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RESUMEN

$4<

Actualmente existen muchas técnicas disponibles para conocer lo que ocurre desde el punto
de vista de la geomecanica en la interface pozo- formacion; siendo la gran mayoria de ellas
muy eficientes, y cumplen con el objetivo de brindar herramientas de andlisis al usuario.
Sin embargo, entre mas sofisticada sea la técnica utilizada en los pozos, los costos
implicitos son proporcionales. Es por lo anterior, que cobra importancia lograr obtener de
manera sintética, informacion suficiente para generar un modelo de geomecanica de pozo, a
partir de informacidn incompleta, faltante y desactualizada. Eso es lo que se logr6 en esta
tesis y se propone hacerlo extensivo a los proyectos de desarrollo de campos petroleros para
optimizarlos, sin necesidad de realizar mayor inversion en toma de informacién costosa.

En este trabajo de tesis se proponen hacer uso de varias metodologias, que siendo
efectuadas de forma adecuada y con un criterio coherente, nos pueden ofrecer resultados
consistentes, de forma sistematica.

Para llevar a cabo esta investigacion, se utilizé informacion de la perforacion de un
pozo petrolero antiguo de México. Dicha informacion es antigua y estd incompleta,
principalmente los registros geofisicos de pozo. Es a partir de esta informacion incompleta,
que se realizo el modelo de geomecanica, utilizando para completar las secciones donde no
se tiene informacion, correlaciones que estan disponibles en la literatura para generar
nuevos registros sintéticos utiles en el modelo.

Los suministros indispensables para la generacion de un modelo de geomecanica
que ayude a la mejor toma de decisiones, son la velocidad compresional, y la velocidad de
corte. La velocidad compresional es el inverso del tiempo de transito, registro que
usualmente es adquirido en la toma basica de registros. En tanto que la velocidad de corte,
puede ser obtenida en el pozo mediante un registro sénico dipolar, el cual, no siempre es
adquirido por los costos que representa o la rapidez de las operaciones. Sin embargo, puede

ser obtenido mediante el uso de correlaciones. En nuestro caso, las correlaciones
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empleadas, fueron calibradas al 4rea de estudio, reproduciéndolas en pozos cercanos
recientes donde si se cuenta con informacion para analizar su comportamiento.

Ademas de lo anterior, fueron utilizadas varias técnicas de prediccion de la presion
de poro para toda la columna sedimentaria, tanto con técnicas convencionales, como con
metodologias nuevas que han sido poco probadas, las cuales, fueron aplicadas de manera
diferente a como la han aplicado otros autores. Estos métodos de obtencion de la presion de
poro, son el de las compresibilidades y mediante el uso del modelado de sistemas
petroleros.

Como resultado de lo anterior, se obtuvo una metodologia que puede ser utilizada en
la perforaciéon de pozos en yacimientos convencionales y no convencionales, en la

provincia Tampico Misantla, que es donde se ubica el pozo de estudio.

PALABRAS CLAVE: Geopresiones, Geomecénica, Registros sintéticos, Velocidad

compresional, Velocidad de corte, Modelado de cuencas y sistemas petroleros.
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En la actualidad los andlisis de geopresiones para perforar un pozo, se consideran que estan
incompletos si no se incluyen parametros de geomecanica en ellos. Lo anterior tiene
justificacion en el hecho que en la actualidad los yacimientos de hidrocarburos tienen cada
vez mayores complicaciones para llegar a ellos. Entre las dificultades que se pueden
presentar se tienen las siguientes: yacimientos profundos, yacimientos en aguas profundas,
yacimientos no convencionales, campos maduros, etc. Con estos escenarios, los costos para
lograr tener un pozo productor de hidrocarburos econdmicamente rentable, se han
incrementado y es por ello que el margen de error es menor.

Efectuar un andlisis de geomecanica para la perforacion de cualquier tipo de pozo
(no solo aquellos donde las condiciones son criticas), es altamente recomendable para
administrar los riesgos inherentes en la ejecucion de los trabajos.

Los andlisis de geomecanica pueden efectuarse en los laboratorios, asi como de
manera dindmica con ecuaciones para toda una columna geoldgica cortada por un pozo.
Aunque se presume que los analisis de geomecanica que se realizan en los laboratorios son
mas precisos, estos solo nos pueden brindar informacidon de una porciéon muy pequeia de
toda una columna sedimentaria; sin embargo, esos andlisis son muy importantes para
calibrar los resultados obtenidos con otros métodos. Pero para obtener el modelado de toda
una columna sedimentaria, es conveniente utilizar modelos disponibles en la literatura y
ajustarlos a la zona donde son aplicados.

