en los cuales se requiere de
intensa estimulacion, mas que la eliminacion de un simple dafio a la pared del pozo, son
buenos candidatos para fracturarse hidraulicamente.
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3.3.1 Secuencia del fracturamiento hidraulico

El disefio de fracturamiento hidraulico, consta de etapas previas a la inyeccion del agente
apuntalante, esto me permite que no se ocasionen problemas de arenamiento o no se logre
inyectar el volumen total de fluido fracturante, lo que representaria perdidas en la produccion
del pozo (Néquiz & Robles, 2014).

e Inyeccion del precolchéon: Se inyecta un fluido compatible con la formacion.
Generalmente se usa un fluido ya sea base agua o aceite y tiene como objetivo
comenzar la fractura, el volumen inyectado puede variar entre 40 y 70 m3.

e Tiempo de espera: Se determina por una o mas construcciones de la curva de
declinacion. El concepto original de analisis de declinacion de presion se fundamenta
en la observacion de la tasa de declinacion de presion durante el proceso de cierre.

e Bombeo o Inyeccion del colchén: En esta etapa se inyecta el fluido fracturante, con
la finalidad de servir de capa receptora del agente apuntalate, para que este se inyecte
y encuentre una zona que facilite el transporte a todo lo largo y ancho de la fractura
creada, se inyecta al gasto programado y el volumen es alrededor del 30% del
volumen total del fluido.

e Etapas de arena o Inyeccion del agente apuntalante: En esta etapa se inicia la
inyeccion del fluido fracturante transportando el agente apuntalante.

e Desplazamiento: Se inyecta fluido limpio con la finalidad de desplazar la mezcla
fluido / apuntalante que pueda quedar en la tuberia de produccion.

3.3.2 Fluidos fracturantes
Hay muchos tipos de fluidos disponibles para el uso en el fracturamiento hidraulico. En la
seleccion del fluido de un pozo especifico, es necesario entender las propiedades de los
fluidos y como pueden ser modificadas para lograr varios efectos deseados (Néquiz &
Robles, 2014).
Las propiedades que debe cumplir un fluido fracturante son las siguientes:

e Bajo coeficiente de perdida.

e Alta capacidad de transporte del apuntalante.

e Bajas perdidas de presion por friccion en las tuberias y altas en la fractura.

e Facil remocion después del tratamiento.

e Compatibilidad con los fluidos de formacion.

e Minimo dafio a la permeabilidad de la formacion de la fractura.
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En los fracturamientos hidraulicos se utilizan basicamente dos tipos de fluidos base agua y
base aceite.

¢ Fluidos base agua: Este tipo de fluidos es el més utilizado en la actualidad, ya que
se obtiene de diversas fuentes de suministro, es de bajo costo, alto desempefio y facil
manejo.

e Fluidos base aceite: Pueden ser; petréleo crudo o refinado, las ventajas que ofrecen
son: no inhiben las arcillas, tienen baja tension interfacial en el sistema roca fluido,
son compatibles con la mayoria de las formaciones y los fluidos contenidos en ellas.

3.3.3 Apuntalantes

Los agentes de sostén o apuntalantes, son particulas de tamafios variables, como arena
cubierta con resina o materiales ceramicos de alta resistencia que se usan para sostener las
paredes de la fractura, ademas crean una conductividad (permeabilidad en Darcys por cada
pie de longitud de fractura apuntalada) en la formacién (Néquiz & Robles, 2014).

Una vez concluido el bombeo o inyeccion del colchon, resulta critico para el éxito de la
operacion colocar el tipo y la concentracion adecuada de apuntalante. Los factores que
afectan la conductividad de fractura son:

e Composicion del apuntalante.

e Propiedades fisicas del apuntalante.

e Permeabilidad empacada del apuntalante.

e Efectos de la concentracion de polimeros después del cierre de la fractura.

e Movimientos de finos de formacion en la fractura.

e Ladegradacion del apuntalante a lo largo del tiempo.

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

e Resistencia.

e Distribucion y tamafio del grano.
e (antidad de finos e impurezas.

e Redondez y esfericidad.

e Densidad.
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Existen principalmente dos tipos de apuntalantes, los naturales y los sintéticos:

e Apuntalantes Naturales. Principalmente se encuentran las arenas de silice y
soportan bajos esfuerzos de cierre de la fractura, hasta un limite de 4,000 Psi.

e Apuntalantes Sintéticos. Este grupo se caracteriza por contener apuntalantes de gran
resistencia a cierres de formacion al cerrarse la fractura, en la actualidad se han
desarrollado apuntalantes para resistir esfuerzos de cierre hasta 14,000 Psi. Estos
pueden ser recubiertos con capas de resina curable y recurable, segin sea la
necesidad.

Normalmente se utilizan tres tipos de apuntalantes para realizar fracturas, que segun su costo
creciente son:

* Arena API (SG 2,65): que se usa en pozos someros y de profundidad media, hasta esfuerzos
efectivos de cierre de 4000 Psi aproximadamente.

* Ceramica de baja densidad (ISP) (SG 2,72): se usa en formaciones profundas y con
esfuerzos efectivos de cierre de entre 4000 y 8000 Psi.

 Apuntalante de baja densidad (SG 1,08 a 1,40): se usa en la misma zona que la arena API.
Es muy costoso, pero su ventaja radica en su facilidad y sencillez de transporte y colocacion
y se requiere mucho menos peso para ocupar el mismo volumen. Para ciertas aplicaciones
puede ser econdmicamente muy efectivo.

Estudios realizados recientemente permiten determinar que la conductividad
econdmicamente Optima para producir este tipo de reservorios con fractura hidraulica esta en
el orden de 100 a 200 mD/pie aproximadamente.

3.4 CARACTERISTICAS PETROFISICAS DE LAS ROCAS Y COMPONENTES
DEL MODELO GEOMECANICO.

3.4.1 Porosidad

Es la medida de la capacidad de almacenamiento de fluidos que posee una roca. Se define
como la fraccion del volumen total de la roca que corresponde a espacios que pueden
almacenar fluidos (Schlumberger, Oilfield Glossary, s.f.).

volumen que ocupan los poros

volumen total de la roca

La porosidad también puede ser calculada por medio del registro sonico mediante la siguiente
ecuacion.

 Atyg — Aty
Ats) — Atpg
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Donde:

@= porosidad derivada del sonico
A tma= tiempo de transito de intervalo de la matriz (—”;ic)
A tlog = tiempo de transito de intervalo de formacion (—” ;‘ZC)

A tf = tiempo de transito de intervalo del fluido en el pozo [barro dulce= 189 (&), barro salino = 185 (

ft
3.4.2 Permeabilidad

usec
=l

Es la capacidad de una roca, para transmitir fluidos, medida normalmente en darcies o
milidarcies. El término fue definido basicamente por Henry Darcy, quien demostro que la
matematica comun de la transferencia del calor podia ser modificada para describir
correctamente el flujo de fluidos en medios porosos.

