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Titulo: Anélisis geomecanico y petrofisico de las Formaciones Barra Velha e Itapema,
yacimientos carbonaticos de la Cuenca Santos, Brasil. Caso de estudio: Zona NE del Campo
Tupi

Autor: Simon Ernesto Calderén Rodriguez

Palabras Clave: Caracterizacion, geomecanica, petrofisica, carbonatos y Pre-Sal Brasilefio.

Resumen

Esta investigacion se centra en la caracterizaciébn geomecanica y petrofisica de los
carbonatos del Pre-Sal Brasilefio de la Cuenca Santos (Brasil), formaciones Barra Velha e
Itapema, en la zona NE del campo Tupi. Estos yacimientos han sido afectados por complejos
procesos diagenéticos, los cuales han causado heterogeneidad en sus propiedades mecanicas y
de flujo de fluidos. Para ello se emplearan métodos hibridos que combinan registros
convencionales y avanzados (Resonancia Magentica Nuclerar o NMR, por sus siglas en inglés)
para la caracterizacion petrofisica. Demostrando asi, un mejor desempefio del NMR y los
métodos hibridos en la evaluacion de propiedades petrofisicas, tales como el contenido de
arcillay porosidad (total y efectiva) y permeabilidad. Sumado, se implementaran metodologias
de clasificacion de rocas (Rock Typing), orientadas a la definicion de unidades de flujo. Estas
fueron FZI, Winland-R35 y Aguilera-R35. Finalmente, se construy un modelo geomecénico
1D para la evaluacion de las propiedades mecanicas de la roca (propiedades elasticas, esfuerzos
in-situ, resistencia a la compresién uniaxial, y criterio de falla). La importancia de la evaluacién
de estas propiedades radica en mejorar la comprension de las variaciones espaciales y asi,
proporcionar datos cruciales para la toma de decisiones a lo largo de la vida de un campo
petrolero, desde la exploracién, desarrollo y gestion de estos recursos petroleros hasta el
abandono de pozos.

“ Trabajo de Grado
* Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petroleos. Ingenieria de

Petroleos. Director: Daniel Mauricio Rojas Caro. Codirectores: Alessando Batezelli, Emilson
Peireira Leite, Gelvam André Hartmann.
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Title: Geomechanical and Petrophysical Analysis of the Barra Velha and Itapema Formations,
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Introduccion

El modelado de yacimientos es un proceso que consiste en la integracion de informacion
geoldgica, geofisica y de ingenieria para crear un modelo matematico que pueda predecir o
representar el comportamiento de este. Esto, tanto en la arquitectura de las formaciones, como
en sus propiedades elasticas, litologicas, mecanicas y petrofisicas, que constituyen los
principales aspectos necesarios para describir la capacidad de almacenamiento y de produccién

de hidrocarburos de un yacimento (Sayers et al., 2002; Rojas et al., 2023).

Los yacimientos carbonaticos son altamente heterogéneos debido a los procesos
deposicionales y diagenéticos a los que fueron sometidos tanto durante el proceso de
sedimentacion y posteriores (Shabaninejad y Bagheripour, 2011). Dichos procesos conllevan a
alteraciones en sus propiedades (geomecanicas, litoldgicas, mineraldgicas, petrofisicas, entre
otras) y, en consecuencia, a la creacion de microestructuras de alta complejidad y variabilidad
espacial, tales como fracturas, canales de disolucion, sistemas vugulares y Kkarsticos, etc.

(Sayers, 2008; Cabrera, 2022; Rodriguez et al., 2022).

Diferentes autores han podido evidenciar las variaciones en las propiedades fisicas de este
tipo de yacimientos, y la dificultad para caracterizarlos debido a sus discontinuidades
geoldgicas (fallas, fracturas y cambios en la litologia), sedimentoldgicas, deposicionales y
estructurales, y heterogeneidades en las propiedades mecanicas y petrofisicas, etc. (Sayers,
2008; Festa et al., 2018; Oliveira, 2019; Chen et al., 2020; Pham et al., 2020; Zhang y Cai,

2021; Cabrera, 2022; Rebelo et al., 2022; Rojas, 2023).

La aplicacion de la geomecanica en el desarrollo de campos de petrleo y gas permite
mejoras significativas, como la disminucion de riesgos que puedan generar accidentes tales
como pérdidas de vidas humanas, propiciando tomas de decisiones que resulten en escenarios

mas seguros en la perforacion de pozos, y mas acertadas para la explotacion de los yacimientos
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(Hovadik y Larue 2007; Afsari et al., 2009; Tingay et al., 2009; Kidambi y Kumar, 2016; L.i et
al., 2016; Najibi et al., 2017; Albukhari et al., 2018; Pham et al., 2020; Cabrera, 2022; Rojas,

2023).

La caracterizacion geomecanica de yacimientos esta fundamentada en el modelo estructural
(integrado por horizontes sismicos y discontinuidades espaciales, tales como fallas y fracturas),
y las variaciones de las propiedades elasticas (modulo de Young - E, coeficiente de Poisson -
o, modulo volumétrico — Kq, modulo de corte - Kg y coeficiente de Biot - a), litologicas,
mineraldgicas, petrofisicas (especialmente porosidad total de la roca), campos de esfuerzos in-
situ (magnitudes y orientaciones de los esfuerzos verticales - Sv y horizontales maximos
SHMax y minimos - Shmin), presion de poro (Pporo), resistencia a la compresion uniaxial de rocas
(UCS), y propiedades de criterio de falla de la roca (angulo de friccion, cohesién, etc.) (Addis
et al., 1996; Zoback, 2007; Santos y Ferreira, 2010; Avanzini et al., 2016; Silva 2016; Silva et
al., 2017; Boersma et al., 2019; Massiot et al., 2019; Baouche et al., 2020; Cabrera, 2022;

Rojas, 2023; Rojas et al., 2023).

A pesar de las variaciones espaciales significativas en estas propiedades, el campo de
esfuerzos in-situ se ve influenciado por el régimen tectonico vigente, lo cual permite
correlacionarlo con los esfuerzos in-situ y las propiedades mecanicas (Zoback, 2007; Ju et al.,
2015; Heidbach et al., 2016; Corkum et al., 2018; Hooghvorst et al., 2019; Massiot et al., 2019;
Pham et al., 2020; Cabrera, 2022, Rojas, 2023; Rojas et al., 2023). Ademas, su estudio es
primordial para la evaluacidn in-situ de los yacimientos de interés, con el propdésito de estimar
ventanas operacionales, trayectorias 6ptimas de perforacion, zonas potenciales de reactivacion
de fallas, etc. (Sone y Zoback 2013; Hooghvorst et al., 2019, Rojas, 2023). Para ello, es

necesario el uso de datos como registros geofisicos, pruebas de pozo, y medidas de laboratorio
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Tingay et al., 2009; Baouche et al., 2020a, 2020b; Ziegler y Heidbach, 2020; Cabrera, 2022;

Rebelo et al., 2022).

El modelado de propiedades petrofisicas en las formaciones de interés también juega un
papel relevante en el proceso de caracterizacion un yacimiento. Esto, dado que, sus propiedades
petrofisicas (porosidad total — ¢t y efectiva — defr; permeabilidad - k y saturacion de fluidos —
Sw, So) describen la interconexion del medio poroso y son la base fundamental para la
dinamica de los fluidos en este medio. Siendo asi, se crea una correlacion directa con el
almacenamiento y la transmisibilidad o capacidad de flujo de los fluidos en las formaciones
rocosas (Torsaeter y Abtahi, 2003; Tiab y Donaldson, 2004; Ahmed, 2006; Paris de Ferrer,

2010).

El uso de métodos de clasificacion o agrupamiento de rocas, Rock Typing (RT), representa
un aspecto crucial en la evaluacién y descripcién de yacimientos, dado que los RT estan
directamente relacionados con propiedades estaticas y dindmicas de este, siendo posible

generar grupos de rocas con caracteristicas similares (Bize et al., 2019).

A raiz de ello, la clasificacion de las rocas por medio del modelado de unidades de flujo
(FUs por sus siglas en inglés) presenta una ventaja sobre las facies sedimentarias o litologicas
(Amaefule et al., 1993, Rebelo et al., 2022). Debido que, este tipo de RT se focaliza en
identificar las heterogeneidades del flujo de fluidos en un yacimiento mediante la definicion de
grupos hidraulicos segun la capacidad de flujo de diferentes zonas de las formaciones
(Amaefule et al., 1993; Aradujo et al., 2017; Garechelou et al., 2018; Al-Jahwed y Saleh, 2019;

Khalid et al., 2019; Soleymanzadeh et al., 2019; Penna y Lupinacci, 2020; Rebelo et al., 2022).

De esta manera, es posible establecer una clasificacion basada en el tamafio de las gargantas
de poro, vinculando la porosidad efectiva y la permeabilidad extraidas de registros de

resonancia magnética nuclear (NMR - siglas por su nombre en inglés), y calibradas con datos
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de Anélisis de Nucleos Rutinarios (RCA - siglas por su nombre en inglés) obtenidos de nucleos
de perforacion y muestras de rocas de pared (sidewall core) (Castro y Lupinacci, 2021; Pena 'y

Lupinacci, 2021; Rebelo et al., 2022).

El método maés utilizado para generar FUs en rocas clasticas y carbonatadas es el Indicador
de Zona de Flujo (FZI - siglas por su nombre en inglés. Amaefule et al., 1993). A su vez, existen
otros métodos basados en correlaciones empiricas como Winland-R35 (Kolidzie, 1980) y
Aguilera-R35 (Aguilera, 2002), que han sido utilizados en analisis de Rock Typing (Kadkhodaie
y Kadkhodaie, 2018; Soleymanzadeh et al., 2019; Mahjour, 2020), evidenciando resultados
congruentes en aplicaciones de yacimientos carbonaticos (Alhashmi et al., 2016; Al-Jawad and

Saleh, 2020; Rebelo et al., 2022).

Los yacimientos carbonaticos suelen presentar altos grados de heterogeneidad en cuanto a sus
propiedades geomecanicas y petrofisicas, y no es posible establecer una correlacion directa
entre las propiedades petrofisicas (porosidad y permeabilidad) con facies geoldgicas y
litologicas (Alhashmi et al., 2016; Pennay Lupinacci, 2020; Cabrera, 2022; Rebelo et al., 2022,
Rojas, 2023). Basado en lo anterior, en esta investigacién (pasantia de investigacion) se
desarroll6 el modelado de las propiedades geomecanicas (esfuerzos in-situ, propiedades
elasticas y de resistencia, y de criterio de falla) de las formaciones de interés. Sumado, se
definieron los modelos petrofisicos bajo la aplicacion de petrofisica basica (perfiles
convencionales: densidad, neutron y sonico) y petrofisica avanzada (NMR) para una evaluacion
apropiada de las formaciones. Finalmente, se implementaron las metodologias FZI, Winland-
R35, y Aguilera-R35 con el fin de establecer unidades de flujo (FUs) en las formaciones de
interés, que permitieron clasificar las rocas segun su capacidad hidraulica. Permitiendo asi, la

caracterizacion geomecanica y petrofisica de las formaciones de interés en el area de estudio.
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1. Objetivos

1.1 Objetivo General

e Evaluar el comportamiento geomecanico y petrofisico en las formaciones carbonéticas
(Barra Velha e Itapema) del Pre-Sal brasilefio en la zona NE del Campo Tupi a traves de
informacion de pozo, datos de laboratorio y datos sismicos para la identificacion de
intervalos reservorio y barreras de flujo que permitan la definicion de zonas de interés en los

pozos garantizando una 6ptima produccion de hidrocarburos.

1.2 Objetivos Especificos

e Establecer el régimen de esfuerzos in-situ en el area de estudio a partir de las orientaciones
y magnitudes de los esfuerzos in-situ (Sv, Shmin, Shmax), Y las propiedades mecéanicas
(elasticas, de resistencia y criterio de falla) en las formaciones de intereés.

e Implementar un andlisis de formaciones mediante la comparacion de métodos analiticos
convencionales y el método avanzado de Resonancia Magnética Nuclear (NMR) para la

estimacion de los modelos méas adecuados de propiedades petrofisicas.

e Definir unidades de flujo (FUs) mediante la aplicacién de diferentes metodologias a partir
del modelo generado de porosidad efectiva y la estimacion de permeabilidad que permitan

clasificar las zonas de los yacimientos segun su capacidad de flujo.
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2. Marco teorico

2.1 Modelo Mecénico de Tierra (Mechanical Model of Earth - MEM)

Un Modelo Mecanico de Tierra (Mechanical Model of Earth — MEM) esta constituido por el
conjunto de las propiedades elasticas, de resistencia de la roca y de criterio de falla de Mohr-
Coulomb, acompariadas de la presion de poro (Ppore) Y €l estado (magnitud y orientacion) de
los principales esfuerzos in-situ (esfuerzos vertical - Sy, horizontal maximo - Sumax y horizontal
minimo - Shmin) representados numéricamente (Guerra et al., 2019; Baouche et al., 2020;

Ganguli y Sen, 2020; Rojas, 2023).

La necesidad de construir un modelo geomecanico parte de la importancia de comprender el
comportamiento mecanico de una unidad estratigrafica especifica en un campo o una cuenca.
Sumado, una estimacion acertada de los parametros necesarios es critico para lograr
operaciones de perforacion exitosas, especialmente cuando son pozos de alcance extendido.
Procurando el mantenimiento de la estabilidad e integridad del pozo sin pérdidas de circulacion
ni la formacion de breakouts (BOs). Ademas, minimizando pérdidas econdmicas relacionadas
con periodos de tiempo no productivos (NPT - siglas por su nombre en inglés) y pérdidas de
vidas humanas (Finkbeiner et al. 1997; Afsari et al., 2009; Hamid et al., 2016; Kidambi y

Kumar, 2016; Guerra et al., 2019; Ganguli y Sen, 2020; Cabrera, 2022; Rojas et al., 2023).

Los modelos geomecanicos pueden ser unidimensionales (1D) implementando trayectorias
de pozos, o tridimensionales (3D) mediante el uso de volimenes sismicos o técnicas
geoestadisticas. Dependiendo de la calidad de los datos y del objetivo de la investigacion, es
posible obtener modelos poco complejos como los estaticos, 0 modelos mas complejos
mediante la aplicacion de métodos numéricos como Elementos Finitos (EF) (Afsari et al., 2009;
Ali et al., 2009; Singha y Chatterjee, 2015; Higgins, 2016; Rojas, 2023). Tanto a nivel

econdémico como social y técnico, la industria petrolera se ve influenciada por desafios desde
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las etapas iniciales de exploracion hasta méas avanzadas como la produccion de hidrocarburos
y abandono de pozos (Zoback, 2007; Kidambi & Kumar, 2016; Araujo et al., 2017; Rojas,
2023). En regiones costa afuera de aguas profundas y ultra profundas, y/o cuencas con
escenarios geoldgicos complejos donde predominan heterogeneidades en las propiedades
mecanicas, quimicas y petrofisicas de los yacimientos, serd mayor la influencia de estos

desafios (Silva, 2017; Cabrera, 2022; Rojas, 2023).

Los principales problemas abordados mediante el uso de los MEMSs estan asociados al
analisis de cuencas sedimentarias (Ju et al., 2015; Ziegler y Heidbach, 2020) la inestabilidad
de pozo durante operaciones de perforacion (Tingay et al., 2009; Zhang, 2013; Kadkhodaie,
2021), proyectos de almacenamiento de CO:. (Hawkes et al., 2005; Zheng et al., 2021),
seleccion de profundidades del casing, del tipo de broca de perforacion y la correcta estimacion
de la ventana operativa del fluido de perforacion (Rabe et al., 2008, Rajabi et al., 2015; Mufioz
y Perdomo, 2021), desempefio del fracturamiento hidraulico, alteracion a la integridad del pozo,
definicion de la trayectoria 6ptima de perforacidn reactivacion de fallas y microfracturamiento
de la roca sello (Bell, 2003; Chang et al., 2013; Addis, 2017; Alt y Zoback, 2017; Cabrera,
2022; Rojas et al., 2023), estimulacion de pozos y proyectos de aplicacion de Métodos de
Recobro Mejorado (EOR — siglas por su nombre en inglés (Sone y Zoback, 2003; Afsari et al.,

2009; Oliveira et al., 2015; Baouche et al., 2020).

