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Resumen

La creciente demanda energética a nivel mundial y la necesidad de disminuir los tiempos no
productivos ha llevado a los centros de investigacion y compafiias petroleras a desarrollar nuevas
metodologias para estimar pardmetros de la ventana de estabilidad lo mas exactos posibles
evitando problemas, para de esta forma llegar a formaciones inexploradas e identificar nuevos
prospectos que antes no eran de interés. El problema de estas zonas es que no pueden ser
analizadas de forma convencional, ya que se encuentran sobrepresionadas por causas distintas
a la sub-compactaciéon haciendo dificil la evaluacion de la presién total presente en la formacion,
ya que los registros detectan cambios petrofisicos presentes y no si estos fluidos almacenados
en la roca sufrieron un proceso de expansion por esfuerzos térmicos. Por tal motivo, se desarrollo
una herramienta computacional robusta usando diferencias finitas, para realizar modelamiento
de cuencas 1D y 3D integrando modelos petrofisicos construidos mediante registros geofisicos.
Posteriormente se debe hacer un analisis de la zona para conocer si prevalecen las condiciones
de presion, temperatura y mineralogia, para que se presenten los esfuerzos quimicos.
Seguidamente, el modelo geoquimico que corresponde al tipo, cantidad y nivel de maduracién
de materia organica, se acoplé al petrofisico para analizar el efecto de generacion de
hidrocarburos y expansion de fluidos. Dentro del analisis geoquimico se incluyd un estudio de
grado de maduracién para saber si la materia organica se encuentra en ventana de generacion
mostrando con exactitud las zonas de alta energia. Luego de tener los modelos y haberlos
acoplado mediante la herramienta, se calcula la presion de poro por modelamiento de cuencas,
esta presion se utiliza en el disefio de la ventana de estabilidad la cual proporciona densidad de
lodo utilizada en nuevos proyectos de perforaciéon. Cuando la materia organica esta en ventana
de generacién proporciona un aumento mayor al 20% de sobrepresién, si no esta en ventana, el
aporte no es significativo. Ademas, la herramienta permite ver el impacto de los esfuerzos
térmicos, quimicos y de sub-compactacion individualmente, en la curva de presion de poro,
facilitando anticipar problemas asociados con la estabilidad de pozos. Esta investigacion también
permitié obtener un valor aproximado de la cantidad de hidrocarburos y posible fase (liquida o
gaseosa) en la que se encuentran, gracias al acople con los modelos geoquimico y petrofisico.

Introducciéon

El estudio de la presion de formacién en cuencas sedimentarias, se ha convertido en las Ultimas
décadas, en uno de los pardmetros mas criticos e importantes en la planeacién de los proyectos
de perforacion dentro de la industria del petréleo, en especial en zonas de dificil estudio como lo
son los yacimientos no convencionales. Este pardmetro es curva fundamental del modelo
geomecanico el cual genera la ventana de estabilidad, determinando un rango de densidades
seguras para evitar problemas durante la perforacion.

Las metodologias para la caracterizacion de esta presion, en la industria del petréleo, han tenido
un gran desenvolvimiento desde la década del 50, cuando se buscaba entender la causa de las
sobrepresiones en los yacimientos de Luissiana en los Estados Unidos. Sin embargo, la mayoria
de estas metodologias convencionales, tienen como hipoétesis central, la subcompactaciéon como
principal mecanismo de generacion de sobrepresion, es el caso de las relaciones propuestas por
Hottmann and Johnson (1965), Eaton 1975 y Zhang (2008).
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Para el caso de la expansion de fluidos, una de las metodologias mas conocidas fue propuesta
por Bowers (1995). Los métodos anteriores tienen limitaciones. Por ejemplo, para el caso de las
usadas en subcompactacion, estas proporcionan valores inferiores a los reales cuando estan
presentes otras causas generadoras de altas presiones. Las correlaciones que incluyen la
expansion de fluidos necesitan datos de pruebas de presién, que no pueden registrarse en rocas
shale por su baja permeabilidad. Debido a las limitaciones anteriores, una alternativa es realizar
la estimacion de la presion de poro mediante la implementacion de modelos matematicos, cuya
estructura depende de las causas que se estén analizando, acoplando modelos petrofisicos y
geoquimicos con los términos que cuantifican cada causa. Partiendo de la teoria de relacion del
esfuerzo efectivo de Terzaghi (1923); y adicionando otros términos segun la causa de
sobrepresion que se quiera analizar, se tiene un modelo que es lineal cuando se analiza en
funcion de la presion de poro.