Las formaciones que transmiten los fluidos facilmente, tales como las areniscas, se describen
como permeables y tienden a tener muchos poros grandes y bien conectados. Las
formaciones impermeables, tales como las lutitas y las limolitas, tienden a tener granos mas
finos o un tamafno de grano mixto, con poros mas pequefios, mas escasos O Menos
interconectados (Schlumberger, Oilfield Glossary, s.f.).

e Tipos de permeabilidades

a. La permeabilidad absoluta es la medicion de la permeabilidad obtenida cuando
solo existe un fluido, o fase, presente en la roca (Schlumberger, Oilfield Glossary,
s.f.).

b. La permeabilidad efectiva es la capacidad de flujo preferencial o de transmision
de un fluido particular cuando existen otros fluidos inmiscibles presentes en el
yacimiento (por ejemplo, la permeabilidad efectiva del gas en un yacimiento de
gas-agua) (Schlumberger, Oilfield Glossary, s.f.).

c. La permeabilidad relativa es la relacién entre la permeabilidad efectiva de un
fluido determinado y la permeabilidad absoluta de ese fluido. Si existe un solo
fluido presente en la roca, su permeabilidad relativa es 1,0 (Schlumberger,
Oilfield Glossary, s.f.).

El célculo de la permeabilidad relativa permite la comparacion de las capacidades de flujo
de los fluidos en presencia de otros fluidos, ya que la presencia de mas de un fluido
generalmente inhibe el flujo (Schlumberger, Oilfield Glossary, s.f.).

La ecuacion para determinar la permeabilidad basdndose en la teoria de Darcy es la siguiente:

q.u.L
K=——
A.AP
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Donde:

— i [ems
Q= tasa de flujo [Seg ].

A: area [cm?].

u: viscosidad [cp].

AP: diferencial de presion [atm].
L: longitud [cm].

k: permeabilidad [Darcies]

3.4.3 Presion de sobrecarga

La presion sobrecarga se define como la presion ejercida por el peso total de las formaciones
supra-adyacentes, es decir, por encima del punto de interés. El peso corresponde al peso
combinado de los s6lidos de la roca (matriz) y de los fluidos en el espacio poroso. La densidad
combinada se conoce como densidad volumétrica (p,) y se puede expresar en funcion de la
porosidad (@), de la densidad de la matriz de la roca (pp,q) y de la densidad del fluido (py,),
mediante la siguiente expresion a condiciones de campo (Carrillo, 2014).

Pp = (1 - Q))pma + (Z),Dfl

La presion de sobrecarga se puede expresar matematicamente como la presion ejercida por
todo el material que recubre la profundidad de interés, mediante la siguiente expresion:

S = 0,433p,h

Donde:

— i b
S= presion de sobrecarga [ngz]'
pp= densidad volumétrica [%]
H =profundidad vertical verdadera [pies]

3.4.4 Presion de poro

La presion de poro se define como la presion ejercida por los fluidos alojados en los poros
de las rocas. Los métodos mas utilizados para la prediccion de la presion de poro son:

e Hottman and Johnson (1965).
e Mc¢todo de Eaton (1975).

Estos métodos se basan en la tendencia de compactacion normal de las formaciones en la
cual la porosidad disminuye con la profundidad. Este fenomeno ocurre debido a que las
formaciones se vuelven més compactas conforme se incrementa la profundidad (Yoshida,
lkeda, & Eaton, 1996).
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El método Hottman y Johnson (1965), uso datos empiricos para desarrollar una relacion entre
la presion de poro y las magnitudes (registro acustico) o relacion (registro resistivo) de la
desviacion de la tendencia.

El método de Eaton (1975), me indica que en la zona donde la presion es anormal, la
tendencia normal (registro) de compactacion es alterada. Usando el registro sonico donde se
registra el tiempo de transito de las ondas acusticas frente a la profundidad, se debe trazar la
linea de tendencia normal y extrapolarla hasta la profundidad total que se tiene. Se leen los
valores de tiempo de transito de la tendencia normal TN y de la observada To a la profundidad
deseada H, (ver figura 3.4.4) (Escobar, Erazo, Armijo, & Ofia, 2019).

Tiempo de transito de lutitas (Ls/f)
50 100 150 200

!

: 2
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3500 1

4000 +

4500 o —

Figura 3.4.4 Tendencia real vs. tendencia normal, tomada de: (Guia para la prediccion
de Geopresiones).

Las siguientes ecuaciones representan el método de Eaton:

Célculo de la presion de poros a partir del registro acustico:
Pp=S—-(S—P TN 50
p =S = (S = Poa) ()
Célculo de la presion de poros a partir del registro de resistividad:
Pp =5 — (S — Ppy) ()12
P = PN TN

Calculo de la presion de poros a partir de la conductividad:

22



Pp=S S—P 12
P ( PN)(CO)
Donde:

Pp = Presion de poro [pi].

g2
PpN = Presion de poro normal [%].

., )
S = Presion de sobrecarga [ﬁ]'

r0 = Resistividad observada [ohm — m].

rN = Resistividad normal [ohm — m].

TN = Tiempo de transito observado [%].

pseg
ﬁ]'
C, = Conductividad observada [ohm — m].
CN = Conductividad normal [ohm — m].

To = Tiempo de transito normal [

3.4.5 Presion de fractura

La presion de fractura es la presion necesaria para vencer la resistencia mecanica de la roca
y la presion de formacion. Para predecir la presion de fractura el método de Eaton, la ecuacion
resultante de la presion de fractura es la siguiente (Gutiérrez, 2016):

v
Pf ZE(S—PP)-FPP

Donde:

b
plg

PF = Presion de fractura [

2)-
v = Relacion de Poisson

Pp = Presion de poro [%].

Eaton introdujo la relacion de Poisson, donde la magnitud del esfuerzo horizontal causado
por el esfuerzo vertical es una funcion de la relacion de Poisson de la roca.

La relacion de Poisson (v) se define como una propiedad mecanica de la formacion
relacionada con la deformacion axial respecto a la deformacion lateral de la roca, siempre y
cuando esta esté sometida a un esfuerzo. La ecuacion para realizar este calculo se describe a
partir del nomograma de Eaton (Escobar, Erazo, Armijo, & Ona, 2019):

v =0,0645In(H) — 0,0673
Donde:

H = Profundidad [m]
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3.5 PROPIEDADES ELASTICAS DE LA ROCA (MODULOS ESTATICOS Y
MODULOS DINAMICOS)

Para la prediccion la magnitud de los esfuerzos horizontales maximo y minimo, se utilizan
dos constantes elasticas, las cuales son el médulo de Young y la relacion de Poisson, estas
constantes se determinan mediante pruebas estaticas que se realizan en laboratorio de
geomecanica, sometiendo los nticleos a pruebas de compresion uniaxial o triaxial (Peng &
Zhang, 2007).

