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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 investigación y compañías petroleras a desarrollar nuevas 

metodologías para estimar parámetros de la ventana de estabilidad lo más 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-compactación haciendo difícil la evaluación de la presión total presente en la formación, 

ya que los registros detectan cambios petrofísicos presentes y no si estos fluidos almacenados 

en la roca sufrieron un proceso de expansión por esfuerzos térmicos. Por tal motivo, se desarrolló 

una herramienta computacional robusta usando diferencias finitas, para realizar modelamiento 

de cuencas 1D y 3D integrando modelos petrofísicos construidos mediante registros geofísicos. 

Posteriormente se debe hacer un análisis de la zona para conocer si prevalecen las condiciones 

de presión, temperatura y mineralogía, para que se presenten los esfuerzos químicos. 

Seguidamente, el modelo geoquímico que corresponde al tipo, cantidad y nivel de maduración 

de materia orgánica, se acopló al petrofísico para analizar el efecto de generación de 

hidrocarburos y expansión de fluidos. Dentro del análisis geoquímico se incluyó un estudio de 

grado de maduración para saber si la materia orgánica se encuentra en ventana de generación 

mostrando con exactitud las zonas de alta energía. Luego de tener los modelos y haberlos 

acoplado mediante la herramienta, se calcula la presión de poro por modelamiento de cuencas, 

esta presión se utiliza en el diseño de la ventana de estabilidad la cual proporciona densidad de 

lodo utilizada en nuevos proyectos de perforación. Cuando la materia orgánica está en ventana 

de generación proporciona un aumento mayor al 20% de sobrepresión, si no está en ventana, el 

aporte no es significativo. Además, la herramienta permite ver el impacto de los esfuerzos 

térmicos, químicos y de sub-compactación individualmente, en la curva de presión de poro, 

facilitando anticipar problemas asociados con la estabilidad de pozos. Esta investigación también 

permitió 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 geoquímico y petrofísico. 

 

Introducción 

El estudio de la presión de formación en cuencas sedimentarias, se ha convertido en las últimas 

décadas, en uno de los parámetros más críticos e importantes en la planeación de los proyectos 

de perforación dentro de la industria del petróleo, en especial en zonas de difícil estudio como lo 

son los yacimientos no convencionales. Este parámetro es curva fundamental del modelo 

geomecánico el cual genera la ventana de estabilidad, determinando un rango de densidades 

seguras para evitar problemas durante la perforación.  

 

 Las metodologías para la caracterización de esta presión, en la industria del petróleo, 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 mayoría 

de estas metodologías convencionales, tienen como hipótesis central, la subcompactación como 

principal mecanismo de generación de sobrepresión, 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 expansión de fluidos, una de las metodologías más conocidas fue propuesta 

por Bowers (1995).  Los métodos anteriores tienen limitaciones. Por ejemplo, para el caso de las 

usadas en subcompactación, estas proporcionan valores inferiores a los reales cuando están 

presentes otras causas generadoras de altas presiones. Las correlaciones que incluyen la 

expansión de fluidos necesitan datos de pruebas de presión, que no pueden registrarse en rocas 

shale por su baja permeabilidad. Debido a las limitaciones anteriores, una alternativa es realizar 

la estimación de la presión de poro mediante la implementación de modelos matemáticos, cuya 

estructura depende de las causas que se estén analizando, acoplando modelos petrofísicos y 

geoquímicos con los términos que cuantifican cada causa. Partiendo de la teoría de relación del 

esfuerzo efectivo de Terzaghi (1923); y adicionando otros términos según la causa de 

sobrepresión que se quiera analizar, se tiene un modelo que es lineal cuando se analiza en 

función de la presión de poro. 