2.2 Parametros geomecanicos para la construccion 1D del MEM

Las propiedades elasticas dindmicas y estaticas (mddulo de Young - E y coeficiente de Poisson
- 0), de resistencia de la roca (resistencia de compresion uniaxial no confinada - UCS), de
criterio de falla de Mohr-Coulomb (4ngulo de friccién interno - Ofriccion, COhesion - C,

coeficiente de Biot - a y presion de colapso - CP), la presion hidrostatica (Pn) y de poro (Ppore)
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Tabla 1.

Propiedades o parametros modelados y fuentes de informacion para la construcciéon de un
modelo geomecéanico (Asfari et al., 2009).

Fuente de informacion

Propiedad modelada Primaria (registros .
Secundaria
de pozo)
GR, RHOB, Recortes de perforacion y
Estratigrafia mecanica resistividad verdadera . P
secuencia estratigrafica
(RT) y Vp
P Densidad del agua, (pwater) Y profundidad verdadera
(True Vertical Depth - TVD)
Velocidad intervalar a partir de
Vp, check-shorts, la sismica, pruebas de integridad
Pporo RT y trayectoria de de la formacion o de absorcion
pozo (FITs) y reportes diarios durante la
perforacion
Sv RHOB Recortes de perforacion
Presion de poro (Ppore) Leak-
Vp, Vsy Off Test (LOTSs), Leak-Off Test
Shmin herramientas a extendidos, minifrac, pruebas de
tension (wireline) inyeccion y reportes diarios
Esfuerzos durante perforacion
principales Registros de Presion de poro (Ppore), esfuerzo
in-situ SHMmax imagen y modelos de horizontal minimo (Shmin) Yy
esfuerzo en los pozos resistencia mecénica de la roca
Orientacion Caliper multibrazo
de los orientado, registros de Mapas estructurales y sismica
esfuerzos in-  imagen y anisotropia 3D
situ de la velocidad
Propiedades elasticas
E. oy K) RHOB, Vpy Vs
Propiedades de resistencia RHOB, V,y
de la roca (UCS) estratigrafia mecanica Pruebas de laboratorio
Propiedades de criterio de P S g
falla de Mohr-Coulomb pore, Uhgg’ HMax Y
(eFriccién, C,ae CP)
Mecanismos de Registros de -
fallamiento y orientacion del imagen y caliper Reportes diarios durante
y geny calip

L . ) . erforacion
régimen de esfuerzos in-situ  multibrazo orientado P

y el estado de esfuerzos (magnitud y orientacion) in-situ (Sv, Stmax y Shmin) constituyen los
principales pardmetros que se deben tener en cuenta para la construccion de un modelo
geomecanico 1D (Plumb et al., 1991). Sumado, el uso de datos de pruebas mecéanicas aplicadas

alasrocas (LOT, XLOT, RFT) también es necesario. En la tabla 1 se evidencian los pardmetros



GEOMECANICA Y PETROFISICA DE LA ZONA NE DEL CAMPO TUPI 23

a ser modelados, y las fuentes de informacidn para su construccion (Afsari et al., 2009; Rojas,

2023).
2.2.1 Propiedades elasticas

Las propiedades elasticas de tipo dindmico son aquellas que se pueden obtener de los
registros acusticos (velocidad de onda compresional - Vp y velocidad de onda de cizallamiento
- Vs), para generar modelos continuos a lo largo de los intervalos del pozo donde se corrieron
registros (Higgins et al., 2016; Rojas, 2023). EI mddulo de Young dindmico (Eqd), coeficiente
de Poisson dinamico (oq) y el médulo de compresion dinamico (Kg) conforman las principales

propiedades elasticas dinamicas.

El modulo de Young dinamico (Eq) se puede definir como la relacion entre un esfuerzo
(fuerza por unidad de area) y la elongacion resultante (indicando la variacion en la longitud de
la muestra. Ecuacion 1) (Figura 1. Kearey et al., 2009; Hessel et al., 2016). Sobre un material
isotropico y homogéneo, el coeficiente de Poisson dinamico (cq) (Ecuacion 2) permite obtener
la deformacién transversal de un material en funcion de la direccion longitudinal de la

aplicacion de la carga. A su vez, puede ser definida como la relacion entre la deformacion

transversal (dWW) y la deformacion longitudinal (%) en un material elastico, bajo esfuerzos
uniaxiales cuando hay deformaciones ortogonales en el sistema de esfuerzos (Figura 2. Gercek,
2007; Kearey et al., 2009; Rojas, 2023). Por ultimo, el médulo de compresion dindmico (Kq)
(Ecuacidn 3) indica la capacidad de resistencia de un material a la compresion, representando
la relacion entre esfuerzo (o) y deformacion (g) en el caso de una presion ejercida por una

presién hidrostatica simple (P) sobre un elemento cubico (Figura 3. Kearey et al., 2009; Rojas,

2023).
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Figura 1.

Extension axial de un material sélido (modificado de Kearey et al., 2009; Rojas, 2023).

Figura 2.
Compresion axial de un material sélido (modificado de Kearey et al., 2009; Rojas 2023).
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Figura 3.

Compresion hidrostatica desde todas las direcciones sobre un cubo (modificado de Kearey et
al., 2009; Rojas, 2023).
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donde Eq— mddulo de Young dinamico, F — fuerza, A — area, — — elongacion resultante, proca —
densidad volumétrica de la roca, V, — velocidad de onda compresional, Vs — velocidad de onda

. . - . R \ . dL
de cizallamiento, o4 — relacién de Poisson dinamica, w deformacion transversal, -

- - , e o . av
deformacion longitudinal, Kg — modulo de compresion dinamico, P — presion hidrostatica y v
— deformacion volumétrica.

Por otra parte, las propiedades elasticas estaticas son aquellas que se obtienen mediante
pruebas de laboratorio, y son utilizadas como datos de calibracion de los modelos continuos
(Higgins et al., 2016; Rojas, 2023). Las principales propiedades elasticas de tipo estatico son
el mddulo de elasticidad o Young estatico (Es) y el coeficiente de Poisson estatico (os). El Es se
obtiene en funcion de las pruebas de carga y descarga y esta definido como el coeficiente del
diferencial de esfuerzo (do) aplicado, entre el diferencial de deformacién axial (de) (Ecuacion

4), generado por la carga y descarga aplicada a una muestra de roca (Figura 4a. Kearey et al.,
2009). La os es el cociente o relacion entre la diferencia de deformacion radial (sr = %R) y la
deformacion longitudinal (sl = i—h) generada en la muestra (Figura 4b. Kearey et al., 2009), y

se considera que os= o4. Estas propiedades se cumplen Unicamente cuando los materiales son
linealmente elasticos, lo que genera una limitante en los modelos creados debido a que las rocas

no siempre se comportan de esta manera (Pells, 1993).
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Figura 4.

(a) Gréfico de esfuerzo vs deformacion durante el proceso de carga y descarga sobre muestras
de roca para la estimacion de Es. (b) Compresion axial de un material sélido cilindrico (Kearey
et al., 2009).
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Por ultimo, el coeficiente del esfuerzo efectivo (a) aplicado a un volumen de roca puede
variar en funcion de los fluidos saturados en la roca y la presion (Ecuacion 5. Muller y Sahay,
2016). Para esta propiedad también es necesario el modulo volumétrico de la fase sélida de la
roca (Kg. Ecuacion 6). Se debe resaltar, que las propiedades de tipo elastico se estiman en base

al modelo poroelastico para la obtencion de los esfuerzos principales in-situ.

E, = tan() = 2~ = 0.4142E, — 1.0593 4)
— Ka
a=te ®)
4
Ky = pgrano (sz - EVSZ) (6)

_ NMRTT—proca 7
pg?"ano - NMRTT—-1 ( )

donde Es — modulo de elasticidad o Young estatico, 6 — angulo entre la deformacion (g) y el
esfuerzo (o) ejercido en el proceso de carga y descarga aplicada a la muestra, do — diferencial
de esfuerzo, de — diferencial de deformacion axial, Eq — modulo de Young dinamico, a —
coeficiente de Biot, Kg — modulo de compresion dindmico, Kqg — médulo volumétrico de los

granos, Vp — velocidad de onda compresional, Vs — velocidad de onda de cizallamiento, pgrano
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— densidad de grano, proca — densidad volumétrica de la roca (registro RHOB) y NMRTT —

porosidad total (registro NMR).

2.2.2 Propiedades de resistencia - UCS

La estabilidad mecanica de las paredes del pozo se encuentra directamente afectadas durante
la perforacion, donde la interaccidn entre las propiedades mecanicas, la resistencia de la rocay
los esfuerzos préximos al pozo permiten concluir si este sufrird una deformacion o permanecera

mecanicamente estable (Higgins et al., 2016).

Una muestra de roca puede presentar fallamiento o ruptura si pierde su capacidad para
soportar el esfuerzo ejercido. Zoback (2007) sefiala que usualmente la magnitud del esfuerzo
principal maximo (c1) esta relacionada con la resistencia de la roca, y a su propiedad principal,
la resistencia a la compresion uniaxial (UCS). Esta propiedad representa la méaxima resistencia
que puede ejercer el material al estar bajo una compresion aplicada uniaxialmente a un nacleo
cilindrico. En términos de esfuerzos principales se puede visualizar como S1£S,=S3=0 (Figura
5. Donde S1, S2 y Ss representan las magnitudes de las tensiones principales en profundidad.

Zoback, 2007).

Existen tres correlaciones basadas en registros geofisicos (DTc y RHOB) y propiedades
elasticas, que pueden ser utilizadas en rocas carbonaticas (Ecuacién 8, Militzer y Stoll, 1973.
Ecuacion 9, Golubev y Rabinovich, 1976. Ecuacion 10, Santos y Ferreira, 2010), y han sido
implementadas para la estimacion de la UCS en las formaciones Barra Velha e Itapema (Rojas

etal., 2023).
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Figura 5.

Prueba uniaxial para estimacion de UCS (Modificado de Zoback, 2007).
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donde UCS — resistencia a la compresion uniaxial no confinada, DTc — registro sénico de onda

compresional, proca — densidad volumétrica de la roca (registro RHOB), V), — velocidad de onda

compresional y ¢ — coeficiente de Poisson.

2.2.3 Propiedades de criterio de falla (Orriccion, C 'y CP)

El &ngulo de friccion (Orriccion) Y 1a Cohesion de Mohr-Coulomb (C), son dos variables que

definen el criterio de falla de Mohr-Coulomb. El fallamiento en las rocas ocurre cuando los

esfuerzos que actuan sobre ella exceden su capacidad de resistencia. Cuando se generan micro-

fallas en forma de pequefias rayaduras, estas se orientan en funcion del Orriccion (Brace et al.,

1966, Zoback, 2007). La C puede definirse en funcion del modelo linealizado del criterio de

falla de Mohr-Coulomb cuando el esfuerzo principal minimo es 0 (1 = 0), posicionada en la
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intercepcion de la recta con pendiente dada por el coeficiente de friccion interno (wi) y la linea

de esfuerzo de cizalla (1) (Figura 6. Zoback, 2007).

Figura 6.

(a) Diagrama de prueba triaxial de resistencia de una muestra de roca sometida a una presion
de confinamiento (o3). S es el dngulo entre el esfuerzo maximo (o1) y el esfuerzo normal (on) al
plano de falla generado continuamente. (b) Modelo del circulo de Mohr definido por pruebas
triaxiales a diferentes presiones de confinamiento (presenta una tendencia mas horizontal
cuando aumenta o3). (¢) Modelo de circulo de Mohr linealizado con la representacion del
criterio de falla de Cohesion de la roca (o3 = 0) (Modificado de Zoback, 2007).

T4 Circulo de Mohr| b
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Finalmente, la presion de colapso (CP) corresponde al peso minimo del lodo o fluido de
perforacion con el que se pueda evitar alteraciones en las paredes del pozo, ya que, al estar
relacionado con el estudio de estabilidad de pozo, sera necesario un fluido con un peso mayor

a la CP (Zoback, 2007; Zhang 2013).
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La ecuacion para modelar el Orriccion €Std definido en funcion de la V, (Ecuacion 11), y su
coeficiente (pi. Ecuacion 12) en funcion del modelo del Orriccion generado. La estimacion de C
esta fundamentada en el modelo de UCS y wi (Ecuacion 13. Javani et al., 2017). Y, por ultimo,
la CP se encuentra asociada a las propiedades Pporo, OFriccion, 0, SHmax, Shmin Y UCS (Ecuacion

14. Rahimi y Nygaard, 2015).

Orriccion = tan (sin‘1 (ZZ:)) 2

ti = tan(Opriccion) 3)

€= —C— = UCs (o grneee) @
2((u2 1)+ Friccién

Cp = 35HMéx—5hmin—QliC15+a(Q—1)Pporo 5)

Q= 1+sin(OFriccion) (6)

1-sin (OFrriccion)

donde Ofriccion — angulo de friccion interno, Vp — velocidad de onda compresional, pi —
coeficiente del angulo de friccién interno, C — cohesion de la roca, UCS — resistencia a la
compresion uniaxial, CP — presion de colapso, Pporo — presion de poro, Swmax — esfuerzo
horizontal m&ximo, Shmin — esfuerzo horizontal minimo y Q — parametro de correlacion del

eFriccién-

2.2.4  Ph, Ppore, Sv y esfuerzo efectivo (Se)

La Presion hidrostatica (Pn) esta definida en funcion de la densidad del agua de formacion
(pw) (Ecuacion 16), cuya variacion estd asociada a las diferencias de temperatura y salinidad.
Se debe tener en cuenta que, la columna de agua esta comprendida desde la superficie hasta la

profundidad verdadera de estudio (TVD - siglas por su nombre en inglés) (Bjarlykke et al.,
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2015). La presion de poro (Pporo), Se define como la presion que ejercen los fluidos saturados
en el medio poroso de las rocas. En el caso de un sistema poroso saturado de fluidos y siendo
afectado por una sobrecarga (Sv), se genera el esfuerzo efectivo (Se) (Ecuacion 17. Figura 7.
Zoback, 2007). Aunque existan diferentes correlaciones en la literatura para la estimacion de
Pporo (Mathews y Kelly, 1967; Bowers, 1995; Yan et al., 2012), no pueden ser aplicadas para
los carbonatos del Pre-Sal, ya que la mayoria de ellas fueron establecidas para rocas

siliciclasticas.

Figura 7.

Esquema del sistema poroso con la Pporo Y 10s esfuerzos in-situ (Sv y Se) (Modificado de Zoback,
2007).
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Una alternativa para estimar Pporo €S utilizar datos de pruebas de presion en la formacion

(Repeated Formation Test — RFT) llevadas a cabo en el area de estudio, asumiendo que son los

valores de presién de los fluidos contenidos en el medio poroso (Rojas, 2023).

Ph = PwIZw (7)

Se =58, — Pporo (8)
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donde pw — densidad de la columna de agua, g — aceleracion de la gravedad, zw — profundidad
de la columna de agua, Se — esfuerzo efectivo, Sy — esfuerzo vertical y Ppore €S la presion de

poro.