Cuando no se cuenta con esta informacion se emplean pruebas dindmicas y correlaciones,
empleando el registro geofisico sonico dipolar o el registro monopolar y posterior a ello con

las correlaciones de acuerdo a la zona geografica que se encuentre en el campo (Gutiérrez,
2016).

3.5.1 Modulo de Young

El modulo de Young, describe la resistencia de la roca a la deformacién, describe la
capacidad de la roca a la deformacion, por ello, un modulo elastico alto (material rigido)
significa que es menos deformable, que un mddulo elastico bajo (material blando) (Zoback,
2007).

o
E=-—
£
Donde:

o =Esfuerzo
& =Deformacion

La siguiente ecuacion me representa el médulo de Young dindmico, mediante velocidades
de onda compresional y de cizalla (Gutiérrez, 2016):

3vp — 41752)

E=p*v52*<
2 _ 2
vZ — v

Donde:

vp = Velocidad de la onda compresional [%].

vs= Velocidad de la onda de cizalla [?].

Cuando no se tiene un registro sonico dipolar, Lacy en 1997, analiz6 cerca de 400 muestras
de nucleos del Golfo de México y determind la siguiente correlacion entre modulo elastico

dindmico y velocidad compresional ultrasonica (Zoback, 2007).

E = 0,265v,"*
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3.5.2 Relacion de Poisson

La relacion de Poisson representa la relacion de la deformacion transversal y la deformacion
axial sobre un material tensionado a lo largo de un eje. Para una roca sujeta a una carga axial
(la relacion de Poisson es expresada como (Zoback, 2007):

el
E=—
ca
Donde:

el= deformacion lateral
ea=deformacion axial
La siguiente ecuacion me representa la relacion de Poisson dinamica.

VZ — 2V2

U T 2WEVE

Donde:

vp = Velocidad de la onda compresional [%].

vs= Velocidad de la onda de cizalla [?].

Relacion de Poisson a partir del nomograma de Eaton (Escobar, Erazo, Armijo, & Oxia,
2019):

v =0,0645In(H) — 0,0673
Donde:
H = Profundidad [m]
3.5.3 Modulo Volumeétrico

Constituye una constante elastica que define la cantidad de energia necesaria para deformar
un material mediante la aplicacion de una presion externa. Es una forma especial de esfuerzo
compresivo, en el cual el esfuerzo compresivo aplicado es igual en todas direcciones
(Dominguez, 2012).

La siguiente ecuacion representa el modulo volumétrico estatico.

E

K=3a=2»
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Donde:

v = Relacion de Poisson
E=Moddulo de Young

La siguiente ecuacion representa el modulo volumétrico dinamico.
2_3.,2
K=px({Vy—-V
4
Donde:

p = densidad promedio de la formacion [%].
Vp = Velocidad de onda compresional o primaria [?].

Vs = Velocidad de onda de corte o secundaria [%].

3.5.4 Modulo de Corte

El modulo de corte indica la cantidad de energia necesaria para deformar elasticamente un
material al aplicarte un esfuerzo cortante (Gutiérrez, 2016).

La siguiente ecuacion me representa el Modulo de Corte:

E

C=a+ o
Donde:

v = Relacion de Poisson
E=Moddulo de Young dindmico.

3.6 ESFUERZOS IN-SITU

La magnitud de los esfuerzos in-situ son de gran interés en el fracturamiento hidraulico.
Generalmente se considera esfuerzo vertical de mayor magnitud (Sv), esfuerzo horizontal
maximo de magnitud intermedia (Shmax) y esfuerzo horizontal minimo de magnitud menor
(Shmin) (ver figura 3.6).
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Shmin

/

/Sh max

Figura 3.6 Distribucion de los esfuerzos IN-SITU; (elaboracién propia)

3.6.1 Esfuerzo horizontal minimo (definicion y cdlculo)

Es el esfuerzo en direccion horizontal que se desarrolla debido a la magnitud del esfuerzo
vertical. El esfuerzo horizontal minimo (SAmin) puede ser estimado a partir de las pruebas
leak-off. Las cuales son utilizadas en operaciones de perforacion, para estimar la densidad
maxima de perforacion; esta prueba consiste en probar cual es la presion necesaria para
iniciar una fractura hidraulica en una seccion aislada del pozo (Espinoza, 2019).

Pruebas leak-off: es una prueba de presion que me permite determinar la resistencia la
presion de fractura de la formacion, generalmente realizada inmediatamente después de
perforar. Durante la prueba, el pozo se cierra y se bombea fluido en su interior para
incrementar la presion que experimenta la formacion. Alcanzada cierta presion, el fluido
ingresara o se perdera en la formacion, moviéndose a través de los trayectos permeables de
la roca o bien creando un espacio mediante la fracturacion de la roca.

Los resultados de la prueba de admision determinan el valor maximo de presion o de peso
del lodo que puede aplicarse en el pozo durante las operaciones de perforacion
(Schlumberger, Oilfield Glossary, s.f.).

También se utilizan diferentes métodos empiricos los cuales se muestran en la tabla 3.6.1.
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Tabla 3.6.1 Métodos para determinar el esfuerzo minimo horizontal; Modificada de (Zoback, 2007).

Me¢étodo Ecuacion propuesta sz ljt(i:i/%n de  esfuerzo
Hubbert y . O
Sh =0,3(S,—PB,) + P, min _
Willis (1957) min (Sv=FR)+5 =03
Mathews y Oomin
Kelly (1967) Shmin = k;(z)(S, — B,) + By o~ k(@)
v
, v Omi v

Eaton (1969) Shmin = (1Tv)(5” ~-P,)+P, % = (1 — v)

Shmin = 0,197H'*5 4 0,46(B, — Py)

para H<11500ft
Breckels y Van
Eekelen (1981) | Shmin = 1,167H — 4569 + 0,46(P, — P;,)

para H>11500ft
Holbrook Imin _ 4 _ g
(1990) Shmin = (1 - 0)(S, — P,) + P, oy

3.6.2 Esfuerzo horizontal maximo (definicion y cdlculo)

Es el esfuerzo en direccion horizontal que se desarrolla debido a la magnitud del esfuerzo
vertical o a los movimientos de las placas tectonicas. Muchas variables afectan y limitan las
tensiones horizontales. En primer lugar, existen tensiones horizontales de "fondo" que se
desarrollan debido al peso de la sobrecarga, su compactacion y el efecto de "empuje lateral”.
En segundo lugar, las tensiones horizontales pueden desviarse de las tensiones de fondo, ya
sea mas o menos compresivas. Los movimientos de las placas tectonicas son los principales
contribuyentes a las variaciones de la tension horizontal. Las placas convergentes aumentan
la compresion horizontal. Las placas divergentes disminuyen la compresion horizontal
(Espinoza, 2019).