Los suministros indispensables para la generacién de un modelo de geomecanica
dindmico previo a la perforacion de un pozo, son por una parte las geopresiones y por otra,
la densidad volumétrica (RHOB), velocidad compresional (Vp), y la velocidad de corte (Vs),
debido a que la mayoria de los calculos asociados estan relacionados con estos parametros.
La velocidad compresional es el inverso del tiempo de transito (DTCO), registro que
usualmente es adquirido en la toma bésica de registros. En tanto que la velocidad de corte,

puede ser obtenida en el pozo mediante un registro DSI, el cual, no siempre es adquirido
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por los costos que representa. Sin embargo también puede ser obtenido mediante el uso de
correlaciones ajustadas al area de estudio.

Los anélisis relacionados con la geomecanica de pozo, son efectuados siguiendo el
siguiente esquema de trabajo, el cual fue llevado a cabo en esta tesis.

En el capitulo uno, se identifican los registros geofisicos disponibles con los que se
cuenta para el caso de estudio, son completados y corregidos los que no se tengan
completos, asi como son generadas las curvas sintéticas en aquellos registros con los que no
se cuenta con la informacion. Posteriormente con todos los registros geofisicos completos,
se lleva a cabo el andlisis petrofisico del pozo, obteniendo como resultado, la litologia para
cada formacion geoldgica y las zonas de saturacion de aceite del pozo, que mas adelante
son de utilidad.

En el capitulo dos, es llevado a cabo un analisis de las condiciones que afectan la
generacion de la presion de poro en el subsuelo (Pp), para posteriormente realizar el calculo
de las geopresiones del pozo de estudio, obteniendo valores de Pp, Unicamente para las
formaciones siliciclasticas del pozo (Cenozoico), que es en donde son aplicables las
metodologias convencionales de prediccion de este importante paradmetro.

Como ya se menciond, la prediccion de la presion de poro, es de vital importancia
para llevar a cabo el analisis de geomecanica de un pozo, y la obtenida en el capitulo dos,
solo contempla valores para algunas formaciones geoldgicas. Por lo tanto, se debe recurrir a
técnicas de obtencidn de la presion de poro para las secuencias carbonatadas del pozo de
estudio. Esto se lleva a cabo en el capitulo tres, mediante el uso del modelo de las
compresibilidades para la obtencion de la presidon de poro.

Una vez que se tiene resuelto la parte de las geopresiones para todo una columna
sedimentaria, el otro insumo importante que se requiere para el analisis de geomecénica son
las velocidades compresional y de corte; las cuales son abordadas en el capitulo cuatro,
donde estas velocidades son obtenidas y calibradas mediante el uso de ecuaciones
propuestas por el que suscribe, y posteriormente son utilizadas en la metodologia de
discretizacion de minerales de la columna sedimentaria del pozo, con lo que es posible
validar el modelo de micromecanica, al comparar los resultados de esta metodologia con en

el andlisis de petrofisica anteriormente efectuado.
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Con las fracciones minerales de la columna geoldgica del caso de estudio, obtenida
con dos métodos, estas son utilizadas para efectuar la prediccion de la presion de poro y
geopresiones, mediante una metodologia distinta que es el modelado de sistemas petroleros,
la cual es una herramienta adicional con la que se cuenta para obtener o calibrar una curva
de Pp. Esta metodologia, presentada en el capitulo cinco, utiliza conceptos de la fisica de
roca desde un punto de vista diferente, a los métodos analizados previamente en esta tesis.

Finalmente, con todos los insumos necesarios para efectuar un andlisis de
geomecanica aplicado a un pozo, este se lleva a cabo de una manera convencional,
obteniendo los resultados bésicos para ajustar la ventana operativa del pozo y realizar un
andlisis de estabilidad del pozo. Adicionalmente, es posible realizar un andlisis de
fragilidad de la roca, utilizando la metodologia de los plantillas maestras descrita en esta
tesis, con lo que se identifican zonas fragiles en formaciones de interés.