En esta investigacién se tendran en cuenta los términos correspondientes a los esfuerzos
termales (expansién de fluidos y generacién de hidrocarburos (Grauls, 1999). El efecto
acuatermal estard representado por el término propuesto por Luo e Vasseur (1992). Para los
términos de generacion de hidrocarburos se tendrd en cuenta los modelos de maduracién
propuestos por Tissot y Espitalié (1975); y Tissot y Welte (1984), ambos utilizados en la
investigacion realizada por Luo e Vasseur (1996). Con el modelo geoquimico se estima la
fraccion de kerégeno que se convierte a aceite en la primera etapa de maduracion y
posteriormente se calcula la de gas. Con esta fraccion y los términos propuestos por Hantschel
e Kauerauf (2009), se puede hacer una estimacién del impacto de la generacion de hidrocarburos
incluyendo craqueo de kerégeno-aceite y de aceite-gas en la presién de poro en funcién de la
profundidad.

A continuacion, se mostrard como se pueden acoplar estos términos con modelos petrofisicos y
geoquimicos para la estimacion de la presion de poro, analizando las variables mas
representativas, como es el caso de compresibilidad, porosidad, permeabilidad y viscosidad en
el término que representa la subcompactacion. La temperatura en el efecto acuatermal y el
contenido de materia organica con su respectivo grado de maduracion, para el término que
representa el efecto de generaciéon de hidrocarburos. Primero se solucioné sélo teniendo en
cuenta la sobrecarga y posteriormente se adicionaron los demas términos. Finalmente teniendo
los modelos 1D, se realiza la expansion de estos a geometria 3D en coordenadas cartesianas
para ver los efectos de flujos laterales. El modelado 3D permite ver a diferentes coordenadas
como es el perfil 1D, este perfil extraido es mas preciso que el modelo solo 1D.

Modelamiento Matematico

La presién de poro es la presion de los fluidos que estan dentro de los poros de la roca, la cual,
aumenta debido al peso de sobrecarga. El flujo de fluidos y la compactacién pueden disminuir la
presion inducida por este peso (Hantschel e Kauerauf, 2009). La diferencia entre la presion
hidrostética y la presion de poro se conoce como sobrepresidbn y como se menciond
anteriormente es controlada por el flujo de fluidos. Las curvas de presion de poro varian entre la
presion hidrostatica y la litostatica. En ocasiones pueden ser inferiores a la hidrostatica, cuando
hay alta erosién y levantamientos, o cuando los estratos de arenas a determinada profundidad
estan conectados con la superficie, a través de facies permeables. En otros casos, la presiéon de
poro puede sobrepasar la presion litostatica, por generacion de gas o por facies permeables que
estan conectadas con estratos a mayor profundidad (Hantschel and Kauerauf, 2009).