Dado que la Ppore SOpOTrta parte de la carga aplicada al sistema, puede tener influencia directa
con el estado del campo de esfuerzos, los indices de produccion y la estabilidad e integridad de
los pozos (Bjarlykke et al., 2015; Higgins et al., 2016; Rojas, 2023). Basado en lo anterior, es
posible definir tres escenarios relacionados con la Ppore Y 12 Ph. El primero, cuando Ppore Y Ph
son iguales representa un escenario de presion normal. Un escenario sub-presionado esta
asociado a cuando la Ppore<Pn Y, por ultimo, el tercer escenario es el sobre-presionado, cuando

Ia Ppore>Ph (ROjaS, 2023)

2.2.5 Esfuerzos principales in-situ

Los esfuerzos principales in-situ aparecen cuando se combinan los esfuerzos gravitacionales
y tectonicos. Los esfuerzos que los conforman son Sy, Sumax Y Shmin, SON ortogonales entre si, y
tanto sus magnitudes cuanto sus orientaciones son de gran relevancia en la construccion de los
MEMs (Najibi et al., 2017; Baouche et al., 2020; Ziegler y Heidbach, 2020; Ali et al., 2021,

Rojas et al., 2023).

Durante la perforacion se pueden desarrollar elementos estructurales debido a las
alteraciones que puede generar el fluido de perforacion en las paredes del pozo (cara de las
formaciones perforadas), entre ellas los breakouts (BOs) y las fracturas inducidas durante la
perforacion (Drilling Induced Tension Fractures - DIFTs) (Zoback, 2003). Los esfuerzos
horizontales tienen una relacion indirecta con estas estructuras, y con esto, puede ser definida
su orientacion dado que los BOs y las DIFTs indican la orientacion del Shmin Y €l SHmax,

respectivamente (Figura 8. Zoback, 2007; Shen, 2008; Cruz et al., 2013; Zeng et al., 2015;
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Rojas et al., 2023). Estos esfuerzos pueden ser interpretados usando perfiles de imagen tanto

acusticos como resistivos (Afsari et al., 2009; Kidambi y Kumar, 2016; Arias et al., 2019).

Figura 8.

Diagrama 2D de una seccion de pozo en el que se evidencian los elementos estructurales BOs
y DITFs, y su relacion con la orientacién de los esfuerzos horizontales Shmin y SHMax.
Ademas de la apertura angular de los BOs (Whbo).

SHM&X N Shmin

Abertura angular
del breakout

Breakouts

Fracturas inducidas

Existen modelos presentados en la literatura que permiten estimar los esfuerzos principales.
En el caso de la magnitud del Sy, se utiliza la densidad de las formaciones rocosas en la columna
estratigrafica, y si es una region costa afuera, es necesario tener en cuenta la columna de agua
(pw). En el caso del Pre-Sal brasilefio, y por consiguiente para la Cuenca Santos, debe vincularse
la densidad de la columna de sal de la Formacion Ariri (intercalaciones de diferentes tipos
mineraldgicos de sal y valores en sus propiedades fisicas) (Ecuacion 18. Tabla 1. Mohriak et
al., 2001; Silva, 2017), y las formaciones sedimentares del intervalo Pos-Sal (Silva, 2016;

Cabrera, 2022; Rojas, 2023).
Sy = g(Pwa + foz ProckZ dZ) (18)

donde Sy — esfuerzo vertical, g — aceleracion de la gravedad, pw — densidad del agua (1 C%)

zw — profundidad de la columna de agua, proca — densidad volumétrica de la roca (registro

RHOB) y z — profundidad de interés.
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Tabla 2.

Datos promediados de las principales propiedades fisicas y respuesta de registros para
diferentes sales (modificado de Mohriak et al., 2001).

RHOB DTC  NPHI GR

Litologia Formula quimica (g/cm3) (us/ft) %)  (gAPI)
Halita NaCl 1.91 67 0 0
Anhidrita CaSOq4 2.98 50 0 0
Gipsita CaS04(H20): 2.35 52.5 49 0
Silvita KCI 1.86 74 0 500
Carnalita KCIMgCl2(H20)s 1.57 78 65 200
Polihalita K204.MgS04.2CaS04.2H,0 2.79 57.5 15 180
Kieserita MgSQO4.H20 2.55 - - 0
Kainita KMgSO4CI1.3H20 2.12 - 45 225
Langbeinita K2S04.2H20 2.82 52 0 275

En el caso de los esfuerzos Smmin (Ecuacion 19) y Sumax (Ecuacion 20) existen modelos para
su estimacién que involucran diferentes propiedades de las formaciones, entre ellas, las
propiedades elasticas, mecanicas, petrofisicas y de resistencia de la roca. EI Shmin puede ser
calibrado con datos de LOT. En el caso del Shmax no existe un método de medicion directa de
esta propiedad, se puede utilizar como recurso comparativo el modelo de Barton et al. (1988,
que define Shmax-Barton Y 12 relacion de esfuerzos efectivos - ESR). Ecuacién 23), ya que el Gnico
valor que puede acercarse al valor real de este esfuerzo es la prueba de absorcion extendida
Extended Leak-Off Test (X-LOT). Sin embargo, en el area de estudio no ha sido aplicada a
ningun pozo debido al alto riesgo que conlleva, ya que esta prueba puede fracturar la formacion,
generando pérdidas de fluido, por ende, pérdidas en la columna hidrostatica del pozo, lo que

podria resultar en un evento de control de pozos (Rojas, 2023).

g E. ogE.
Shmin = 1__503 (Sv - aPporo) + aPporo + ﬁ‘?x + IEGZZ Ey (99)
Sumix = —=(Sy = AProro) + APporo + 26, + — (10)
HMax — 1—gg \7V Alporo A Lporo 1-02 Ex 1-02 &y
—Swos (L _
o=t 1) @

e ="2(1-1%) (12)
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180-Wp,
UCS+Pporo*+Wimnud—Shmin(1+2 cos(——-22))

Sumax— = - 13
HMax—Barton 1—2cos(180 2Wbo) ( )
ERS — Shgﬁlﬂ (14)

v~ poro

donde Symin — esfuerzo horizontal minimo, os — relacién de Poisson estatica, Sy — esfuerzo
vertical, o — coeficiente de Biot, Pporo — presion de poro, Es — médulo de Young estatico, ex y gy
— deformaciones de las rocas en el plano horizontal y vertical, Sumax — esfuerzo horizontal
MAaximo, SHmax-Barton — €Sfuerzo horizontal maximo de Barton et al. (1988), UCS — resistencia a
la compresion uniaxial, Wmus — densidad del fluido o lodo de perforacion, Wy, — abertura o

largura de los BOs y ESR — relacion del esfuerzo efectivo.

2.3 Régimen de esfuerzos y anisotropia de los esfuerzos in-situ

El régimen de esfuerzos es el principal responsable de los cambios reflejados en los
esfuerzos horizontales. Esta anisotropia se encuentra altamente relacionada con la ventana
operativa del fluido de perforacion (Zoback 2007; Rojas, 2023), y presenta un mayor desafio
cuando los esfuerzos horizontales son mas diferentes entre si, lo que genera un escenario
operacional mas estrecho. El régimen de tensidn puede indicar tres escenarios de falla segln la
clasificacion propuesta por Anderson (Anderson, 1951) considerando las magnitudes de los

esfuerzos principales (S1, S2 y S3) en términos de Sy, SHmax Y Shmin.

e Falla normal (Normal Fault): Este tipo de fallas se caracteriza por un extendimiento de la

corteza terrestre, generando planos de falla con buzamientos pronunciados donde el bloque
que se encuentra por encima de la falla cae en relacion al blogue base. Ocurre cuando

Sv>SHMax=>Shmin.
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e Falla rumbo deslizante (Strike-slip fault): Las fallas transcurrentes son casi verticales, y los

bloques se desplazan horizontalmente uno con respecto al otro. Para este caso
SHMax=Sv=>Shmin.

e Falla inversa (Thrust or reverse fault): En un fallamiento inverso, las fallas son generadas

con buzamientos relativamente bajos, y al contrario de las fallas normales, el bloque superior
se mueve hacia arriba con respecto al bloque base. En este caso SHmax>Shmin=>Sv.

Figura 9.

Clasificacion de los tipos de falla de Anderson segun la magnitud de los esfuerzos (a) normal,
(b) transcurrente y (c) inverso (Modificado de Addis et al., 1996; Zoback, 2007).

a Régimen normal b Régimen transcurrente ¢ Régimen inverso
(Sv Z SHMzix 2 Shmin) (SHMi\x 2 Sv 2 shmin) (SHM:SX 2 Shmin 2 Sv)
S S
S, v -
Shmin Shmin
Shmin /
g - SHMéx /
HMax S‘
HMax

Zoback et al. (2003) definen el Zobackgrama, un poligono que indica la relacion entre el S;
y S3 a una profundidad especifica con cierto pi y Ppore, €n el que se puedan visualizar los
regimenes de esfuerzos en funcién de los tipos de falla actuantes en un area (Definido por la

ecuacion 25).

2
01 __ S1=Pporo _ 2 .
o3 - S3—Pporo - <1/'ui +1+ #l) (15)

donde, o1y o2 — esfuerzos efectivos minimo y maximo, S1 y Sz — esfuerzos principales maximo

y minimo asociados al régimen de esfuerzos actuante y pi — coeficiente del OFrriccion.

Partiendo de la ecuacion 25 se pueden plantear las diferentes ecuaciones que definen los

limites del Zobackgrama (Ecuaciones 26, 27 y 28)
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e Régimen de esfuerzos normal

2
Sv_Pporo _ 2 .
Shmin—Pporo B (\J'ul 1+ lll) (16)

e Régimen de esfuerzos transcurrente

2
SHMéx_Pporo _ ’ 2 .
Shmin_Pporo N < 'ui + 1 + Ml) (17)

e Régimen de esfuerzos inverso

2
SHMéx_Pporo _ ’ 2 .
Sv_PpoTO o < ’Ui + 1 + ’Lll> (18)

donde Sy — esfuerzo vertical, Pporo — presion de poro, Shmin — esfuerzo horizontal minimo, i

— coeficiente del angulo de friccion interno y Sumax — esfuerzo horizontal maximo.

A partir del Zobackgrama propuesto por Zoback et al. (2003), surgio la necesidad de definir
dos regimenes de esfuerzos dobles, ya que se evidenciaron dos regimenes de esfuerzos
actuando en simultaneo en diferentes lugares del mundo (Faulkner et al., 2010; Manzocchi et
al., 2010; Rojas et al., 2023). El primero es entre normal y transcurrente (Shmax=Sv, O
Shmax/Sv=1 y Smmin<Sy) Y el segundo, entre transcurrente y reverso (Sumax>Sv Y Shmin=Sv 0O
Shmin/Sv=1). El Zobackgrama modificado es til para establecer regimenes de tensiones, tanto
simples cuantos dobles, que influencian las zonas de interés, indicando las relaciones entre

SHMax Y Sv (SHmax/Sv) Y Shmin €cON Sy (Shmin/Sv) (Massiot et al. (2019); Ganguli y Sen,2020).

2.4 Registros de Pozo y propiedades petrofisicas

Los registros de pozo son herramientas que permiten conocer diversas propiedades de las
rocas. Los principales métodos utilizados en la industria para medir propiedades de los

yacimientos a traves de registros se pueden dividir en dos tipos principales. Entre estos estan:
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(1) registros durante la perforacion Logging While Drilling (LWD), (2) registros Wireline que
se pueden dividir en (2.1) registros en hueco abierto (Openhole Logging) y (2.2) registros en
hueco entubado o revestido (Cased Hole Logging). Entre los registros tipo Wireline, se tienen
los convencionales y los avanzados (perfil de imagen - Wellbore Image (WBI), que puede ser

acustico o resistivo; e resonancia magnetica nuclear - NMR, etc.) (Darling, 2005).

Figura 10.

(a) Zobackgrama y limites de regimenes de fallamiento (modificado de Zoback et al., 2003).
(b) Zobackgrama modificado (Ganguli y Sem, 2020) de la distribucién de esfuerzos con los
diferentes casos de regimenes de esfuerzo in-situ: 1 — normal, 2 — limite entre normal y
transcurrente, 3 — transcurrente, 4 — limite entre transcurrente e inverso, 5 — inverso.
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Basados en las repuestas de la roca adquiridas a través de los perfiles de pozo es posible la
estimacion de modelos de propiedades petrofisicas (Babadagli y Al-Salmi, 2004; Kadhim et
al., 2014; Castro y Lupinacci, 2021; Rebelo et al., 2022; Rojas et al., 2023). Muchas de estas
propiedades son fundamentales para un optimo desarrollo de los yacimientos mediante una
caracterizacion adecuada de las formaciones de interés. En la tabla 3 se presentan los registros

utilizados en el desarrollo de esta investigacion.
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Las propiedades petrofisicas pueden ser modeladas en funcién de registros y modelos
convencionales (Amaefule et al., 1993; Babadagli y Al-Salmi, 2004; Darling, 2005), a lo que
se conoce como modelos petrofisicos basados en datos convencionales; a partir de NMR
(Ehigie, 2010; Cabrera, 2022; Rebelo et al., 2022), se construyen modelos petrofisicos basados
en datos avanzados o bajo enfoques combinados (Castro y Lupinacci, 2021). Proporcionando
resultados adecuados para la caracterizacion de formaciones de diferentes tipos de yacimientos

(carbonatos y siliciclasticos).

Tabla 3.

Principales registros wireline convencionales y de resonancia magnética nuclear (NMR).

Registro Nemonico Propiedad Unidades
Gamma Ray GR Radioactividad de la roca gAPI
Caliper CALI Didmetro del pozo pulg
Densidad RHOB Densidad de roca g/lem?®
Correccion de densidad DRHO Densidad de roca glem?®
Porosidad neutrdn NPHI Porosidad de la roca m3/m?3
RESSHALL
Resistividad RESMED Resistividad de la formacion ohm.m
RESDEEP
Delta T onda compresional DTc Tiempo de Viaje de la onda us/ft
compresional
De_lta T or_1da de DTs Tiempo de viaje de la onda de us/ft
cizallamiento cizalla
Factor fotoeléctrico PEF Factor fotoeléctrico de la formacién b/e
MCBW Agua vinculada a la arcilla m3/m?3
3/m3
NMRTT Porosidad total de la roca me/m
NMREFF Porosidad efectiva de la roca m3/m3
. » NMRFF Fluidos libres en la roca m3/m?3
Resonancia magnética
nuclear (NMR) NMRK Permeabilidad de la roca mD
T2 DIST Distribucion de poros m3/m?3
ToLM Media logaritmica del tiempo de ms

relajacion T2
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2.4.1 Modelo de arcillosidad (Vsn)

El Vs« indica el volumen de arcilla contenido en las diferentes secciones de la columna
estratigrafica. Entre los métodos mas utilizados para el modelado del Vsh es la estimacién a
partir registro GR, en el que se calcula el indice de rayos gamma (gamma-ray index - GRI)

(Ecuacion 29).

GRlog_GRmin
GRmax—GRmin

GRI = (19)

donde GRog — valor del GR a la profundidad seleccionada, y GRmax Y GRmin — lecturas maximas

y minimas en el intervalo estudiado (Dewan, 1983).

El modelo para estimar Vsh en rocas antiguas propuesto por Larionov (1969) (Ecuacion 30)
puede ser utilizado, ya que presenta las mejores estimaciones del contenido de arcilla con
respecto a los demas modelos empiricos que comprenden las edades de las formaciones del

Pre-Sal (Barremiano-Aptiano) (Castro y Lupinacci, 2021).

Vin—gr = 0.33[22(GRD — 1] (20)

donde Vsh-cr — volumen de arcilla utilizando el Gamma Ray y GRI — indice de rayos gamma.

