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RESUMEN

METODOLOGIA PARA ESTIMAR LA PRESION DE PORO INCLUYENDO LOS ESFUERZOS
TERMICOS ORIGINADOS POR EL CRAQUEO DE KEROGENO Y ACEITE EN FORMACIONES®
SHALE

DIEGO ARMANDO VARGAS SILVA™
Palabras claves: Presién de poro, esfuerzos térmicos, geoquimica.

La presién de poro es un parametro muy importante en la planeacion de una perforacién para
evitar problemas y disminuir los tiempos no productivos (NPT). Para obtener un valor méas exacto
de presion, es necesario implementar un modelo matematico que incluya otras causas
generadoras de sobrepresion adicionales al efecto de la sobrecarga, para esto se desarrollé una
nueva metodologia en la cual se analizara inicialmente subcompactacién y posteriormente se
adicionaran los esfuerzos térmicos.

Primero se hace una descripcion de las principales caracteristicas petrofisicas de las capas que
seran tenidas en cuenta para el modelo, para esto se analizaran datos de registros y en base a
estos, Las variables serén calculadas en funcién de profundidad o temperatura como es el caso de
la viscosidad. Para el efecto acuatermal se tendr4 en cuenta la variacién de la temperatura en
funcién del tiempo, para el término de generacion de hidrocarburos es necesario implementar un
modelo de maduracién cuyos resultados indican la fraccion de hidrocarburos generado el cual
depende de la temperatura, este modelo se implementard para el efecto del gas y aceite. La
solucién del modelo diferencial se hace mediante aproximaciones de diferencias finitas, dando
como resultado los respectivos perfiles de presion, primero se obtendran la curva correspondiente
a subcompactacion y posteriormente las que incluyen los demas efectos segun las causas de
sobrepresiones adicionadas, para finalizar se realizara un analisis de sensibilidad para determinar
las variables mas importantes del modelo.

* Proyecto de grado
™ Facultad de ingenierias fisico quimicas. Escuela de ingenieria de petréleos. Director PhD. Zuly H.
Calderdn Carrillo. Codirector MSc. Reinel Corzo Rueda
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ABSTRACT

METODOLOGIA PARA ESTIMAR LA PRESION DE PORO INCLUYENDO LOS ESFUERZOS
TERMICOS ORIGINADOS POR EL CRAQUEO DE KEROGENO Y ACEITE EN FORMACIONES®
SHALE

DIEGO ARMANDO VARGAS SILVA™

Keywords: Pore pressure, thermal stresses, geochemistry.

The pore pressure is a very important parameter planning a drilling operation to avoid problems
and to diminish the not productive times (NPT). To obtain a more exact value of pressure, it is
necessary to implement a mathematical model what includes other generating additional reasons
of overpressure to the effect of the overload, for this reason a new methodology was developed in
which compaction disequilibrium will be analyzed initially and later the thermal stresses be added.

First of all there is a description of the principal characteristics petrophysical of the layer that
those will be taking into account for the model, for this information records data was analyzed and
based on these, the variables will be calculated depending on depth or temperature like case of
the viscosity. For the aquathermal effect the variation of the temperature will be taking into
account depending on the time, for the term of hydrocarbons generation it is necessary to
implement a model of maturating which results indicate the generated hydrocarbons fraction
which depends on the temperature, this model will be implemented for the effect of the gas and
oil. The solution of the differential model is done by approximations of finite differences, giving as
a result the respective pressure profiles, primarily the curve corresponding to subcompaction will
be obtained and later those what include other effects according to the reasons of overpressure
added, finally an analysis of sensibility will be realized to determine the most important variables
of the model.

" Proyecto de grado
™ Facultad de ingenierias fisico quimicas. Escuela de ingenieria de petréleos. Director PhD. Zuly H.

Calderén Carrillo. Codirector MSc. Reinel Corzo Rueda
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INTRODUCCION

El éxito de una perforacion depende en gran medida del modelo geomecanico, el
cual estd conformado principalmente por las propiedades de la roca, esfuerzo in-
situ y presion de poro. Para hacer la prediccion de la presion de formacion, se han
utilizado correlaciones segun la causa que se esté analizando. Para el caso de
subcompactacion, se puede estudiar mediante los métodos de Hottmann and
Johnson (1965) e Eaton 1975. Si hay otras causas presentes, con Bowers 1995 y
Miller 2002, los cuales se basan en el comportamiento de la gréafica de esfuerzo
efectivo vs Soénico, identificando dos zonas diferentes, la curva de compactacion

normal y la descarga, proponiendo para cada caso una correlacion diferente.

Las metodologias anteriores tienen limitaciones. Para el caso de las usadas en
subcompactacion, dan valores inferiores a los reales cuando estan presentes otras
causas generadoras de altas presiones. Por otro lado las correlaciones que
incluyen otras causas, necesitan datos de pruebas de presion, las cuales no se
pueden tomar en rocas shale por su baja permeabilidad, aunque en ocasiones
pruebas tomadas en arenas o eventos de perforacion pueden ser usadas para

calibrar la curva de presion.

Debido a las limitaciones mencionadas anteriormente, la estimacién de la presion
de poro se puede realizar mediante la implementacion de modelos matematicos
cuya estructura depende de las causas que se estén analizando. La ley Terzaghi
1923 puede ser utilizada para desarrollar un modelo de sobrepresiones en 1D
cuyas variables pertenecientes al modelo son calculadas en funcion de la
profundidad o temperatura. A este modelo se pueden adicionar otros términos

segun la causa de sobrepresion que se quiera analizar.
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En esta investigacion se adicionaran los términos correspondientes a los
esfuerzos termales, expansiéon de fluidos y generacion de hidrocarburos (Grauls
1999). El efecto acuatermal estara representado por el término propuesto por Luo
and Vasseur 1992. Para los términos de generaciéon de hidrocarburos es necesario
utilizar el modelo de maduracion propuesto por Tissot and Espitalié, 1975; Tissot
and Welte, 1984. Este modelo permite estimar la fraccibn de ker6geno que se
convierte a aceite en la primera etapa de maduracion y posteriormente se
estimara la de gas. Con esta fraccion y los términos propuestos por Hantschel e
Kauerauf, 2009 se puede hacer una estimacion del efecto de generacion de
hidrocarburos incluyendo crackeo de kerégeno-aceite y de aceite-gas en la

presién de poro.

En esta tesis se muestra como se pueden implementar estos términos en modelos
1D para la estimacion de la presion de poro. Para tal fin, en los primeros capitulos
se hace una revision de las principales causas de sobrepresiones y las
metodologias que se han implementado para estimar este valor. Posteriormente,
se analizardn 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 generacion de hidrocarburos. Luego de esta
revision y del andlisis a las variables se propondra una nueva metodologia y se

aplicara a un caso de estudio.
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1. CONCEPTOS GENERALES

Para realizar el estudio adecuado de una formacién y conocer con mayor exactitud
sus caracteristicas como litologia, propiedades petrofisicas, saturacion etc. y con
ellos finalmente llegar a la presion de yacimiento, es necesario tener la mayor
cantidad de informacion que puede ser obtenida a partir de registros, historial de
sedimentacion de la cuenca, edad de la formacion, profundidad de interés, entre
otras. Con la informacién reunida se podra llegar a la solucién de un modelo
matematico e implementar un modelamiento de cuencas en 1D. Para obtener esta
informacion e interpretarla, primero se revisardn algunos conceptos teoricos

necesarios para la comprension correcta de los datos.

1.1 REGISTROS
Los registros eléctricos dan una respuesta directa de las propiedades de la roca

en profundidad. Para el caso de la litologia, los registros que mejor respuesta dan
son el Gamma Ray (GR) y el Potencial Espontaneo (SP), por medio de los datos
obtenidos y correlaciones se estima el volumen de shale (Vsh). Con los registros
de resistividad y conductividad se pueden identificar las caracteristicas de los
fluidos presentes en la formacion; el Neutron y Soénico dan una respuesta a la
porosidad, siendo el Sénico el mas utilizado para estimar sobrepresiones ya que
es ampliamente afectado por la presencia de fluidos, finalmente el registro de
densidad es utilizado para calcular el esfuerzo de sobrecarga. Una combinacion
de los datos obtenidos de los registros anteriores, es ampliamente usada para
implementar correlaciones o modelos matematicos, como es el caso de esta
investigacion y calcular la presion de poro. Seguidamente se hara una descripcion

de las principales caracteristicas de los registros mencionados anteriormente.
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1.1.1 Registro Gamma Ray (GR) Es una medida de la radioactividad natural de
las formaciones y puede ser usado para identificar litologias y correlacionar zonas
(Asquith G. and D. Krygowski 2004). Las arenas libres de shale tienen bajas
concentraciones de material radioactivo y dan bajas lecturas de gamma ray (figura
1), sin embargo, este registro tienen altas lecturas cuando las arenas poseen
potasio, micas, glauconita o uranio, en estas zonas se debe correr el gamma ray
espectral el cual toma las lecturas de cada uno de los elementos responsables de
la radiactividad, potasio (K) Torio (Th) y uranio (U). Para esta investigacion es
necesario tener claridad del tipo de litologia que se esté trabajando, para ello es
necesario hacer una estimaciéon del volumen de shale (Vsh), siendo esta una de
las principales aplicaciones de este registro. El calculo se hace mediante la

ecuacion 1 la cual indica la fraccidon de Vsh presente en los poros de la formacion.

I _ GRlog - GRmin
GR GRmax - GRmin

(D)

FIGURA 1: Respuesta del registro Gamma ray segun la litologia
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Fuente: Capacitacién de registros convencionales para modelo geomecanico
ECOPETROL 2011
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1.1.2 Potencial Espontaneo (SP) Es un registro muy importante en la
interpretacion de pozos, con éste se puede diferenciar las zonas permeables como
las arenas, de las zonas impermeables como los shale, este registro solo puede
ser corrido en lodos conductivos como los base agua, considerando que debe
haber diferencia entre las salinidades, en los lodos base aceite no es posible
correr este registro. La curva SP registra el potencial eléctrico producido por la
interaccion del agua de la formacién, el fluido conductivo de perforacion y ciertas

rocas que actian como membranas selectivas de iones (lutitas).

Para hacer las respectivas correcciones del SP se hace con la ayuda del registro
GR estableciendo una linea base del shale como SP =0 mv, si las lecturas se
alejan positiva 0 negativamente de esta linea indica zonas permeables como lo
muestra la figura 2. Debido a que las lecturas dependen de las diferencias entre
las salinidades, cuando el filtrado del lodo es igual o tiene mayor salinidad que el

agua de la formacién se presenta una deflexion positiva o el SP no responde.

Las medidas del SP son influenciadas principalmente por los espesores (si este es
muy pequefio no es detectado), la resistividad, diametro del pozo, filtrado del lodo,
contenido del shale, contenido de hidrocarburos. Resaltando que por medio de
estas lecturas no se puede hacer una estimacion de la saturacion de
hidrocarburos, luego esta respuesta es solo cualitativa (Asquith G. and D.
Krygowski 2004).

A igual que el Gamma Ray (GR), este registro identifica la litologia y puede ser

usado para estimar el volumen de shale mediante la siguiente ecuacion.

SPioq
sSSP

V= 1- 2)

SSP= Potencial espontaneo estético
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FIGURA 2: Comportamiento del SP segun tipo de formacion

SP INVERSO
Deflexion (+)

v,

NO DETECTADA
POR EL SP

4

SP NORMAL
Deflexién (-)

Fuente: Capacitacion de registros convencionales para modelo geomecanico
ECOPETROL-ICP 2011

1.1.3 Sénico EIl registro Soénico hace parte de los usados para estimar la
porosidad de la formacién midiendo el tiempo de transito de la onda compresional
(DT ps/ft), que viaja a través de la formacion en el eje axial. Los valores
registrados dependen de la litologia y la porosidad, para el caso de las arcillas
tiene altos tiempos de transito debido a sus propiedades. Este registro tiene
aplicaciones importantes, entre ellas la prediccion de la presion de poro por medio
de correlaciones en funcion del esfuerzo efectivo, propiedades mecéanicas de la
roca y detecta zonas de gas. Para el cdalculo de la porosidad se usara la
correlaciéon (Wyllie et al. 1958) donde At,,, es el intervalo de tiempo en la matriz y

varia entre 43 y 55 ps/ft segun el tipo de roca, Aty tiempo para el fluido 190-200

us/fty Aty,, es lalectura del registro.
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Aty,, — At
= 8, ht. @

fl ma
Los hidrocarburos afectan las mediciones de porosidad, dando valores
anormalmente altos y si este efecto no es corregido la porosidad también es alta.
En el trabajo realizado por (Asquith G. and D. Krygowski 2004) propone que este

efecto se puede compensar usando la correccion de Hilchie, 1978.

D=0s%0.7 gas (4)
?® = @5 x 0.9 aceite (5)

Cuando las lecturas del registro Sénico no son confiables se puede hacer un perfil
sintético usando una metodologia® que se basa de dos partes, primero se asume
que la porosidad calculada con el registro densidad es similar a la obtenida con la
ecuacion de Wyllie et al. 1958 y se despeja la curva del Sonico, dado que los
demas parametros son conocidos para la formacion, dando como resultado la

siguiente ecuacion.