Los fenbmenos enunciados anteriormente se pueden representar por medio de modelos
matematicos. A continuacion, se hara una descripcion de los modelos matematicos usados en
ésta investigacion.
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Modelo de Terzaghi

En el modelo de Terzaghi, la sobrepresion esta relacionada con la compactacion mecénica
incompleta y se establece una relacién entre la disminucion de la porosidad y la compactacion
de sedimentos. Este modelo es muy usado en el modelamiento de cuencas 1D, y tiene en cuenta
las siguientes consideraciones:

e La presion litostatica considera solo la componente vertical del tensor de esfuerzos como
esfuerzo principal maxima. La presion litostatica es igual al peso de sobrecarga. Los
esfuerzos horizontales son fijados proporcionales a la presion litostatica. Adicionalmente,
la tectonica de esfuerzos debida a las fuerzas compresionales y extensionales son nulas.

e Formacién de la presién de poro es causada por la sobrecarga. El flujo de fluidos y la
compactacién determina, como la presién es formada y distribuida en la cuenca. La
compactacién esta relacionada con la salida de fluido del poro disminuyendo la
sobrepresion, se considera que la roca esta saturada por un solo fluido y es controlada
por las permeabilidades. Se asume comunicacion de la presion en el medio poroso.

e Lacompactacion mecanica de los poros tiene en cuenta el reagrupamiento de los granos.
La compactacion esta relacionada con la reduccion de la porosidad causada por la salida
del fluido del poro, esta reduccion es controlada por el esfuerzo efectivo de Terzaghi. Se
asume una relacion entre el maximo esfuerzo efectivo y la porosidad.

e El agua es considerada incompresible

Modelo matemético de presion de poro

La ecuacion de presiéon se basa en: a) Un balance para el agua del poro ya que las fuerzas que
conducen el flujo de agua del poro representan el gradiente de sobrepresion, b) La ley de Darcy
establece una relacién lineal entre la velocidad de descarga del fluido del poro y c) El gradiente
de sobrepresion. El factor de proporcionalidad es la movilidad, éste valor depende de la
permeabilidad de la roca y la viscosidad del fluido.

k
V=_vP (1)

Luo and Vasseur (1992) derivaron la ecuacion de presion de poro afirmando que la conservacion
del material rocoso puede ser descrito con la ecuacion de continuidad. Con este andlisis los
autores establecieron la siguiente expresion.

1 do

V=15 (2)
La reduccion de la porosidad por compactacion es formulada por la ley de Terzaghi.
= G)

dat dt

Basados en los conceptos anteriores se pudo establecer un modelo para la presion de poro
considerando sélo la compactacion, para el cual se puede ver que la sobrecarga genera el
incremento en la presion y la compactacion. Los dos parametros litologicos (permeabilidad y
compresibilidad) controlan el flujo de fluidos y la formacion de sobrepresion. La compresibilidad
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describe la habilidad de la roca a compactarse y controla, como la sobrecarga puede influenciar
la presién de poro. La permeabilidad controla las tasas de flujo, vias de circulacion y campos de
presion de poro resultante (Hantschel e Kauerauf, 2009).

1 do C do
VLV = - = 4)

C dpP k C dPl
e Ve Tioa (5)

Los términos de la ecuacion anterior pueden ser calculados con otros modelos ya que varian en
profundidad como es el caso de la porosidad y la permeabilidad, la viscosidad varia con la
temperatura.

Porosidad. La porosidad puede ser determinada por la ley de Athy (1930) mediante una relacion
en funcion de profundidad.

0= Q)oe_aH (6)

La expresion anterior s6lo puede ser usada para zonas de compactacion normal donde la presion
es hidrostética, por lo tanto, se puede establecer una relacion entre la porosidad y el esfuerzo
efectivo.

0 =@ e b0 (7)

b= o (psi™) ®

Con la ayuda de registros se puede determinar la porosidad, por otro lado, aplicando la ley de
Athy (1930) se puede estimar el pardametro de compactacion a y calcular la compresibilidad de
la roca mediante la siguiente ecuacion.

— -1

Permeabilidad. Generalmente para rocas de grano fino, la permeabilidad esta en funcién de la
porosidad como lo propone Terzaghi (1925), donde el parametro A varia entre 1073 — 1077

k= A0° (D) (10)

Viscosidad. La viscosidad varia en funcién de la temperatura. Mercer (1975) presenta la
variacion de la viscosidad en funcién de la temperatura para rangos entre 0 - 300°C los cambios
de la viscosidad pueden ser determinados mediante la ecuacion (12).