Con el uso de NMR, se pueden superar ciertas limitaciones asociadas a los métodos
convencionales. Este modelo (Vsh-1 - Ecuacion 31) consiste en relacionar el volumen poroso
con los tamafios de grano, asumiendo que los microporos estan vinculados al volumen de arcilla
(Ehigie, 2010, Castro y Lupinacci 2021). Sin embargo, el Vsh.1 corresponde a una
subestimacion del volumen de arcilla, siendo necesario el uso de la ecuacion 32 (Vsh-2) en las
zonas mas arcillosas (Ehigie, 2010; Castro y Lupinacci, 2021). Con base en la figura 10 (Ehigie,
2010; Castro y Lupinacci, 2021). La MCBW puede reescribirse en funcion de la NMRTT y

NMREFF (Ecuacion 33), permitiendo redefinir Vg,_; Y Vs,—» (Ecuaciones 34 y 35).
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MCBW

Vsh-1 = NMRTT (21)
Vsh-2 = % (22)
MCBW = NMRTT — NMREFF (23)
Vo = NMR’II"VTA;;V;\;I"REFF (24)
Vo, = NMRTT-NMREFF 25)

(NMRTT—NMREFF)100%shale

donde Vsh.1 — volumen de arcilla en zonas menos arcillosas, MCBW — agua entrampada en
arcillas, NMRTT — porosidad total del registro NMR, Vsh-2 — volumen de arcilla en zonas méas
arcillosas, MCBW.oowshale — lectura del registro MCBW en la zona mas arcillosay NMREFF —

porosidad efectiva del registro NMR.

Finalmente, el Vsn-nmr Sera la combinacion de las ecuaciones 34 y 35. Sin embargo, Castro
y Lupinacci (2021) evidenciaron que el Vsh2 se comporta como una sobreestimacion del
volumen de arcilla en el area de estudio (Campo Buzios de la Cuenca de Santos en el Pré-Sal
Brasileno). Es por esto, que proponen un modelo hibrido, utilizando la ecuacion de Larionov
(1969) (Ecuacion 30) para las zonas mas arcillosas. Finalmente, el volumen de arcilla por medio
del enfoque hibrido entre registros convencionales y de NMR Vsh.nys €S la combinacion entre
las ecuaciones 34 y 30, aplicadas en funcion de la arcillosidad de las formaciones, utilizando el

gamma-ray como referencia.

2.4.2 Modelo de porosidad total y efectiva (¢, ¢e)

La porosidad es una propiedad de las rocas que indica el volumen de espacio vacio que
puede ser ocupado por fluidos (Castro y Lupinacci, 2021). Diferentes registros de pozo
permiten generar modelos de porosidad (RHOB, NPHI Y SPHI) y son utilizados en modelos

de la literatura que como recurso individual o modelos combinados (Ellis y Singer, 2007; Castro
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y Lupinacci, 2021). Castro y Lupinacci (2021) indican que en el campo Buzios del Pre-Sal
brasilefio, el modelo convencional que mejor se ajustd a los datos de laboratorio fue el de

porosidad total y efectiva por densidad-neutron (Ecuaciones 36 y 39. Dewan, 1983).

Figura 11.

Transformacion del tren de eco (a) en el espectro T2 (b) y las lecturas de porosidad NMR en
funcion de la respuesta del espectro. (Modificado de Ehigie, 2010; Castro y Lupinacci, 2021).
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pe_np = LPD (28)

e—ND = % (29)

Pe-p = Pt—p — (Vshxp;_p) (40)
$e-n = On — (Vsh * dy_spn) (30)

donde ¢r.np — porosidad total por densidad-neutrén, 0.5 <6 < 1.0 (6 = 5 en zonas de agua.
Asquith y Gibson, 1982), ¢t.p — lectura del NPHI, ¢+.p — porosidad total por densidad, pmatriz —
densidad de la matriz de la roca, proca — densidad volumétrica de la roca (registro RHOB), pfiuido
— densidad del fluido en el medio poroso de la roca, ¢pe-p — porosidad efectiva por densidad, Vsh
— volumen de arcilla, ¢e-n — porosidad efectiva por NPHI, ¢n-sh — lectura del neutron (NPHI) en

un punto arcilloso.

El segundo enfoque asocia las mediciones de porosidad obtenidas por medio de las
estimaciones de porosidad obtenidas a partir de registros NMR. Las ventajas que tienen los
registros NMR sobre los convencionales, es que la herramienta hace mediciones de porosidad
mas directa a partir del principio de resonancia magnética nuclear, que utiliza la medicién de
los tiempos de relajacién T1y T2, para identificar las zonas porosas, los poros interconectados
entre si, y si hay fluidos saturados en esos poros (Castro y Lupinacci, 2021), ademas de que no
es necesario el célculo previo del Vsh (Ehigie, 2010). El propoésito de esta seccion de la
investigacion fue realizar una comparacion de los modelos convencionales de porosidad, con
las curvas de resonancia magnética (NMRTT y NMREFF) y evidenciar cual presenta un mejor
ajuste con los datos del laboratorio de andlisis de nucleos rutinario (Routine Core Analysis -

RCA).
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2.4.3 Permeabilidad

De acuerdo con Tiab y Donaldson (2004), la permeabilidad es la habilidad de la roca para
conducir fluidos a través de poros interconectados. Es una de las propiedades petrofisicas mas
importantes para comprender la transmisibilidad o flujo de fluidos a través del sistema poroso

de las rocas.

Alhashmi et al. (2016) sefiala que establecer relaciones directas entre porosidad y
permeabilidad es particularmente complejo en carbonatos debido a los procesos diagenéticos
que los modificaron. Sin embargo, diversos autores han podido lograr correlacionar estas
propiedades por medio de unidades de flujo, utilizando estimaciones de permeabilidad (NMRK

0 KTIM) obtenidas de registros de NMR (Gharechelou et al., 2018; Rebelo et al., 2022).

2.5 Unidades de Flujo (FUs)

La clasificacion de las rocas por medio del modelado de unidades de flujo (FUs) presenta
una ventaja sobre las facies sedimentarias o litologicas. Debido que, este tipo de Rock Typing
se caracteriza por identificar las heterogeneidades del flujo de fluidos en un yacimiento
mediante la formacion de grupos hidraulicos (FUs) segun la capacidad de flujo de diferentes
zonas de las formaciones (Amaefule et al., 1993; Aradujo et al., 2017; Garechelou et al., 2018;
Al-Jahwed y Saleh, 2019; Khalid et al., 2019; Soleymanzadeh et al., 2019; Penna y Lupinacci,
2020; Rebelo et al., 2022).Diferentes métodos han sido propuestos en la literatura para la
identificacion de unidades de flujo (Kolodzie, 1980; Pittman, 1992; Amaefule et al., 1993;
Aguilera, 2002; Jaya et al., 2005; Nooruddin and Hossain, 2011; lzadi and Ghalambor, 2013;
Ferreiraetal., 2015; Ngo et al., 2015; Mirzaei-Paiaman et al., 2018). Y, entre los mas utilizados

se encuentran el FZ1 y los R35.
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2.5.1 Indicador de Zona de Flujo - Flow Zone Indicator (FZI)

El método maés utilizado para generar FUs en rocas clasticas y carbonatadas es el Indicador
de Zona de Flujo (FZI - siglas por su nombre en inglés. Amaefule et al., 1993), presentado
como una modificacion de la ecuacion de Kozeny-Carman (Kozeny, 1927; Carman, 1937).
Esto permite la identificacion de FUs cuando no hay disponibilidad de datos de presion capilar.
El método consiste en el calculo de tres variables: (1) indice de calidad de la roca (Rock Quality
Index — RQI. Ecuacidn 42), (2) relacion de vacio (¢.. Ecuacion 43), y (3) el indicador de zona

de flujo (Flow Zone Indicator — FZI. Ecuacion 44).

RQI = 0.0314 * \/d)z (31)
_ %

bz =15 (32)

FZI = % (33)

donde RQI — indice de calidad de la roca, k — permeabilidad, ¢ — porosidad efectiva, ¢, —

relacién de vacio y FZI — indicador de zona de flujo.

2.5.2 Winland R35

Este método fue propuesto por Kolodzie (1980), e indica el radio de la garganta de poro
cuando la muestra esta saturada al 35% de mercurio en una prueba de capilaridad (Rebelo et
al., 2022). Para llegar a esta correlacion (Ecuacién 45) fue necesario el uso de 300 muestras
aproximadamente de diferentes edades geoldgicas, litologias, y tejidos diagenéticos (Gunter et
al., 2014). Este método es mas adecuado para en yacimientos siliciclasticos (Riazi, 2018), pero

originalmente desarrollado para yacimientos carbonéticos, y ha sido utilizado para analisis de
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Rock Typing en este tipo de sistemas (Alhashmi et al., 2016; Kadkhodaie y Kadkhodaie, 2018;

Soleymanzadeh et al., 2019; Al-Jawad and Saleh, 2020; Mahjour, 2020; Rebelo et al., 2022).

0.864

Rss = 5.395 ("qb) (34)

donde R3s — tamafio de garganta de poro, k — permeabilidad y ¢. — porosidad efectiva.
2.5.3 Aguilera R35

De acuerdo con Rebelo et al. (2022), el método R35 propuesto por Aguilera (2002) es méas
utilizado para modelar permeabilidades que para identificar FUs. Sin embargo, puede resultar
analogo al método de Winland R35 como en el trabajo de los autores. Su correlacién (Ecuacion

46) fue obtenida utilizando mas de 2500 muestras de roca, incluyendo carbonatos.
k 0.45
Ras = 2.665 (E) (35)

donde Rss — tamafio de garganta de poro, k — permeabilidad y ¢. — porosidad efectiva.
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3. Geologia Regional

La Cuenca Santos es la cuenca sedimentaria costa afuera méas grande de Brasil, es una de las
dos cuencas sedimentarias que constituyen el Pre-Sal brasilefio y estd ubicada en la costa
sureste del pais. Geograficamente se encuentra entre los paralelos 23° y 28°, y abarca los
estados de Rio de Janeiro, Sdo Paulo, Parana y Santa Catarina, ocupando un area de 350.000
km2. Ademas, es una de las cuencas sedimentarias mas importantes en términos de reservas y
produccion de hidrocarburos tanto en Brasil como a nivel mundial (Moreira, 2007; ANP, 2021;

Cabrera, 2022; Rojas, 2023).

Figura 12.

Mapa de ubicacion regional de la Cuenca Santos (Garcia et al., 2012).

»

ESTUDO

BACIA
DE
SANTOS




GEOMECANICA Y PETROFISICA DE LA ZONA NE DEL CAMPO TUPI 48

Esta delimitada geoldgicamente al noreste (NE) con el Alto Cabo Frio, que indica la frontera
con la Cuenca Campos, y al sur (S) con el Alto Florianopolis que marca el limite con la cuenca
Pelotas. Limita al oeste (O) con el Macico da Carioca, Serras do Mar y Mantiqueira, que
componen un cinturén de cordilleras costero, y al este (E) con el piedemonte de S&o Paulo

Plateau (Moreira et al., 2007; Silva, 2016; Rojas et al., 2023).

Su origen se remonta a la ruptura del supercontinente Gondwana (hace 40 millones de afios)
durante el Eo-Cretaceo, que dio lugar a la formacion sur del Océano Atlantico durante el
Neocomiano (Szatmari, 2000; Chang et al., 2008; Rebelo et al., 2023; Rojas et al., 2023). Su
proceso de sedimentacion se dio dividio en una secuencia de tres fases tectonicas denominadas

como Rift, Post-Rift (o transicional) y Drift (Moreira et al., 2007; Silva, 2016).

Figura 13.

Columna cronoestratigrafica (simplificada) de las secuencias Rift y Post-Rift (Sag) de la
Cuenca Santos, Brasil (modificado de Moreira et al., 2007).
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La maés antigua, Rift, fue sedimentada entre el Hauteriviano y el Aptiano. Configuro tres
(Camboriu, Picarras e Itapema) de las cinco (junto con Barra Velha y Ariri) formaciones que
componen el grupo Guaratiba. En el Post-Rift se origino la formacion Barra Velha, y en el Drift
las formaciones Marambaia, Itajai-Acu, Itanhaem, Guaruja y Ariri. (Mohriak, 2001; Moreira

2007; Silva, 2016; Rebelo et al., 2022; Rojas et al., 2023).

El basamento de la cuenca estd conformado por meta-sedimentos del Precambrico
provenientes del cinturén Ribeira que dan origen a La Formacion Camborit (Rodriguez et al.,
2022). Fue depositada en el Cretadceo temprano, y esta constituida por gneises del cinturon
costero, basaltos toleiticos producidos por flujos de lava del Jurasico Temprano al Cretacico
Tardio, y derrames basalticos que se extienden a lo largo de casi toda la cuenca (Moreira et al.,
2007; Rebelo et al., 2022; Rojas et al., 2023). La formacion subsecuente es la Formacion
Picarras, correspondiente a la base de la seccion del Pre-Sal y conformada por abanicos de
conglomerados aluviales y areniscas con fragmentos basalticos, cuarzo y feldespato en la
seccién proximal, intercalados con siltitos, arenas, y lutitas lacustres del Barremiano hacia la
seccidn distal (Moreira et al., 2007; Silva, 2016; Rebelo et al., 2022; Rojas, 2023). Finalmente,
en el tope del Rift, se encuentra la Formacion Itapema, depositada entre el Barremiano Tardio
y el Aptiano Temprano, y constituida por calciruditos y arcillas lacustres (Moreira et al., 2007;
Rebelo et al., 2022), coquinas calcareas, wackestones y packstones bioclasticos, y esquistos.
Ademaés, tanto Pigarras como Itapema presentan camadas con altos contenidos de materia

organica (Moreira et al., 2007; Rodriguez et al., 2022; Rojas et al., 2023).

La Formacion Barra Velha es el tope de la seccion del Pre-Sal, estratégicamente se divide
en tres intervalos de produccién (BVE100, BVE200 y BVE300) y representan los principales
reservorios del Pre-Sal (Cabrera, 2022; Rebelo et al., 2022; Rojas et al., 2023). Moreira et al.

(2007) afirman que la depositacion de la Formacion Barra Velha se dio en dos etapas finales
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del soterramiento (Post-Rift). La primera ocurre entre el Aptiano y el Albiano Temprano,
originG en su mayoria rocas calcareas de ambiente lacustre como calizas microbiales,
estromatolitos y mudstones hacia la seccién proximal, y lutitas en la seccion distal. La segunda
etapa, ocurre entre el Aptiano Tardio y el Aptiano Temprano, generd la depositacion de
abanicos aluviales arenosos y conglomeraticos en la seccion proximal, e intercalaciones de
lutitas con calizas microbianas en la seccion distal (Moreira et al., 2007; Chang et al., 2008;
Rodriguez et al., 2020; Rojas et al., 2023). De manera mas general, esta formada en su mayoria
por shrubs, laminas fibrosas milimétricas, y esferulitas microbiales calcareas en porciones de
grainstones, packstones, estromatolitos, y bioclastos (Wright y Barnett, 2015; Moreira et al.,

2020; Wright, 2020; Rebelo et al., 2022; Rodriguez et al., 2022; Rojas et al., 2023).

Generalmente, los reservorios carbonéticos se encuentran a profundidades entre los 4300 y
5700 metros, subyacente a una gran capa de sal atribuida a la Formacién Ariri, conformada
principalmente por rocas evaporiticas como halita, anhidrita y sales solubles. Su depositacion
tuvo lugar entre el Neo-Aptiano y el Maastrichtiano en la supersecuencia Drift, extendiéndose
a lo largo de la cuenca como parte del sello del sistema petrolifero del Pre-Sal (Moreira et al.,

2007; Chang et al., 2008; Silva, 2016; Cabrera, 2022; Rebelo et al., 2022; Rojas et al., 2023).

Por altimo, en el tope de la sal, se encuentran las formaciones siliciclasticas y carbonaticas
gue conforman el Post-Sal. Esta seccidn esta constituida por el Grupo Camboriu (Formaciones
Floriandpolis, Guaruj, e Itanhaem), el Grupo Frade (Formaciones Santos, Itajai-A¢u y Juréia),

y el Grupo Itamambuca (Formaciones Ponta Aguda, Iguape y Marambaia).