Incluir analisis de geomecanica en calculo de geopresiones, asi como en otras areas
de aplicacion; se considera una herramienta altamente deseable para la resolucién de
problemas y toma de decisiones consistentes en el intenso trabajo diario en la industria

petrolera.
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Caracterizacion petrofisica
mediante el uso de registros
geofisicos de pozo
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Conceptos y definiciones

EL ANALISIS PETROFISICO A PARTIR DE REGISTROS

El analisis petrofisico a partir de registros geofisicos de pozo, es una de las herramientas
mas importante para tener conocimiento de las secciones atravesadas durante la perforacion
de un pozo petrolero. La informacion recuperada de la toma de registros geofisicos, tiene
una amplia gama de aplicaciones, tanto durante la perforacion del pozo, como para las
futuras intervenciones que se realizaran en el mismo; son el suministro mas importante que
se tiene para la mayoria de las cuantificaciones que se realizan con el fin ultimo de
optimizar la produccion de hidrocarburos.

En esta tesis, es a partir de los registros geofisicos de un pozo tipo, que se efectuaran
todos los analisis relacionados con la geomecanica del pozo; utilizando los registros con los
que se cuenta (los cuales son antiguos), asi como generando otros registros sintéticos que
son indispensables para efectuar el calculo de parametros de geomecanica, como es el caso
del calculo de la velocidad de corte o de cizalla, que es basica para la obtencion de
parametros elasticos dinamicos.

En este capitulo, primeramente se discuten algunas definiciones basicas y conceptos
generales de los registros minimos requeridos para efectuar un analisis petrofisico
consistente. Posteriormente se generan registros sintéticos y/o complementan algunas
secciones de los registros incompletos, con correlaciones ajustadas con pozos de
correlacion del area de estudio. Por ultimo, al final del capitulo se genera el modelo
petrofisico del pozo tipo 1, centrandose en la obtencion de la litologia de la columna
geologica, informacidon que nos sera de utilidad junto con todos los registros generados en
los capitulos subsecuentes; esta es la razon principal de desarrollar el capitulo de petrofisica

al inicio de esta tesis.

POROSIDAD TOTAL (¢p)

La porosidad total, se define como la fraccion del volumen ocupado por espacios (poros),

sin importar si estan o no interconectados, respecto al volumen total.
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Arroyo (1996), defini6 que la porosidad méxima que puede tener una roca,
corresponde con un arreglo cubico de granos perfectamente esféricos, y es de 0.476.
Debido a que estas condiciones dificilmente se cumpliran para una roca en la naturaleza,
dificilmente observaremos valores mayores a 0.4 para este pardmetro.

La porosidad se representa por el simbolo (@), y mediante la ecuacion 1.1:

Volumen de Poros

0=

(L]

Volumen Total

En andlisis de sistemas petroleros, la porosidad (@), estd en funcién de la
profundidad y es inversamente proporcional a ella (Arellano, 2013). Esto quiere decir, a

mayor profundidad menor porosidad (@) (ecuacion 1.2).

O =0y(z)7t.....(1.2)

Por su parte, Athy demostré que la porosidad no solo es determinada en funcion de
la profundidad, sino también de la litologia. En su andlisis muestra que en secuencias
jovenes con ambiente de depdsito ininterrumpido, la porosidad disminuye exponencial-

mente con la profundidad y el tipo de roca, de acuerdo con la siguiente ecuacion:

D=0 *exp(—cx*z).....(13)

Donde:
@, es la porosidad en el punto de interés
@, es la porosidad inicial (al momento del depdsito), o la actual de superficie
C, es una constante empirica que esta en funcidn del tipo de litologia

z, es la profundidad

Las ecuaciones mencionadas lineas arriba, estan referidas a la porosidad primaria, o
la que se establece al momento en que el sedimento se deposita. Sin embargo existe
también la porosidad secundaria, la cual se origina por procesos tecténicos y geoquimicos

posteriores a la litificacion de la roca (fracturas, disolucion, etc).
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Por otro lado, la porosidad también se clasifica de acuerdo a la disposicion fisica del
material de la matriz, asi como de la distribucién y forma de los poros. En la figura 1, se
muestran los tipos de porosidad de acuerdo a su féabrica, tanto para rocas siliciclasticas

como para rocas carbonatadas.

FIGURA 1. Tipos de Porosidad Segun Choquette y Pray (1970).

POROSIDAD EFECTIVA (@)

Se define como la cantidad de poros interconectados o comunicados, respecto al volumen
total de roca (ecuacidon 1.4). La porosidad efectiva es parte de la porosidad total y su
magnitud es siempre igual o menor a esta ultima. Este pardmetro es importante tomarlo en
cuenta para cuantificar de forma mas acertada el volumen de hidrocarburos mdviles que

podran ser explotados de un yacimiento.