= (5.38 + 3.84 — 0.2643)103 (11)

1_
u
A= (T —150)/100 (12)
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Los modelos utilizados para la estimacion de la porosidad y la permeabilidad, también fueron
usados en la investigacién de Luo and Vasseur (1992). El primer desarrollo del modelo se hizo
teniendo en cuenta sélo el efecto de compactacion demostrado con las ecuaciones anteriores
(ecuacion 13)

Cc 0P _ KopP _ C OPL

1-9 ot uaz 1-9 ot (13)

El segundo mecanismo a tener en cuenta hace parte de los esfuerzos termales segun la
clasificacion de Grauls (1999) y esté entre los mecanismos que generan un cambio en el volumen
del poro segun lo propuesto por Osborne y Swarbrick (1997). El efecto acuatermal fue estudiado
por Luo and Vasseur (1992), quien concluyd que el aporte acuatermal es muy poco, incluso
cuando se tienen muy altas temperaturas. El término que representa ese efecto esta referido en
la ecuacion (14).

dar
B (14)

La ecuacion (15) muestra el modelo que incluye la expansion de agua

c OP K 0P _c aPL

oo Vua - 1oar TR (15)

Continuando con el modelamiento de la presién, el siguiente término a tener en cuenta es el
efecto de la generacion del aceite. Este mecanismo fue estudiado por Luo and Vasseur (1996),
quienes propusieron un modelo de 2 fases, afirmando que el efecto es representado por la
disminucion de las permeabilidades relativas y el cambio en la saturacion. En el trabajo, ambos
concluyeron que el efecto del aceite s6lo es importante si hay un alto contenido de TOC.
Posteriormente, Hantschel y Kauerauf, (2009), propusieron un término para cuantificar este
efecto y referido en la ecuacioén (16).

1 1 dul

Como aporte de esta investigacion, para implementar el término anterior se hace un modelo de
maduracién mediante la ecuacion (17) y con la fraccion obtenida se multiplica la ecuacion (16),
de manera de conocer el aporte a cada profundidad y no el aporte total.

— = —kx (17)

Al unir las ecuaciones (16) y (17) como propuesta de esta investigacion y sumarlas a la ecuaciéon
(15) como indican los autores Hantschel e Kauerauf, (2009) se obtiene la ecuacion (18).

Cc dp k dpP C dpl dul

oac Vraz” Soar Bt yoil » (ﬁ—p—k)ﬁ (18)
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Finalmente, Luo y Vasseur (1996), estudiaron el efecto del gas en la presion de poro (ecuacion
19). Hantschel y Kauerauf, (2009) propusieron un término para cuantificar el efecto de la
generacion del gas, cuyos resultados cotejaron con los aportados por Luo y Vasseur (1996).

1 1. duv
v o) at (19)

Similar al caso anterior, la ecuacion (19) se complementa con la fraccién generadora de gas para
ver el impacto de la generacién de gas en funcién de la profundidad y sumando el término a la
ecuacion (18) se obtiene la ecuacioén (20), la cual incluye todas las causas del estudio.

C dap  kadP C dPl 1 dul 1 6Lv
IT(Z)E Vydz 1- (Z)dt +'8dt+y0ll( pk) y‘g (pv pk) at (20)

La ecuacion (20) es utilizada para el modelamiento 1D, para el modelamiento 3D se toma el
mismo modelo, pero el gradiente es aplicado en las 3 direcciones, resultando la ecuacién (21).
Esta ecuacion permite analizar los efectos laterales de flujo, por tanto, la acumulacion y
disipacion depresiéon

€ 4P _kp (4P dP  dPY_ C apl 1 1)aw 1 o
1-¢ dt uv(dx+dy+dz) 1®dt+ﬁdt+yml( pk) tyga (pv pk) at (21)

Disefio y aplicacién de la herramienta 1D

La herramienta disefiada requiere de un flujo de trabajo segln la secuencia mostrada en la figura
1 con posibilidad de retroceder para calibrar el modelo petrofisico o geoquimico segun
corresponda. Para el caso del modulo de correlaciones hace referencia a la estimacion de la
presibn de poro mediante correlaciones como Eaton (1972). En este mddulo también se
encuentra el célculo del esfuerzo de sobrecarga, curva fundamental para la estimacion de la
presion mediante correlaciones o modelamiento de cuencas.