Pma — Plog

Pma — Pl ) (Atfl - Atma)l ”S/ft (6)

DT(p) = Aty + l(

1.1.4 Densidad Para analizar este registro es necesario revisar dos términos

importantes como son: pn,, que representa la densidad de la matriz y p;,,, que

representa la densidad de toda la formacion (sélido y fluido). La densidad de la
matriz hace referencia a la densidad de la estructura de la roca. Este registro tiene
varias aplicaciones como determinacion de un perfil de porosidad (ecuacion 7),
esfuerzo de sobrecarga, detectar zonas de hidrocarburos y evaluacion de

litologias.

L ESCAMILLA Rocio. Modelamiento de los registros Sénicos y densidad para la elaboracién de modelos
geomecanico del drea del piedemonte. 2007 p.50
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(Z)D _ Pma __plog (7)
Pma pfl

Igual que el registro Sonico en ocasiones los valores no son tan confiables o no
estan disponibles para toda la formacion. Como estos valores son necesarios para
calcular el esfuerzo de sobrecarga, se puede hacer un registro sintético en funcién
del registro Sonico, igualando nuevamente las porosidades obteniendo la siguiente

expresion.

At — Aty

Atﬂ——At> (Pma — sz)l g/cc (8)

p(At) = P — [(

1.1.5 Neutrén Este registro mide la porosidad por medio de la concentracion de
hidrégenos de la formacion; cuando los poro estan llenos de gas en lugar de
aceite 0 agua, los datos leidos de la porosidad neutron son menores que la
porosidad actual de la formacion, esto ocurre porque hay baja concentracion de
hidrogenos en el gas comparado con la del aceite o agua. Por el efecto anterior se
pueden identificar zonas de gas?. Cuando la matriz de la roca esta compuesta en
parte de arcilla, el reporte del registro es una porosidad mayor a la que tiene la
formacion, este efecto ocurre por los hidrogenos que estan dentro de la arcilla y
los del agua, por lo anterior cuando la lectura del registro aumente indica efecto de

shale.

Para obtener datos de porosidad mas exactos se puede hacer una combinacién
entre la porosidad del registro densidad utilizando la ecuacién 7 y la porosidad
obtenida del registro Neutron. Otra aplicacion de estas herramientas es detectar
zonas de gas e identificacion de tipos de litologias, lo anterior se logra al

superponer los dos registros con sus respectivos rangos (1.95 — 2.95 g/cm?®

2 Asquith, G.,and Krygowski, 2004, Porosity logs, in Asquith, G.,and Krygowski Basic Well log analysis: AAPG
Methodos in Exploration 16, p 40 .
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densidad y 45 — 0.15 %). Si se presentan separaciones positivas indica un shale,

de lo contrario, otras litologias que pueden contener gas (figura 3).

FIGURA 3: Identificacién de zonas de gas y con alto contenido de shale en base al

registro de densidad y neutrén
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Fuente: Capacitacion de registros convencionales para modelo geomecanico
ECOPETROL-ICP 2011

1.1.6 Resistividad. Esta herramienta produce una corriente adyacente a la
formacion y mide la respuesta de esta a la corriente. Este registro es el mas
utilizado para diferenciar las zonas de hidrocarburos de las zonas de agua. Lo
anterior es debido a que la matriz de la roca y los hidrocarburos son no
conductivos, la habilidad de la formacion de transmitir corriente esta en funcion del
agua de los poros, luego si la saturacion de hidrocarburos aumenta, la resistividad
también aumenta. Cuando la salinidad del agua disminuye igualmente se presenta

un incremento en la resistividad.
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Los shale son impermeables y estan impregnadas con aguas capilares de alta
salinidad, lo que da una resistividad baja a lo largo y ancho del intervalo, para el
caso de las rocas compactas e impermeables (tales como la anhidrita, sal,
formaciones calcareas densas y ciertas clases de carbdn) son totalmente

resistivos debido al bajo contenido de agua intersticial®.

1.2 CARACTERISTICAS DE LOS SHALE
Los shale son rocas sedimentarias de grano fino formado por la consolidacion de

limos y arcillas, estos se depositan con materia organica (figura 4a) que
posteriormente se madura producto de la sobrecarga, presién y temperatura,
hasta el punto de generar y expulsar los hidrocarburos. Para conocer el potencial
de generacidén es necesario saber el contenido de materia organica y el tipo de

kerdgeno.

Mediante nucleos, cutings y muestras de pared se pueden medir en laboratorio las
variables geoquimicas que estan relacionadas directamente con la generacion de
hidrocarburos y las altas presiones. Datos petrofisicos como saturacién de agua,
porosidad, permeabilidad, densidad y propiedades mecanicas de la roca también
son medidas (GLORIOSO Juan y RATTIA Aquiles, 2012).

El término de shale hace referencia a la ficilidad que presentan algunas rocas
como se muestra en la figura 4b o simplemente a las compuestas por limos y
arcillas. Para hacer una estimacion del volumen de shale (Vsh) se hace mediante
registros Gamma Ray, Potencial Espontaneo con las ecuaciones 1 y 2
(presentadas anteriormente), se compara el comportamiento de los registros

densidad - neutrdn y posteriormente es calibrado con las muestras de pozo.

3 ACEVEDO 0. Metodologia para la generacién de modelos de presidn 3d acoplando transferencia dindmica
de fluidos a los métodos convencionales. Aplicacion al campo cupiagua del piedemonte llanero 2012 p.18
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FIGURA 4 a) Materia organica b) Laminacion de shale

a) b)

Fuente: GLORIOSO Juan y RATTIA Aquiles. Unconventional reservoirs. Basic
petrophysical concepts for shale gas. P. 2y 3.

Dentro de sus propiedades petrofisicas mas importantes esta la porosidad, la cual
puede ser estimada mediante los datos de registros o pruebas de laboratorio. En
los shale, la porosidad, ademas de las fracturas naturales esta representada por la
porosidad de la matriz, la de algunos minerales y la debida al espacio dejado por

el kerégeno luego de su respectiva maduracion.

En cuanto a la permeabilidad, es considerablemente mas baja que la de una
arenisca*. Dentro de los componentes de un yacimiento el sello hace una funcién
muy importante, mantiene los hidrocarburos dentro de los yacimientos y evita que
estos migren a superficie, generalmente estos sellos son shale que por sus

caracteristicas de baja permeabilidad evitan que los fluidos sigan migrando.

4 PAEZ V, PEREZ F. Estudio de la viabilidad de técnicas de perforacién y completamiento de pozos no
convencionales en Colombia, teniendo en cuenta analogias a nivel mundial, asociadas a shales y tight
sandstones. 2012
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Segun el ambiente de depositacion, los shale pueden contener el 25% de materia
organica y gran parte de ésta, segun las condiciones dadas, se convierte a
ker6geno, conociéndose como formaciones generadoras. Para determinar el
potencial generador de estas formaciones, es necesario hacer un analisis
geoquimico el cual se basa en andlisis de muestras tomadas de pozos perforados
con anterioridad como ndcleos, recortes, laterales o en ocasiones muestras de
afloramiento. Dentro de las variables obtenidas de un analisis geoquimico se
puede determinar el tipo de kerégeno, contenido de materia organica (TOC) y

grado de madurez.

1.2.1 Kerdégeno El kerégeno consiste en una mezcla de componentes organicos
gue hace parte de la materia organica presente en las rocas sedimentarias y es
insoluble en solventes organicos, dando unos componentes complejos de un alto
peso molecular. Los componentes solubles son conocidos como bitumen
(GLORIOSO Juan y RATTIA Aquiles 2012).

Altas concentraciones de kerégeno hacen que la roca se convierta en roca
generadora. Cuando éste ker6geno es sometido a condiciones favorables de
maduracion como presion y temperatura, se convierte en aceite o gas segun el
tipo de kerégeno o el grado de maduracion. Shale con altas concentraciones de
kerdgeno con insuficiente grado de maduracién, se convierte en depdsitos
superficiales llamados OIL SHALE. Para establecer el tipo de kerégeno presente
en una rocay su respectivo potencial de generar hidrocarburos se hace un analisis
de laboratorio, estas pruebas se basan en degradacion térmica, pirolisis,
fluorescencia espectral o petrografia®, clasificaAndolo en kerégeno tipo I, tipo Il, tipo

[ll'y tipo IV segun el diagrama de Van Krevelen.

> GLORIOSO Juan y RATTIA Aquiles. Unconventional reservoirs. Basic petrophysical concepts for shale gas.
2012 p. 4
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Segun la clasificacion del kerégeno serd el producto generado durante una
maduracion termogénica, ya que si es descompuesto por bacterias el producto
solo serd gas biogénico, siendo este principalmente metano como lo propone
Hedberg, 1974. Para el caso del kerégeno tipo 1 genera principalmente aceite
pero posteriormente se puede convertir a gas; el tipo 2 genera aceite en menor
proporcion al tipol y gas; el tipo 3 genera una minima fraccion de aceite y altas
cantidades de gas y el tipo IV no genera hidrocarburos (GLORIOSO Juan y
RATTIA Aquiles 2012).

Ademas, cada kerdgeno tiene un maceral representativo, es importante tener en
cuenta que el inicio de la ventana de generacidon representada por el grado de
madurez (% Ro reflectacia de vitrinita la cual sera explicada con precision mas
adelante) estd en funciébn de este maceral. En la tabla 1 se presentara la

respectiva clasificacion.

TABLA 1:Tipo de kerégeno, maceral principal y grado de maduracion necesario
para entrar en ventana de generacion (%Ro)

m MACERAL VENTANA

Liptinitas 0.7
Il Liptinitas 0.6

[ Liptinitas/ 0.6-0.8
Vitrinitas

\Y; Intertinita

Fuente: SPALLETTI Luis A. Céatedra de sedimentologia, Facultad de ciencias

Naturales y Museo, Universidad nacional De La Plata 2006 — 2009
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El diagrama de Van- Krevelen es el utilizado para la clasificacion de kerégeno
como se menciond anteriormente. Esta clasificacion se hace de acuerdo a la
relacion entre el hidrogeno y carbono (H/C) y la relacion entre oxigeno y carbono
(O/C) como lo muestra la figura 5a, o segun la cantidad de hidrocarburos o diéxido
de carbono generado como lo muestra la figura 5b, teniendo en cuenta que los
parametros analizados son el indice de hidrogeno (HI) y el indice de oxigeno (Ol).

FIGURA 5: Diagramas de Van-Krevelen para clasificar el tipo de kerdgeno

a b
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Fuente: Thomas Hantschel - Armin |. Kauerauf. Fundamentals of Basin and

Petroleum Systems Modeling Springer-Verlag Berlin Heidelberg 2009 p 157

1.3.1 Contenido de materia organica (TOC) TOC o Carbono Orgéanico Total es
la cantidad de materia organica ligada a las rocas que es preservada luego de que
inicialmente parte de ésta sea descompuesta por bacterias (GLORIOSO Juan y
RATTIA Aquiles, 2012). Esta materia organica posteriormente sera sometida a
altas presiones y temperaturas sufriendo una degradacion termogénica y entrando

a la ventana de generacion de hidrocarburos.
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El TOC se usa para cuantificar la calidad de la roca, y principalmente para
caracterizar yacimientos no convencionales, ya que mediante éste parametro se
puede determinar el nivel de adsorcidbn de gas y algunas propiedades de la
formacién. Para esta investigacion, se revisa esta variable con el fin de determinar
la posibilidad de generar altas presiones, ya que de su valor dependera la cantidad
de hidrocarburos generados, por lo cual, el TOC permite hacer una clasificacion

del potencial de la formacion, tal como se muestra en la tabla 2.

TABLA 2: Potencial de la roca segun el contenido de TOC

POTENCIAL | TOC %

Pobre 0-0.5
Regular 0.5-1
Bueno 1-2

Muy Bueno 2-4

Excelente >4

Fuente: GLORIOSO Juan y RATTIA Aquiles. Unconventional reservoirs. Basic
petrophysical concepts for shale gas. 2012 p. 8

Conociendo el potencial de generacion de la roca es importante analizar el grado
de maduracién de esta materia organica y determinar si esta dentro de la ventana
de generacion de aceite o gas. Para lo anterior, existen algunos parametros que
indican el grado de madurez de la formacion como la reflectancia de la vitrinita
(Ro), indice de maduracién, Tiempo y temperatura (TTI), entre otros, siendo la Ro

el mas utilizado.
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1.2.2 Reflectancia de la vitrinita (Ro). La vitrinita es uno de los macerales mas
importantes presentes en la materia organica, es muy abundante y proviene de la
diagénesis de la madera. La reflectancia de la vitrinita es una medida de la

intensidad de la luz que se refleja sobre una superficie pulida de este maceral®.

Para hacer los estudios se prepara una muestra de materia organica insoluble
(kerdgeno), se fija con resina y se pule para ser analizada microscopicamente con
luz reflejada. Su empleo como herramienta para determinar el grado de
maduracion de materia organica se basa en que la reflectancia aumenta con la
temperatura. Este incremento se debe a la recristalizacion (aumento de tamafio)
de los anillos aromaticos condensados que componen la estructura de la vitrinita.
Este proceso de crecimiento es irreversible; es decir que, una vez que se
produce el aumento de reflectancia es practicamente imposible que decrezca con
el descenso de la temperatura (SPALLETTI L. 2006-2009).

Para determinar este valor se han propuesto algunos modelos los cuales se basan
en que la vitrinita reacciona y parte de esta se convierte a condensado y queda un
residuo, los modelos propuestos son los de Waples (1980); Larter (1988);
Sweeney and Burnham (1990). De los modelos anteriores, el mas facil de
implementar es el de Waples (1980) por su facilidad para obtener las variables de

las que depende.
Vitrinita — residuo de vitrinita + volatiles

Waples 1980, usando el método de Lopatin, calcula el indice de maduracion (TTI)
de una zona a la cual le traza un perfil de temperaturas en rangos de 10°C, a
cada rango le asigna un valor de n partiendo de un valor base de 100-110°C con
n=0 el cual aumenta o disminuye de acuerdo al nimero de intervalos, segun la

zona de estudio y se aplica la ecuacion 9.