Volumen de Poros Comunicados

D, = e (14)

Volumen Total

PERMEABILIDAD (k)

La permeabilidad se define como la facilidad con que los liquidos se desplazan a través de

los poros conectados o intercomunicados de una roca (porosidad efectiva). En una
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determinada roca y con cualquier liquido homogéneo, la permeabilidad serd constante
siempre y cuando el liquido no interactie con la roca. La permeabilidad se representa con la
letra K, y se mide en Darcys (D), o milidarcies (mD).

Existe cierta relacion entre la porosidad y la permeabilidad. Por lo general, una
permeabilidad mayor se acompafia de una porosidad mayor, sin embargo, esto no es una
regla absoluta.

Las lutitas y algunos tipos de areniscas tienen altas porosidades, sin embargo, sus
poros son tan pequefios que el movimiento de los liquidos es escaso y tortuoso, con lo que
sus permeabilidades son cercanas al cero. En cambio los carbonatos pueden presentar
pequeilas fracturas o fisuras de una gran extension que se traducen en altas permeabilidades

(carbonatos naturalmente fracturados).

SATURACION (S,,)

La saturacion de una formacion es la fraccion de un volumen poroso que ocupa algun
fluido; por lo tanto, la saturacion de agua es la fraccion o porcentaje del volumen poroso
que contiene agua de formacion. Si solo existe agua en los poros, una formacién tiene una
saturacion del 100%. La saturacion se representa con una (S); para indicar la saturacion de
un fluido en especifico, se utilizan subindices; asi (Sw), es la saturacion de agua; (So), es la

saturacion de aceite y (Sg), es la saturacion de gas.

Volumen de Agua de Formacion

Sy =

e (15)

Volumen de Poros

La saturacion de aceite o gas es la fraccion del volumen poroso que los contiene. De
este modo, la suma de todas las saturaciones de una determinada roca debe ser igual al

100%.

Volumen de Hidrocarburos

S, = =(1=5)...(16)

Volumen de Poros
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Registros Geofisicos Utilizados en la Caracterizacion Petrofisica

CALIPER Y BIT SIZE (CAL & BS)

El caliper es un registro utilizado para medir el didmetro del agujero construido de un pozo
mediante el uso de herramientas que ocupan patines, los cuales se abren o cierran de
acuerdo al didmetro del pozo en diferentes direcciones, este cambio en su apertura provoca
cambios de resistencia en un dispositivo, que lo convierte en una variacion especifica del
diametro.

Esta medicion es de mucha utilidad durante la perforacion del pozo ya que brinda
informacion de los esfuerzos y tipo del material arcilloso (arcillas hinchables), con el fin de
garantizar el paso de las herramientas, asi como para llevar un control adecuado del agujero
que se va construyendo.

El Bit Size, es el diametro de la barrena con la que se perfora el pozo y se considera
como valor de referencia para observar las variaciones del agujero medidas con el caliper.
Asi pues, si el valor del caliper resulta mayor al bit size, el agujero del pozo en esa seccidon
es de mayor tamafio de lo planeado lo que da idea de una roca deleznable o alguna caverna
de disolucién. En caso contrario, el agujero tiende a cerrarse, posiblemente por presencia de
arcillas hidratables o actuacion de los esfuerzos. La informacién que brinda el caliper
combinado con el bit size, es de mucha importancia para realizar correcciones de otros
registros que requieren hacer contacto con la pared de la formacion, asi como para planear
las cementaciones de tuberias de revestimiento, cuando se determina el volumen de lechada

de cemento excedente a considerar.

RAYOS GAMMA (GR)

El registro de rayos gamma, se considera uno de las curvas esenciales para realizar una
caracterizacion petrofisica con registros geofisicos. Es de mucha utilidad para determinar
zonas con altos contenidos de arcilla, con lo que se complementa la determinacién
litologica del medio atravesado por el pozo, ya que refleja el contenido de elementos ra-

diactivos que tienden a concentrarse en la arcilla, sin embargo, no todos los elementos
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radiactivos se encuentran exclusivamente en las arcillas, caso del Uranio, que se encuentra
presente en la materia orgédnica. Es por lo anterior, que siempre que sea posible serd
conveniente contar con el registro de rayos gamma corregido por uranio.

El registro de GR puede ser tomado en pozos de agujero descubierto o entubados, lo
que lo hace muy util como una curva de correlacién en operaciones de terminacion o
reparacion de pozos. En la actualidad, este registro se utiliza en lugar de la curva potencial
esponaneo (SP), en pozos perforados con lodos con alta salinidad, base aceite o en
secuencias no clasticas.