 

En esta investigación se tendrán en cuenta los términos correspondientes a los esfuerzos 

termales (expansión de fluidos y generación de hidrocarburos (Grauls, 1999). El efecto 

acuatermal estará representado por el término propuesto por Luo e Vasseur (1992). Para los 

términos de generación de hidrocarburos se tendrá en cuenta los modelos de maduración 

propuestos por Tissot y Espitalié (1975); y Tissot y Welte (1984), ambos utilizados en la 

investigación realizada por Luo e Vasseur (1996). Con el modelo geoquímico se estima la 

fracción de kerógeno que se convierte a aceite en la primera etapa de maduración y 

posteriormente se calcula la de gas. Con esta fracción y los términos propuestos por Hantschel 

e Kauerauf (2009), se puede hacer una estimación del impacto de la generación de hidrocarburos 

incluyendo craqueo de kerógeno-aceite y de aceite-gas en la presión de poro en función de la 

profundidad.  

 

A continuación, se mostrará cómo se pueden acoplar estos términos con modelos petrofísicos y 

geoquímicos para la estimación de la presión de poro, analizando las variables más 

representativas, como es el caso de compresibilidad, porosidad, permeabilidad y viscosidad en 

el término que representa la subcompactación. La temperatura en el efecto acuatermal y el 

contenido de materia orgánica con su respectivo grado de maduración, para el término que 

representa el efecto de generación de hidrocarburos. Primero se solucionó sólo teniendo en 

cuenta la sobrecarga y posteriormente se adicionaron los demás términos. Finalmente teniendo 

los modelos 1D, se realiza la expansión de estos a geometría 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 extraído es más preciso que el modelo solo 1D. 

 

Modelamiento Matemático 

La presión de poro es la presión de los fluidos que están dentro de los poros de la roca, la cual, 

aumenta debido al peso de sobrecarga. El flujo de fluidos y la compactación pueden disminuir la 

presión inducida por este peso (Hantschel e Kauerauf, 2009). La diferencia entre la presión 

hidrostática y la presión de poro se conoce como sobrepresión y como se mencionó 

anteriormente es controlada por el flujo de fluidos. Las curvas de presión de poro varían entre la 

presión hidrostática y la litostática. En ocasiones pueden ser inferiores a la hidrostática, cuando 

hay alta erosión y levantamientos, o cuando los estratos de arenas a determinada profundidad 

están conectados con la superficie, a través de facies permeables. En otros casos, la presión de 

poro puede sobrepasar la presión litostática, por generación de gas o por facies permeables que 

están conectadas con estratos a mayor profundidad (Hantschel and Kauerauf, 2009). 

Los fenómenos enunciados anteriormente se pueden representar por medio de modelos 

matemáticos. A continuación, se hará una descripción de los modelos matemáticos usados en 

ésta investigación. 
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Modelo de Terzaghi 

En el modelo de Terzaghi, la sobrepresión está relacionada con la compactación mecánica 

incompleta y se establece una relación entre la disminución de la porosidad y la compactación 

de sedimentos. Este modelo es muy usado en el modelamiento de cuencas 1D, y tiene en cuenta 

las siguientes consideraciones: 

 

• La presión litostática considera solo la componente vertical del tensor de esfuerzos como 

esfuerzo principal máxima. La presión litostática es igual al peso de sobrecarga. Los 

esfuerzos horizontales son fijados proporcionales a la presión litostática. Adicionalmente, 

la tectónica de esfuerzos debida a las fuerzas compresionales y extensionales son nulas. 

 

• Formación de la presión de poro es causada por la sobrecarga. El flujo de fluidos y la 

compactación determina, cómo la presión es formada y distribuida en la cuenca. La 

compactación está relacionada con la salida de fluido del poro disminuyendo la 

sobrepresión, se considera que la roca está saturada por un solo fluido y es controlada 

por las permeabilidades. Se asume comunicación de la presión en el medio poroso. 

 

• La compactación mecánica de los poros tiene en cuenta el reagrupamiento de los granos. 

La compactación está relacionada con la reducción de la porosidad causada por la salida 

del fluido del poro, esta reducción es controlada por el esfuerzo efectivo de Terzaghi. Se 

asume una relación entre el máximo esfuerzo efectivo y la porosidad. 