6 SPALLETTI Luis A. Paleogeotermometria. Catedra de sedimentologia, Facultad de ciencias Naturales y
Museo, Universidad nacional De La Plata 2006 — 2009
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n=-1 T=(90-100)°C

n=0 T=(100—110)°C TTI = Z (AT, )™ (9)

nmin
n=1 T = (110 —120)°C ...
Donde le asignan un valor de r=2 ya que asumen que el grado de maduracion se
duplica cada 10°C. EI TTI calculado se relaciona con el valor del Ro (reflectancia
de vitrinita), basados en el andlisis de varias muestras a nivel mundial, por lo

anterior, se establecieron los rangos de generacion y preservacion de

hidrocarburos como lo muestra la tabla 3.

TABLA 3: Comparacion entre TTl y Ro. Rangos de generacion hidrocarburos.

El inicio de la generacion de aceite 15 0.65
La generacién de pico del petréleo 75 1.00
Fin de la generacion de aceite 160 1.30
Limite superior de TTI para la aparicién del petréleo 500 1.75

con la gravedad API <40 °

Limite superior de TTI para la aparicion del petréleo 1000 2.0
con la gravedad API <50 °

Limite superior de TTI para la ocurrencia de gas 1500 2.2
hamedo

La ultima aparicién conocida de gas seco 65000 4.8
Por debajo del limite de gas seco 972000 >5

Fuente D. W. Waples. 1980
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1.3 PRESION DE PORO

La presion de poro es la presion de los fluidos que se encuentran dentro de los
poros. En el trascurso del tiempo se han realizado varias investigaciones para
tratar de demostrar las causas de la presion de poro orientado hacia aspectos
geoldgicos. La primera publicacion acerca de este fendmeno fue realizada por
George Dickinson en 19537, este autor afirma que un estudio geoldgico es la clave

para entender el origen de las altas presiones.

La estratigrafia controla la distribucién de presiones anormales (Kenneth L.
Harkins, Humble J, W. Baugher, 1969). Estas presiones son principalmente
encontradas en intercalaciones de arenas y shale, resaltando que el espesor de
los shale debe ser mayor a 200 ft, estos shale proporcionan un sello suficiente
para la preservacion de las geopresiones. Otro aspecto que favorece este
fenémeno son los domos salinos por su levantamiento. En cuanto a la litologia,
este fendbmeno es asociado a bajos porcentajes de arena, un contenido menor al
35%.8

1.3.1 Presion normal La presiéon de poro puede variar entre la presion hidrostatica
y la litostatica, aunque en ocasiones esta presion supera la litostatica o esta por
debajo de la hidrostéatica. Se habla de presién normal cuando la presion de poro se

puede controlar con una columna hidrostéatica con un gradiente de 0.433 psi/ft.

1.3.2 Presiones sub-normales. Segun la experiencia en la industria del petrdleo,
en la exploracion de pozos las formaciones con presiones anormalmente bajas no

son tan comunes como lo son las zonas sobrepresionadas. Muchas formaciones

7 Dickinson, George: “Geological Aspects of Abnormal Reservoir Pressures in Gulf Coast Louisiana”,  AAPG
(1953) 37, No. 2,410-432.

8 Kenneth L. Harkins, Humble J, W. Baugher Geological Significance of Abnormal Formation Pressures
Journal of Petroleum Technology. 1969
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de presion sub-normal han sido inducidas artificialmente por la produccién de
hidrocarburos o agua subterrdnea, en yacimientos aislados en los que no hay una
zona de recarga que permita introducir fluidos suficientes para reponer los fluidos

retirados®

1.3.3 Sobrepresiones. La presion anormalmente alta se define como la presion
que excede una columna hidrostatica. Dickinson en 1953, propone que la
principal causa de sobrepresion de los shale es por la compactacion y que la
mejor forma de evitar problemas por esto, es colocando casing cerca de las zonas
sobrepresionadas, para poder usar un lodo mas pesado y prevenir las pérdidas de

circulacion.

Las formaciones que contienen fluidos con presiones anormales, han sido
encontradas en todas las partes del mundo en las que se haga exploraciéon que
conduzca a encontrar hidrocarburos. De acuerdo a Spencer 1998, en Estados

Unidos hay alrededor de 7 unidades estratigraficas que estan sobrepresionadas.

Estas formaciones estan aisladas por barreras impermeables, manteniendo la
sobrepresion del yacimiento. El origen de estas barreras puede ser fisico, quimico

0 una combinacién de ambas segun Louden, 1972.

Hay multiples origenes de las causas de sobrepresiones como lo son
compactacion, compresion tectonica, fallas, gradientes geotérmicos altos, cambios
en los minerales, generacion de hidrocarburos, migracion de los fluidos a lo largo
de las fallas y 6smosis, estas causas de sobrepresiones seran explicadas mas

adelante.

9 E.C. DONALDSON, G.V. CHILINGAR, J.0. ROBERTSON JR. and V. SEREBRYAKOV. Introduction to abnormally
pressured formations Capitulo 1
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1.4 PROBLEMAS DE PRESIONES ANORMALES
Las sobrepresiones pueden causar un aumento en los tiempos no productivos y

generar ciertos incidentes durante la perforacion, si las presiones anormales no
son correctamente calculadas, antes y durante la perforacion. Dentro de los
problemas mas comunes son los influjos, patadas de gas, amagos de reventdn,
pérdidas de las propiedades del lodo, derrumbes en la formacién, aumento en la
tasa de cavings (splinter), entre otros. Un indicativo que las presiones son
subestimadas es el aumento en el gas de fondo (%BGG) o presencia de gas de

conexion.

Un estudio realizado a 2520 pozos de gas en el golfo de México muestra que mas
del 24% de los tiempos no productivos estan asociados a patadas (kicks), influjos
de agua, flujos de gas y pérdidas de circulacion (Dodson, 2004)

La explicacién para estos sucesos se debe a que la presion del lodo es inferior a la
presion de formacion. Las causas de estas altas presiones han sido estudiadas y
clasificadas segun algunos autores (Osborne and Swarbrick, 1997) (Grauls 1999)
(M. Zoback 2007) y una revision del estado del arte realizada por (Acevedo 2011-
GIEP).

1.5 CAUSAS DE PRESIONES ANORMALES
Osborne and Swarbrick, 1997 afirman que las altas presiones se originan

especificamente por: 1) incremento en el esfuerzo compresivo (reduccion del
volumen del poro) causado por el desequilibrio en la compactacion y compresion
tectonica; 2) cambios en el volumen de fluido causados por el incremento de la
temperatura, presion acuatermal, diagénesis de arcilla y generacion de
hidrocarburos y 3) movimientos de fluidos y procesos relacionados con diferencias
de densidades entre fluidos y gases, causados por la cabeza hidraulica, osmosis y

boyanza como lo muestra la figura 6.
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FIGURA 6: Clasificacion de las causas de altas presiones segun Osborne and
Swarbrick, 1997

Causas de altas
presiones

l

Incremento del

Incremento en el volumen MWA’S;SQ;O; e
esfuerzo del fluido del poro diferencias de
compresivo densidades
Desequilibrio Compresion Efecto Generacion Diagénesis Carga Osmosis y
compactacion tectonica acuatermal hidrocarburos arcillas hidraulica boyanza

Fuente: Osborne and Swarbrick, 1997

Segun la clasificacion de Grauls (1999), estas causas son organizadas en
esfuerzos mecanicos (siendo la subcompactacién el mas importante). Esfuerzos
térmicos, los cuales se subdividen en expansion acuatermal, craqueo de kerégeno
a aceite y craqueo de aceite a gas. Esfuerzos quimicos dentro de los que se
destaca la diagénesis de la arcilla y la interaccién roca fluido. Transferencia
dinamica a través de fallas o flujo lateral y otras causas como osmosis, efecto
artesiano y boyanza, esta clasificacibn se puede observar mas claramente

mediante la figura 7.
Zoback (2007) hace una recopilacion de los principales mecanismos de

sobrepresion incluyendo causas similares a la de los autores anteriores,

adicionando la causa del efecto centroide.
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FIGURA 7: Clasificacion de los mecanismos de sobrepresiones segun Grauls
1999
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Fuente: Grauls 1999

Dentro de la revision del estado del arte realizada por Acevedo 2011, analizé las
principales caracteristicas correspondientes a los esfuerzos mecénicos, expansion
de fluidos (efecto acuatermal, y generacién de hidrocarburos), diagénesis de la
roca y el enfoque principal de su investigacién, transferencia dindmica. Planteando
una metodologia para la identificacion de cada una de las causas.

1.5.1 Esfuerzos mecanicos. En las cuencas sedimentarias, las cuales son

dominadas especialmente por arenas y shale, el peso de sobrecarga o el esfuerzo
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vertical es el principal contribuyente a la generacién de sobrepresiones (Grauls,
1999). Sin embargo, los cambios en los estados de esfuerzos también pueden
contribuir mediante una compresion horizontal y vertical debido a las fuerzas
tectonicas, aunque las sobrepresiones debidas a este mecanismo pueden ser
disipadas, si grandes volumenes son conducidos a través de los planos de falla
(Osborne and Swarbrick, 1997).

Bajo condiciones de compactacién normal, existe un equilibrio entre la sobrecarga
generada por el peso de los estratos y la reduccion de los fluidos del poro, cuando
este equilibrio se ve alterado ocurre la subcompactacion. Este fenomeno se da
cuando la tasa de depositacion de los sedimentos es superior a la rata de
expulsion de fluidos, lo anterior puede ser favorecido por la reduccién de la
permeabilidad especialmente en los shale.

Cuando se encuentran formaciones de altas permeabilidades con sobrepresion, se
debe a que este estrato es aislado por un sello o por la reduccion de la
permeabilidad lateral debida a una falla, sin embargo, si ésta arena esta

conectada, la sobrepresién es disipada (Osborne and Swarbrick, 1997).

Para determinar las sobrepresiones se puede establecer una tendencia de
compactacion normal con la ayuda del registro Sonico y compararlo con la lectura
del registro. Por otro lado, si ocurre compactacion normal, en una grafica de
esfuerzo efectivo vs Sonico se tendra una curva virgen como lo propone Bowers
1994. No obstante, en ocasiones estos calculos no son tan exactos, por lo cual,
los perfiles de presion pueden ser determinados implementando modelamiento de
cuencas con modelos matematicos 1D derivados de la ley de Darcy, la ley de
continuidad y la relacion porosidad-esfuerzo efectivo de la teoria de compactaciéon

de suelos de Terzaghi 1923 cuya estructura es lineal.
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1.5.2 Esfuerzos termales Segun la clasificacion de Grauls (1999) los esfuerzos
termales corresponden a la expansion acuatermal y la maduracién de materia

organica para convertirse en aceite y posteriormente a gas si el craqueo continua.

Estas causas estan presentes en la clasificacion propuesta por Osborne and
Swarbrick, 1997 dentro de las responsables del incremento del volumen del fluido

del poro, éste mecanismo también es estudiado por Zoback 2007.

1.5.2.1 Efecto acuatermal Para que este efecto se presente deben existir bajas
permeabilidades y que la expansion del volumen de poro sea menor que la
expansion termal del agua a una presion constante. La expansion acuatermal
consiste en el incremento del volumen de los fluidos en el poro por efecto de la
temperatura. (Barker 1972) afirma que las presiones de formacién incrementan
por encima de la presion hidrostatica con el aumento de la temperatura si se tiene
un sistema cerrado, de lo contrario, si la formacién estd conectada con otras
zonas, la presion se escapard y se estabilizara como presion hidrostatica. Como
caso contrario, si un sistema es aislado y posteriormente su temperatura
disminuye (disminucién de la presién de sobrecarga por causa de la erosién), la
presion del sistema serd inferior a la presion hidrostética.

Para mostrar como varia la presion con la temperatura se tiene una gréfica de
presion vs temperatura con lineas de igual densidad con los datos de Kennedy

and Holser 1966 como se muestra en la figura 8.

Sobre ésta grafica, se traza una linea de gradiente de temperatura, teniendo en
cuenta que si el sistema es cerrado la densidad sera constante. Si se analiza un
punto inicial y se determina la presion a la cual debe estar el fluido y luego se
analiza un punto siguiente sobre la linea de gradiente, se determina la presion a la
cual deberia estar si fuera normal, pero al ser aislado, se debe desplazar hasta la

linea de igual densidad y se calcular el exceso de presion, teniendo en cuenta que
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este aumento de presion varia si el agua es pura o si tiene sales siendo mas

notable el aumento para el primer caso, en el que posee una densidad de 1g/ml.

FIGURA 8: Diagrama presion-Densidad para el agua con un gradiente de 25
°C/km

10,000
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Fuente: Colin Barker 1972
Las suposiciones de este autor son las siguientes:

1. El volumen poroso debe ser totalmente aislado de su entorno.

2. El volumen poroso que va a ser sobrepresionado por incremento de la
temperatura debe ser constante

3. Las zonas de sobrepresiones aisladas ocurrieron a una baja temperatura de lo

que se registra ahora.