Por otro lado, la herramienta de NGT, es una variante del GR, la cual detecta los
siguientes elementos radiactivos: Potasio 40 (K40), Uranio 238 (U238) y Torio 232
(Th232); los cuales al desintegrarse lo hacen con un nivel de energia constante y diferente
entre si, lo que permite, determinar la concentracion de cada uno de estos elementos en la

roca (véase la figura 2).

FIGURA 2. Espectros de emision de rayos gamma
de minerales radiactivos NGT (Ramos, 2008).

En nuestro caso, la curva del registro de rayos gamma, es presentada de color verde

oscuro en la pista 3, después de la profundidad (carril 1) y la columna geoldgica (carril 2),
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en escala de 0 a 150 API, junto con las curvas de Potencial Espontaneo, Caliper y Bit Size.
La curva de GR, indica zonas permeables cuando tiende al lado izquierdo de la pista
(valores bajos), e indica lutitas o litologias con alto contenido de arcilla, cuando tiende
hacia el lado derecho (valores altos) (Viro, 1997).

El registro de GR refleja la cantidad de arcilla, por lo que es utilizado como un
indicador cuantitativo de la arcillosidad, mediante el calculo de volumen de arcilla (V- o
Vsu), metodologia que se revisard en el tema cuatro de este mismo capitulo. Este registro
también se utiliza para correlacion de formaciones previa a llevar a cabo disparos. Inclusive
permite una correlacion precisa de registros con los que se hicieron en otra corrida diferente

(Ramos, 2008)

RESISTIVIDAD PROFUNDA Y SOMERA (Rt & Rx()

Los registros de resistividad fueron los primeros que se introdujeron en la industria
petrolera y han evolucionado desde entonces; estos pueden ser de varios tipos, como
pueden ser convencionales, de corriente enfocada, de induccion, de microresistividad, entre
otros (Ramos, 2008).

Se requiere de al menos dos curvas de resistividad, para efectuar una adecuada
caracterizacion petrofisica con registros. Estas curvas son la curva de resistividad profunda
(R7), y la de resistividad somera (Ryp). La primera realiza una medicion de resistividad a
90 [in], dentro de la formacion a partir de la pared del pozo; mientras que la de (Ry,), mide
la resistividad a una distancia de 10 a 20 [in], de la pared del pozo.

La relacion que exista entre ambas curvas nos permitira:

a) Deteccidn rapida de zonas con hidrocarburos

b) Determinacion de la saturacion de agua

¢) Determinacion del diametro de invasion del filtrado de lodo
d) Determinacion de la resistividad del agua de formacion

e) Determinacion del espesor de capas

f) Correlacion con otros registros de otros pozos
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La relacidon entre un valor de conductividad (obtenido del registro inductivo),
expresada en mili-Mohs (C), y el valor de la resistividad (R), correspondiente esta

expresada en [Q-m]:

1000

R [Qm] - C [miliMohs]

Los registros resistivos y/o de induccion, se presentan en el carril 4, en escala
logaritmica. La escala para todas estas curvas es de 0.2 a 2000 [Q2:m] (ohm-m). La curva de
resistividad profunda Ry, se presenta en color rojo con linea continua, mientras que la
resistividad somera o de la zona lavada Ry, se representa con color negro u otro color

oscuro con linea punteada.

TIEMPO DE TRANSITO COMPRESIONAL (DT CO)

El registro acustico, sonico o de tiempo de transito DT o DTCO (por tratarse del tiempo de
transito compresional), es una de las tres curvas de porosidad, indispensables para poder
realizar una discretizacion litoldgica con registros geofisicos. Ademds de la curva de
DTCO, también existe la curva de tiempo de transito de corte o cizalla (DTSM), de la cual,
mas adelante en el capitulo cuatro, se hablara de ella.

El principio de medicidon de los registros acusticos se basa en la teoria de que
existen dos tipos principales de propagacion de la energia acustica en un medio sélido (en
realidad es un medio poroso), que pueden ser detectados por la herramienta de registro:
unas son las ondas compresionales, también denominadas de ondas “P”, y las ondas de
cizallamiento, transversales o de corte, también denominadas de ondas ‘S’ o “shear-waves”
(Viro, 1997). El tiempo de transito se refiere al tiempo que tardan en transportarse dichas
ondas por el medio poroso.