La magnitud del esfuerzo horizontal maximo no se puede medir directamente, por lo tanto,
hay que inferir su magnitud a partir de modelos matematicos.
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_ v 1-2v E E
Shmax = (—1 _v)Sv+ ( 1 —v)PP + (—1 —v2>8H + (—1 _v2>veh
Donde:

E =Modulo de elasticidad de Young [[%]., MPa].

¢H = Deformacion unitaria maxima
¢h = Deformacion unitaria minima

Los valores para las deformaciones unitarias son 0.0001 para ¢H y 0.00001 para ¢h.

3.7 REGISTROS DE POZOS

Es necesario determinar la altura del intervalo a fracturar, por lo que es indispensable tener
un perfil litologico y saber el intervalo productor y con ello establecer la altura de la fractura.
Para determinar dicho intervalo se realiza la interpretacion de registros geofisicos que en
conjunto se comparan para poder determinar estas condiciones (Barrera, 2017).
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3.7.1 Registro de Rayos Gama

Registro de rayos gama (GR) es un método de
medicion de radiacibon gamma natural para
caracterizar la roca o sedimento en un pozo. Este
registro se basa en la medicion de la cantidad de
radioactividad presente en la formacion, en cambio
areniscas y carbonatos limpios indican valores bajos
en la medicion del sistema de rayos gama. El registro
presenta una escala en unidades API basada en la
radiacion natural de diversas formaciones (ver figura
3.7.1) (Montoya & Fonnegra, 2014).

Se lee de izquierda a derecha (=). Si el GR es bajo
indica bajo contenido de arcilla y si es alto indica alto
contenido de arcilla. La unidad de medida es en grados
API, con un rango de valores que generalmente va de
0a 150 APL

Los elementos radioactivos son potasio, uranio y torio,
a partir de estos se determina la concentracion de
arcilla. El cambio de las propiedades de la roca es una
condicion necesaria para diferenciar los esfuerzos in-
situ y el confinamiento de los mismos, donde existe tal
cambio existe la oportunidad de diferenciar los
esfuerzos in-situ o propiedades mecanicas que pueden
afectar la propagacion de la fractura (Asquith &
Gibson, 1982).

Rayos Gamma [API]
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Figura 3.7.1 registro de rayos gamma
del pozo 1357. Modificado de: Pozos

del campo Agua Fria- Iszael Mantufar

Barrera.
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3.7.2 Registro de Resistividad

Es un registro que mide la resistividad, que es la
capacidad que tienen las rocas de oponerse al
paso de corriente eléctrica y es el inverso de la
conductividad. La resistividad depende de la sal
disuelta en los fluidos presentes en los poros de
las rocas (schlumberger, s.f.).

Este registro determina las zonas con presencia
de agua congénita e hidrocarburos, zonas
permeables y porosidad resistiva. Con objeto de
determinar la presencia de fluidos en la
formacion, la matriz o granos de la roca no son
conductivos para transmitir una corriente, esa
funcion es del agua. Por otro lado, la presencia
de hidrocarburos en la formaciéon no es
conductivo, aunque la  presencia  de
hidrocarburos en los poros incrementa la
resistividad de la roca (ver figura 3.7.2) (Asquith
& Gibson, 1982).

Se lee de izquierda a derecha, en escala
logaritmica. La unidad de medida es el ohm-m,
con un rango de valores que va desde 0.2 hasta
2000 omh-m.

Resistivo [ohm™m]
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Figura 3.7.2 Registro de resistividad
del pozo 1357. Modificado de: Pozos
del campo Agua Fria- Iszael Mantufar
Barrera.
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3.7.3 Registro Sonico

Registro sonico es un método de medicidon que
utiliza el mismo principio del método sismico:
mide la velocidad del sonido en las ondas
penetradas por el pozo. Posee un emisor de
ondas y un receptor. Se mide el tiempo de
transito de dichas ondas (schlumberger, s.f.).

Este registro determina la porosidad en funcién
del tiempo de transito (At) de una onda
compresional que viaja a través de la
formacion. El tiempo de transito (At) se mide en
microsegundos por pie y es reciproco de la
velocidad de la onda de sonido compresional
(ver figura 3.7.3).

El registro sdnico monopolar, mide la velocidad
de una onda compresional y da una
aproximacioén de valores para el modulo de
Young dinamico. La onda compresional,
consiste de desplazamiento en forma
longitudinal. Entonces, este comportamiento a
una microescala, se parece a las pruebas
compresionales deformacidn-esfuerzo. Por lo
tanto, se considera que la velocidad se relaciona
con el modulo de Young y su densidad (Smith
& Montgomery, 2015).MSe lee de derecha a
izquierda (€). La unidad de medida es el
useg/m (100 — 500) 6 el pseg/pie (40-240).

Sanico [ps/ft]
50 90 130
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400
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Profundidad [mv]
]
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1200 =s CHIC
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* LT
Figura 3.7.3 registro sonico del pozo 1357.
Modificado de: Pozos del campo Agua Fria-
Iszael Mantufar Barrera.
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3.7.4 Registro de Densidad

Es un registro radioactivo que depende
directamente de la porosidad de la formacion,
pudiendo a su vez obtener la densidad total de la
roca.

Su funcionamiento consiste en una sonda que
hace contacto y emite rayos gama a la formacion.
La generacion de rayos gama a través de la fuente
radioactiva (Cobalto-60 o Cesio-137).

“Los rayos gama colisionan con los electrones de
la formacion, el resultado de la colision es una
pérdida de energia de los rayos gama. El nimero
de colisiones por efecto Compton es funcion del
numero de electrones en la formacion (Densidad
electronica). Por tal motivo, la densidad
electronica se considerada una densidad
volumétrica (pb) de la formacion (ver figura
3.7.4), (Asquith & Gibson, 1983).

Densidad [gr/cc]
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Figura 3.7.4 Registro de densidad del pozo
1357. Modificado de: Pozos del campo
Agua Fria- Iszael Mantufar Barrera.
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CAPITULO 4
METODOLOGIA
4.1. MODELO GEOMECANICO

Para el disefio del modelo geomecanico es necesario contar con informacion de las
propiedades elésticas dindmicas de la formacidon que serd analizada, dichas propiedades
pueden ser medidas en laboratorio o a partir de registros geofisicos (registro sonico).