Barker 1987 muestra cOmo, no siempre un enterramiento y por consiguiente un

aumento en la temperatura de un sistema aislado origina una sobrepresion lo cual

explica con un ejemplo.” Si se tiene un sistema aislado a 4000 ft con una presion
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de 1860 psi y posteriormente es enterrado a 8000 ft, utilizando la ecuacion del gas

| plsvl

ideal se calcula la presion fina ”

=p2 * % la cual da como resultado 2035 psi

pero a esa profundidad la presion hidrostatica es de 3720 psi lo cual se convertia

en una zona sub-presionada.

Luo and Vasseur (1992) mediante un modelo matematico hace una cuantificacion
de los efectos de dos factores que afectan las altas presiones, compactacion y
expansion acuatermal usando un modelo hidrodinamico basado en la solucion de
ecuaciones simultdneas (Darcy y la relacién porosidad- profundidad). Las
geopresiones son calculadas en un perfil de sedimentacién de una dimensién
basados en diferentes ambientes que pueden influenciar el exceso de volumen de

fluido en el poro y permeabilidad de los sedimentos.

Dentro de las conclusiones a las que llego Luo and Vasseur (1992) afirma que los
calculos previos de presion de poro en continuos perfiles sedimentarios muestra
que en general en los ambientes geoldgicos actuales, el factor acuatermal no
juega un papel importante incluso usando parametros extremos como lo muestra

la figura 9.

FIGURA 9: Influencia de la temperatura en las sobrepresiones
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Haciendo una comparacién de los modelos propuestos anteriormente, cuando
Barker 1972 propone este mecanismo, €l enfatiza que el gradiente debe ser de por
lo menos 15 °C/km para que el efecto acuatermal contribuya con la presion de
poro y que esa contribucion incrementa al incrementar el gradiente, los resultados
obtenidos del modelo de Luo and Vasseur (1992) muestran que este incremento
es muy ligero, pero al mismo tiempo la presion total disminuye, lo cual se puede

deber a la reduccion de la viscosidad.

1.5.2.2 Generacion de hidrocarburos Durante la sedimentacion, parte de este
material puede ser materia organica, la cual, segun su origen puede formar 3 tipos
de kerdégeno clasificados con el diagrama de Van Krevelen de acuerdo al indice de
hidrogeno (HI). Este ker6geno, dependiendo las condiciones de enterramiento,
puede sufrir procesos biogénico o termogénico. Los procesos biogénicos de los
cuales se obtiene principalmente metano (Hedberg H. 1974) se pueden dar a
profundidades someras, pero a medida que el enterramiento continda, inician los

procesos termogénicos.

Generacion de aceite Cuando inician los procesos termogénicos, aparece la
ventana de generacion; pero para que esto ocurra, deben cumplirse ciertas
condiciones tales como: la temperatura debe ser mayor a 200°F (93°C) y la
reflectancia de la vitrinita (Ro) mayor a 0.7% (Spencer 1987). La cantidad de
aceite generado dependera del tipo de kerégeno y del contenido de materia
organica (TOC). De acuerdo a Meissner 1978 el cambio de ker6geno-aceite es
acompafnado por un aumento en el volumen del 25%. Para que este mecanismo
sea importante el contenido de TOC debe ser superior al 2% (Spencer 1981) y

bajas permeabilidades.

Generacion de gas La generacion de gas se puede dar por medio de dos
procesos, biogénico y termogénico. A temperaturas bajas entre 68-176 °F (20-

80°C) se puede deber a descomposicion por bacterias (gas biogénico). Debido a
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que el proceso de enterramiento continla, esta materia organica se convierte a
aceite y posteriormente a gas si las condiciones de temperatura y grado de
madurez son favorables. Las condiciones para que se genere gas varian entre
valores cercanos a un Ro de 2% y temperaturas mayores a 340 °F (175°C)
Hedberg, 1974. El aporte por este mecanismo al igual que el del aceite depende
del TOC y del tipo de kerégeno. Para determinar el indice de maduracion y
predecir en que seccion de la ventana de generacion se encuentra la materia
organica, se puede hacer un modelo de maduracion el cual depende de la historia
de sedimentacion como lo propone (Waples 1980). Teniendo en cuenta las
condiciones de generacion de hidrocarburos (aceite y gas) se han establecido

ventanas de generacion encontradas en la literatura como muestra la figura 10.

FIGURA 10: Ventana de generacion de hidrocarburos
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Fuente: Fundamentals of Basin and Petroleum Systems Modeling. Hantschel e
Kauerauf, 2009

41



Chaney (1949) afirma que el cragueo termal de aceite a gas en zonas aisladas,
puede causar presiones anormalmente altas en incluso por encima de la presion
de fractura. Hedeberg (1974) propone que la generacion de metano en conjunto

con la subcompactacion puede generar sobrepresiones.

Meissner (1978) hace un analisis de los registros petrofisicos identificando lo
siguiente para zonas con presencia de hidrocarburos. Los registros Soénico y
resistivo identifican la maduracion de la roca fuente y las formaciones con fluidos
sobrepresionados. Anomalias altas de GR indican contenido de materia orgéanica y
el efecto de maduracién y posterior generacién de hidrocarburos causa una alta
resistividad, contrario a las bajas resistividades que presenta las zonas

sobrepresionadas propuestas por Hottman & Johnson.

Meissner describe que una roca no fuente esta conformada por matriz de la roca y
los fluidos del espacio poroso (figura 11a), la roca fuente inmadura tiene tres
componentes 1) Matriz de la roca, 2) Materia organica y 3) los fluidos de los poros
(figura 11b). En la roca fuente madura, parte de la materia organica sélida se ha

convertido a liquidos, la cantidad dependeréa del grado de maduracion (figura 11c).

FIGURA 11: Esquemas de los componentes sélidos y liquidos de una roca fuente

y no fuente
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Barker (1990) afirma que un barril de aceite produce aproximadamente de 3000 a
4000 ft® de gas dependiendo de la composicién inicial del aceite. El gas y el
residuo del aceite ocuparan el espacio del aceite. Ademas, la presion final del gas
se vera afectada por el agua que esta dentro de los poros ya que esta se expande
y disminuye el volumen disponible para el gas. Adicional a esto, parte del gas se

disuelve en el agua como se muestra en la figura 12.

FIGURA 12: Esquema del modelo de Barker 1990 en el que se muestra el craqueo
termal de aceite a gas
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Fuente: Barker 1990

Este autor plantea que en un sistema abierto la presion permanecera hidrostatica,

para el caso en el que el sistemas sea totalmente aislado y el volumen

permanezca constante, habra un incremento en la presién y propone que este

cambio de presion puede ser calculado teniendo en cuenta los siguientes pasos:
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1) Calcular el volumen del gas a condiciones estandar (VQg)
(a) Volumen generado por el cracking del gas
(b) Decrecimiento por la cantidad que va en la solucion
2) Calcula el volumen disponible para gas (v)
(a) Desde el decrecimiento en el volumen del gas
(b) Reduccién por el volumen por los residuos carbonaceos formados

3) Calcular la presion final usando Vg, V, temperatura final y el valor de la
compresibilidad.

El valor de esta presion final, se calcula de la cantidad de gas generado y del
volumen que puede ser ocupado teniendo en cuenta el factor “z” ya que el gas no
es ideal. Tomando como factor de conversion 3000 ft3 de gas por barril y

asumiendo que el yacimiento tiene entre un 25-50% aceite se obtiene el siguiente
perfil presion (Figura 13).

FIGURA 13: Perfil de presion-profundidad segun la cantidad de gas generada a
partir de la faccion de aceite del yacimiento
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Luo and Vasseur (1996) desarrollaron un modelo matematico para estimar el
efecto de la generacion de hidrocarburos el cual se ve representado en la
disminucién de las permeabilidades efectivas y aumento en la saturacion de gas.

Se usa un modelo numérico de cuencas de dos fases de formulacion
hidrodinamica, para calcular el efecto de la maduracién en materia organica en las
geopresiones. Luo and Vasseur (1996), la generacién de aceite no es tan
importante excepto cuando el contenido de materia organica es mayor al 5%, sin
embargo la generacién de gas, si es muy importante. Los resultados muestran
que después de cierta profundidad el cracking de aceite a gas genera altas
presiones. El efecto de este mecanismo es mejorado con el contenido de materia

organica, tipo de kerdgeno, gradiente temperatura y litologia.

Luo and Vasseur (1996) concluyen que el aporte de sobrepresion debido al aceite
€S muy poco en rocas con contenido de materia organica bajo. Afirmando que,
para que este efecto sea importante, el TOC debe estar entre 5-10% aunque esos
valores solo se encuentran en rocas muy ricas. El efecto de generacidon de gas es
mAas importante ya que este se genera a partir del aceite y de los residuos que no
reaccionaron para generar aceite, ademas, este efecto es mas representativo en

rocas de grano fino.

Hantschel e Kauerauf, 2009 proponen un término adicional para representar el
efecto de la generacion de hidrocarburos el cual es sumado a lo propuesto para
compactacion por Terzaghi 1923 y para el efecto termal por Luo and Vasseur
(1992), esta adicion de términos es posible ya que el modelo inicial tiene
estructura lineal. Este término se basa en los cambios de densidades al

presentarse los cambios de fase.

1.5.3 Transferencia dinamica Osborne and Swarbrick, 1997 afirma que la presion
se puede transferir a través de las rocas por el movimiento de fluidos en tres

dimensiones, ademas, un buen conocimiento de la hidrodinamica de la cuenca es
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esencial en la reconstruccion de la historia de presion. Las fallas pueden permitir
que el liquido se escape de los compartimientos sobrepresionados y por lo tanto,
producir una sobrepresion en las formaciones a profundidades menores (Grauls y
Baleix, 1994).

Grauls 1999 propone que las sobrepresiones son generadas a profundidades
mayores a los 3000m (9842 ft) lo cual juega un papel muy importante en la
migracion de hidrocarburos y especialmente en la transferencia dinamica. Tales
procesos dindmicos pueden estar relacionados al flujo lateral mediante la ley de

Darcy.

La transferencia dinamica también se puede relacionar con el flujo vertical,
fracturas y fallas abiertas que actian como vias preferenciales para el flujo de
hidrocarburos (Grauls and Cassignol, 1992; Grauls and Baleix, 1993). La

transferencia dinamica esta controlada por la permeabilidad.

1.5.4 Compactacion quimica Hantschel and Kauerauf, 2009 estudiaron este
mecanismo como procesos especiales de sobrepresiones. Estos autores afirman
que todas las arenas y los carbonatos son cementados durante el enterramiento.
La cementacién de cuarzo puede ser considerada en tres pasos: disolucion de
cuarzo entre contactos grano a grano, transporte de silice generado, a través del
espacio poroso y precipitacion de silice sobre los granos de cuarzo, tal como se
muestra en la figura 14 (Walderhaug 1996). Los tres procesos tienen diferentes
efectos sobre la compactacion, reduccién de la porosidad y cambios en la presion
de poro. Las tasas de cementacion son controladas por las condiciones de

subsuelo, flujo y quimica del agua'®

10 Thomas Hantschel - Armin I. Kauerauf. Fundamentals of Basin and Petroleum Systems Modeling Springer-
Verlag Berlin Heidelberg 2009
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Durante la disolucién, el volumen de la roca disminuye por la cantidad de cuarzo
disuelto mientras que el volumen del poro incrementa en la misma cantidad. La
silice disuelta se transporta en agua por difusion y junto con el agua como un flujo

de fase separada (Hantschel e Kauerauf, 2009).

La literatura distingue entre un enfoque de sistemas abiertos y cerrados,
suponiendo caminos relativamente largos y cortos de transporte (Schneider et al.,
1996). El enfoque de los sistemas cerrados es mas importante, ya que por lo

general el cuarzo se precipitd cerca de la ubicacion de la disolucion.

FIGURA 14 Proceso de compactacion quimica. (A) disolucién de silice dentro del
agua del poro. (B) Difusiéon de la silice disuelta dentro del agua del poro. (C)
Precipitacion de silice en los granos de cuarzo
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Fundamentals of Basin and Petroleum Systems Modeling. Hantschel e Kauerauf,
2009

2.5.5 Diagénesis de arcillas La esmectita es un mineral muy comudn en los shale
y contiene abundante agua en su estructura, esta agua es extraida mediante una
deshidratacion lo cual se puede convertir en sobrepresion (Osborne and
Swarbrick, 1997).
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Por lo tanto, cuando el agua es expulsada de la capa intermedia para convertirse
en agua de los poros, hay una expansion en volumen generando altas presiones.
Algunos investigadores han propuesto que la deshidratacion se genera en dos
(Powers, 1967) o tres (Burst, 1969) pasos. Estos autores sugirieron que estos
pulsos de agua liberada fueron decisivas para llevar hidrocarburos de rocas

generadoras a trampas (Powers, 1967).

En zonas de altas presiones, la esmectita es estable a temperaturas menores a
200 °C (Colton-Bradley (1987)). Bajo condiciones de presion hidrostatica, la
esmectita es inestable, una capa de agua es expulsada a temperaturas de menos
de 60 ° C, la pérdida de una segunda capa de agua se produce a 67-81 ° C, y la
expulsion de la ultima capa requiere temperaturas mucho mas altas de 172 a 192 °
C (Colton-Bradley, 1987).11

11 M. J. Osborne and R. E. Swarbrick. Mechanisms for generating overpressure in sedimentary basins: A re—
evaluation. AAPG Bulletin, 81:1023-1041, 1997.
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2. METODOLOGIAS PARA ESTIMAR LA PRESION DE PORO

El estudio de las causas de la presion comienza con Terzaghi en 1923 mediante la
teoria de compactacion de suelos, la cual se basa en un balance de masa de flujo
monofasico e incompresible, Para tratar de explicar las sobrepresiones en los
campos de Lusiana Estados Unidos y zonas del golfo de México se desarrollaron
algunas metodologias experimentales, mediante las cuales se desarrollaron

algunas correlaciones usadas en metodologias experimentales.