4. MODELAMIENTO DE CUENCAS — [m] s
HSREOTDE o
Modelo 1D Registros Petrofisico Correlaciones Geoguimico Modelamiento 1D Modelamiento 30
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Figura 1: Mddulos de la herramienta para estimar la presion de poro mediante modelamiento de cuencas
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Registros Geofisicos

La figura 2 muestra el modulo de verificacion de registros, en este se revisa la informacion
disponible, se despliega el tipo de registro y se grafica. Este médulo es muy importante, ya que
dependiendo de la informacién con que se cuente, se decide el tipo de correlacion a utilizar en
el modulo de petrofisica.

4| MODELAMIENTO DE CUENCAS - ] X
H _\- +\ Q\_ {T? @ E
Modelo 1D Registros  Petrofisico Correlaciones Geoquimico Modelamiento 1D Modelamiento 3D
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Figura 2: Mdédulo de registros para verificar informacién disponible.

Petrofisica

La figura 3 muestra la interfaz de este médulo y un ejemplo de como pide la informacién segun
el tipo de registro usado para estimar la porosidad. En este médulo se estiman las propiedades
petrofisicas, como: porosidad, permeabilidad, viscosidad, compresibilidad y volumen de shale.
Estos perfiles de propiedades de formacién y fluidos son necesarios para el modelamiento de
cuencas. En la aplicacion de la correlacién de Zhang (2008), s6lo se necesita el perfil de
porosidad para la estimacion de la presion de poro.

Adicionalmente, la figura 3 muestra un ejemplo de cémo calcular la porosidad en funcion del
registro sonico. Para esa correlacion se requiere el tiempo de transito en la matriz de larocay el
fluido, y posteriormente con el perfil de porosidad se calcula la permeabilidad y compresibilidad.
El volumen de shale se calcula en funcién del registro de rayos Gamma o el de potencial
espontaneo mediante el indicador lineal de arcillosidad, para finalmente calcular la viscosidad.
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Figura 3: Mddulo de petrofisica para las propiedades de la formacion y fluido
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Figura 4: Modelo petrofisico
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Presién de poro

Teniendo el modelo petrofisico se puede proceder a calcular la presion de poro en funcién de la
porosidad o en funcién de los registros, cabe resaltar que independientemente de la metodologia
utilizada (Eaton, 1975 o Zhang, 2008), se requiere el esfuerzo de sobrecarga. Este esfuerzo
puede ser que ya lo suministren o calcularlo en funcién del registro de densidad. Si se utiliza
Eaton (1975) se requiere generar una linea de tendencia logaritmica, las respectivas constantes
de tendencia deben ser estimadas con anterioridad en Excel. La figura 5 muestra el médulo para
estimar la presion de poro mediante correlaciones con la minima informacion requerida.

< MODELAMIENTO DE CUENCAS — [} =
= S = E D E
Modelo 1D Registros Petrofisico  Correlaciones  Geoquimico Modelamiento 1D Modelamiento 3D
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Figura 5: Modulo para la estimacion de la presion de poro mediante correlaciones

Mediante la tendencia del sénico y el esfuerzo vertical se calcula la presién de poro (figura 6), el
exponente de Eaton (1975) depende el registro usado para el respectivo calculo.
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Figura 6: Perfil de presion de poro mediante correlaciones (Eaton 1975)
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Similarmente al modelo de Eaton (1975), se pueden implementar otras metodologias. Por
ejemplo, si se usa Zhang (2008) en funcion de la porosidad se obtienen los resultados mostrados
en la figura 7.