El modelo geomecanico muestra la distribucion de esfuerzos en el pozo, con lo cual se puede
predecir la ruptura de la roca y geometria de la fractura.

4.1.1 Porosidad

El calculo de la porosidad se realizara usando el registro sonico, este mide tiempo de transito
en un intervalo donde la onda de sonido compresional viaja a través de la formacion.

Para este trabajo se usara la ecuacion de Wyllie (1956). Esta establece una relacion lineal
entre el tiempo de transito At medido y la porosidad @ de la formacion; segun este modelo,
el At de la formacion es la suma de los At’s de cada elemento ponderado por sus volimenes
de formacién (Aboud, s.f.).

 Atygy — Atyng
Aty — Atpng

Donde:

@= porosidad derivada del sonico

A tma= tiempo de transito de intervalo de la matriz (“Sec

pies)’ (Tabla 1)

A tlog = tiempo de transito de intervalo de formacion (’:;:SC),

A tf = tiempo de transito de intervalo del fluido en el pozo [barro dulce= 189 (

usec usec

), barro salino = 185 (

pies

)]

pies
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Tabla 4.1.1 Tiempo de transito del intervalo para matrices diferente. Estas constantes se usan en la
Formula de Porosidad Sonica (segin Schlumberger, 1972).

LITOLOGIA Atma (©20)
Areniscas 55.5a51.0
Calizas 47.6
Dolomitas 43.5
Anbhidridita 50.0
Sal 67.0

El tiempo de transito de intervalo (A t) de una formacion aumenta debido a la presencia de
hidrocarburos (es decir el efecto del hidrocarburo). Si el efecto de hidrocarburo no se corrige,
la porosidad derivada del sonico sera demasiado alta. Hilchie (1978) sugiere las siguientes
correcciones empiricas para efecto del hidrocarburo:

® = @s.0,9 petrdleo

@ = @s.0,7 gas

Donde

@s= Porosidad obtenida del registro sénico

4.1.2 Calculo de presion de sobrecarga o esfuerzo vertical

La presion de sobrecarga se puede expresar matematicamente como la presion ejercida por
todo el material que recubre la profundidad de interés.

Para predecir la presion de sobrecarga en el presente trabajo se usoé la siguiente formula:
Pp = (1- Q))pma + (Z)pfl
S =0,433p,h

Donde:

b
plg?

. L gr
pp= densidad volumétrica [;]

S= presion de sobrecarga [

]
H =profundidad vertical verdadera [pies].

La tabla 4.1.2 muestra valores de densidad encontrados comunmente en el campo.
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Tabla 4.1.2 Valores de densidad para algunas rocas y fluidos, encontrados cominmente en
yacimientos de hidrocarburos. (Tomado de Asquith y Gibson, 1982).

Roca

Fluido

4.1.3 Calculo de presion de poro

Dolomita
Arenisca
Caliza
Anhidrita
Sal

Arcilla

Gas
Petroleo
Agua fresca

Agua salada

2,876
2,648
2,710
2,977
2,032
2,7-2,8
0,15
0,70
1,00

1,03-1,06

En la industria petrolera existen muchos métodos para calcular la presion de poro de las
formaciones. Los métodos mas eficientes el Método de Eaton, el método de Hottman y
Johnson, el método de Foster y Whalen o de profundidad equivalente y el método del

exponente dc.

Para predecir la presion de poro en el presente trabajo se usé el método de Eaton.

Donde:

Pp = Presion de poro [%].

PpN = Presion de poro normal [

., b
S = Presion de sobrecarga [ﬁ]'

TN = Tiempo de transito observado [

TO = Tiempo de transito normal [

b
plg?

b

TN 3.0
PPZS—(S—PPN)(E)'

1.

Ib
plg?

plg

2l

].
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4.1.4 Calculo de presion de fractura

Para el célculo de la presion de sobrecarga o presion de fractura en el presente trabajo se
usara el Método de Eaton, la ecuacion se presenta a continuacion.

v
Pf ZE(S—PP)-FPP

v = 0,0645In(H) — 0,0673

Donde:

b
plg

PF = Presion de fractura [

2)-
v = Relacion de Poisson

Pp = Presion de poro [%].

H = Profundidad [m]

4.1.5 Cdlculo de esfuerzos in-situ
e Esfuerzo horizontal minimo

Para el presente trabajo se utilizara la ecuacion de Hubbert y Willis (1957).

Shmin = 0,3(S, — B,) + B,

Donde:

. b
S,= esfuerzo vertical o de sobrecarga [ﬁ]'

].

. Ib
P,=presion de poro
p~P poro [

e Esfuerzo horizontal maximo

La magnitud del esfuerzo horizontal maximo no se puede medir directamente, por lo tanto,
hay que inferir su magnitud a partir de modelos matematicos Breckels y Van Eekelen (1982),
proponen la siguiente ecuacion.

v 1—-2v E E
Shmaxz(l_v)5v+(1_v)PP+<—1_UZ>SH+(—1_UZ>vSh
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Donde:

E = Médulo de elasticidad de Young [(%), MPal.

¢H = Deformacion unitaria maxima
¢h = Deformacion unitaria minima

Los valores para las deformaciones unitarias son 0.0001 para ¢eH y 0.00001 para €.

4.1.6 Propiedades elasticas de la roca
e Modulo de Young

La siguiente ecuacion me representa el modulo de Young, mediante velocidades de onda
compresional y de cizalla (Gutiérrez, 2016).

3vp — 41752)

E=p*v52*<
2 _ 2
vZ — v

Donde:

vp = Velocidad de la onda compresional [%].

vs= Velocidad de la onda de cizalla [?].

Cuando no se cuenta con un registro soénico dipolar, Lacy en 1997, analizé cerca de 400
muestras de nucleos del Golfo de México y determind la siguiente correlacion entre modulo
elastico dinamico y velocidad compresional ultrasonica (Zoback, 2007).

E = 0,265v,"*

e Relacion de Poisson

Es la relacion entre la deformacion transversal y la deformacion axial de la roca bajo un
esfuerzo axial.

La siguiente ecuacion representa la relacion de Poisson dindmica:

vh — 2v2

YT 2w —vd)
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Donde:

vp = Velocidad de la onda compresional [%].

vs= Velocidad de la onda de cizalla [?].

Para el presente trabajo se us6 la relacion de Poisson a partir del nomograma de Eaton
(Escobar, Erazo, Armijo, & Ofia, 2019):

v =0,0645In(H) — 0,0673
Donde:

H = Profundidad [m].

e Modulo Volumétrico

Para el presente trabajo se uso la siguiente ecuacion (Gutiérrez, 2016).