Existen diversas hipétesis sobre el proceso desedimentacion de los yacimientos del Pre-Sal
Brasilefio. Rodriguez et al. (2022) indican un alto grado de complejidad para el establecimiento
de las condiciones ambientales que condujeron a la formacion de esta cuenca, debido a los

multiples procesos diagenéticos (disolucion, dolomitizacion, silicificacion y precipitacion de
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minerales hidrotermales) que afectaron principalmente las propiedades de las rocas (Moreira et
al., 2020; Rojas et al., 2023), dejando caracteristicas morfoldgicas peculiares (Rodriguez et al.,
2022), y propiedades petrofisicas dificiles de predecir (Rebelo et al., 2022; Rojas et al., 2023).
Sin embargo, distintos trabajos han logrado evidenciar que la formacion de shrubs y esferulitos,
constituyentes principales de los reservorios carbonaticos de la cuenca, fueron formados por
procesos abioticos a condiciones evaporiticas y/o alcalinas en sistemas lacustres (Wright y
Barnett, 2015; Bernardes et al., 2019; Moreira et al., 2020; Wright, 2020; Rodriguez et al.,

2022).
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4. Area de estudio

4.1 Campo Tupi

El Campo Tupi es el principal campo costa afuera de Brasil, en cuanto a hidrocarburos se
refiere. Cuenta con una produccion del 45% de hidrocarburos del Pre-Sal, y una media de
produccidn de aceite y gas de 920 Mbbl/D y 42.6 MMm3/D respectivamente (ANP, 2021). Se
encuentra ubicado en la Cuenca Santos a 230 km de la costa de Rio de Janeiro. Cuenta con un
area aproximada de 1600 km? (390000 acres), convirtiéndolo en el primero de los campos
petroliferos supergigantes de Brasil. EI Campo Tupi fue descubierto en el afio 2006, y
actualmente se encuentra bajo la administracion de la empresa brasilefia, Petrobras, y Shell
Brasil LTDA. La formacion Barra Velha es el principal reservorio del campo, se encuentra
ubicado bajo una columna de agua de 2100 m y una columna litoldgica de hasta 3000 m de
roca, que incluye el espesor de sal de la Formacién Ariri con un valor usual cerca de los 2000

m (Rosa et al., 2018; Rojas, 2023).

4.1.1 Area piloto Tupi Noreste (NE)

El area piloto Tupi Noreste NE se encuentra localizada 20 km al noreste del area piloto Tupi
OBN (Ocean Bottom Nodes). El proyecto dio inicio con el buque FPSO Cidade de Paraty,
contando con una capacidad de aceite de 120000 BPD. La inyeccion y produccion de fluidos
comenzd en el afio 2009, en simultaneo con el area OBN (Rosa et al., 2018; Rojas, 2023). El
area estd conformada por 24 pozos de los cuales 22 se seleccionaron para la realizacion del

trabajo tomando como criterio los datos que disponen.
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Figura 14.

(a) Localizacion del Campo Tupi en la Cuenca Santos (Brasil) y (b) poligono del Pre-Sal

(Rojas, 2023).
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Figura 15.

Horizonte de la Formacién Barra Velha en el poligono del area de estudio (Zona NE del campo

Tupi) y la distribucion espacial de los pozos de estudio.
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5. Materiales

Los datos utilizados para el desarrollo de esta investigacion fueron proporcionados por la
Agencia Nacional de Petroleo, Gas Natural y Biocombustibles (ANP/Brasil). Esta base de batos
esta comprendida por 22 pozos ubicados en el campo Tupi (area piloto Tupi Noreste NE). Para
la construccion de los modelos continuos de las propiedades petrofisicas y geomecénicas, se
extrajo informacién disponible de registros convencionales (Caliper - CAL, Gamma Ray - GR,
densidad volumétrica de la roca - RHOB, porosidad neutrén - NPHI, efecto fotoeléctrico - PEF,
sonicos de onda compresional - DTc y de corte/cizallamiento - DTs, velocidades de onda
compresional - Vp y de cizallamiento - Vs, y resistividad profunda - RESDEEP), perfiles
avanzados (resonancia magnetica nuclear - NMR, especificamente para visualizar: porosidad
efectiva - NMREFF, porosidad total - NMRTT y fluidos libres - NMRFF), datos de Difraccion
de Rayos X (DRX), mediciones de laboratorio RCA (Routine Core Analysis), pruebas de
presion en la formacion (Repeated Formation Test — RFT), y pruebas de absorcion (Leak-Off
Test - LOTs), con las que se pretende calibrar los modelos. La tabla 4 contiene los pozos

utilizados para la elaboracion del proyecto.

Otra informacién adicional de cada pozo que fue requerida para el trabajo consta de topes
de formaciones, litologias, coordenadas, profundidad verdadera (TVD - siglas por su nombre

en inglés), altura de la mesa rotaria y datos direccionales de perforacion.



GEOMECANICA Y PETROFISICA DE LA ZONA NE DEL CAMPO TUPI

Tabla 4.

Inventario de pozos (a. registros geofisicos convencionales y avanzados, b. datos petrofisicos,

c. DRX, d. RFT y e. LOT).

Pozos de estudio

a

Pozos de estudio

7LL11RJS X 8LL109RJS
7LL22DRJS X 8LL1DRJS
7LL28DRJS X 8LL26DRJS
7LL48DRJS X 8LL42DRJS
7LL58RJS X 8LL52DRJS
7LL59RJS X 8LL5RJS
7LL61RJS X 8LL62DRJS
7LL63DRJS X 8LL86DRJS
7LL66RJS X 8LL88DRJS
7LL8ODBRJS X 8LL94DRJS
7LL84DRJS X 9LL12DRJS
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6. Metodologia

Para llevar a cabo la investigacion se realiz6 un esquema de trabajo (Figura 15) donde se
plasman los pasos necesarios para alcanzar los objetivos propuestos. La primera etapa consta
de la realizacién de un adecuado acondicionamiento de los datos de los pozos, en el que fue
necesaria la elaboracion de un inventario que permitiera verificar los datos que se disponian
cada uno (registros, datos de laboratorio, datos direccionales, etc.). Posteriormente se generaron
los modelos de propiedades geomecénicas y petrofisicas en cada una de las formaciones de
estudio (Barra Velha e Itapema), y se calibraron con los pozos que tienen datos de laboratorio.
Por ultimo, se generaron los graficos y analisis correspondientes de ambos enfoques

(geomecanico y petrofisico).

Figura 16.

Esquema de trabajo para la elaboracidon del trabajo de grado.
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6.1 Modelado 1D

6.1.1 Modelado de la velocidad de onda de cizalla (Vs)

Realizado el inventario de los registros de pozo se identificaron diferentes pozos que no
contenian el tiempo de viaje de la onda de cizalla (DTs) del que posteriormente se obtendria la
velocidad de la onda S (Vs). Dado que este perfil resulta indispensable para la estimacion de
las propiedades elasticas, de resistencia de la roca, de criterio de falla, y los esfuerzos
horizontales, fue necesario modelarlo.

Para ello, se aplico una regresion lineal multiple en el software libre Rstudio, con el que
establecio una correlacion lineal entre el DTs y los registros DTc, GR, PEF, RHOB, NPHI,
NMREFF, NMRTT y NMRFF. Esta aplicacion generé diferentes modelos para cada uno de los
intervalos de produccion de la formacién Barra Velha (BVE100, BVE200 y BVE300) y para
la formacidn Itapema, representados de manera general en la ecuacion 47.

DTs=int+a(DTc) + b(GR) + ¢(PEF) + d(RHOB) + e(NPHI) + f(NMREFF) + g(NMRTT)
+ h(NMRFF) 47)
donde “a, b, c,..., h”, son los coeficientes de cada variable, “int” es el intercepto de la regresion,
DTc es el tiempo de viaje de la onda compresional, GR es el Gamma Ray, PEF es el efecto
fotoeléctrico, RHOB es la densidad de la roca, NPHI es la porosidad neutron y NMREFF,
NMRTT y NMRFF son las porosidades efectiva, total y fluidos libres de la resonancia
magnética nuclear.

Para determinar los modelos se utilizé una relacion de 75% de pozos constraint y 25% de
pozos blind, esto permitid seleccionar el mejor modelo posible, comparando la curva original
del DTs con la curva modelada utilizando los coeficientes obtenidos de la regresion, la
estimacion del error entre modelos, y el R? generado por cada uno de ellos. En la tabla 4 se

observan cuales fueron los pozos blind en los modelos seleccionados para cada
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intervalo/formacion y su R?, en la tabla 5 se encuentran los coeficientes utilizados para el
modelado del DTs para cada formacion / intervalo de produccion, y en la figura 15 se evidencia

Tabla 5.

Modelos seleccionados para la estimacion del DTs para cada formacién / intervalo de
produccion, R? y pozos blind.

Formacion o |n't(,arvalo Modelado del DTs
de produccion
Modelo R2 Blinds
BVEL00 38 0.8633 | 8LL109RJS | 8LL26DRJS
8 0.8613 | 7LL58RJS 8LL26DRJS
44 0.8571 | 8LL26DRJS | 8LL88DRJS
Formacion 4 0.8642 | 7LL58RJS 7LL84DRJS
Barra Velha |BVE200 17 0.8638 | 7LL84DRJS | 8LL109RJS
13 0.8614 7LL66RJS 7LL84DRJS
2 0.8743 7LL58RJS
BVE300 3 0.8831 7LL66RJS
4 0.8586 7LL84DRJS
2 0.8451 7LL58RJS
Formacion Itapema 3 0.8805 8LL1DRJS
4 0.8405 8LL26DRJS
Tabla 6.
Coeficientes de los modelos utilizados para el modelamiento del DTs en las formaciones de
interés.
Registros / Coeficientes Formacion Barra Velha Formacion
BVE100 | BVE200 | BVE300 | Itapema
int 112.42336 | 21.69898 |-64.08548 | -10.801
GR a | -0.01933 | -0.09899 | -0.01657 |GGG
RHOB b -26.45215 | -6.37727 | 24.90393 10.39
NPHI C 34.10477 | 40.05131 | 44.35299 | 19.461
PEF d 1.28878 3.73839 3.044
DTc e 0.92791 1.64727 1.42553 1.194
NMREFF f 23.89787 | 69.36948 | -84.958
NMRFF g -53.17479 | -113.78423
NMRTT h 50.45893 69.42964 | 113.404
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6.1.2 Propiedades elasticas (dinamicas y estaticas)

Las propiedades elasticas fueron estimadas basandose en el modelo poroelastico a partir de
los registros Vp, Vs, y RHOB en las formaciones Barra Velha e Itapema. Las ecuaciones
utilizadas se encuentran en la seccion 4.2.1.

Figura 17.

Layout del DTs original vs DTs modelado para el blind test 38 (pozos 8LL109RJS y
8LL26DRJS) del intervalo de produccion BVE100 junto con el %error estimado.
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6.1.3 Propiedades de resistencia de la roca — UCS

BVE-200

La resistencia a la compresion uniaxial (UCS) es la principal propiedad que define la
resistencia de una roca o formacion, en el caso de los carbonatos existen tres correlaciones que
han sido utilizadas para su estimacion y se encuentran en la seccion 4.2.2. Sin embargo, Chang

et al. (2006) determind que con la ecuacion propuesta por Militzer y Stoll (1973) es posible

Zone BYE-100
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definir el limite inferior de la UCS si se tienen los registros DT¢ 0 V, (Rojas, 2023), por ello,

se aplico Unicamente esa correlacion en este caso de estudio.

6.1.4 Propiedades de criterio de falla - (@sriccion, C y CP)

Para la estimacion de estas propiedades se utilizaron las ecuaciones propuestas por la

literatura en la seccion 4.2.3.

6.1.5 PnhYy Pporo

La Ph fue estimada utilizando valor constante de pw de 1 g/cm?® (Zoback et al., 2003) la
aceleracion de la gravedad y la profundidad de la columna de agua. Respecto a la Pporo, S€ aplico
una metodologia que permite generar correlaciones en funcion de los valores obtenidos en las
pruebas RFT, la profundidad verdadera respecto al nivel del mar (True Vertical Depth Subsea
— TVDSS) vy el tipo de fluido que se encuentra ocupando los poros de la roca. Para ello fue
necesaria la identificacion de los contactos entre fluidos (Oil Water Contact — OWC).
Posteriormente, fue posible generar una correlacién para la zona saturada por aceite y otra en
la zona saturada de agua, tomando los valores de RFT como la presion de los fluidos contenidos

en el medio poroso. La Pporo fue estimada en las formaciones Barra Velha e Itapema.

6.1.6 Esfuerzos principales in-situ

Para estimar el Sy se utilizaron diferentes valores obtenidos en la literatura. Para la columna
de agua se empled una densidad (pw) de 1 g/cm?® (Zoback et al., 2003). En cuanto a la zona del
Pos-Sal, y de la Formacion Ariri (sal), dado que no se tenian registros de RHOB y DTc se
utilizaron relaciones porcentuales. A la columna litologica del Post-Sal se le dio un valor medio
de 2.3 g/cm?® (Zoback et al., 2003) correspondiente a la densidad de la mayoria de las rocas
sedimentarias clasticas. Y, para la camada de sal, se utiliz la relacion propuesta por Silva

(2016) que consta de un 90% de halita (1.91 g/cm?®) y 10% de anhidrita (2.98 g/cm?), obteniendo
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un valor de 2.125 g/cm?® (Silva et al., 2017; Rojas, 2023). Finalmente, en las formaciones Barra

Velha e Itapema se utilizé el registro RHOB.

En cuanto a los esfuerzos principales, primero se realizo el proceso de interpretacion de los
registros de imagen, sin embargo, s6lo se pudo llevar a cabo con los perfiles acusticos ya que,
al brindar una visualizacion 360° de las paredes del pozo fue posible identificar los elementos
estructurales (BOs y DITFs) con mejor precision. Esto, con el objetivo de definir la orientacion
preferencial de los esfuerzos, teniendo en cuenta que el SHwax Suele estar orientado en direccion
a los BOs, mientras que el Shmin se ubica aproximadamente a 90° de los mencionados
anteriormente, optando por la orientacion de las DITFs. Sumado, también fue posible hallar el
ancho de apertura de los BOs, necesarios para la comparacion del modelo de SHmax con el
modelo de SHwmax de Barton et al. (1988, SHwmax-Barton), dado que no se tenian datos de XLOT
para su calibracion. Por altimo, el modelo del Shmin se calibré con datos de LOT, la mayoria

tomados en los topes o cerca de la formacion Barra Velha.

6.1.7 Propiedades Petrofisicas

Para la estimacion del Vsn se emplearon tres enfoques diferentes. EI primero basdndose
unicamente en las mediciones de GR de las formaciones del Pre-Sal con correlacion empirica
propuesta por Larionov (1969) para rocas antiguas, siendo necesaria la normalizacion del GR
para obtener el GRI (Gamma Ray Index — por sus siglas en inglés). El segundo enfoque se basé
Unicamente en los registros avanzados NMR, el cual vincula el volumen de arcilla a las
microporosidades de las rocas. Finalmente se aplicé un método hibrido propuesto por Castro y
Lupinacci (2021) en el que se combina tanto la ecuacion de Larionov (1969) y las lecturas de

la NMR.
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En cuanto a las estimaciones de ¢ty ¢efr Se aplicaron dos enfoques, el modelado por medio
del método convencional densidad-neutron mostrando un mejor ajuste para el campo Buzios

(Castro y Lupinacci, 2021). Este fue comparado con la lectura de porosidades de la NMR.

De acuerdo con Alhashmi et al. (2016), generar relaciones directas entre porosidad y
permeabilidad es complejo en reservorios de carbonatos utilizando correlaciones empiricas. Es
por esto que, se tomd Unicamente estimaciones de permeabilidad provenientes de las lecturas
de la NMR (NMRK) basadas en el modelo de Timur-Coates (Timur, 1969), utilizada

posteriormente para generar las FUSs.

6.1.8 Unidades de Flujo — FUs

En la estimacion de las FUs por el método FZI fue necesario recolectar todos los datos de
RCA de permeabilidad y porosidad efectiva con el objetivo de establecer los limites hidraulicos
de cada unidad de flujo. Para la construccion de la gréfica (Figura 17), fue necesario estimar el
percentil acumulado de la permeabilidad normalizada y plotearlo vs. el log(FZI) obtenido del
RCA, donde los cambios de pendiente evidenciados proporcionan informacion sobre los limites
de las FUs.