Y
H % B \'JE {ﬂ-? @ lEl
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Figura 7: Perfil de presion de poro mediante correlaciones (Zhang 2008)

Modelo Geoquimico

Un modelo geoquimico es acoplado al modelo petrofisico generado. EI modelo geoquimico se
basa en la teoria de Tissot y Espitalié (1975) y Tissot y Welte (1984). La finalidad fué estimar la
fraccion de kerdgeno que se convierte en aceite y la que se convierte a gas. Esta transformacion
se convierte en una expansion de fluido sin cambiar el espacio poroso como lo ilustra la figura 8.
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D @
c| a
vl
Biochemical CH, |2 | &
w ‘g %
11 E| B
increasing Geochemical fossils 0.5
Depth —
£ 0
- 9| o
S 2] =2
8 °l g
Petroleum g — 10
©
Y — =
&) 8
- [+)]
3 T
(No?v?dsealj Natural gas 2 20
CH, " @ )
e - JEE
(35
\_ Thermal _ ° o
~Graphite” Expansion 4 =o— 3.0

of Water
Figura 8. A): Transformacion de aceite a gas (Barker Colin, 1990). B): Ventana de generacion Hantschel y Kauerauf (2009)
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La finalidad del modulo de geoquimica es reproducir la ventana de estabilidad de la figura 8(B)
mediante el modelo de Tissot y Welte (1984). En la figura 9 se observa la aplicacion de la
herramienta para un kerégeno tipo 2 y un gradiente de temperatura de 0.0103 ft/°C

(4] MODELAMIENTO DE CUEMCAS

H S s Em®E
Modelo 1D Registros Petrofisico Correlaciones Geoquimice  Modelamiento 10 Modelamiento 3D

Geoguimico

“entana de generacion

4
Teoria Tipo de kerdgeno ) w10
Calcular el gradiente geotérmico b

Temperatura 140 c

Profundidad 13500 ft Calcular
Tem. 20 sc  0.0103704 scpf
Superficie

Calcular ventana de generacion

Analisis a profundidad de interés
Fracion generada a determinada profundidad

Profundidad de anilizis 115069 ft
N | [ | =
=
Fracion generada a profundidad de interes 3
¥_0OIL  0.3592763 ¥_GAS  0.0952184 o
10%:

*  Generacion de gas

Generacion de aceite

1.8

o 05 1
Fraccian

Figura 9: Fraccion de aceite y gas que se puede generar a determinada profundidad

Teniendo la fraccion de hidrocarburos que se puede generar, se procede a revisar la informacion
geoquimica que se tiene en cada estrato y cuales de esos estratos son roca generadora.

La informacién geoquimica requerida es el contenido organico total (TOC, %) y el indice de
hidrogeno (HI) que es representativo de cada tipo de kerégeno. En la herramienta se puede
seleccionar el numero de formaciones a analizar, para cada formacion se indica que funcion

cumple como: overburden, sello, almacén o roca generadora, siendo las generadoras el foco de
interés en los esfuerzos térmicos.

Ademas del tipo de formacion, se establecen los topes o cimas geoldgicas e internamente la
herramienta tiene la profundidad méaxima de estudio basado en la profundidad de los registros,
por tanto, si se introduce un tope mayor a la profundidad del pozo lo indicara al usuario.

Finalmente para las rocas generadoras se asignan los valores de TOC y HI para conocer a cada
profundidad cuanta concentracion de keroégeno (mgHC/g TOC) se genera de acuerdo a las
condiciones de la cuenca.
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Con la cantidad generada y la ecuacion (20) se estima la presion de poro considerando la
inclusion de los esfuerzos térmicos. La figura 10 ilustra la asignacion de la informacién para cada
estrato y la ventana de generacion segun el potencial geoquimico.