 

• El agua es considerada incompresible 

 

Modelo matemático de presión de poro 

La ecuación de presión 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 sobrepresión, b) La ley de Darcy 

establece una relación lineal entre la velocidad de descarga del fluido del poro y c) El gradiente 

de sobrepresión. El factor de proporcionalidad es la movilidad, éste valor depende de la 

permeabilidad de la roca y la viscosidad del fluido. 

 

𝑉 =
𝑘

𝜇
∇𝑃                                                                                                                                                                    (1) 

Luo and Vasseur (1992) derivaron la ecuación de presión de poro afirmando que la conservación 

del material rocoso puede ser descrito con la ecuación de continuidad. Con este análisis los 

autores establecieron la siguiente expresión. 

 

∇𝑉𝑠 =
1

1−∅

𝑑∅

𝑑𝑡
                                                                                                                                                                (2) 

 

La reducción de la porosidad por compactación es formulada por la ley de Terzaghi. 

 
𝑑∅

𝑑𝑡
= −𝐶

𝑑𝜎

𝑑𝑡
                                                                                                                                                                  (3) 

 

Basados en los conceptos anteriores se pudo establecer un modelo para la presión de poro 

considerando sólo la compactación, para el cual se puede ver que la sobrecarga genera el 

incremento en la presión y la compactación. Los dos parámetros litológicos (permeabilidad y 

compresibilidad) controlan el flujo de fluidos y la formación de sobrepresión. La compresibilidad 
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describe la habilidad de la roca a compactarse y controla, como la sobrecarga puede influenciar 

la presión de poro. La permeabilidad controla las tasas de flujo, vías de circulación y campos de 

presión de poro resultante (Hantschel e Kauerauf, 2009).  

 

−∇
𝑘

𝜇
∇𝑃 = −

1

1−∅

𝑑∅

𝑑𝑡
=

𝐶

1−∅

𝑑𝜎

𝑑𝑡
                                                                                                                                (4) 

 

𝐶

1−∅

𝑑𝑃

𝑑𝑡
− ∇

𝑘

𝜇
∇𝑃 =

𝐶

1−∅

𝑑𝑃𝑙

𝑑𝑡
                                                                                                                                      (5) 

 

Los términos de la ecuación anterior pueden ser calculados con otros modelos ya que varían en 

profundidad como es el caso de la porosidad y la permeabilidad, la viscosidad varía con la 

temperatura. 

 

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

∅ = ∅𝑜𝑒−𝛼𝐻                                                                                                                                                             (6) 

 

La expresión anterior sólo puede ser usada para zonas de compactación normal donde la presión 

es hidrostática, por lo tanto, se puede establecer una relación entre la porosidad y el esfuerzo 

efectivo. 

 

∅ = ∅𝑜𝑒−𝑏𝜎                                                                                                                                                                (7) 

𝑏 =
𝛼

∆𝜌𝑔
 (𝑝𝑠𝑖−1)                                                                                                                                                        (8) 

 

Con la ayuda de registros se puede determinar la porosidad, por otro lado, aplicando la ley de 

Athy (1930) se puede estimar el parámetro de compactación α y calcular la compresibilidad de 

la roca mediante la siguiente ecuación. 

 

𝑐𝑟 =
𝛼 ∅

∆𝜌𝑔(1−∅)
 (𝑝𝑠𝑖−1)                                                                                                                                              (9) 

 

Permeabilidad. Generalmente para rocas de grano fino, la permeabilidad está en función de la 

porosidad como lo propone Terzaghi (1925), donde el parámetro λ varía entre 10−3 − 10−7 .  

𝑘 =  λ ∅5 (D)                                                                                                                                                            (10) 

 

Viscosidad. La viscosidad varía en función de la temperatura. Mercer (1975) presenta la 
variación de la viscosidad en función de la temperatura para rangos entre 0 - 300°C los cambios 
de la viscosidad pueden ser determinados mediante la ecuación (12). 