Finalmente, los rangos por los que se rige cada FU son:

FU-1 =log(FZl) < 0.3

FU-2 =0.3 < log(FZI) < 0.52

FU-3 = 0.52 < log(FZI) < 0.71

FU-4 = 0.71 < log(FZI)
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La fase inicial para las metodologias R35 fue similar al de FZI, aplicando las correlaciones
de Aguilera y Winland a los sets de datos del RCA, con el objetivo de subdividirlos en los
siguientes 4 grupos segun su garganta de poro (valor del R35):

e Mega-poros: Definidos por un radio de garganta de poro mayor a 3 pm.
e Macro-poros: Definidos por un radio de garganta de poro entre 1.8 y 3 um.
e Meso-poros: Definidos por un radio de garganta de poro entre 0.5y 1.8 um.

e Micro-poroso y Nano-poros: Definidos por un radio de garganta de poro menor a 0.5 pm.

Figura 18.

Limites de las unidades de flujo mediante el percentil acumulado de la permeabilidad
normalizada vs log(FZl).
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6.2 Correlacion de Resultados
La correlacion de resultados de esta investigacion se centra las siguientes etapas: (1)

definicion del régimen de esfuerzos actuante; (2) relacion entre la orientacion de los esfuerzos
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horizontales in-situ y los elementos interpretados en las paredes de pozo; (3) estudio del
potencial de reactivacion de fallas en el intervalo de produccion BVE100 de la formacion Barra
Velha; (4) comparacion entre los métodos convencionales, hibridos y de NMR para la

estimacion de las propiedades petrofisicas; y por ultimo, (5) clasificacion de FUs.

6.2.1 Definicion del régimen de esfuerzos actuante

El primer objetivo por el que fue necesario definir el régimen de esfuerzos actuante, esta
relacionado con el estudio del potencial de reactivacion de fallas para casos hipotéticos de
inyeccion de fluidos en un proceso de recuperacion mejorada de hidrocarburos o
almacenamiento de CO>. Por ello, se construyé un Zobackgrama utilizando los LOT y sus
valores correspondientes de Sv Sumax Y Shmin. POr otra parte, también se definieron los regimenes
de esfuerzo y fallamiento actuantes en el area de estudio, y fue necesaria la elaboracion del

Zobackgrama modificado con los datos de las formaciones Barra Velha e Itapema.

6.2.2 Relacion entre la orientacidn de los esfuerzos horizontales in-situ y los elementos

estructurales en las paredes de pozo

Con el propdsito de establecer la orientacidn de los esfuerzos horizontales in-situ, y verificar
su relacion con los BOs y las DITFs, se generaron rosetas de orientacion basado en las
interpretaciones de seis pozos con la orientacion de los elementos estructurales en cada una de
ellas. Esto resulta util si se deseara definir la orientacion preferencial de perforacion de pozos,

y un modelo de fallas regionales (Rojas, 2023).

6.2.3 Potencial de reactivacion de fallas

Se estimaron los casos hipotéticos de inyeccién de fluidos en procesos de fracturamiento

hidraulico, recuperacion mejorada de hidrocarburos (EOR) y almacenamieto de CO2 mediante
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el poligono de esfuerzos (Zobackgrama). Interpretandose el momento de reactivacion de falla
en la interseccion entre uno de los limites del poligono dada por el aumento de la Pporo ¥ la

coordenada combinada de los esfuerzos horizontales (Sxmax Y Shmin).

6.2.4 Meétodos convencionales, hibridos y NMR

La comparacion entre los diferentes métodos consistio en la elaboracion de layouts en los
que se pudieran visualizar las propiedades calculadas (Vsh, ¢t Y def) mediante los diferentes
métodos, para los modelos hibridos y de NMR fue necesario definir zonas arcillosas, sin
embargo, el modelo del Vsh-nyb, que fue el que presentd la mejor estimacion de esta propiedad,
no pudo ser calibrado debido a la inexistencia de datos de XRD.

Finalmente, la saturacion de agua fue hallada con una correlacion entre los registros de
resonancia magnética propuesta por Castro y Lupinacci (2021). Sin embargo, se debe tener en
cuenta que se omitid el uso de la ecuacion de Archie ya que no se identificé una zona de
transicion. Esta metodologia implica utilizar la ecuacion 48 para la zona de aceite, y una Sy =

1 para la zona de agua.

NMREFF—NMRFF
NMREFF

Sw-NMR = (48)

6.2.5 Clasificacion de FUs

En esta seccion, se discutiran los resultados obtenidos por las diferentes metodologias (FZI,
Winland R35 y Aguilera R35) con el objetivo de comparacion entre las FUs obtenidas, y la
verificacion de las mejores zonas de flujo, dado que la clasificacion por FUs proporciona
informacién sobre los intervalos con mayor capacidad hidraulica (Amaefule et al., 1993,
Rebelo et al., 2022). Esto, se traduce en la identificacion de las zonas con mayor potencial de
produccién de hidrocarburos, facilitando la planeacion de operaciones de completamiento de

pozos y de produccion.
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7. ANALISIS DE RESULTADOS

Los resultados fueron divididos en tres etapas (1 — Modelo geomecanico, 2 — Caracterizacion

petrofisica y 3 — FUs) acorde a los objetivos y a la metodologia trazada.

7.1 Etapa 1 — Modelo geomecanico

7.1.1 Propiedades elasticas, de resistencia de la roca y de criterio de falla

Las propiedades elasticas (Ed, Es, od, a e Kd), de resistencia de la roca (UCS) y de criterio
de falla (Bfriccion, C € CP) se estimaron en su totalidad para las formaciones Barra Velha e
Itapema. Se presentan los datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de las propiedades
Eqy Es (tabla 6), o4 y Kq (tabla 7), UCS y o (tabla 8), ficcion Y C (tabla 9), y CP (tabla 10) para
las formaciones e intervalos de produccion.
Tabla 7.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de Eq y Es para las
formaciones e intervalos de produccion.

Formacién / Intervalo Ed (Gpa) Es (Gpa)
de produccion Minimo Promedio Maximo Minimo Promedio Méaximo
Barra BVE200 12.21 47.24 82.29 4.00 18.51 33.03
Velha BVE300 18.26 54.55 95.85 6.50 21.53 38.64
Formacion Itapema 13.47 43.37 76.61 4.52 16.91 30.67

Tabla 8.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de o4 ¥ Kq para las
formaciones e intervalos de produccion.

Formacion / Intervalo Gd K
de produccion Minimo Promedio Maximo Minimo Promedio Maximo
Formacién BVE100 0.02 0.25 0.35 11.70 35.91 66.95
Barra BVE200 0.02 0.27 0.39 10.87 34.23 61.77
Velha BVE300 0.03 0.27 0.38 12.25 40.22 76.55

Formacion Itapema 0.12 0.27 0.37 8.16 31.25 62.48
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Tabla 9.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de UCS y a para las
formaciones e intervalos de produccion.

Formacion / Intervalo UCS (Gpa) a
de produccion Minimo Promedio Méaximo Minimo Promedio Maximo
Barra BVE200 15.83 42.73 69.00 0.63 0.93 0.99
Velha BVE300 2233 4847 83.10  0.75 0.94 0.99
Formacion Itapema 16.18 39.00 67.72 0.85 0.95 1.00

Tabla 10.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de Oiccion Y C para las
formaciones e intervalos de produccion.

Formacién / Intervalo Ofriccion C
de produccion Minimo Promedio Maximo Minimo Promedio Maximo
Formacion BVE100 2844 3524 39.44  9.72 16.21 20.30
Barra BVEZ200 26.39 34.52 39.55 7.97 15.50 20.40
Velha BVE300  29.01 35.76 4162  10.22 16.73 22.28
Formacion Itapema 26.55 33.62 39.34 8.10 14.64 20.21

Tabla 11.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) del modelo de CP para las formaciones e
intervalos de produccién.

Formacion / Intervalo CP (MPa)
de produccion Minimo Promedio Maximo
Formacién BVE100 4384  56.02 65.02
Barra BVE200 43.58 59.45 69.88
Velha BVE300 4597  59.36 68.92
Formacion Itapema 52.97 63.34 78.49

Esta investigacion se basoé en la tesis de maestria de Rojas (2023), quien utilizo informacion
de 28 pozos del area piloto OBN del Campo Tupi, y parte de su estudio lo abarcé modelando
estas mismas propiedades en todas las formaciones del Pre-Sal brasilefio. Los valores minimos,
medios y maximos de Es y Eq (tabla 11), o4 y Kq (tabla 12), UCS (tabla 13), O+iccisn Y C (tabla
14) y o y CP (tabla 15), presentados por Rojas (2023) y comparandolos con los valores
obtenidos por Silva (2016) y Cabrera (2022), son bastantes similares con los de esta

investigacion para cada formacion o intervalo de produccion.
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Tabla 12.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de Eq y Es para las
formaciones e intervalos de produccion presentados por Rojas (2023).

Formacion / Intervalo Ed (Gpa) Es (Gpa)
de produccién Minimo Promedio Maximo Minimo Promedio Maximo
Formacion BVE100 2045  59.76 9359  7.41 23.39 37.70
Barra BVE200 11.54 38.92 102.85 3.72 16.20 41.54
Velha BVE300 5.60 21.81 33.32 4,90 20.75 33.10
Formacion Itapema 6.94 49.83 97.02 1.82 17.97 39.13

Tabla 13.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de o4 ¥y Kg para las
formaciones e intervalos de produccion presentados por Rojas (2023).

Formacién / Intervalo od Kd
de produccion Minimo Promedio Maéaximo Minimo Promedio Maximo
Formacién BVE100 0.02 0.26 0.38 7.82 39.11 75.36

Barra BVE200  0.04 0.30 0.39 9.52 33.98 67.94
Velha BVE300 0.12 0.27 0.37 12.78 43.14 85.65
Formacion Itapema 0.05 0.26 0.41 4.31 31.72 71.05

Tabla 14.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) del modelo de UCS para las formaciones e
intervalos de produccién presentado por Rojas (2023).

Formacién / Intervalo UCS (Gpa)
de produccién Minimo Promedio Maximo
Formacién BVE100 24.07 50 77.44

Barra BVE200 18.43 39.95 78.05
Velha BVE300 19.46 48.14 67.99
Formacién Itapema 14.25 40.49 77.01

Tabla 15.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de 6rriccion Y C para las
formaciones e intervalos de produccién presentados por Rojas (2023).

Formacion / Intervalo Ofriccion C
de produccion Minimo Promedio Maximo Minimo Promedio Maximo
Formaci6n BVE100  29.68 36.42 49.74 6.99 12.67 17.77
Barra BVE200 27.76 33.62 45.76 5.73 10.20 17.86
Velha BVE300  28.00 35.95 39.36 5.85 12.41 16.11
Formacion Itapema 25.67 34.72 40.75 4.48 11.24 17.65
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Tabla 16.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de o y CP para las
formaciones e intervalos de produccion presentados por Rojas (2023).

Formacién / Intervalo o CP (MPa)
de produccién Minimo Promedio Maéaximo Minimo Promedio Maximo
Formacion BVE100 0.71 0.94 0.99 46.34 59.02 69.12
Barra BVE200 0.55 0.95 1.00 48.12 66.09 89.23
Velha BVE300 0.84 0.94 1.00 50.93 63.93 76.34
Formacién Itapema 0.69 0.95 1.00 51.67 62.55 87.67

Centrandonos en el Es obtenidos para los diferentes intervalos de produccion de la formacion
Barra Velha, Rojas (2023) obtuvo una variacion entre un minimo de 4 GPa a 42 GPa, Cabrera
(2022) un rango entre 10 GPa y 40 GPa, y en esta investigacion, una variacion entre 4 GPa
(intervalo de produccion BVE200) y 39 GPa (intervalo de produccion BVE300). De acuerdo
con Rojas (2023), las diferencias entre los valores reportados por Silva (2016) y Cabrera (2022)
representan una baja relacion entre el esfuerzo actuante y la deformacion de la roca, sin
embargo, al compararlo Unicamente con los de su investigacion, se evidencia una gran similitud
que indica una buena relacion entre esfuerzo y deformacion para el area de estudio (campo
Tupi).

En cuanto a la oq el rango de valores obtenidos en esta investigacion entre un minimo de
0.02 y un maximo de 0.3, siendo concordantes con los presentados por Rojas (2023) entre 0.06
y 0.41, y por Dominguez (2011) quien se baso en dos muestras de afloramiento (TRI-04 y TRI-
05) de travertinos de la Cuenca de Séo José de Itaborai, localizado en el Parque Paleontologico
de Séo Jose de Itaborai (Rio de Janeiro, Brasil), quien reportd valores minimos de 0.06 (TRI-
04 — Muestra 01), 0.09 y 0.08 y maximos de 0.37 (TRI-05 — Muestra 03), 0.35y 0.4.

En cuanto al Bficcisn, €l rango establecido por Rojas (2023) va de 25.67° (Formacion Itapema)
y 49.74° (intervalo de produccién BVE100), Silva (2016) presentd un rango entre 30.96° y

46.39°, y Cabrera (2022) estableci6 valores entre 20° y 40°. Los valores obtenidos en esta
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investigacion van desde 26.39° y 41.62°, concordando con los datos reportados por los trabajos
anteriores.
Figura 19.

Modelos de las propiedades elasticas dindmicas y estaticas (Ed, Es, o4 € Kd), de resistencia de
roca (UCS) y de criterio de falla de Mohr-Coulomb (Gsiccion, C, a y CP) del pozo de estudio
8LL52DRJS para las formaciones del Pre-Sal brasilefio (Barra Velha e Itapema).
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Para el caso de la UCS, Silva (2016), Silva et al., (2017), Cabrera (2022) y Rojas (2023)
utilizaron las correlaciones de Militzer y Stoll (1973), Golubev y Rabinovich (1976) y Santos
y Ferreira (2010), y establecieron que la correlacion de Militzer y Stoll mostrd los mejores
resultados en el modelado de esta propiedad (Cabrera, 2022; Rojas, 2023). El rango reportado
por Rojas (2023) va de 14.25 MPa a 78.05 MPa, siendo congruente con el rango de 15.83 MPa

(intervalo de produccion BVE200) a 83.1 MPa (intervalo de produccion BVE300).
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Figura 20.

Modelos de las propiedades elasticas dindmicas y estéaticas (Eq, Es, ad € Kq), de resistencia de

roca (UCS) y de criterio de falla de Mohr-Coulomb (Gkriccion, C, oo y CP) del pozo de estudio

7LL28DRJS para las formaciones del Pre-Sal brasilefio (Barra Velha e Itapema).
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De acuerdo con Rojas (2023), el uso de la correlacion de Militzer y Stoll (1973) para la
estimacion del UCS en los carbonatos del Pre-Sal brasilefio, es la mejor opcion para realizar
analisis de estabilidad de pozo, y estudios de las propiedades de criterio de falla. Esto, dado que
genera un modelo conservador de la propiedad, marcando una diferencia considerable respecto
a las sobreestimaciones que pueden generar las otras dos correlaciones. Siendo asi, es posible

dar mayor seguridad al llevar a cabo operaciones de perforacion en el area de estudio.
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Teniendo en cuenta que la UCS esta relacionada con las demas propiedades mecéanicas,
resulta importante su vinculo con la porosidad. Estas propiedades estan relacionadas entre si de
manera inversa, por ende, a mayores valores de porosidad, menores valores de UCS deberan
ser encontrados. A su vez, la UCS presenta relaciones directas con Vp, Vs y Es (Zhang, 2019;
Rojas 2023). En las figuras 18 y 19 se pueden observar los modelos de las propiedades elasticas,
de resistencia de roca y de criterio de falla de Mohr-Coulomb para los pozos de estudio

8LL52DRJS y 7LL28DRJS respectivamente.