3
=pe(8-20)
Donde:

p = densidad promedio de la formacion [%].
Vp = Velocidad de onda compresional o primaria [?].
Vs = Velocidad de onda de corte o secundaria [%].

e Moddulo de corte.
Para el presente trabajo se uso la siguiente ecuacion que me representa el Mdodulo de Corte

(Gutiérrez, 2016).

E

¢ =0T

Donde

v = Relacion de Poisson
E= Mobdulo de Young dinamico.
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4.2 MODELO DE PREDICCION DE FRACTURA HIDRAULICA

Modelo Perkins-Kern-Nordgren (PKN)

Perkins y Kern en el afio 1961, desarrollaron ecuaciones para predecir la longitud y ancho de
la fractura con una altura fija (ver figura 4.2). Para el presente trabajo se analiza el modelo
PKN de dos dimensiones (2D) desarrollado, sin considerar pérdida de fluido fracturante.

Para esta solucion son requeridos menos datos de la formacion en comparacion al modelo
PKN que considera pérdida de fluido, limitandose solamente a seis pardmetros necesarios.
Los moédulos elasticos seran los que van a caracterizar la rigidez o interaccion con la
formacion mientras que la viscosidad la interaccion con el fluido de la formacién en relacion

con el gasto y tiempo de inyeccion.

;))Jr L

A

~——

-

-
——————
-

A=

-

-

Figura 4.2 Esquema representativo del modelo PKN (Xiang, 2011).

A continuacion, se presenta el modelo matematico de prediccion de fractura PKN:

e Ancho de la fractura

Es la region geométrica en direccion horizontal creada por el fluido inyectado. El ancho de
la fractura aumenta proporcionalmente al tiempo de inyeccion elevada a un quinto (t1/5)

(Barrera, 2017).

(1- U)IlFCIiZ
HG

11
w = 2,5( )5 * t5
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Donde

v = Relacion de Poisson
3
qi= Caudal de inyeccion [mT].
G= modulo de corte [Pa]
H= profundidad [m]
Uy = viscosidad del fluido fracturante [Pa-seg]
t=tiempo de inyeccion [seg]

e Longitud de la fractura

Es la regién geométrica en direccion transversal creada por el fluido inyectado La longitud
de la fractura aumenta proporcionalmente al tiempo de inyeccion elevada a cuatro quintos
(t4/5) (Barrera, 2017).

Gq}

4
T ——— 5
(1 —v)upgH*

1
Xy = 0,68( )5 * ¢

Donde:

v = Relacion de Poisson
3

qi= Caudal de inyeccion [’"T].

G=moddulo de corte [Pa]

H= profundidad [m]

Uy = viscosidad del fluido fracturante [Pa-seg]
t=tiempo de inyeccion [seg]

Para el calculo de la viscosidad aparente del fluido fracturante u; se asumen los datos
reoldgicos de propuestas de fractura en el golfo de México.
Los valores de qi y t se pueden variar para tener diferentes predicciones de fractura.

e Conductividad adimensional de la fractura

Es la capacidad de flujo a través de la fractura, para el presente trabajo se calculd la
conductividad adimensional mediante la ecuacion planteada por CincolLey & Samaniego
(1977).

Donde:

C¢p=Es la conductividad de fractura adimensional
W,,e=Es el ancho promedio de la fractura empaquetada en pies
ks=Es la permeabilidad de la fractura en mD.
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hs=Es la altura de la fractura en pies
xs=Es la longitud media de la fractura en pies. Y
k =Es la permeabilidad de la matriz en mD.

e Calculo del caudal incremental

Es el caudal que se obtiene luego de la fractura, para una prediccion mas acertada del caudal
se requiere de un software que simule dicho incremento. El caudal con fractura en fondo de
pozo puede ser calculado mediante la siguiente ecuacion (Archila, Romero, Calvete, &
Ardila, 2014):

0,00708KhAp
9="————"—"77re~N.
Buin (=)

Donde:

K= permeabilidad de la fractura (mD)

h= espesor del intervalo fracturado (pies)
Ap= caida de presion (Psi)

Bo=factor volumétrico del petrdleo

u= viscosidad del petréleo (cp)

re=radio de externo del yacimiento (pies)
r’'w=radio efectivo de pozo (pies).

Donde es el radio efectivo del wellbore, el cual es determinado a partir de la grafica de Prat’s
y la conductividad de fractura adimensional (Figura 4.3).

RADIO EQUIVALENTE DEL WELLBORE

Rudio efective del poro
Lomgitud mediade fractura

01 02 05 1 2 5 10 20 So
Conductividad adimmnsional (€]

Figura 4.3 Radio efectivo, grafica de Prat’s (Archila, Romero, Calvete,
& Ardila, 2014).
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CAPITULO 5
ANALISIS DE RESULTADOS

5.1 ANALISIS DE GEOPRESIONES

La formacion Chicontepec reporta una produccion actual de 150 BPD de petréleo, dado que
los datos petrofisicos de la misma muestran la baja calidad de la roca se aconseja un
tratamiento de estimulacion por fracturamiento hidraulico para aumentar el radio productivo.
Los resultados analizados a continuacion se centraran solamente en dicho intervalo.

Los valores obtenidos para el calculo de la porosidad a través del registro sonico (ver tabla
5.1). La primera columna muestra el valor del tiempo de transito de onda para la matriz
rocosa, la segunda columna muestra el valor de tiempo de transito de onda para el fluido, la
tercera columna muestra el tiempo de transito observado y la cuarta columna muestra el valor
de la porosidad obtenida de la ecuacion de Wyllie (1956), corregida segun la correlacion de
Hilchie (1978), (revisar capitulo 4). El valor de porosidad obtenido de 17% corresponde a
una roca de alta porosidad segun los datos reportados por Levorsen (1973), sin embargo, la
porosidad calculada no es efectiva lo que apunta a una mala transmision de fluido.

Tabla 5.1: Resultado obtenido de porosidad.

AtmaC ) A C) DtiggC) % (ad)

pies pies pies

47,6 185 75 0,17

El gradiente de presion de poro obtenido tiene un valor de 0,465 pz; I El analisis del
gradiente de presion hidrostatica para el intervalo estudiado resulto ser de 0,430 pz; s lo

que genera un incremento de presion para el intervalo correspondiente a la formacion
Chicontepec de 3592,96Psi. Estos valores indican sobrepresion (ver figura 5.1) originada
posiblemente por sobrecompactacion derivada de una rapida sedimentacion que conllevo a
un entrampamiento del agua intersticial. También puede ser causada por los eventos
tectonicos registrados en la cuenca (Orogenia Laramidica) o la expansion de los fluidos
presentes.  Estos posibles origenes también concuerdan con el tipo de litologia y
caracteristicas petrofisicas resultantes para la formacion estudiada (ver tabla 5.2).
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Tabla 5.2 Valores Geopresiones.