2.1 METODOLOGIAS CONVENCIONALES
Dentro de las metodologias convencionales se destacan algunas correlaciones

desarrolladas en el golfo de México, las cuales comienzan con un método gréfico
“Profundidad equivalente” y que posteriormente se establecieron unas ecuaciones,
basadas en la relacion entre el esfuerzo efectivo (Terzaghi) y algunos registros en

especial los usados para determinar los cambios de porosidad.

2.1.1 Hottmann and Johnson (1965) Es de los primeros métodos y en él se
tienen en cuenta registros de pozo, este se basa en un método grafico el cual
utiliza datos del registro Sonico y resistivo, los cuales detectan los cambios
petrofisicos de la roca, en el caso de porosidad, normalmente disminuye con la
profundidad (Yoshida C. et al. 1996). El registro S6nico a medida que aumenta la
profundidad la velocidad aumenta lo cual genera una tendencia normal, si se
registra un cambio en la presion se puede ver una desviacion de los datos en una

curva de velocidad contra profundidad.

El esfuerzo efectivo en la parte mas profunda, en formaciones con presiones
anormales, es igual al esfuerzo efectivo en la “Profundidad Equivalente”, porque el
esfuerzo de sobrecarga es soportado por los fluidos de los poros, y no por la

matriz de la roca.
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La presion de fluido es por lo tanto calculada por la diferencia entre el esfuerzo
vertical a la profundidad actual de interés, y el esfuerzo efectivo existente en la

“Profundidad Equivalente” de la depositacion como se muestra en la figura 15.

FIGURA 15: Método de la profundidad equivalente para estimar la presion de poro
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presion poro = esfuerzo de sobrecarga — esfuerzo efectivo

Teniendo en cuenta que el esfuerzo efectivo es a la profundidad equivalente.
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2.1.2 Eaton, 1975 Eaton desarrolla unas correlaciones para estimar la presion de
poro utilizando una relacion entre el esfuerzo efectivo normal y un factor que indica
el exceso de presion. El valor de este factor es determinado de un registro,
tomando el dato observado y el valor normal, elevado a un exponente el cual
depende del registro usado para tal calculo. A continuacién se presentan las
diferentes opciones para estimar la presion de poro.

Resistividad
Ph: Oy — (0',, Ph) I (10)
Conductividad
ACn\Y?
Pu= 0, |@,—P.(550) | AD
Soénico
Atn 3
Py = o, - (%‘HJ-(H) (12)

Exponente “dc”

dco\"?
Pu=0,- [(av—Ph) (5o) ] (13)

El parametro de la ecuacién 13 se obtiene de datos de perforacion y la obtencion
del factor que indica el exceso de presibn se hace mediante el mismo

procedimiento implementado para los registros.

2.1.3 Bowers (1995) Los métodos anteriores para la estimacion de la presion de
poro fueron los primeros utilizados, pero estos no incluian los efectos de descarga

originados por la expansion de fluidos, por lo cual, Bowers en 1995 desarroll6 una
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correlacion para este caso. El observé que las zonas donde se presentaban las
deméas causas de sobrepresiones, tenian dos tendencias, una normal la cual
estaba regida principalmente por la compactacion y otra curva llamada “curva de
descarga” como se muestra en la figura 16. Esta curva se presenta por un
aumento en la presién de poro, haciendo que la presion del fluido sea la que
soporte en su gran mayoria el esfuerzo vertical efectivo, notandose que la
velocidad en este punto tiende a retroceder, la zona donde se presenta esto se

llamo zona de descarga.

FIGURA 16: Tendencias de la grafica de esfuerzo efectivo vs Sonico para el caso

de las tendencias de compactacion normal (a) y de descarga (b)
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Bowers desarrolla la siguiente correlacion para estimar el esfuerzo efectico

Vp =Vml— Ac® (14)

Vml es la velocidad de la onda pen el fluido y es aproximadamente 5000 ft/s

o es el esfuerzo efectivo A y B son parametros de calibracion. Para la zona de

compactacion normal desarrollo la siguiente correlacion:

=

Vp — Vlm)

p:ov—< y (15)

Para la zona de descarga se planted otra correlacion como se muestra en la
ecuacion 16 y se desarrollé una ecuacion para determinar el valor del esfuerzo

maximo:

o

1
Vp = 5000 + A[ amax(amax)ﬁ 18 (16)

vmax — 5000 1
omax = (. 1 B (17)

Donde u es un parametro de descarga y da una medida de que tan plasticos son
las sedimentos. La expresion final para el célculo de la presion de poro en la zona

de descarga es.

u
Vp — Vim\B
p=o0v— (%) (omax)™* (18)
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2.1.4 Método de Miller (2002) Describe una relacion entre la velocidad de la onda
y el esfuerzo efectivo afiadiendo un parametro adicional dmax. Si dmax es menor

a la profundidad de descarga se utiliza la siguiente correlacion:

_ 1l (Vm—le> 19
p = ov n Vm—Vp (19)

A
Vm: Es la velocidad sénica en el intervalo de la matriz

A: Es el parametro empirico que define la velocidad de aumento de la

velocidad con esfuerzo efectivo (normalmente 0,00025);
dmax es la profundidad a la que la descarga se ha producido.
Vml es la velocidad de la onda p en fluido

Si dmax es mayor o igual a la profundidad de descarga se usa la siguiente

ecuacion:

1 Vp — Vunl
p= av—zln am(l—_—) (20)

Donde am es la relacidén entre las curvas de carga y descarga, normalmente es

v .
1,8 am = ——= y Vunl es la velocidad en la zona de descarga.

2.1.5 Modelo de Tau Es un método propuesto por Shell (Lopez et al., 2004) para

estimar la presion de poro el cual utiliza la siguiente ecuacion.

C—At
At —D

P =av—As( )Bs (21)

Donde A y B son constantes de ajuste, At es el tiempo de transito, sea del Sonico

o del sismico, C es una constante relacionada con el tiempo de transito del lodo

54



(c=200 ps/ft normalmente) y D es una constante relacionada con el tiempo de

transito de la matriz (D=50 ps/ft normalmente)

El modelo de Tau y el método de Miller son similares al método de Bowers. La
ventaja del método de Miller y del modelo Tau es que, tanto los efectos de la
matriz y las velocidades en el lodo se consideran en la prediccion de la presion de

poro

Como se menciond anteriormente, estas metodologias se basan en relaciones
entre el esfuerzo efectivo y datos de registros. Para el caso de los métodos que
tienen en cuenta dos tendencias, la zona de compactacion o curva virgen y la
zona de descarga, se necesitan datos de eventos de perforacion o pruebas de
presion las cuales son muy dificiles de tomar en los shale, siendo este el tipo de
roca para las cuales estdn hechas estas correlaciones. En ocasiones las pruebas
de presion tomadas en arenas se usan para calibrar estas curvas ya que se

asume que en el contacto, la presion de las formaciones es muy similar.

2.2 MODELO DE TERZAGHI
En el modelo de Terzaghi, la sobrepresion esta relacionada con la compactacion

mecanica incompleta y se establece una relacién entre la disminucién de la
porosidad y la compactacién de sedimentos, la obtencion del modelo se basa en
un balance de masa de flujo incompresible y monofésico. Este modelo es muy
usado en el modelamiento de cuencas 1D, y tiene en cuenta las siguientes

consideraciones.

e La presion litostatica se considera teniendo en cuenta 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 tectnica
de esfuerzos debida a las fuerzas compresionales y extensionales son

nulas.
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e Formacion de la presion de poro es causada por la sobrecarga. El flujo de
fluidos y la compactacion determina, cdmo la presion es formada y
distribuida en la cuenca. La compactacion esté relacionada con la salida de
fluido del poro y disminuye 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 La compactacion mecanica de los poros tiene en cuenta el reagrupamiento
de los granos. La compactacion es relacionada con la reduccion de la
porosidad causada por la salida del fluido del poro, esta reduccién 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

Mediante la teoria de compactacién de suelos de Terzaghi 1923 teniendo en
cuenta las consideraciones anteriores, el modelo diferencial planteado es el que

se muestra en la ecuacion 22

Donde u representa un potencial de presion.

Luo and Vasseur (1992) plantearon un modelamiento matematico basados en la
teoria de Terzaghi. Este autor, mediante la ley de continuidad analiza la masa
rocosa, este planteamiento es retomado por Hantschel e Kauerauf, 2009 y
mediante este analisis se establece un modelo diferencial para estimar la presion

de poro.
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2.3 ECUACION DE PRESION DE PORO 1D
La ecuacion de presidon se basa en un balance para el agua del poro, las fuerzas

que conducen el flujo de agua del poro es el gradiente de sobrepresion, la ley de
Darcy establece una relacion lineal entre la velocidad de descarga del fluido del
poro y 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.
V= k VP (23)
u

Como se menciond anteriormente, Luo and Vasseur (1992) contribuyeron con la
derivacidon de la ecuacion de presion de poro, afirmando que la conservacion del
material rocoso puede ser descrito con la ecuacion de continuidad. Con este

andlisis el autor anterior llega a la siguiente expresion.

1 do

VVS:—l—Q)E

(24)

Dentro de los conceptos que se deben aplicar en la explicacion de este modelo es
la relacion que existe entre la reduccion de la porosidad y el esfuerzo. Para esto,

se parte de la ecuacion de compresibilidad (ecuacion 25)

- 19V 25
B Vaa( )

Donde la compresibilidad es una propiedad de la matriz de la roca. La presencia
de fluidos dentro del poro, puede disminuir la compactacion, por lo cual, se
introduce el concepto de esfuerzo efectivo, este concepto es comprobado por
Terzaghi en 1923'2, Esta ley de compactacion es escrita en términos de perdida
de porosidad en funcion del esfuerzo efectivo vertical como lo muestra la ecuacién
26.

127, Hantschel, A.l. Kauerauf, Fundamentals of Basin and Petroleum 31 Systems Modeling, DOI 10.1007/978-
3-540-72318-9 2,© Springer-Verlag Berlin Heidelberg 2009
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do B Cda 26
dt dt( )

2.3.1 Modelo de compactacion Teniendo en cuenta los conceptos anteriores, se
puede establecer un modelo para la presion de poro so6lo para compactacion
considerando las suposiciones de Terzaghi (ecuacion 28), en la cual, se puede ver
que la sobrecarga genera el incremento en la presion y la compactacioén. Los dos
parametros litologicos permeabilidad y compresibilidad controlan el flujo de fluidos
y la formacién de sobrepresion. La compresibilidad describe la habilidad de la roca
a compactarse y controla, como la sobrecarga puede influenciar la presion de
poro. La permeabilidad controla las tasas de flujo, vias de circulacion y campos de
presion de poro resultante (Hantschel e Kauerauf, 2009).

okop__ L A _ C do
o 1—®dt_1—®dt( )
¢ dp k., _ C dPL

1-0dt u 1-0 dt )

Segtn Luo and V 1992) los térmi ¢ db € dPl tan el
egun LUo an asseur oS terminos —— — — frepresentan e
9 (1992) 1-0dt Y 1-0 dat P

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

temperatura.

Porosidad. Athy en 1930 propone una correlacion (ecuacion 29) para estimar
como cambia la porosidad en funcion de la profundidad, para determinado tipo de

roca estara dada la porosidad inicial y el parametro de compactacion.

Q= 0,e % (29)
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La expresion anterior sélo puede ser usada para zonas de compactacion normal
donde la presion es hidrostatica por lo tanto, se puede establecer una relacion

entre la porosidad y el esfuerzo efectivo (ecuacion 30).
0 = B,e7"? (30)

Donde el pardmetro b puede ser calculado mediante la ecuacion 31

b=—— (psi!) 31)
Apg

Con la ayuda de registros se puede determinar la porosidad y aplicando la ley de Athy
1930 se puede estimar el pardmetro de compactacion a y calcular la compresibilidad de la

roca mediante la siguiente ecuacion 32.

a®

T hpg(1-0)

(psi™") (32)

Permeabilidad. La permeabilidad intrinseca esta relacionada con la estructura del

poro, especialmente la garganta y la conectividad de los poros.

Generalmente para rocas de grano fino, la permeabilidad esta en funcion de la
porosidad como lo propone Terzaghi 1925 donde el parametro A varia entre

1073 — 1077 segun la litologia. La ecuacion es la siguiente.
k= A0°(33)

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

ecuacion 34
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1
e (5.38 +3.84—0.2643)103 (34)

T 150

100 (35)

2.3.2 Modelo del efecto acuatermal Luo and Vasseur (1992) proponen un
término que representa el efecto acuatermal y lo analiza mediante diversos

ambientes geoldgicos, incluso en casos extremos para determinar la importancia
Lo dr
de este efecto. El término propuesto es BE donde B es una constante que

representa la expansion del agua por grado de temperatura. Un valor aproximado
de esta constate puede ser 5 x 10° como lo propone Luo and Vasseur (1992) y
(Hantschel e Kauerauf, 2009).

Debido a que la estructura del modelo inicial es lineal, los términos que

representan las demas causas pueden ser adicionados.

El modelo diferencial resultante que incluye el efecto acuatermal es el que se

muestra en la ecuaciéon 36.