7.1.2 Presion de poro (Pporo)

En la Tabla 16 se presentan los valores minimos, promedios y maximos de la Pn y 1a Pporo
que fueron hallados para las formaciones del Pre-Sal brasilefio. Para la estimacion de la Pporo
se realizd la interpretacion de los contactos agua-aceite (OWC) basandose en los registros
RESDEEP, NMRTT, NMREFF, NMRFF y T2LM (Media Logaritmica del Espectro del
Tiempo de Relajacion), y en las pruebas RFT. En la figura 20 se presenta la interpretacion de
los OWC en los pozos 7LL28DRJS (a) y 9LL12DRIJS (b).

Tabla 17.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de Pporo Y Pn para las
formaciones e intervalos de produccion.

Formacion / Intervalo Pporo (Mpa) Ph (Mpa)
de produccién Minimo Promedio Maximo Minimo Promedio Méaximo
Formacién BVE100 52.26 54.04 55.46 46.45 47.88 49.42
Barra BVE200 53.95 54.97 56.02 47.77 48.95 50.39
Velha BVE300 54.20 55.56 56.82 48.22 49,57 51.11
Formacion Itapema 54.48 56.28 57.47 49.00 50.58 51.71

Seguido, se generaron las correlaciones de Pporo, @ partir de los datos de RFT y TVDSS, en
funcién del fluido contenido en el medio poroso (Pre-Sal saturado de aceite y Pre-Sal saturado

de agua). En el crossplot entre los datos de RFT y TVDSS (Figura 21) se observan los datos
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utilizados para cada correlacion (Pre-Sal saturado de aceite — Ecuacion # — R?=0.8123 y Pre-

Sal saturado de agua — Ecuacion # — R?=0.9847).

Figura 21.
Seccion cruzada usada para la interpretacion de los OWC en los pozos de estudio 7LL28DRJS
(@) Y 9LL12DRJS (b).
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Figura 22.

Crossplot entre los datos de RFT y TVDSS para las formaciones Barra Velha e Itapema y sus
correlaciones para la estimacion de la Pporo.
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Figura 23.

Comparacion entre los modelos de Phy Pporo de las formaciones Barra Velha e Itapema en los
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Haciendo una comparacion entre la Pporo Yy la Ph se puede evidenciar un escenario de

sobrepresion, en el que Ppoo > Ph. Se hallé un valor medio de Pporo (9.37 ppg) para las

formaciones Barra Velha e Itapema, cercanos a los presentados por Rojas (2023) con valores

de Pporo que van de 9.2 ppg (zona saturada de aceite) a 9.3 pgg (Zona saturada de agua —
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Compartimento 1) y 9.6 (Zona saturada de agua — Compartimento 2). La Figura 23 muestra los

compartimentos propuestos por (Rojas, 2023), generados a partir de un modelo estructural.

Figura 24.

Vista superior (a) y lateral (b) de la compartimentalizacion de las formaciones de la zona piloto

OBN del campo Tupi (Rojas,

2023).
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Esta investigacion no tuvo en cuenta la compartimentalizacion estructural del area de

estudio, dado que seria necesario un modelo de fallas generado a partir de sismica 3D. Sin
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embargo, de acuerdo con Silva (2016) y Rojas (2023), las diferencias entre el comportamiento

de las presiones pueden estar dadas por cuatro razones:

e Lapresurizacion del reservorio causada por la presencia de sal (domos salinos) y roca ignea
debido a la compactacion y compresion respectivamente.

e Presencia de fallas geoldgicas sellantes, tanto normales como reversas y en algunos casos
una combinacion de regimenes de esfuerzo (observado en el area de estudio), llevando a la
compartimentalizacion del reservorio.

e Transferencia de Pporo @anormal al reservorio carbonatico a través de fallas geoldgicas no
sellantes o conductivas.

e Efecto de la flotabilidad de los fluidos.

7.1.3 Esfuerzos horizontales in-situ

La primera fase de esta seccion se centra en la interpretacion de los elementos estructurales
(BOs y DITFs) que permiten definir una orientacion preferencial de los esfuerzos horizontales
(Shmin Y SHmax). Para su interpretacion, se utilizaron registros de imagen acusticos, dada la
ventaja que presentaron respecto a los resistivos, que no mostraron una visualizacion de 360°
de las paredes del pozo. De los 22 pozos de estudio, solo se pudieron procesar e interpretar
estos elementos en 6 (7LL58RJS, 7LL66RJS, 7LL84DRJS, 8LL109RJS, 8LL26DRJS y
8LL42DRJS).

En la Figura 24 se encuentra la interpretacion de los BOs (rectangulos rojos) y DIFTs (lineas
azules) sobre los registros de imagen dinamicos resistivo (FMI) y acustico (UBI), para una
seccion de la Formacion Picarras del pozo 7LL58RJS. También se puede visualizar un esquema
3D del pozo generada por los calipers 1y 2 obtenidos del registro FMI, y los valores de Wy,

con los que se estimd el Symax-arton para la comparcion con el modelo Sxmax.
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Figura 25.

77

Interpretacion de los elementos estructurales (BOs y DITFs) para el pozo de estudio 7LL58RJS.
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A partir de la interpretacion de estos elementos estructurales, fue posible afirmar la

orientacion preferencial de 10s BOS — Shmin (NW — SE, N53W preferencialmente) y de las DITFs

— Shmax (NE — SW, N35E preferencialmente) propuesta por (Rojas, 2023), y las orientaciones

reportadas por, Cruz et al., (2013), Silva et al., (2017) y Cabrera (2022), obteniendo una

orientacion preferencial de los BOs — Shmin (NW — SE, N56W preferencialmente) y para las

DITFs — Sumax (NE — SW, N36E preferencialmente) en esta investigacion. En la Figura 25 se

observa la distribucion espacial de los pozos, junto con los diagramas de rosetas generados a

partir de las interpretaciones de los registros de imagen.
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Figura 26.
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Distribucion espacial de los pozos con registros de imagen acusticos, y los diagramas de roseta
con la orientacion espacial de los BOs — Spmax (rojo) y DITFsS — Shmin (azul).
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Zoback et al., (2003), afirma que la orientacion y la magnitud de los esfuerzos deben tener
consistencia con los elementos de la tectonica regional, en este caso, el azimut de las fallas.
(Rojas, 2023), reporta valores de azimut de las fallas en su modelo estructural, que varian entre
los N20°E y N40°E, siendo N30°E su orientacion preferencial. Por ello, es posible asegurar la
relacion perpendicular existente entre las fallas y los BOs — Shmin, Y €l paralelismo con las
DITFs — Sumax. Esta debida relacion entre los elementos de las paredes del pozo (BOsy DITFs)
y el azimut de las fallas fue establecido por Anderson (1951) (Zoback et al., 2003; Pham et al.,
2019; Rojas, 2023).

En la Figura 25, se pueden evidenciar pozos en los que la orientacion preferencial de los
elementos estructurales (BOs y DITFs) y los esfuerzos horizontales (Shmin Y SHmax) Se desvia
(pozos 8LL26DRJS y 8LL42DRJS) de las presentadas anteriormente. Estos cambios pueden
estar relacionados a variaciones estructurales del yacimiento (principalmente asociado al
azimut de las fallas) y a variaciones significativas tanto verticales, como laterales de las
propiedades mecéanicas de las rocas. Dichas heterogeneidades producto de los procesos
diagenéticos que alteraron la roca, son la principal causa de altos contrastes en las magnitudes
de las propiedades elasticas y, por ende, en las magnitudes y orientaciones de los esfuerzos in-
situ (Evans et al., 1989; Bourne, 2003; Rojas, 2023). De acuerdo con Pham et al., esto produce
cambios en la magnitud y orientacion del estado de esfuerzos actuante en yacimientos
carbonaticos altamente heterogéneos.

Cabrera (2022) en el campo Buzios y Rojas et al., (2023) en el campo Tupi, identificaron un
régimen de fallamiento duplo (normal/transcurrente) en los en las formaciones Barra Velha e
Itapema. Se puede evidenciar un resultado congruente en la Figura 26, que indica el mismo
régimen de fallamiento duplo para las formaciones anteriormente mencionadas. De acuerdo

con Aadnoy et al., (2011), Cabrera (2022) y Rojas (2023), esta condicion propicia una mayor
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probabilidad de ocurrencia de DITFs en las paredes del pozo durante operaciones de

perforacion, a causa de fallamiento simultaneo por compresion y por traccion.
Figura 27.

Zobackgrama modificado entre los esfuerzos Sxmax Y Sv (Shmax /Sv) VS. Shmin Y Sv (Shmin/Sv) con
el que fue posible establecer el régimen de esfuerzos duplo (normal/transcurrente para las
Formaciones Barra Velha e Itapema.
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La segunda fase, se enfoco en la determinacion de las magnitudes de los esfuerzos
principales in-situ. Se determinaron los valores estadisticos (minimo, promedio y maximo) en
MPay ppg de los esfuerzos Sv (Tabla 17), y Sumax Y Shmin (Tabla 18 y 19) para las formaciones

Barra Velha e Itapema. Estos valores son congruentes con los reportados por Rojas, (2023).



GEOMECANICA Y PETROFISICA DE LA ZONA NE DEL CAMPO TUPI 81

Tabla 18.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) del modelo de Sy en MPa y ppg para las
formaciones e intervalos de produccion.

Formacion / Intervalo Sv (MPa) Sv (pp9)
de produccion Minimo Promedio Maximo Minimo Promedio Maximo
Formacion BVE100 76.64 79.99 83.34 13.75 13.94 14.23
Barra BVE200 79.67 82.67 86.32 13.91 14.08 14.33
Velha BVE300 80.88 84.22 88.02 13.99 14.17 14.44
Formacion Itapema 82.87 86.65 89.25 14.10 14.29 14.52

Tabla 19.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de Sxmax Y Shmin €N MPa para
las formaciones e intervalos de produccion.

Formacion / Intervalo Stmax (MPa) Shmin (MPa)
de produccion Minimo Promedio Maximo Minimo Promedio Maximo
Formacién BVE100 51.67 81.92 99.50 49.50 72.73 93.49
Barra BVE200 51.29 86.73 112.38 49.15 77.57 108.84
velha  “ByE3o0 5576 8867 10959 5317  79.34  105.99
Formacion Itapema 66.60 90.27 111.85  58.80 80.67 107.37

Tabla 20.

Datos estadisticos (minimo, promedio y maximo) de los modelos de Shmax Y Shmin €n MPa para
las formaciones e intervalos de produccion.

Formacion / Intervalo SHmax (PPQY) Shmin (PPQ)
de produccion Minimo Promedio Maximo Minimo Promedio Maximo
Formacion BVE100 9.09 14.27 17.06 8.71 12.67 16.03
Barra BVE200 8.79 14.77 18.63 8.43 13.21 18.05
Velha BVE300 9.42 14.92 18.41 8.99 13.35 17.80
Formacion Itapema 11.15 14.88 18.23 9.84 13.30 17.50

En la figura 27 se presentan los modelos de Sv, SHmax, Shmin Y Pporo COMO peso equivalente del
fluido de perforacion en los pozos 7LL22DRJS y 7LL58RJS, para las formaciones e intervalos
de interés. A su vez, son mostrados los datos de calibracion y comparacion (RFT, LOT Shmax-

Barton) Y €l OWC.
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7.1.4 Potencial de reactivacion de fallas en el intervalo de producciéon BVE100 de la

Formacién Barra Velha
Figura 28.

Modelo de Pporo Y esfuerzos principales in-situ (Sv, Smax Y Shmin) de los pozos 7LL22DRJS (a)
y 7LL58RJS (b) para las formaciones Barra Velha e Itapema. Ademéas de los datos de
calibracién y comparaciéon (RFT, LOT Shmax-Barton) Y €l OWC.
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Uno de los temas de discusion por los que se realizd el estudio geomecanico en esta

investigacion la reactivacion de fallas y sus posibles escenarios por el incremento de la Pporo.
De acuerdo con Rojas (2023) la Pporo Varia entre los pozos en dependencia de su ubicacion, por
lo que es importante tener en cuenta que al establecer una relacion entre la TVDSS y la Ppore,
asumimos que, a profundidades mayores, mayor debera ser el aumento de presion para que se

dé un proceso de reactivacion de fallas (Schwab et al., 2017; Rojas et al., 2023). En la Tabla
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20 se muestran los datos de TVDSS en los que fueron medidos los LOT, la Pporo actual y la

Pporo @ la que ocurre deslizamiento de falla de los pozos presentados en la Figura 28.

Figura 29.

Zobackgramas del estado de esfuerzos actual (linea negra) para el intervalo de produccion
BVE100 de la formacion Barra Velha (zona pinch-out — pozos 7LL28DRJS (a) y 9LL12DRJS
(b), zona rift — pozos 7LL11RJS (c) y 8LL1DRJS (d), y zona del alto estructural — pozos 8LL5RJS
() y 7LL22DRJS (g). La linea punteada roja indica la modificacion del poligono de esfuerzos en
caso de reactivacion o deslizamiento de falla por el incremento de la Pporo. L0S recuadros verdes
indican los valores de los esfuerzos Sumax Y Shmin @ l0s cuales se da la reactivacion de falla en
casos hipotéticos de fracturamiento hidraulico e inyeccion de fluidos (EOR o COy).
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Tabla 21.

Pozos de estudio con datos de LOT con los que se establecieron posibles escenarios de
reactivacion de falla en el intervalo de produccion BVE100 de la Formacion Barra Velha,
junto con los valores Pporo actual (MPa), Pporo aumentada (MPa, valor en el que ocurre
reactivacion de fallas) y el incremento porcentual de la Pporo para que ocurra reactivacion de
fallas

TVDSS Pporo Poro Incremento de
Well @LOT (m) actual aumentada Pooro (%)
(MPa) (MPa)

7LL28DRJS 4820.19 53.48 70.06 31
9LL12DRJS 4832.3 53.6 67.53 26
7LL11RJS 4844.83 53.72 68.22 27
8LL1DRJS 4954.33 54.75 77.48 41.50

8LL5RJS 4792.52 53.22 60.14 12.2
7LL22DRJS 4844.54 53.71 66.85 24.45

Con respecto a la Figura 28, en la zona del pinch-out, para los pozos 7LL28DRJS vy
9LL12DRJS (ir a la Figura 14 que muestra la distribucion espacial de los pozos en el horizonte
de la Formacion Barra Velha) el aumento necesario de la Pporo para que ocurra reactivacion de
falla, fue de 31% (con una Pporo actual = 53.48 MPa hasta 70.06 MPa) y 26% (con una Pporo
actual = 53.6 MPa hasta 67.53 MPa) respectivamente, ambos en un régimen de fallamiento
transcurrente, siendo concordante con el resultado presentado por Rojas (2023) de un aumento
de Pporo de 28.1% que van del valor actual: 54.8 MPa, hasta 70.19 MPa para alcanzar la
reactivacion de fallas en el pozo 1RJS668 ubicado en el compartimento 1 (Figura 23).

Para la zona rift se establecieron escenarios en los pozos 7LL11RJS y 8LL1DRJS, con
profundidades intermedia (TVDSS = 4844.83 m — 7LL11RJS) y profunda (TVDSS = 4954.33
m — 9LL12DRJS). Los aumentos de presion necesarios fueron de 27% (con una Pporo actual =
53.72 MPa hasta 68.22 MPa) y 41.5% (con una Pporo actual = 54.75 MPa hasta 77.48 MPa), en
un régimen de fallamiento transcurrente e inverso respectivamente. Este Gltimo pozo, presenta
el aumento mas alto de la Pporo CcON respecto al resto, ademas de una variacion del régimen de

fallamiento (inverso), lo que puede estar relacionado con las heterogeneidades entre las
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magnitudes y orientaciones de los esfuerzos principales in-situ (Sv, Shmax Y Shmin) Y CON una
posible variacion de azimut de las fallas regionales en esa zona. Ademas, en la Figura 25, los
dos pozos que presentan diferencias en la orientacion preferencial de los elementos
estructurales de las paredes del pozo (BOs 'y DITFs) (8LL26DRJS y 8LL42DRJS - Figura 25)
también se encuentran en la zona méas profunda del horizonte del intervalo de produccién
BVE100 de la Formacion Barra Velha (zona rift).