BRI §§?§§ARGADE i‘%‘fi%io :F’IEEA;C‘%TRADE g%‘%i‘ooéimm
H S Pp Pf Ph
3937,01 4045,21 3266,33 4158,66 1705,36
4002,62 4112,62 3320,76 4231,86 1733,77
4068,24 4180,05 3375,20 4305,15 1762,20
4133,85 4247,46 3429,63 4378,51 1790,62
4199,48 4314,89 3484,08 4451,97 1819,05
4265,09 4382,31 3538,52 4525,49 1847,47
4330,71 4449,73 3592,96 4599,10 1875,89
4396,33 4517,15 3647,40 4672,78 1904,31
4461,94 4584,57 3701,83 4746,53 1932,73
4527,56 4651,99 3756,27 4820,37 1961,16
4593,17 4719,40 3810,71 4894,26 1989,58
4658,79 4786,83 3865,15 4968,25 2018,00
4724,41 4854,25 3919,59 5042,30 2046,43
4790,03 4921,67 3974,03 5116,43 2074,85
4855,64 4989,09 4028,46 5190,62 2103,27
4921,26 5056,51 4082,91 5264,89 2131,69
4986,87 5123,92 4137,34 5339,22 2160,11
5052,49 5191,35 4191,78 5413,63 2188,54
5118,11 525877 4246,22 5488,11 2216,96
5183,73 5326,19 4300,66 5562,66 224538
5248,34 5392,58 4354,27 5636,13 2273,37
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Por otro lado, el estudio del gradiente de fractura arrojo un valor de 0,97 %, lo que indica

una alta cohesion de la formacion de interés (ver figuraS.1). Para poder determinar el
intervalo a fracturar es deseable indicar una zona donde las presiones de fractura sean bajas
(Quintero, Triana, Jaimes, & Torres, 2010). En el caso de los datos obtenidos para la
formacion Chicontepec atendiendo a los valores indicados por la bibliografia, se determiné
elegir la seccion entre los 4330.71-4560,36 pies.

Presiones Pozo 1357 Campo Agua Fria

Presiones
0,00 1000,00 2000,00 3000,00 4000,00 5000,00 6000,00

3937

4137

4337

PRESION DE PORO (PSI) Pp

— .
2 PRESION DE FRACTURA (PSI) Pf
o
o 4537 — ESFUERZO VERTICAL (PSI) S
2 B}
S PRESION HIDROSTATICA (PSI) Ph
=}
12
& 4737

4937

5137

Figura 5.1 Representacion de las geopresiones para el pozo 1357.

5.2 ANALISIS DE ESFUERZOS IN-SITU

El andlisis de los modulos de los esfuerzos in-situ que afectan a la formacion de estudio fue
calculado a partir de los modulos elasticos dindmicos de la roca segun se refiere en el capitulo
metodologia. El gradiente de esfuerzo de sobrecarga para la formacién Chicontepec (3937-
5248 pie) arrojo un valor de 1,0275 Psi/pie. Los datos obtenidos para cada 65 pies se muestran
en la tabla 5.3 y se representan en la figura 5.2.

45



Tabla 5.3: Valores de esfuerzos in situ.

PROFUNDIDAD
(PIES)

ESFUERZO VERTICAL
(PSI)

ESFUERZO
HORIZONTAL
MAX

ESFUERZO
HORIZONTAL
MIN

H

3937,01

4002,62

4068,24

4133,85

4199,48

4265,09

4330,71

4396,33

4461,94

4527,56

4593,17

4658,79

4724,41

4790,03

4855,64

492126

4986,87

5052.,49

5118,11

5183,73

524834

S

SHmax

SHmin
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Los resultados obtenidos para los esfuerzos horizontales muestran una magnitud promedio
para el esfuerzo horizontal maximo de 5805,35 Psi y de 4287,44 PSI para el esfuerzo
horizontal minimo. Como se puede observar el valor de SHmax es mayor al reportado para
Sv (4955,33) y SHmin, apuntando a que la region perforada se encuentra en un régimen
tectonico transformante (Anderson 1905). Derivado de este andlisis cabe esperar que la
presion de fractura sea superior al esfuerzo sobrecarga, tal y como los valores calculados
arrojan (ver figura 5.2).

Observando el comportamiento de los esfuerzos obtenidos (ver figura 5.2), se tienen valores
altos de presion de cierre del esfuerzo vertical, esto me indica el rango de trabajo para realizar
las operaciones de fractura, que conjunto con el comportamiento observado de los modulos
elasticos permite inferir una alta probabilidad de que la fractura realizada en estos intervalos
sea llevada a cabo.

Esfuerzos in-situ para el pozo 1357 Campo Agua

Fria
ESFUERZOS (Psi)
1000,00 3000,00 5000,00 7000,00
3937
4137
a
e —@— ESFUERZO VERTICAL S
= 4337
<
=)
a
=
E 4537
2
o ESFUERZO
HORIZONTAL MIN
4737 Shmin
4937 —e—ESFUERZO
HORIZONTAL MAX
Shmax
5137

Figura 5.2 Representacion de los esfuerzos in-situ para el pozo 1357.
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5.3 ANALISIS DEL MODELO DE FRACTURA

Con los datos de las propiedades mecanicas y los esfuerzos generados en el pozo 1357 del
campo Agua Fria, podemos determinar el intervalo de fractura, al igual que estimar la posible
geometria de la fractura.

Para lograr una buena geometria de fractura el comportamiento del mdédulo de Poisson debe
reflejar valores bajos y valores altos del médulo de Young en las lutitas de interés y un
comportamiento opuesto en las arcillas de sello (Quintero, Triana, Jaimes, & Torres, 2010).
De acuerdo al comportamiento de los modulos elasticos obtenidos, se espera tener un
crecimiento vertical controlado de la fractura.

70 (m)

0,01037 (m) ,,\—4 229,65 (Pie)
0,4086 (Plg) M

\m/’

Figura 5.3 Geometria de fractura para pozo Agua Fria 1357, modificada de (Barrera, 2017).

Los resultados obtenidos de la aplicacion del modelo PKN, para el disefio de la geometria de
fractura en el intervalo rocoso elegido arrojé valores de 229,65 pies de altura, 0,4086
pulgadas de anchura y 853,64 pies de profundidad horizontal (ver figura 5.3).