C 0P KoP C OPL

1—¢E_V'Eaz 1-9 ot B (36)

La importancia del término que representa el efecto acuatermal, dependera de la
velocidad de calentamiento de la zona la cual esta relacionada con la velocidad de

enterramiento.

2.3.3 Modelo del efecto de generacion de hidrocarburos Luo and Vasseur
(1996) desarrollaron un modelo matematico para determinar el efecto de

generacion de hidrocarburos.

Estos autores proponen que para evaluar el efecto de generacion de
hidrocarburos como mecanismo de sobrepresion, se realizaron 3 etapas: La
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primer etapa es un modelo de maduracién quimica aplicado a simular la
generacion de crudo y gas, luego se usa un modelo numérico de cuencas a dos
fases de formulacion hidrodinamica, para calcular el efecto de la maduracion en
materia organica en las geopresiones. Mediante este modelo se llega a la
conclusion que la generacion de aceite no es tan importante excepto cuando el
contenido de materia organica es mayor al 5%. Sin embargo la generacion de gas
si es muy importante. Los resultados muestran que después de cierta profundidad
el craqueo de aceite a gas genera altas presiones. El efecto de este mecanismo
es mejorado con el contenido de materia orgénica, tipo de kerégeno, gradiente

temperatura y litologia.

Luo and Vasseur (1996) implementan el modelo de maduracion propuesto por
Tissot and Welte, 1984, el cual muestra como el kerégeno se convierte a aceite,
gas y otros gases como CO2, H2S y H20, etc. Mas un residuo solido, con el
continuo enterramiento, los hidrocarburos se convierten en moléculas mas ligeras

y si la temperatura aumenta se convierte en metano y un residuo de grafito.

El modelo mateméatico de generacion de petrdleo fue propuesto inicialmente por
Tissot (1969) y finalmente fue discutido por Tissot y Epitalié (1975), el modelo se
basa en la degradacion cinética del kerégeno. Como la profundidad de
enterramiento se incrementa, la temperatura también incrementa y los enlaces son
rotos a medida que aumenta la energia de ruptura. Lo primero que se genera son
“compuestos heteroatémicos pesados”, didxido de carbono y agua, posteriormente
se generan moléculas mas pequefias y finalmente hidrocarburos. Las reacciones
no son reversibles. La formulacién de Tissot y Epitalié (1975) esta representada

mediante la figura 17
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FIGURA 17: Modelo de maduracion propuesto por Tissot y Epitalié (1975)
COQ. HEO, 4 ( COE, Hzo, HES ete.
Kerogen Oil Gas

Carbon residue Carbon residue

Fuente: Tissot, B., and D. H. Welte, 1984, Petroleum formation and occurrence (2d
ed.): Berlin, Springer-Verlag, 699 p.

La reaccion consiste en cierta cantidad de masa X que se convierte a una fraccion
Y como se muestra en la ecuacion 37 donde k es la rata de reaccion y t es el

tiempo en millones de afios

O _ _kx (37

Para determinar como varia la rata de reaccion k en funcion de la temperatura, se
implementa la ecuacion de Arrhenius la cual depende de dos parametros, la
energia de activacién E y el factor de frecuencia, la temperatura debe estar en

kelvin y R es una constante (R = 8.31447 J/(mol*K) (ecuacién 39).
k = Ae E/RT (38)

Para el modelamiento de la generacién de hidrocarburos se propones 3 etapas.
En la primera etapa de reaccion, el ker6geno reactivo se descompone en tres
productos, metano aceite y residuo, en la segunda etapa el aceite se convierte a
metano y residuo, se asume que esos residuos tienen las mismas caracteristicas
guimicas, en la tercera etapa de reaccién, el residuo se convierte a metano y a
grafito como se muestra en la figura 18.
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FIGURA 18: Etapas del modelo de maduracién

level T

level 11
) kerogen /f
' ! o '
\\N‘ﬁk ‘hh\‘h‘ll’

level 111

generative hits
kerogen residue ,, oll / gas graphite

Luo and Vasseur (1996)

El modelamiento de la primera etapa se hace mediante 6 reacciones paralelas en
la cual se determina que fraccion de ker6geno se convierte a aceite. Las demas
etapas se dice que son muy complejas luego en muchos trabajos lo toman como
un promedio de los componentes (Tissot and Espitalié, 1975).

Los valores de los parametros de reaccidn de esas tres etapas son discutidos por
Tissot and Espitalié (1975), Angevine and Turcotte (1983), Tissot and Welte (1984)
Las constantes de reaccion, energia de activacion, y las proporciones iniciales de
reactivos usados en este modelo estan en la tabla 4, los de la primer etapa son de
los trabajos de Tissot and Espitalié (1975) los de las deméas etapas son de los
trabajos de Durand (1980), Behar et al. (1991), Horsfield et al. (1991), and Kuo
and Michael (1994).13

13 X. Luo and G. Vasseur. Geopressuring mechanism of organic matter cracking: Numerical
modeling. AAPG Bulletin, 80(6):856—-874, 1996.
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TABLA 4: Pardmetros usados en el modelo de maduracion de materia organica

KEROGENO TIPO | KEROGENO TIPO II KEROGENO TIPO Il
Etapa Xi Ei A Xi Ei A Xi Ei A
1 1.1 0.024 10 4.75E+04 0.022 10 1.27E+05 0.023 10 5.20E+03
1.2 0.064 30 3.04E+16 0.034 30 7.47E+16 0.053 30 4.20E+16
1.3 0.136 50 2.08E+25 0.251 50 1.48E+27 0.072 50 4.33E+25
1.4 0.152 60 3.98E+30 0.152 60 5.52E+29 0.091 60 1.97E+32
1.5 0.347 70 4.47E+31 0.116 70 2.04E+35 0.049 70 1.20E+33
1.6 0.172 80 1.10E+34 0.12 80 3.80E+35 0.027 80 7.56E+31
2 2 1 54 3.20E+25 1 54 3.20E+25 1 54 3.20E+25
3 3 1 57 3.16E+26 1 59 3.16E+26 1 59 3.16E+26

Fuente: X. Luo and G. Vasseur. 1996

Hantschel e Kauerauf, 2009 hace una descripcion de los mecanismos de

sobrepresion y en cuanto a la generacion de hidrocarburos, afirma que el cambio

de kerdgeno a aceite y gas se da mediante craqueo primario y secundario. Segun

éste autor, los modelos de fluidos proporciona una modificacion a las densidades

de fase, la cual controla la generacion de sobrepresiones por este mecanismo. La

densidad del petréleo generado esta denotada como ul y la del gas uv. Para

cuantificar el efecto de este mecanismo, estos autores proponen los siguientes

términos para el aceite y el gas (ecuacion 39 y 40).

f(TO0) = (-
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1, duv

1
f(Toc) = (p—v — 20 o 40)

Adicionando los términos anteriores al modelo diferencial que incluye el efecto de
la compactacion (Terzaghi 1923) y el efecto acuatermal (X. Luo and G. Vasseur.
1992) se obtiene la ecuacion final que sirve para hacer la estimacion de la presion
de poro en una dimension como lo muestra la ecuacion 41 en el cual se incluyen
los efectos de compactacion, expansion acuatermal, generaciéon de aceite y

generacion de gas

C 0dP KoP | C OPL 1 1\ dul 1 1\0uv

dT
L-goc | noz 1-9 ot +ﬁa+(ﬁ‘p—k>ﬁ*(ﬁ‘ﬁ)7 S

B Compactacién @ Acuatermal B Aceite (] Gas

2.4 SUPOSICIONES DEL MODELDO.
e Modelo 1D, luego no incluye transferencias laterales y es solucionado
mediante el método de diferencias finitas.

e El perfil de porosidad es calculado usando el registro sonico.
¢ El modelo de permeabilidad usado es el aplicado para formaciones shale.

e Los mecanismos de sobrepresion estudiados son subcompactacion, efecto

acuatermal y generacion de hidrocarburos.

e Para la generacion de hidrocarburos, el gas es considerado como ideal.
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3. METODOLOGIA PROPUESTA

3.1 REVISION DE INFORMACION

Columna estratigrafica: Se debe tener conocimiento de la columna
estratigrafica de la zona, para saber las principales caracteristicas de las
formaciones que se atravesaran durante la perforacion. Dentro la
informacion que se puede obtener es. Edad aproximada de la formacion,

espesor de cada estrato, litologias y topes.

Edad de las formaciones: Teniendo una edad aproximada de las
formaciones se tendra conocimiento acerca del ambiente depositacion, el
cual esta ligada al tipo de litologia. Ademas para el caso de las formaciones
con alto contenido de materia organica, dependiendo del tiempo de
enterramiento serd el grado de madures del kerdgeno el cual es
directamente proporcional a la reflectancia de la vitrinita y al indice de
madurez tiempo y temperatura (TTI). Para estimar este grado de madurez
se puede usar la metodologia propuesta por D. W. Waples. 1980. En
cuanto a la implementacion del modelo diferencial es un dato necesario el
cual debe ser discretizado para determinar el nUmero de pasos necesarios

al momento de solucionar el modelo.

Gradiente geotérmico Mediante el gradiente geotérmico se puede tener un
estimado de la temperatura de las formaciones, este valor es muy
importante para determinar el aporte del efecto acuatermal a la presion de
poro (X. Luo and G. Vasseur 1992) y es un dato necesario para determinar

el grado de madurez.

Andlisis de registros Mediante el analisis de registros se pueden
identificar las principales caracteristicas de la formacién como lo son: el tipo

de litologia, tipos de fluidos, contenido de materia organica, entre otras.
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Mediante el gamma ray se identifican los estratos con contenido de shale, y
se puede hacer un estimado de este mediante la ecuacion 1 al igual que
potencial espontaneo mediante la ecuacion 2. Ademas, si se tienen valores
anormalmente altos, indica que hay alto contenido de materia organica ya
que ésta contiene uranio el cual es uno de los componentes que registra el

gamma ray espectral.

Mediante el registro Sonico se puede hacer una estimacién de la porosidad
y es el mas utilizado para generar perfiles de presion mediante
metodologias convencionales, debido a que sirve para detectar zonas de
fluidos por sur valores anormalmente altos de tiempo de transito. En esta
metodologia serd usado para hacer un perfil de presiébn mediante la
correlacion de Eaton 1975 y para generar un perfil de porosidad el cual es

un dato de entrada para el modelo diferencial de la metodologia propuesta.

Con la ayuda del registro de resistividad, se identificaran los tipos de fluidos
predominantes en cada estrato diferenciando entre hidrocarburos y el agua

connata.

Mediante un analisis conjunto de los registros de densidad y neutrén se
podran identificar zonas de shale y zonas de hidrocarburos. Ademas el
registro densidad es implementado para calcular el esfuerzo vertical y para

generar perfiles sintéticos del registro Sénico.

Caracteristicas petrofisicas: Las caracteristicas petrofisicas son muy
importantes al caracterizar una zona de estudio. Estos datos pueden ser
obtenidos mediante registros o analisis de laboratorio a corazones.
Mediante el volumen de shale (Vsh) se identifica la litologia. Para el caso de
las metodologias convencionales, es muy necesario ya que estas fueron
desarrolladas para shale, luego es necesario este valor para la seleccion de

los datos al momento de generar los perfiles de presion.

67



Perfiles de porosidad pueden ser obtenidos mediante el Sénico, densidad o
neutron y en base a este se pueden determinar otras caracteristicas

petrofisicas como es el caso de la permeabilidad y la compresibilidad.

e Caracteristicas geoquimicas. Para identificar el potencial de la roca
fuente, la cual esté ligada con la generacion de sobrepresiones debido a la
expansion de fluidos (esfuerzos termales), es necesario revisar las
caracteristicas geoquimicas. Lo primero es determinar el tipo de kerégeno
predominante en la zona, esto se hace mediante pruebas de laboratorio. Se
debe clasificar de acuerdo al indice de hidrégeno (HI) segun el diagrama de
Van Krevelen. Luego de esto se debe determinar la cantidad de materia
organica (TOC) la cual se hace mediante el andlisis corazones o muestras
de pared, y el grado de madurez. Los datos anteriores son obtenidos de
laboratorio aunque existen metodologias que sirven para hacer una

estimacion en base a registros (Passey et al, 1990).

e Pruebas de presidn. Para el caso de las metodologias convencionales que
incluyen expansion de fluidos, se necesitan pruebas de presion para su
respectiva calibracion como es el caso de Bowers 1995 y Miller 2002. Estas
pruebas dan un dato real de la presion de formacion (RFT, MDT, DST). En
ocasiones los eventos de perforacibn como lecturas de presion durante los

influjos sirven para calibrar estos modelos.

3.2 IDENTIFICACION DE LA CAUSA GENERADORA DE SOBREPRESION
Dentro de las causas generadoras de sobrepresiones, la subcompactacion es el

mas importante como se mencion0 en capitulos anteriores, adicional a esto, se
analizaron los esfuerzos termales. Para identificar la subcompactacion,
principalmente se deben localizar los estratos de baja permeabilidad, los cuales
impidieron la expulsion de fluidos durante la sedimentacion dado que actuaron

como un sello. Luego, mediante un perfil de porosidad se identifican las zonas con
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porosidades anormales lo cual es debido a que la tasa de sedimentacion es mayor
a la tasa de expulsiéon de fluidos.

Para analizar el efecto acuatermal es necesario revisar el perfil de temperatura de
la zona, dado que si se presentan datos anormales, el efecto de expansion de
agua puede ser importante, ademas, si hay bajas permeabilidades el efecto sera

mayor Luo and Vasseur (1992).