1

𝜇
= (5.38 + 3.8𝐴 − 0.26𝐴3)103                                                                                                                         (11) 

𝐴 = (𝑇 − 150)/100                                                                                                                                               (12) 
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Los modelos utilizados para la estimación de la porosidad y la permeabilidad, también fueron 

usados en la investigación de Luo and Vasseur (1992). El primer desarrollo del modelo se hizo 

teniendo en cuenta sólo el efecto de compactación demostrado con las ecuaciones anteriores 

(ecuación 13) 

 
𝐶

1−∅

𝜕𝑃

𝜕𝑡
 − 𝛻.

𝐾

𝜇

𝜕𝑃

𝜕𝑧
=

𝐶

1−∅

𝜕𝑃𝐿

𝜕𝑡
                                                                                                                                    (13) 

 

El segundo mecanismo a tener en cuenta hace parte de los esfuerzos termales según la 

clasificación de Grauls (1999) y está entre los mecanismos que generan un cambio en el volumen 

del poro según lo propuesto por Osborne y Swarbrick (1997). El efecto acuatermal fue estudiado 

por Luo and Vasseur (1992), quien concluyó que el aporte acuatermal es muy poco, incluso 

cuando se tienen muy altas temperaturas. El término que representa ese efecto está referido en 

la ecuación (14). 

 

𝛽
𝑑𝑇

𝑑𝑡
                                                                                                                                                                             (14) 

 

La ecuación (15) muestra el modelo que incluye la expansión de agua 

 

𝐶

1−∅

𝜕𝑃

𝜕𝑡
 − 𝛻.

𝐾

𝜇

𝜕𝑃

𝜕𝑧
=

𝐶

1−∅

𝜕𝑃𝐿

𝜕𝑡
+ 𝛽

𝑑𝑇

𝑑𝑡
                                                                                                                       (15)                                                                      

 

Continuando con el modelamiento de la presión, el siguiente término a tener en cuenta es el 

efecto de la generación 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 

disminución de las permeabilidades relativas y el cambio en la saturación. En el trabajo, ambos 

concluyeron que el efecto del aceite sólo 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 ecuación (16). 

 

(
1

𝜌𝑙
−

1

𝜌𝑘
)

𝑑𝑢𝑙

𝑑𝑡
                                                                                                                                                            (16) 

 

Como aporte de esta investigación, para implementar el término anterior se hace un modelo de 

maduración mediante la ecuación (17) y con la fracción obtenida se multiplica la ecuación (16), 

de manera de conocer el aporte a cada profundidad y no el aporte total. 

 

∂x

∂t
= −𝑘𝑥                                                                                                                                                                 (17) 

 

Al unir las ecuaciones (16) y (17) como propuesta de esta investigación y sumarlas a la ecuación 

(15) como indican los autores Hantschel e Kauerauf, (2009) se obtiene la ecuación (18).  

 
𝐶

1−∅

𝑑𝑃

𝑑𝑡
− 𝛻

𝑘

𝜇

𝑑𝑃

𝑑𝑍
=

𝐶

1−∅

𝑑𝑃𝑙

𝑑𝑡
+ 𝛽

𝑑𝑇

𝑑𝑡
+ 𝑦𝑜𝑖𝑙 ∗ (

1

𝜌𝑙
−

1

𝜌𝑘
)

𝑑𝑢𝑙

𝑑𝑡
                                                                                 (18) 
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Finalmente, Luo y Vasseur (1996), estudiaron el efecto del gas en la presión de poro (ecuación 

19). Hantschel y Kauerauf, (2009) propusieron un término para cuantificar el efecto de la 

generación del gas, cuyos resultados cotejaron con los aportados por Luo y Vasseur (1996).  

 

 (
1

𝜌𝑣
−

1

𝜌𝑘
)

𝑑𝑢𝑣

𝑑𝑡
                                                                                                                                                            (19) 

 

Similar al caso anterior, la ecuación (19) se complementa con la fracción generadora de gas para 

ver el impacto de la generación de gas en función de la profundidad y sumando el término a la 

ecuación (18) se obtiene la ecuación (20), la cual incluye todas las causas del estudio. 