Andlisis por formaciones O ¥ -

Modelo geoguimico por formacion
20008

Formaciones analizar 8
4000
FORMACION TIPO DE ROCA TOPES ft TOC %w HI mch,lg TOC! b :ner&c?m de glas
neracion aceite
SUPERFICE soool
Formacion 1 Overburden w 100 0 0
. =
Formacion2  oyerburden 500 0 D T so00[
[
Il Overburden w 1000 0 0 10000
Formacion & 5ey v 4000 0 0
P—_— 12000
Formacion 5 Almacen - 7000 0 0
Formacion & Almacen " 10000 0 0 14000} %
Formacion 7 Ceneradora — 12000 3 400
F ion 8 18000, 1000 2000
ormacion
Generadora v 14000 4 400

mg HC/g TOC
Figura 10: Cantidad de aceite y gas generado segun el potencial geoguimico de cada formacion

Modelamiento de la presion de poro

Mediante el médulo de modelamiento 1D se realiza el acople de toda la informacién introducida
y procesada en los médulos anteriores con la posibilidad de actualizar algiin médulo de ser
necesario. La figura 11 muestra la interfaz donde se calcula el valor de la presién de poro, segln
las causas que se quieran cuantificar. El botbn comparacion estima que porcentaje de aporte
genera cada causa sobre la curva de presion final a la profundidad que se le indique.

Al introducir la informacion faltante como edad de las formaciones, densidad de kerégeno,
densidad de aceite, compresibilidad del aceite y densidad de la roca promedio, se hacen los
calculos para cada causa como se indica en la figura 12 que inicia con compactacion y la figura
13 que tiene todas las causas.

Al realizar un analisis en la profundidad de 13500 ft se tiene que los esfuerzos térmicos superan
un aporte del 20 % como lo muestra la figura 14.
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(4. MODELAMIENTO DE CUEMCAS - O X
BSREODE
Modelo 1D Registros Petrofisico  Correlaciones Geoquimico Modelamiento 1D Modelamiento 3D
Modelamiento
Profundidad Den-roca glce Den-aceite gicc Modelamiento de cuencas 1D
Edad M.A. Den-kerdgeno Compre-aceite
Comparacion
Seleccionar w Calcular Presion Mw-gas g/g_mol ft
1 1

09+t 0.9 r

0.8 0.8

07 r 0.7 1

06 0.6

0.5 05T

04 0471

0.3+ 03r

02t 0.2

0171 0T

0 L L L L ) 1) 1 L L L !
0 0.2 0.4 06 0.8 1 o 0.2 0.4 08 0.8 1

Figura 11: Interfaz del médulo que estima la presion de poro mediante modelamiento de cuencas 1D
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10000 10000
12000 12000
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Figura 12: Calculo de la presion por efecto de la compactacion y su comparacion con el valor obtenido mediante correlaciones
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Presiones Presiones
] 0
Esfuerzo Vertical \ Esfuerzo Vertical
Presion Hidrostatica \ — Presion Hidrostatica
2000 Presion Modelamiento 2000 Presion Modelamiento
Correlacion
Termal
4000 4000 Oil
gas
* Presion influjo
6000 6000
= E
= £ |
‘g 8000 | o 8000
[m] (]
10000 - 10000
12000 | 12000
14000 14000
16000 . L 1 16000 ! . 1
1) 5000 10000 15000 ] 5000 10000 15000
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Figura 13: Calculo de la presion por todas las causas y su comparacion con el valor obtenido mediante correlaciones

(i)
I Compactacion gfy
N Termal .
ol

[ lgas

Figura 14: Aporte a la sobrepresiéon generado por cada causa cuantificada

Finalmente, para el modelamieto 3D se tiene un cubo de presion de poro, este cubo adiciona
ademas de los esfuerzos térmicos, el efecto de los esfuerzos laterales los cuales solo seran
representativos cuando hay anisotropia de esfuerzos, si los dos horizontales son similares no
hay compresion tectdnica importante que pueda aumentar la presion, de este cubo se puede
extraer un perfil de presion como se muestra en la figura 15
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Presiones