Finalmente, en la zona del alto estructural se establecieron escenarios para los pozos
8LL5RJS y 7LL22DRJS (TVDSS = 479252 m y TVDSS = 4844.54 m respectivamente),
hallando aumentos necesarios de Pporo de 12.2% (con una Pporo actual = 53.22 MPa hasta 60.14
MPa) y 24.45% (con una Pporo actual = 53.71 MPa hasta 66.85 MPa), con un régimen de
fallamiento normal y transcurrente respectivamente. El pozo 8LL5RJS, presenta la profundidad
mas somera con respecto a la medicion del LOT y al tope del intervalo de produccién BVE100,
ubicandose en una de las zonas menos profundas del alto estructural (Figura 14), por ello, se
definid el mayor potencial de reactivacidn de fallas sobre esta estructura.

De acuerdo con los resultados presentados con Rojas (2023) en el area piloto OBN del
campo Tupi, el mayor potencial de reactivacion de fallas se encuentra en la zona del alto
estructural, sin embargo, en esta investigacion se obtuvo vinculado a un régimen de fallamiento
duplo normal/transcurrente y no al régimen transcurrente propuesto por (Rojas, 2023).
Teniendo en cuenta lo anterior, la zona del alto estructural es la mas propensa a sufrir
modificaciones en la permeabilidad de las fallas cercanas, sufrir creacion de nuevas redes de
fractura y alteraciones a la integridad del sello del yacimiento (Natch et al., 2010; GugliemIimi
et al.,2021; y Rojas et al., 2023). Por otra parte, en las areas mas profundas de la zona rift
(donde hubo mayor depositacion de sedimentos) fue posible definir el menor potencial de
reactivacion de fallas asociado a un régimen de fallamiento inverso, en el que, dada su

estabilidad, necesita de un aumento de la Pporo mayor para que ocurra reactivacion de fallas.
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7.2 Etapa 2 — Caracterizacion Petrofisica

7.2.1 Modelos convencionales, hibridos y NMR

La caracterizacion petrofisica de la Formacion Itapema y los intervalos de produccion
BVE100, BVE200 y BVE300 de la Formacion Barra Velha, se centro en la construccion y
comparacion de modelos convencionales, hibridos y de NMR. Esto, con el objetivo de
establecer su funcionalidad y aplicabilidad en el area de estudio. Para ello, fueron aplicados los
dos enfoques propuestos por Castro y Lupinacci (2021):

e Enfoque 1: Los pardmetros presentados (Vsh Gr, ¢tnD Y Oefi-np) SOlO utilizan registros
convencionales.
e Enfoque 2: Los parametros presentados (Vsh-vyo, NMRTT, NMREFF, NMRFF, NMRK y

Sw-nmr) SOlo vinculan registros NMR.

En las Figura 29, 30 y 31 se presenta el pozo 8LL1DRJS, donde se pueden visualizar los
modelos generados, tanto por métodos convencionales (Vsh Gr, OtND Y defi-np) Cuanto
avanzados — NMR (Vsh-yp, NMRTT, NMREFF, NMRFF, NMRK y Sw.nvr) de ambos
enfoques, ademas de los registros convencionales (Bit Size — BS, Caliper — Cali, Gamma Ray
— GR, Density — RHOB, Neutron Porosity — NPHI, conjunto de resistividades — RESSHALL,
RESMED y RESDEEP) y avanzados (NMRFF, NMREFF, NMRTT, NMRK y T2LM) la
densidad de la matriz — RHOma, y los datos de RCA de calibracion de las curvas para las
Formaciones Barra Velha e Itapema. En el tercer track se encuentran los modelos de
arcillosidad (Vsh-cr — curva roja, Vsh.nmr — Curva morada, y Vsnwyb — curva azal). Para el
intervalo de produccién BVE100 presentan comportamientos similares. Todo lo contrario,
ocurre para los intervalos de produccion BVE200 y BVE300, y la Formacién Itapema, donde
el Vsngr presenta valores mucho menores en comparacion con los otros modelos. De acuerdo

con Castro y Lupinacci (2021), este comportamiento se encuentra asociado a la presencia de
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arcillas no radioactivas o arcillas magnesianas, mayormente presentes en el intervalo de
produccion BVE200 (cuando el intervalo de produccién no tiene capacidad hidraulica) y la
Formacion Itapema. Es por esto, que el uso del GR para la estimacion del volumen de arcilla
de las formaciones del Pre-Sal brasilefio no se considera apropiado (Castro y Lupinacci, 2019;
Herlinger et al., 2020), debido al bajo contenido de elementos radioactivos presentes en las
arcillas de la zona. No obstante, las arcillas magnesianas no son el Unico factor influyente en
las microporosidades del Pre-Sal, dado que la presencia de micrita en el cemento de las rocas
del Pre-Sal brasilefio, ha sido identificada por diferentes autores (Vanorio and Mavko, 2011;
Husseiny and Vanorio, 2017), quienes la responsabilizan por la obstruccién generada en los

poros.

Figura 30.

Registros convencionales (Bit Size — BS, Caliper — Cali, Gamma Ray — GR, Density — RHOB,
Neutron Porosity — NPHI, conjunto de resistividades — RESSHALL, RESMED y RESDEEP) y
avanzados (NMRFF, NMREFF, NMRTT, NMRK y T2LM) del pozo 8LL1DRJS, y modelos del
enfoque 1 (Vsh R, ¢t-ND Y definp) Y 2 (Vsh-nyb Y Sw-nmr-So-nmir) de las propiedades petrofisicas para
las Formaciones Barra Velha e Itapema. Ademas, se encuentra la estimacion de la densidad de la

matriz (RHOma), y los datos de RCA para la calibracién de las curvas.
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Por otra parte, es posible evidenciar que el modelo de arcillosidad que vincula Gnicamente
registros NMR (Vsh-nvr) puede generar sobreestimaciones del Vsh, obteniendo estimaciones
demasiado pesimistas de los modelos de porosidad, y finalmente resultados equivocos sobre
los volumenes de hidrocarburos en el area de estudio. Para el caso del modelo de arcillosidad
hibrido (Vsh-Hyb) propuesto por (Castro y Lupinacci), los comportamientos reflejan de mejor
manera el comportamiento de las microporosidades, producto de las arcillas magnesianas y
concentraciones de micrita presentes en los intervalos y formaciones de interés. Sin embargo,
lo mas apropiado es obtener una calibracion de estos modelos utilizando datos de pruebas de
Difraccion de Rayos X (XRD), con el objetivo de tener una mayor fiabilidad sobre el modelo.
Figura 31. Imagen aumentada de la Figura 29, para la zona final de BVE100 y el intervalo

de produccion BVE200, en donde se observa mas facilmente los modelos de arcillosidad y la
sobreestimacion de la ¢efi-np (Curva morada), con respecto a la NMREFF (curva naranja).
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Respecto a la ¢efinp, €l modelo generado se ve directamente afectado por las
subestimaciones encontradas en el Vs cr, provocando una sobreestimacion de la porosidad
efectiva en las zonas altamente microporosas (Figuras 29, 30 y 31). Sin embargo, de acuerdo
con Castro y Lupinacci (2019 y 2021) en las zonas donde las curvas NMRFF, NMREFF y

NMRTT tienen magnitudes similares, tanto los modelos de arcillosidad (Vsh-cr, Vsh-NMR Y Vsh-
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Hyb), cuanto de porosidad efectiva (¢efi-no Y NMREFF), tienen comportamientos muy parecidos.
Esto también se puede evidenciar en las Figuras 32 y 33, del mismo layout para los pozos
8LL52DRJS y 9LL12DRJS.

Figura 32.

Imagen aumentada de la Figura 29, para el intervalo de produccion BVE300 y la Formacion
Itapema, en donde se observa mas facilmente los modelos de arcillosidad y la sobreestimacion
de la geri-np (curva morada), con respecto a la NMREFF (curva naranja).
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En pozo 8LL52DRJS las propiedades de las formaciones e intervalos de interés presentan
un comportamiento similar al pozo 8LL1DRJS, dadas las altas microporosidades que se
evidencian por registros NMR el intervalo de produccién BVE200. Todo lo contrario, para el
pozo 9LL12DRJS, en el que la formacion Barra Velha tiene presencia de hidrocarburos en su
totalidad, y presenta los valores mas altos de porosidad efectiva del intervalo de produccion
BVE200 de los pozos de estudio. Dadas estas condiciones, es posible confirmar el alto grado
de similitud entre las curvas los modelos de arcillocidad (Vsh-gr, Vsh-NMR Y Vsh-Hyb) Y 1as curvas

de porosidad esfectiva (¢efr-no Y NMREFF), cuando las formaciones no son microporosas.
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Figura 33.
Layout comparativo del Pozo 8LL52DRJS.
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Figura 34.
Layout comparativo del Pozo 9LL12DRJS.
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7.3.1 Comparacién de los tres métodos (FZI, W-R35 y A-R35)

De las tres metodologias aplicadas, FZI y W-R35 fueron las que mostraron una mayor

similitud en los resultados, siendo la primera, la mas optimista. Por otra parte, las FUs obtenidas
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de A-R35, mostraron los resultados mas conservadores, con una ocurrencia de la FU4 muy
baja. La metodologia FZI mostros las mejores homogeneidades en cuanto a las FU3 y FU4
(Figura 34), mientras que W-R35 mostré menos variaciones entre las FU1 y FU2. De acuerdo
con Rebelo et al., (2022), estas homogeneidades en los resultados pueden ser beneficiosas si se
quieren integrar a datos sismicos, por lo que, una combinacién entre las metodologias podria
resultar en una ventaja considerable en un estudio de prefactibilidad.

Figura 35.

Layout del pozo 7LL22DRJS para los intervalos de produccién BVE100 y BVE200 de la
Formacion Barra Velha. Los tres altimos tracks muestran las clasificaciones FZI, W-R35 y A-
R35 respectivamente. Las unidades de flujo estan coloreadas de marrén oscuro (baja calidad del
yacimiento) a amarillo (alta calidad del yacimiento).
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Figura 36.

Layout del pozo 7LL48DRJS para los intervalos de produccién BVE100, BVE200 y BVE300 de
la Formacion Barra Velha. Los tres Gltimos tracks muestran las clasificaciones FZI, W-R35 y
A-R35 respectivamente.
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Figura 37.

Layout del pozo 8LL52DRJS para los intervalos de produccién BVE100, BVE200 y BVE300
de la Formacion Barra Velha y la Formacion Itapema. Los tres Gltimos tracks muestran las
clasificaciones FZI, W-R35 y A-R35 respectivamente.
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Comunmente, el intervalo de produccion BVE100 presenta excelentes propiedades
hidraulicas. Con respecto a los resultados, demostrd ser un reservorio con excelentes valores
de porosidad y permeabilidad, presentando una mayor ocurrencia de FU3 y FU4 con respecto
a los demas intervalos y a la Formacion Itapema. BVE200, también demostré ser un reservorio
importante, sin embargo, en los pozos donde presenta microporosidades, las unidades de flujo
predominantes fueron FU1 y FU2, como en el caso del pozo 8LL52DRJS (Figura 36).
Finalmente, BVE300 presentd rangos de porosidades y permeabilidades normales, y en la
mayoria de los pozos las unidades de flujo mas intermitentes son FU2, FU3 y FU4.

Figura 38.

Layout del pozo 8LL1DRJS para los intervalos de produccion BVE100, BVE200 y BVE300 de
la Formacion Barra Velha y la Formacion Itapema. Los tres Gltimos tracks muestran las
clasificaciones FZI, W-R35 y A-R35 respectivamente.
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8. Conclusiones

En funcion de las propiedades geomecanicas (propiedades elésticas, de resistencia, de
criterio de falla) y de la Pporo, fue posible establecer el campo de esfuerzos mediante los
esfuerzos horizontales in-situ, y su orientacion preferencial para las Formaciones Barra Velha
e Itapema del Pre-Sal brasilefio.

Al igual que Rojas (2023), en los diferentes intervalos estudiados de agua o crudo, se
encontr6 un comportamiento anormal de la Pporo CON respecto a la Pn que puede estar asociado
a la geologia y al sistema petrolifero del campo.

Se identificaron variaciones o contrastes en las magnitudes de las propiedades tanto
geomecanicas como petrofisicas, y en las orientaciones de los esfuerzos horizontales in-situ en
funcién de la ubicacion de los pozos y las posibles condiciones estructurales, haciendo una
analogia con los 3 compartimentos propuestos por Rojas (2023), en el area piloto OBN del
campo Tupi. La orientacion preferencial definida para los BOs y Snxmax fue NW — SE, y para
las DITFS y Shmin fue NE — SW.

Se establecieron los regimenes de fallamiento de los intervalos de produccion BVE100,
BVE200 y BVE300 de la Formacion Barra Velha, y de la Formacién Itapema. Ambas
formaciones mostraron un régimen de fallamiento duplo entre normal/transcurrente. Sin
embargo, en el intervalo BVE100, el Zobackgrama del pozo (8LL1DRJS) present6 un
escenario de fallamiento inverso en caso de reactivacion de falla.

Para que ocurra reactivacion de fallas en el intervalo de produccion BVE100, los aumentos
de Pporo S€ encuentran en un rango entre 12.2% y 41.5% dependiendo de la profundidad del
horizonte. Esto, dada la anisotropia identificada en los campos de esfuerzos in-situ y a la
correlacion establecida entre la profundidad y la Pporo. Teniendo en cuenta lo anterior, las fallas
ubicadas en la zona del alto estructural son las mas propensas a reactivarse, ya que necesitan

un menor porcentaje de aumento en la Pporo para reactivarse. Estos escenarios podrian en
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generarse en casos hipotéeticos de inyeccién de fluidos para fracturamiento hidraulico,
recuperacion mejorada de hidrocarburos o almacenamiento y captura de COa.

Los metodos convencionales, hibridos y las curvas obtenidas por los registros NMR,
mostraron resultados similares en las zonas en las que NMREFF, NMRFF y NMRTT presentan
magnitudes similares. En el caso de las zonas microporosas (generalmente en BVE200 y la
Formacion Itapema), NMRTT>>NMREFF>>NMRFF, y tanto los modelos de Vsh cuanto de
defr generados con métodos convencionales, presentan comportamientos que pueden resultar en
estimaciones de volumenes de hidrocarburos incorrectos.

El método Vsh-nyb fue el que generd el modelo de arcillosidad més representativo para las
formaciones del Pre-Sal brasilefio (Barra Velha e Itapema) teniendo subestimaciones en el
enfoque convencional (Vsh-gr) Y sobreestimaciones en el avanzado (Vsh-nmR).

La clasificacion por unidades de flujo representé adecuadamente las capacidades hidraulicas
de los intervalos de interés por medio de la porosidad efectiva y la permeabilidad obtenidas de
la NMR. Las metodologias FZI y W-R35 mostraron los resultados més similares, siendo FZI
la mas optimista. En cuanto a A-R35, mostrd una poca sensibilidad con los datos de porosidad
efectiva, y permeabilidad, representando débilmente las capacidades hidraulicas de los

intervalos de interés.
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9. Recomendaciones

En funcion de los resultados y conclusiones obtenidos de la investigacion se recomienda
tener una mejor coleccién de datos con respecto a los registros geofisicos (especialmente DTs),
esenciales para las estimaciones de las propiedades geomecanicas. Esto, porque en la etapa de

su modelamiento se pueden cometer errores significativos al generar modelos geomecanicos.

Debido a las heterogeneidades presentadas en el campo, es de gran importancia aumentar
los estudios geomecanicos y petrofisicos en los carbonatos del Pre-Sal, con el fin de dar una
mayor confiabilidad de las metodologias y procesos aplicados para el desarrollo del campo.
Esto daria una mayor seguridad tanto en operaciones de perforacion, como también en la

gestidn del yacimiento y su optimizacion en la produccion de hidrocarburos.
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