 
𝐶

1−∅

𝑑𝑃

𝑑𝑡
− 𝛻

𝑘

𝜇

𝑑𝑃

𝑑𝑍
=

𝐶

1−∅

𝑑𝑃𝑙

𝑑𝑡
+ 𝛽

𝑑𝑇

𝑑𝑡
+ 𝑦𝑜𝑖𝑙 (

1

𝜌𝑙
−

1

𝜌𝑘
)

𝑑𝑢𝑙

𝑑𝑡
+ 𝑦𝑔𝑎𝑠 (

1

𝜌𝑣
−

1

𝜌𝑘
)

𝜕𝜇𝑣

𝜕𝑡
                                          (20)  

 

La ecuación (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 ecuación (21). 

Esta ecuación permite analizar los efectos laterales de flujo, por tanto, la acumulación y 

disipación depresión 

 
𝐶

1−∅

𝑑𝑃

𝑑𝑡
−

𝑘

𝜇
𝛻 (

𝑑𝑃

𝑑𝑥
+

𝑑𝑃

𝑑𝑦
+

𝑑𝑃

𝑑𝑍
) =

𝐶

1−∅

𝑑𝑃𝑙

𝑑𝑡
+ 𝛽

𝑑𝑇

𝑑𝑡
+ 𝑦𝑜𝑖𝑙 (

1

𝜌𝑙
−

1

𝜌𝑘
)

𝑑𝑢𝑙

𝑑𝑡
+ 𝑦𝑔𝑎𝑠 (

1

𝜌𝑣
−

1

𝜌𝑘
)

𝜕𝜇𝑣

𝜕𝑡
                (21)    

 

Diseño y aplicación de la herramienta 1D 

La herramienta diseñada requiere de un flujo de trabajo según la secuencia mostrada en la figura 

1 con posibilidad de retroceder para calibrar el modelo petrofísico o geoquímico según 

corresponda. Para el caso del módulo de correlaciones hace referencia a la estimación de la 

presión de poro mediante correlaciones como Eaton (1972). En este módulo también se 

encuentra el cálculo del esfuerzo de sobrecarga, curva fundamental para la estimación de la 

presión mediante correlaciones o modelamiento de cuencas. 

 

 
Figura 1: Módulos de la herramienta para estimar la presión de poro mediante modelamiento de cuencas  
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Registros Geofísicos 

La figura 2 muestra el módulo de verificación de registros, en este se revisa la información 

disponible, se despliega el tipo de registro y se grafica. Este módulo es muy importante, ya que 

dependiendo de la información con que se cuente, se decide el tipo de correlación a utilizar en 

el módulo de petrofísica.  

 

 

Figura 2: Módulo de registros para verificar información disponible. 

 

Petrofísica 

La figura 3 muestra la interfaz de este módulo y un ejemplo de como pide la información según 

el tipo de registro usado para estimar la porosidad. En este módulo se estiman las propiedades 

petrofísicas, como: porosidad, permeabilidad, viscosidad, compresibilidad y volumen de shale. 

Estos perfiles de propiedades de formación y fluidos son necesarios para el modelamiento de 

cuencas. En la aplicación de la correlación de Zhang (2008), sólo se necesita el perfil de 

porosidad para la estimación de la presión de poro. 

 

Adicionalmente, la figura 3 muestra un ejemplo de cómo calcular la porosidad en función del 

registro sónico. Para esa correlación se requiere el tiempo de tránsito en la matriz de la roca y el 

fluido, y posteriormente con el perfil de porosidad se calcula la permeabilidad y compresibilidad. 