Tabla 5.4: Valores de fractura necesarios para el calculo de permeabilidad post-fractura.

ggNEXCg&Igﬁ?RA LONGITUD DE LA ANCHO DE LA PERMEABILIDAD DE LA
ADIMENSIONAL | TRACTURA FRACTURA MATRIZ

i . 0,4086 pulg_
2,07 adi 853,64 pies 0,03403pies 3,11mD

Para el calculo de la permeabilidad post-fractura se us6 la ecuacién de Cinco Ley &
Samaniego (1977), revisar capitulo de metodologia. La tabla 5.4 muestra los valores
necesarios para el calculo de dicha permeabilidad obteniendo un valor de 6,22 mD. Dado que
la permeabilidad inicial arrojaba valores de 3,11 mD, este tratamiento muestra una mejora en
la permeabilidad total en el radio de drenaje del pozo.
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El caudal incremental arrojé un valor de 677,53 BPD se puede observar que se tuvo un
aumento de aproximadamente de 527,53 barriles con respecto al caudal inicia de 150 BPD

luego del fracturamiento hidraulico. El calculo del caudal post-fractura se realizd con los
datos presentados en la tabla 5,5

Tabla 5.5: Datos del yacimiento (Beltran, 2013).
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CONCLUSIONES

e Las propiedades petrofisicas como permeabilidad (3,1 1mD) y porosidad promedio
(8,5%) presentadas en el pozo 1357, evidencian que hay flujo restringido de
hidrocarburos, por lo que la propuesta de realizar fracturamiento hidraulico mejoraria
el flujo de hidrocarburos.

e La formacion de estudio (Chicontepec), presenta gradientes de poro e hidrostatico de

b Ib . o .,
0,465 myprrl 0,430 Py respectivamente. Esto implica sobrepresion en la

formacion, posiblemente originada por sobrecompactacion o por los eventos
tectonicos en la cuenca. Esto concuerda con el tipo de litologia y caracteristicas
petrofisicas resultantes para la formacion estudiada.

e Es necesario establecer las magnitudes de los esfuerzos IN-SITU, para la seleccion
del intervalo a fracturar. Para la formacion de estudio se establecid que el intervalo
que presenta las mejores condiciones para realizar fracturamiento se ubica a 4330.71-
4560,36 pies.

e FEl andlisis de los esfuerzos IN-SITU dié como resultado el régimen tectonico
transformante para la region de estudio, dado que SHmax>Sv>SHmin segun los
valores analizados.

e Para la prediccion de la geometria de fractura se uso el modelo PKN, el cual arrojé
valores de 229,65 pies de altura, 0,4086 pulgadas de anchura y 853,64 pies de
profundidad horizontal para el disefio de fractura, lo que implica un aumento de la
permeabilidad total en el radio de drenaje del pozo de 13449,5 mD. La permeabilidad
depende del tipo de apuntalante usado por lo que puede variar sin, embargo dado el
considerado la permeabilidad con empaquetado calculada es de 6,22 mD.

e Luego del disefio de la geometria de fracturamiento hidraulico se obtuvo un aumento
de produccion de aproximadamente 527,53 BDP con respecto a la produccion inicial
150 BPD, lo que significa que la propuesta de fracturamiento mejora notablemente la
produccion del pozo 1357.



RECOMENDACIONES

e Para el disefio de una fractura hidraulica se debe tener informacion de registros
geofisicos, principalmente rayos gama, resistivo, sonico, sonico dipolar y densidad.

e Se debe establecer las propiedades elasticas dindmicas de la roca (mddulo de Young,
relacion de Poisson y esfuerzo a la tension), estas son necesarias para establecer el
modelo geomecanico y la prediccion de la geometria de fractura. Si no se cuenta con
informacion de laboratorio, estas propiedades pueden ser calculadas a través del
registro sonico.

e Eldisefio del modelo geomecanico es esencial para comprender el estado de esfuerzos
presentes en las rocas. La magnitud de los esfuerzos ayuda a establecer el intervalo o
la zona que presenta mejores caracteristicas para el fracturamiento hidréaulico.

e Contar con informacion de caracterizacion de la formacion es necesario para tener
éxito en el disefio del modelo de fracturamiento hidraulico, el uso de informacion de
pozos vecinos puede ser de utilidad para hacer correlaciones de datos cuando no se
cuanta con los necesarios para llevar a cabo el fracturamiento hidraulico.
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ANEXOS

Propiedades elasticas de la roca del pozo 1357

v E (kPsi) G (kPsi)
0,5339 3039,4 1821,9
0,5350 2461,9 1530,9
0,5361 3846,7 3051,2
0,5371 3489,1 2204,5
0,5381 8138,6 6123,7
0,5391 5827,1 2721,6
0,5401 5024,3 3919,1
0,5411 1861,5 1530,9
0,5420 2034,6 1666,9
0,5430 5024,3 3444,5
0,5439 6838,6 3919,1
0,5448 4376,7 3051,2
0,5457 3039,4 2204,5
0,5466 3407,5 2721,6
0,5475 6838,6 5217,8
0,5483 5827,1 3444,5
0,5492 3846,7 1530,9
0,5500 6173,6 4491,6
0,5509 6004,2 4549,9

0,5517 6023,6 4608,2



0,5525 6010,0 4665,7

Los valores de relacion de Poisson, médulo de Young y méddulo de Corte, necesarios para el
calculo de los esfuerzos horizontales maximos y minimos. Para el calculo de los valores de
los moédulos tanto de Young como de corte se analizo el registro sonico del pozo 1357, donde
se obtuvieron las velocidades de onda compresional y de cizalla.

Velocidades de onda y de cizalla del pozo 1357

H Vs (m/s) Vp (m/s)
3937,01 2770,91 3386,67
4002,62 2540,00 3048
4068,24 3585,88 3810
4133,85 3048,00 3628,57
4199,48 5080,00 5541,82
4265,09 3386,67 4689,23
4330,71 4064,00 4354,29
4396,33 2540,00 2650,43
4461,94 2650,43 2770,91
4527,56 3810,00 4354,29
4593,17 4064,00 5080
4658,79 3585,88 4064
4724,41 3048,00 3386,67
4790,03 3386,67 3585,88
4855,64 4689,23 5080
4921,26 3810,00 4689,23

4986,87 2540,00 3810



5052,49
5118,11
5183,73

5248,34

4064,00
3048,00
2650,43

2770,91

4354,29
3585,88
3386,67

3048

Es necesario el célculo de los valores de velocidad de onda de cizalla y compresional
presentados en la tabla 6 para la obtencion de los modulos elasticos de la roca necesarios para
la seleccion del intervalo de fractura y determinacion de los esfuerzos in-situ.



Datos usados para el calculo de la geometria de la fractura en el pozo 1357