Esfuerza Vertical
Presion Hidrostatica
2000 Presion Modelamiento

4000

6000

800D
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10000
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16000 ’ !
0 5000 10000 1

nei

Figura 15: Perfil de presion de poro

Contribuciones

En la figura 14 se tienen los aportes por cada causa generadora de sobrepresion, en este caso
de estudio los esfuerzos térmicos alcanzan un 22% y al no ser tenidos en cuenta, la ventana de
estabilidad puede no ser precisa, lo que conlleva a NPT (Tiempos no productivos), por lo tanto,
esta herramienta proporciona un valor mas preciso de la presion de poro haciendo que las
nuevas campafias de perforacién tengan un margen de error minimo disminuyendo costos,
ademas como la herramienta acopla el modelo petrofisico con geoquimico, se pueden identificar
las zonas de mayor expansién de fluidos lo que es proporcional a la zona de mayor potencial de
almacenar hidrocarburos, fortaleciendo las campafas de exploracion.

Conclusiones

. La compactacion es la principal causa de sobrepresiones, si la compactacion es lenta
se tendra una presién normal, pero si la rata de sedimentacion es alta, se genera
subcompactacion aumentando la presion de poro.

. El efecto acuatermal no es importante en la generacién de sobrepresiones ya que se
pudo comprobar que el exceso de presion es compensado con la disminucion de la
viscosidad lo cual facilita la disipacion de la presion, en este caso de aplicaciéon no

lleg6 al 1%.

. El efecto de la generacion de aceite, es cercano al 3%, esto se debe a que la
expansion de fluidos al pasar de ker6geno a aceite no es tan significativa en su cambio
de volumen.

. El efecto del gas en sobrepresiones es muy importante, cercano al 19%, se puede

afirmar que de los esfuerzos termales es el que mas aporta sobrepresion, teniendo
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en cuenta que este efecto depende del tipo de kerdgeno y el contenido de materia
organica (TOC) al igual que del aceite.

. A mayor profundidad aumenta la fraccién de gas generada por tanto el potencial de
incremento de presion también aumenta, si estas formaciones se conectan con
formaciones someras se puede dar transferencia dindmica, esto justificaria altas
presiones que no pueden ser representadas por esfuerzos termales.

. El aporte de sobrepresion puede sobrepasar el 20% lo cual si se incluye en la ventana
de estabilidad se pueden prevenir problemas de influjos y de colapso durante la
perforacion.

Nomenclatura

T = Temperatura

t = Tiempo

o = Esfuerzo efectivo, [M/Lt2], [psi]

ov= Esfuerzo vertical, [M/Lt2], [psi]

P = Presion de poro, [M/Lt2], [psi]

H = Profundidad, [L], [ft]

Cr= Compresibilidad de la roca [1/(M/Lt2)], [1/psi]
Co= Compresibilidad del aceite [1/(M/Lt2)], [1/psi]
pl = Densidad liquido [ML-3], [Ib/ft3]

pk = Densidad kerégeno [ML-3], [Ib/ft3]

pv = Densidad gas [ML-3], [Ib/ft3]

M = Viscosidad [M/Lt1]

@ = Porosidad adimensional

k = Permeabilidad [L2]

uv = Variacion de densidad gas [ML-3], [Ib/ft3]

ul = Variaciéon de densidad liquido [ML-3], [Ib/ft3]
B = Coeficiente de expansion termal [T-1],

A = Relacion entre porosidad y permeabilidad [L2]
a = Coeficiente de compactacion [L-1] [ft-1]

b = Coeficiente de compactacién [1/(M/Lt2)], [1/psi]
GT= Gradiente de temperatura [TL-1], [°F/100ft]
g = Gravedad [Lt-2], [ft.s-2]

V=Velocidad [L.s-1]

V=Variacion
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