El volumen de shale se calcula en función 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: Módulo de petrofísica para las propiedades de la formación y fluido 

 

  
Figura 4: Modelo petrofísico 
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Presión de poro  

Teniendo el modelo petrofísico se puede proceder a calcular la presión de poro en función de la 

porosidad o en función de los registros, cabe resaltar que independientemente de la metodología 

utilizada (Eaton, 1975 o Zhang, 2008), se requiere el esfuerzo de sobrecarga. Este esfuerzo 

puede ser que ya lo suministren o calcularlo en función del registro de densidad. Si se utiliza 

Eaton (1975) se requiere generar una línea de tendencia logarítmica, las respectivas constantes 

de tendencia deben ser estimadas con anterioridad en Excel. La figura 5 muestra el módulo para 

estimar la presión de poro mediante correlaciones con la mínima información requerida. 

 

 
Figura 5: Modulo para la estimación de la presión de poro mediante correlaciones 

 

Mediante la tendencia del sónico y el esfuerzo vertical se calcula la presión de poro (figura 6), el 

exponente de Eaton (1975) depende el registro usado para el respectivo cálculo. 

 
Figura 6: Perfil de presión de poro mediante correlaciones (Eaton 1975) 
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Similarmente al modelo de Eaton (1975), se pueden implementar otras metodologías. Por 

ejemplo, si se usa Zhang (2008) en función de la porosidad se obtienen los resultados mostrados 

en la figura 7. 

 

 
Figura 7: Perfil de presión de poro mediante correlaciones (Zhang 2008) 

 

 

Modelo Geoquímico 

Un modelo geoquímico es acoplado al modelo petrofísico generado. El modelo geoquímico se 

basa en la teoría de Tissot y Espitalié (1975) y Tissot y Welte (1984). La finalidad fué estimar la 

fracción de kerógeno que se convierte en aceite y la que se convierte a gas. Esta transformación 

se convierte en una expansión de fluido sin cambiar el espacio poroso como lo ilustra la figura 8.  

 
 (A) 

   

 

(B) 

 

Figura 8. A): Transformación de aceite a gas (Barker Colin, 1990). B): Ventana de generación Hantschel y Kauerauf (2009) 
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La finalidad del módulo de geoquímica 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 aplicación de la 

herramienta para un kerógeno tipo 2 y un gradiente de temperatura de 0.0103 ft/°C 

 

  

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

 

Teniendo la fracción de hidrocarburos que se puede generar, se procede a revisar la información 

geoquímica que se tiene en cada estrato y cuáles de esos estratos son roca generadora.  

 

La información geoquímica requerida es el contenido orgánico total (TOC, %) y el Índice de 

hidrogeno (HI) que es representativo de cada tipo de kerógeno. En la herramienta se puede 

seleccionar el número de formaciones a analizar, para cada formación se indica que función 

cumple como: overburden, sello, almacén o roca generadora, siendo las generadoras el foco de 

interés en los esfuerzos térmicos.  

 

Además del tipo de formación, se establecen los topes o cimas geológicas e internamente la 

herramienta tiene la profundidad máxima de estudio basado en la profundidad de los registros, 

por tanto, si se introduce un tope mayor a la profundidad del pozo lo indicará al usuario. 

 

Finalmente para las rocas generadoras se asignan los valores de TOC y HI para conocer a cada 

profundidad cuanta concentración de kerógeno (mgHC/g TOC) se genera de acuerdo a las 

condiciones de la cuenca. 
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Con la cantidad generada y la ecuación (20) se estima la presión de poro considerando la 

inclusión de los esfuerzos térmicos. La figura 10 ilustra la asignación de la información para cada 

estrato y la ventana de generación según el potencial geoquímico. 

 

 
Figura 10: Cantidad de aceite y gas generado según el potencial geoquímico de cada formación 

 

 

Modelamiento de la presión de poro 

Mediante el módulo de modelamiento 1D se realiza el acople de toda la información introducida 

y procesada en los módulos anteriores con la posibilidad de actualizar algún módulo de ser 

necesario. La figura 11 muestra la interfaz donde se calcula el valor de la presión de poro, según 

las causas que se quieran cuantificar. El botón comparación estima que porcentaje de aporte 

genera cada causa sobre la curva de presión final a la profundidad que se le indique. 