El efecto de la generacion de hidrocarburos es proporcional al tipo de kerégeno,
contenido de materia organica y grado de madurez. Segun algunos autores la
temperatura de la zona debe ser mayor a 93°C, TOC mayor a 2% y Ro cercano a
7% para el aceite (Spencer, 1987). Para el gas, se deben tener en cuenta los
aspectos anteriores, adicionando que el grado de madures debe ser mayor luego
la reflectancia de la vitrinita debe ser alrededor del 2% y temperaturas cercanas a
340 °F (175°C) (Hedberg, 1974).

A igual que la subcompactacion y el efecto acuatermal, para que esta presion
generada se mantenga, la zona debe presentar estratos de baja permeabilidad o
fallas que sirvan de sello y genere un sistema cerrado para que la presion no se

disipe.

Luego de analizar las caracteristicas principales que debe tener la formacién para
que existan sobrepresiones y hacer el analisis respectivo a los registros, se
determina el método mas adecuado para generar el perfil de presiones, ya sea

con metodologias convencionales o con el modelamiento matematico.

3.3 PERFIL DE PRESION DE PORO USANDO CORRELACIONES
e Eaton 1975 Para implementar la metodologia de Eaton es necesario

analizar los registros en profundidad y generar un tren de compactacion
normal. La relacion entre el valor normal y el valor leido del registro sirve

para determinar el factor que indica el exceso de presion. Para esta
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metodologia, el factor es determinado usando el Sonico y se implementa la
ecuacion 12.

e Bowers 1995. Siexisten datos de pruebas de presion o lecturas de presion
durante los eventos de perforacion se pueden calibrar los perfiles de
presion usando esta metodologia. Para este, se establece la zona de
compactacion normal mediante el Sonico y con la ecuacion 15 se genera el
perfil de presion, luego con las pruebas de presién se calibra la zona de
descarga y el perfil de presion de esta zona se hace mediante la ecuacion
18. El procedimiento para la metodologia de Miller mediante las ecuaciones

19y 20 es muy similar.

3.4 PERFIL DE PRESIONES USANDO MODELOS DIFERENCIALES
3.4.1 Efecto de compactacién Para generar un perfil de presion usando un

modelo diferencial 1D se usara la ecuacion 28 la cual se deriva de la ley de
compactacion de suelos de Terzaghi. Esta ecuacion depende de ciertas variables

las cuales son calculadas en profundidad.

Para el caso de la porosidad se usara el registro S6nico mediante la ecuacion 3,
luego mediante el modelo de Athy 1930 (ecuacion 29) y el perfil de porosidad se

hara la estimacion del coeficiente de compactacion.

Teniendo un valor aproximado del coeficiente de compactacion y la porosidad, se
calculard la compresibilidad de la formacion para cada profundidad analizada

usando la ecuacién 32.

Los parametros que controlan la movilidad de los estratos también son calculados
en profundidad. La permeabilidad mediante la ecuacién 33 y para la viscosidad se

usara el modelo de Mercer 1975 con la ecuaciéon 34.
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3.5.2 Efecto acuatermal Para calcular el efecto acuatermal se implementa el
modelo de la ecuacion 36. El termino adicional que representa el efecto
acuatermal es estimado usando dos conceptos fundamentales. La variacion de la
profundidad con el tiempo el cual se plantea con un historial de enterramiento y la
variacion de la temperatura con la profundidad la cual se establece con un

gradiente geotérmico.

3.5.3 Efecto de la generacion de hidrocarburos Para establecer el efecto de la
generacion de hidrocarburos es necesario implementar un modelo de maduracion
para calcular la fraccion de ker6geno que se convierte a aceite y posteriormente a
gas. Para ello se implementaran las ecuaciones 37 y 38 usando los datos de la

tabla 4 segun el tipo de ker6geno presente en la formacion.

Luego de tener la fraccion de hidrocarburos generados (aceite y gas) se adicionan
los términos 39 y 40 a la ecuacion 36 para obtener la ecuacion 41 la cual incluye el

efecto termal total.

Luego de tener el modelo diferencial con todos los términos y variables calculadas
en profundidad mediante los modelos indicados anteriormente, se implementa el

meétodo de solucién explicado a continuacion.

3.6 METODO DE SOLUCION
La solucion de estas ecuaciones por medios analiticos es, generalmente,

imposible. En la mayoria de las aplicaciones la unica manera de obtener solucion
de estas ecuaciones es mediante la solucion numérica. Esta solucion numérica
produce resultados en puntos discretos dentro del sistema. La transformacion de
la ecuacién diferencial continua a una forma discreta se logra mediante el uso de
diferencias finitas. En este proceso tanto el espacio como el tiempo, son

discretizados.
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Segun el Dr Gildardo Osorio, la solucién se obtiene en puntos discretos en el
espacio y en el tiempo. EI dominio espacial se divide en un niumero de celdas,
grids o bloques superponiendo algun tipo de malla. Este enmallado, generalmente,
es rectangular pero no necesariamente. El tiempo también se discretiza en un
namero de pasos de tiempo, durante cada uno de los cuales se resuelve el
problema para obtener nuevos valores de los pardmetros dependientes. El tamafio
de estos pasos depende del problema particular que se esta resolviendo, y

generalmente, entre mas pequefo sea este paso, mas exacta es la solucion.

Las aproximaciones de diferencias finitas se basan en las series de Taylor. Para el

caso de la primera derivada se utiliza la aproximacion mostrada en la ecuacion 42

1
op _ P P (42)
at At
Para el caso de la segunda derivada la aproximacion se hara mediante la
expresion 43 la cual se obtiene de las aproximaciones progresivas y regresivas

mediante la serie de Taylor, similar a la aproximacion de la primera derivada.

o?P PRt — 2P 4 ppif
Fr Az?

(43)

Luego de tener las aproximaciones para las respectivas ecuaciones diferenciales
se discretiza el modelo en tiempo At y espacio Az las dimensiones del modelo a
desarrollar, para este caso, se solucionara unidimensionalmente como lo muestra

la figura 19.
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FIGURA 19 : Discretizacion de un modelo unidimensional

Z=0 ~ =

Z=H ~_

Fuente: simulacion de yacimientos - aproximacion de ecuaciones diferenciales a

diferencias finitas Dr. Gildardo Osorio

Las aproximaciones anteriores pueden ser resueltas de forma explicita o implicita.
Para el caso explicito, el calculo de la presidon de cada celda se hace en funcion de
los valores de presion de las celdas cercanas a un tiempo conocido, para este
calculo se necesita una condicion inicial y las condiciones de frontera. La segunda
forma de solucionar este sistema es mediante la aproximacion implicita, mediante
esta se puede obtener una distribucion de presién en todo el sistema para un

tiempo posterior.

En esta investigacion se us6 el método implicito, para poder solucionarlo, es
necesario crear una matriz la cual tiene estructura trigonal como se muestra en la

figura 20 y es diagonalmente dependiente.
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FIGURA 20: Estructura de una matriz para solucionar un sistema implicito
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Fuente: Simulacion de yacimientos -Flujo lineal de un fluido incompresible Dr.
Gildardo Osorio

3.7 RESUMEN FINAL DE LA METODOLOGIA

FIGURA 21: Metodologia
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4. APLICACION DE LA METODOLOGIA

4.1 ANALISIS DE INFORMACION
4.1.1 Caracteristicas litologicas Datos como caracteristicas generales de los

estratos se extraen de la columna estratigrafica de la zona.

Para obtener la informacion litologica se puede a partir del analisis de los registros,
para complementar esta informacion, es necesario tener una descripcion de las
principales caracteristicas de cada uno de los estratos durante una perforacion,

para ello, es confiable tener la columna estratigréfica de la zona de interés.

Para la implementacion del modelo de presion de poro, uno de los datos
necesarios es la edad de la formacion. Para el caso de esta investigacion las
formaciones de interés se encuentran en el terciario y el cretacico. Para el caso de
las formaciones depositadas durante el cretacico tienen aproximadamente de 144
— 65 millones de afios, mientras que las del terciario entre 65 — 1.8 millones de
afos (Tarbuck & Lutgens - Ciencias de la tierra, una Introduccién a la Geologia

fisica).

En la figura 22 se muestra la columna estratigrafica del valle medio del magdalena
en la cual se presentan las formaciones depositadas en cada periodo de tiempo
geoldgico (terciario y el cretacico), cada formacion posee una descripcion litologica

con un espesor aproximado.
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FIGURA 22: Columna estratigrafica del valle medio del magdalena

= UNIDAD SIM
o -
@ =| & | LITOESTRATIGRAFICA[BOLG LITOLOGIA DESCRIPCION
beuat oL Qtf : A Terrazas y aluviones
) GRUPO MESA TQ Gravas, arenas y conglomerados. Espesor:
: 300 - 545 m.
[=]
5 Discontinuidad estratigrafica (?)
3 GRUPO REAL g— Areniscas, lodolitas y conglomerados. Espe-
= — sor: 500 - 700 m.
o = Discontinuidad estratigrafica (?)
E o Lodolitas rojas y areniscas conglomeraticas.
= - -
< | @ o |Fm. coLorapo | £ Espesor: 935 - 1.250 m.
- |8I2& 2
e
= D95 Lodolitas y capas delgadas de areniscas.
W FM. MUGROSA E Espesor: 550 - 850 m.
i Areniscas, lodolitas y capas delgadas de car-
o [2 g FM_ESMERALDA bon. Espesor: 160 - 575 m.
2|22 FM. LA PAZ 3 Areniscas conglomeraticas con estratificacion
4 FM. LISIANA — cruzada. Espesor: 240 - 800 m.
= : Lodolitas areniscas y capas delgadas de car-
—-—=—=4 bon. Espesor: 300 - 950 m.
B Lodolitas con concreciones ferruginosas y ca-
= "
= pas explotables de carbon.
OO: FM.UMIR e Espesor: 800 - 1.400 m.
P
o [F7] ©
S ; < Calizas, lodolitas calcareas, concreciones
w calcareas y rocas fosféricas.
: FM. LA LUNA Espesor: 280 - 630 m.
= Lodolitas principalmene, areniscas y calizas en
:; EM. SIMITI menor proporcion. Espesor: 250 - 660 m.
< = Calizas y lodolitas calcareas. Espesor: 240 - 325 m.
o FM. TABLAZO Lodolitas y areniscas. Espesor: 150 - 625 m.
b FM. PAJA Calizas, lodolitas y areniscas. Espesor: 290 - 450 m.
= FM. ROSA BLANCA Areniscas gris verdosas, cuarzosas, de grano
EM. CUMBRE fino, localmente lodosas, con intercalaciones
FM. LOS SANTOS de limolitas, arcillolitas y lodolitas de color gris,
. negro y rojizo, piritosas. Espesor: 25 - 100 m.
Areniscas cuarzosas claras, localmente
o "D: conglomeraticas y lodolitas pardo rojizas. Es-
2= FM. GIRON pesor: 150 - 650 m.
2 5 i Alternancia de areniscas y lodolitas gris amari-
xr |a llentas a pardo rojizas, localmente niveles
o | = conglomeraticos, pardo rojizos, masivos y
B R lenticulares. Espesor: 3.000 - 4.500 m.

Fuente: GUTIERREZ José M., CLAVIJO Jairo. Mapa Geoldgico especializado del
departamento de Santander 2001 p. 28 Adaptado de morales et al. 1958, Bueno
1986, Govea y Aguilera 1986 Mojica y Franco 1992
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Datos mas detallados de cada uno de los estratos se extraen del analisis de

registros tales como gamma ray, Sénico, densidad y resistivo como se muestra en

la figura 23.

FIGURA 23: Registros usados para realizar un analisis de zona de interés y
generar un perfil de presion de poro.
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Usando los registros se puede hacer una estimacion del volumen de shale, este
pardmetro es importante para el tipo de litologia ya que las metodologias

convencionales fueron establecidas para shale, en la figura 24 se mostrara el Vsh
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correspondiente a la zona de estudio comparado con la tendencia del neutrén y la
densidad.

FIGURA 24: Volumen de shale comparado con la tendencia del registro densidad
y el neutrén

S8TVD 010 Vshale_final 110 045 NEHI 015
161670 19 RHOB 290

6000

7000

0000000000
S0 000000000
]

8000

9000

UU UM/MH Y

10000

11000

12000

13000

i A

14000

Como se muestra en la figura 26 las zonas que contienen alto contenido de shale,
el registro densidad y neutron presenta separaciones positivas como lo muestra la

literatura.

4.1.2 Geoquimica de formacion la Luna La formacion la luna, esta constituida
por calizas gris oscuras, arcillosas, lutitas grises a negras, calcareas, en capas
delgadas, lutitas gris oscuras con delgadas intercalaciones de calizas arcillosas,
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concreciones de calizas con fosiles, que alcanzan mas de dos metros de didmetro
y capas delgadas de chert negro y también capas fosfaticas hacia la parte
superior. En el valle medio del Magdalena la formacién La Luna se subdivide en
tres miembros: el inferior Salada, el intermedio Pujamana y el superior Galembo.
El ambiente de depositacion es marino de aguas relativamente poco profundas,
con poca ventilacion en el fondo. El espesor varia entre 275 y 575 m. El contacto
de la formacién La Luna con la infrayacente formacion Simiti es concordante.
Entre las formaciones La Luna y Umir existe una ligera discontinuidad

estratigrafical®.