 

Al introducir la información faltante como edad de las formaciones, densidad de kerógeno, 

densidad de aceite, compresibilidad del aceite y densidad de la roca promedio, se hacen los 

cálculos para cada causa como se indica en la figura 12 que inicia con compactación y la figura 

13 que tiene todas las causas. 

 

Al realizar un análisis 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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Figura 11: Interfaz del módulo que estima la presión de poro mediante modelamiento de cuencas 1D 

 

 

 

  
Figura 12: Calculo de la presión por efecto de la compactación y su comparación con el valor obtenido mediante correlaciones 
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Figura 13: Calculo de la presión por todas las causas y su comparación con el valor obtenido mediante correlaciones 

 

 

 

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

 

 

Finalmente, para el modelamieto 3D se tiene un cubo de presión de poro, este cubo adiciona 

además de los esfuerzos térmicos, el efecto de los esfuerzos laterales los cuales solo serán 

representativos cuando hay anisotropía de esfuerzos, si los dos horizontales son similares no 

hay compresión tectónica importante que pueda aumentar la presión, de este cubo se puede 

extraer un perfil de presión como se muestra en la figura 15   
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Figura 15: Perfil de presión de poro 

 

 

Contribuciones 

En la figura 14 se tienen los aportes por cada causa generadora de sobrepresión, 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 más preciso de la presión de poro haciendo que las 

nuevas campañas de perforación tengan un margen de error mínimo disminuyendo costos, 

además como la herramienta acopla el modelo petrofísico con geoquímico, se pueden identificar 

las zonas de mayor expansión de fluidos lo que es proporcional a la zona de mayor potencial de 

almacenar hidrocarburos, fortaleciendo las campañas de exploración.  

 

Conclusiones 

• La compactación es la principal causa de sobrepresiones, si la compactación es lenta 

se tendrá una presión normal, pero si la rata de sedimentación es alta, se genera 

subcompactación aumentando la presión de poro. 

 

• El efecto acuatermal no es importante en la generación de sobrepresiones ya que se 

pudo comprobar que el exceso de presión es compensado con la disminución de la 

viscosidad lo cual facilita la disipación de la presión, en este caso de aplicación no 

llegó al 1%. 

 

• El efecto de la generación de aceite, es cercano al 3%, esto se debe a que la 

expansión de fluidos al pasar de kerógeno 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 más aporta sobrepresión, teniendo 
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en cuenta que este efecto depende del tipo de kerógeno y el contenido de materia 

orgánica (TOC) al igual que del aceite. 

 

• A mayor profundidad aumenta la fracción de gas generada por tanto el potencial de 

incremento de presión también aumenta, si estas formaciones se conectan con 

formaciones someras se puede dar transferencia dinámica, esto justificaría altas 

presiones que no pueden ser representadas por esfuerzos termales. 

 

• El aporte de sobrepresión 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 

perforación. 

 

Nomenclatura 

T = Temperatura 

t = Tiempo 

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

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

 P  = Presión 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] 

𝜌𝑙 = Densidad líquido [ML-3], [lb/ft3] 

𝜌𝑘 = Densidad kerógeno [ML-3], [lb/ft3] 

𝜌𝑣 = Densidad gas [ML-3], [lb/ft3] 

µ = Viscosidad [M/Lt1] 

∅ = Porosidad adimensional  

 k = Permeabilidad [L2] 

𝑢𝑣 = Variación de densidad gas [ML-3], [lb/ft3] 

𝑢𝑙 = Variación de densidad líquido [ML-3], [lb/ft3] 

𝛽 = Coeficiente de expansión termal [T-1],  

λ = Relación entre porosidad y permeabilidad [L2]  

α = Coeficiente de compactación [L-1] [ft-1] 

b = Coeficiente de compactación [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] 

∇=Variación  
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