Esta formacion es muy importante debido a su alto contenido de materia organica
como lo muestra las figuras 25 y 26, ademas los datos de geoquimica que
corresponden al grado de madurez de TOC (reflectancia de la vitrinita), indican
gue esta en ventana de generacion de aceite y en algunas zonas de gas, ademas,
segun el indice de hidrogeno que es el usado para clasificar el tipo de Kerdgeno,
existen los tres tipos luego esta formacién tiene potencial generador de aceite y
gas, luego si el contenido de arcilla no es tan alto y las propiedades mecanicas de
la roca permiten su fracturamiento, se podria ver esta formacién como interesante

en cuanto a proyectos de “shale gas”.

Esta formacion es representativa en las cuencas del Catatumbo, Cesar y
Magdalena Medio. Las figuras 25 y 26 mostraran las principales caracteristicas
geoquimicas de las cuencas mas importantes (Catatumbo y Magdalena Medio)
incluyendo el contenido de materia organica (TOC) tipo de kerégeno (indice de

hidrogeno) y grado de maduracion (Reflectancia de vitrinita).

14 Grupo de Investigacién sobre Desarrollo Regional Y Ordenamiento Territorial — GIDROT diagndstico
dimensidn biofisico ambiental territorial de santander, Universidad Industrial de Santander
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FIGURA 25: Formacion la Luna en la cuenca del Catatumbo
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FIGURA 26: Formacion la Luna en la cuenca del Magdalena Medio
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Fuente (7 y 8) AGUILERA Roberto et al, Organic Geochemistry Atlas of Colombia,

Earth sciences research Journal, Second Edition 2010
80



4.2 PERFIL DE PRESIONES USANDO METODOLOGIAS CONVENCIONALES
Dentro de las metodologias convencionales que aplicaran estan Eaton 1975 y

Bowers 1995.

Para aplicar Eaton se usard la ecuacion 12 y mediante el registro Sénico se
calculara el factor que indica el exceso de presion analizando la tendencia normal

y la observada segun la figura 27.

FIGURA 27: Registro Sonico y su respectiva tendencia normal
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Calculando el factor e implementado la correlacion, se obtiene el siguiente perfil
de presion el cual es comparado con la densidad del lodo usado durante la

perforacion. El perfil se observa en la figura 28
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FIGURA 28: Perfil de presiones usando Eaton 1975
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Para usar Bowers 1995 se necesita establecer una grafica de la velocidad de la

onda p (Vp) vs el esfuerzo efectivo como se muestra en la figura 29

FIGURA 29: Velocidad de onda p (Vp) vs esfuerzo efectivo
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La grafica anterior debe ser calibrada con pruebas de presion o mediante eventos

de perforacion. Luego de esto se genera el perfil de presiones usando las

ecuaciones 15 y 18 segun el caso. El perfil resultante se muestra en la figura 30.
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FIGURA 30: Perfil de presion usando Bowers 1995
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4.3 PERFIL DE PRESIONES USANDO MODELOS DIFERENCIALES
Para implementar el modelo diferencial que parte de la teoria de Terzaghi, primero

se solucionara teniendo en cuenta el efecto de la compactaciéon y posteriormente

se adicionaran las demas causas.

4.3.1 Efecto de compactacion Para solucionar la ecuacion 28 que corresponde al

efecto de la compactacion, se deben calcular los respectivos parametros en

profundidad.
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Mediante registros se genera el perfil de porosidad y con la ecuacion 29 se genera
una tendencia de compactacién para calcular el coeficiente de compactacion el
cual es fundamental para calcular la compresibilidad de la formacion mediante la

ecuacion 32. En la figura 31 se muestra el perfil de porosidad generado

FIGURA 31: Perfil de porosidad mediante registros y usando la ley de Athy
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En base al perfil de porosidad se calcula la permeabilidad intrinseca de la
formacion. Finalmente se implementa el modelo de viscosidad y se tiene todas las
variables calculadas. Solucionando el modelo de compactacion se obtiene el perfil

de presion como lo muestra la figura 32
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FIGURA 32: Perfil de presion usando el modelo diferencial
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4.3.2 Efecto acuatermal Mediante la ecuacidn 36 se genera un perfil de presiones
incluyendo el efecto acuatermal la cual es comparada con la curva que solo

incluye el efecto de compactacion. Los resultados se muestran en la figura 33.

FIGURA 33: Perfil de presiones incluyendo efecto acuatermal
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4.3.3 Efecto de generacion de hidrocarburos Como se mencioné en la
metodologia, para cuantificar este efecto es necesario determinar la fraccion de
aceite generada segun el tipo de kerogeno. En la figura 34 se muestra una
comparacion entre los tres tipos de kerégenos, para esta investigacion se tomo un

kerdégeno tipo 1.

FIGURA 34: Fraccion de aceite generado segun el tipo de kerégeno
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Los resultados confirman lo que muestra la literatura (el kerdgeno tipo 1 es el mas

importante en la generacion de aceite).

Luego de tener la fraccién de aceite se soluciona el sistema incluyendo el término

gue representa este efecto, el cual es mostrado en la figura 35
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FIGURA 35: Perfil de presion incluyendo el efecto del aceite
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Al igual que el efecto acuatermal, la curva que incluye el efecto del aceite es
comparada con los demas perfiles. Para el efecto del gas, es necesario determinar

la fraccién de gas generada como se muestra en la figura 36

FIGURA 36: Fraccion de gas generada comparada con fraccion de aceite
mg HC/g TOC

0 100 200 300 400

2000

4000

- ACEITE
= GAS

6000

8000

10000

12000 \ \

14000

PROFUNDIDAD (ft)

e
/

\/
\/

16000

87



Teniendo la fraccion de gas generada y utilizando la ecuacion 41 se genera un
perfil de presion el cual incluye subcompactacion y el efecto termal total. Este perfil

se muestra en la figura 37

FIGURA 37: Perfil de presiones incluyendo subcompactacion y los esfuerzos
termales
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En la grafica anterior se muestra una comparacién entre cada uno de los perfiles
de presion, a medida que se adicionan cada uno de los efectos. Como se puede
observar, el efecto de la generacion de hidrocarburos depende de la fraccion de
kerbgeno que se convierte a aceite o a gas. Esta fraccion dependera

principalmente de la temperatura y del tiempo de enterramiento.
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TABLA 5: Datos adicionales utilizados en el modelo

GT 1.5 | °F/100ft

B 3.00E-04 | 1/°F

HI 750 mg HC/G TOC
TOC 3| %wt

Co 2.00E-05 | 1/psi

pk 56 | Ib/ft3

pl 45 | 1b/f3

4.4 ANALISIS DE RESULTADOS
Si el perfil de presion se gener6 mediante correlaciones convencionales, y el

analisis de informacion indicd poco contenido de materia organica, la solucion del
modelo es muy similar al perfil generado por las correlaciones como lo muestra la

figura 38

FIGURA 38: Comparacion del perfil de presion generado por correlaciones y por
el modelo matematico
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Mediante el modelo diferencial utilizado se puede determinar el aporte de cada
mecanismo de sobrepresion. En la figura 39 se muestra la curva de presion final y

en la figura 40 se muestra el aporte de cada mecanismo analizado a una

profundidad de 13500 ft.

FIGURA 39: Perfil de presion final
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FIGURA 40: Aporte de cada mecanismo
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En la figura 40 se corrobora lo que afirman muchos autores acerca de que la
subcompactacion es el efecto mas importante en la generacién de sobrepresiones

ya que a la profundidad analizada este mecanismo contribuye con un 89%.

Segun la figura 39, se presento un influjo a una profundidad aproximada de 13700
ft que no pudo ser demostrado con los mecanismos estudiados. A esta

profundidad la nueva distribucion de presion se presenta en la figura 41.

FIGURA 41.: Distribucion de presion a la profundidad del influjo

PRESION

B Compactacion

m 31% B Termal
B Aceite
m 3% " 61% B Gas

E 2%

m 3%

Segun la figura 41 la subcompactacion sigue siendo la causa mas importante pero
se presenta un 31% de la presion presente a esa profundidad que no fue
justificada con los mecanismos estudiados.

Mediante el modelo diferencial el cual es usado para el modelamiento de cuencas,
se pueden calcular presiones a profundidades mayores a las cuales la fraccion de
hidrocarburos generada es mayor luego este exceso de presion se pudo generar a
profundidades mayores. En la figura 42 se muestra la distribucion de presion a
altas profundidades, el analisis de la nueva distribucion de presion se hara a una

profundidad de 15300 ft a la cual la fraccion de gas generada es mayor.
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FIGURA 42: Distribucion de presion a profundidades mayores al influjo (15300 ft)

PRESION
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[ Gas

Como se muestra en la figura 42, la distribuciéon de presién a profundidades
mayores cambia ya que el efecto del gas se hace es mas visible, llegando a ser el
la segunda causa de sobrepresion mas importante presente en una cuenca. Estas
presiones generadas en otros lugares de la cuenca se pueden transferir a
profundidades mas someras, lo cual se puede convertir en una transferencia

dinAmica.
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5. CONCLUSIONES

Para estimar la presion de poro se propuso un modelo 1D debido a que a
diferencia de las metodologias convencionales, este modelo permite
cuantificar otras causas generadoras de sobrepresidon, para este caso
efecto acuatermal y generacién de hidrocarburos

Luego de analizar los resultados, se determiné que el efecto acuatermal no
es importante en la generacion de sobrepresiones ya que se pudo
comprobar que el exceso de presion es compensado con la disminucién de
la viscosidad lo cual facilita la disipacion de la presion como lo afirmo en su

trabajo Luo and Vasseur (1992).

El efecto de la generacién de aceite, el cual depende del TOC y del modelo
de maduracion que indica la fraccion de aceite que se estad generando, no
es tan importante en este caso de aplicacién. Para que sea significativo las
rocas deben tener un alto contenido de TOC y grado de maduracion
significativo, para que la fraccion de aceite generada sea la suficiente para

sobrepresionar la formacion.

El efecto del gas que es cuantificado de forma similar al del aceite, también
depende del modelo de maduracion, sélo que cuando la fraccién de gas
generada es alta, el efecto en las sobrepresiones es muy importante. Por lo
anterior, se puede afirmar que de los esfuerzos termales el que méas aporta
sobrepresion es el efecto de la generacion de gas, teniendo en cuenta que
este efecto depende del tipo de kerdgeno y el contenido de materia
organica (TOC).
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Mediante la implementacion del modelo mateméatico, se puede hacer la
estimacion de sobrepresion a profundidades mayores a las cuales el efecto
de los esfuerzos termales en mayor. Ademas, los estratos
sobrepresionados a profundidades menores las cuales no pueden ser
justificados con los mecanismos estudiado, posiblemente fueron generadas

en otra zona de la cuenca y cargada por transferencia dinamica.
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6. RECOMENDACIONES

Usar los perfiles de porosidad del registro Sénico, puede no ser tan exacto
ya que éste en ocasiones es afectado por agentes externos como el ruido,
luego para posteriores investigaciones, este perfil puede ser generado
combinando los demas registros (densidad y neutron) para garantizar que

el valor de este parametro sea el mas exacto.

Para el perfil de permeabilidad, s6lo se implementé un modelo para todas
las litologias, asumiendo principalmente shale, para otras investigaciones
se recomienda usar otros modelos de permeabilidad, dependiendo de los
cambios en la litologia ya que segun el cambio de éste parametro, se
determinara si hay transferencia de fluidos en los contactos de los estratos

Para la generacion de gas, se asumié que se comportaba como un gas
ideal luego el factor Z se aproximé a 1, este gas no es ideal luego es
recomendado aplicar modelos para la compresibilidad del gas que incluya

el factor Z

Para que el perfil de presion sea mas exacto, éste debe incluir causas de
sobrepresion, adicionales a la compactacién y a los esfuerzos termales,

como es el caso de la compactacién quimica y transferencia dinamica.
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7. NOMENCLATURA

T = Temperatura

t = Tiempo

o = Esfuerzo efectivo, [M/Lt?], [psi]

ov= Esfuerzo vertical, [M/Lt?], [psi]

P = Presion de poro, [M/Lt?], [psi]

Pl = Presion litostatica, [M/Lt?], [psi]

H = Profundidad, [L], [ft]

Cr= Compresibilidad de la roca [1/(M/Lt?)], [1/psi]
Co= Compresibilidad del aceite [1/(M/Lt?)], [1/psi]
pl = Densidad liquido [ML3], [Ib/ftq]

pk = Densidad kerégeno [ML?], [Ib/ft3]

pv = Densidad gas [ML?], [Ib/ft%]

W = Viscosidad [M/Lt!]

¢ = Porosidad adimensional

k = Permeabilidad [L?]

uv = Variacion de densidad gas [ML3], [Ib/ft3]

ul = Variacion de densidad liquido [ML3], [Ib/ft3]
B = Coeficiente de expansion termal [T],

A = Relacion entre porosidad y permeabilidad [L?]
a = Coeficiente de compactacion [L] [ft1]

b = Coeficiente de compactacion [1/(M/Lt?)], [1/psi]
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GT= Gradiente de temperatura [TL™], [°F/100ft]

g = Gravedad [Lt?], [ft.s?]

V=Velocidad [L.s}]

V=Variacion

At,,,= Tiempo de transito en la matriz de la roca ps/ft
pma= Densidad de la matriz g/cc

pn= Densidad del fluido g/cc

Atp= Tiempo de transito en el fluido us/ft

Plog= Lectura del registro g/cc

DT(p)= Registro Sénico calculado ps/ft

p(At)= Registro de densidad calculado g/cc
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