La curva de tiempo de transito compresional (DTCO), se representa en una pista
lineal, con una escala de 140 a 40 [us/ft], con linea continua de color magenta. Puede
presentarse en conjunto con las otras curvas de porosidad (NPHI y RHOB), o también

puede presentarse con la curva de DTSM, en caso de contar con ella.
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Es importante contar con una curva completa de (DT CO), por las siguientes razones:

a) Es indispensable para determinar las fracciones mineraldgicas de la columna geologica
atravesada por el pozo.

b) Se requiere para utilizar algunos métodos de calculo de presidon de poro (Pp), que se
revisaran en el capitulo dos (Eaton, Bowers).

c) A partir de este registro (DTCO), es posible obtener el registro sintético de densidad
volumétrica (RHOB), en caso de no contar con él.

d) Se requiere de una curva de DTCO completa, para obtener mediante el uso de
correlaciones el tiempo de transito de corte (DTSM). Esto se revisara en el capitulo

cuatro.

Por otro lado, la curva del tiempo de transito puede ser obtenido a partir de una
curva de resistividad profunda Ry, mediante el uso de correlaciones; las cuales seran
analizadas en el tema tres, donde se revisaran correlaciones para generar o completar curvas

con registros sintéticos de tiempo de transito compresional.

DENSIDAD VOLUMETRICA (RHOB)

Es junto con el registro acuistico o sénico, uno de los registro de mayor utilidad en
petrofisica con registros geofisicos, asi como en geomecanica, para conocer propiedades de
las formaciones atravesadas por un pozo.

Este registro mide la densidad volumétrica de la formacidn a partir de emision y
deteccion de rayos gamma producidos por el efecto Compton.

Las mediciones que se realizan con este registro, se efectiian en [gr/cm?] (gramos
por centimetro cubico), la curva generalmente es presentada en la pista 5, junto con los
otros registros de porosidad (DT y NPHI), en escala de 1.95 a 2.95 grm/cm™ y se le asigna
el neménico RHOB o RHOZ, dependiendo de la resolucion de la herramienta.

Generalmente se representa la curva con una linea continua de color rojo.
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La densidad volumétrica y valores de referencia para otros registros de las litologias

tipicas en las secuencias sedimentarias se mencionan en el cuadro 1.

CuaDRrO 1.
Valores de referencia de principales minerales y
fluidos del subsuelo (Campos, 2012 y Ramos, 2008)

Mineral o Fluido RHOB [gr/cm®] | DTCO [us/ft] | NPHI [dec] | PEF [b/e]
Cuarzo 2.56 55.5 0.065 1.8
Calcita 2.71 47.5 0.1 5.08
Dolomita 2.87 43.5 0.18 3.14
Anhidrita 2.96 50 -0.02 5.05
Halita 2.16 66.7 -0.03 4.65
Carbén 14 72 0.5 0.16
Bitumen 1.5 102 0.5 0.18
Agua Dulce 1 189 1 0.36
Agua Salada (GOM) 1.07 187 1 0.81
Hidrocarburos (35 API) 0.85 230 1 0.12

El registro de densidad es el principal registro para la generacidon del detalle de la
matriz litolégica de la columna de rocas atravesadas por un pozo. Con este registro
también es posible calcular el esfuerzo de sobrecarga (OB), de la columna sedimentaria
del pozo, utilizando varias metodologias (capitulo dos). También este registro es
importante como complemento de los parametros elasticos para la creacion de plantillas
maestras (1p — up) y (E — v).

Por otro lado, a partir de este registro se obtiene la curva de porosidad densidad
(PHID), que en nuestro caso, se utilizard para realizar calculos en los que se involucre la
porosidad de la formacién, como se discutira en el capitulo tres, en el que como parte de la
contribucion de este trabajo de tesis, se propondra obtener la presién de poro (Pp), por el
método de las compresibilidades, en funcion de la porosidad de la formacion. La curva
PHID, cominmente se representa en el carril 6, con linea punteada en color rojo o negro,

en escalade 0 a 0.5 [p.u.].
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POROSIDAD NEUTRON (NPHI)

El registro de porosidad neutrdon, responde principalmente a la cantidad de hidréogeno
presente en la formacion, el cual es cuantificado mediante el indice de hidrogeno, definido

de la siguiente manera:

IH = Concentracion de H en el material

" Concentracién de H en el agua pura a 75°F

La ecuacidn (1.8), expresa al indice de hidrégeno como el nimero de 4tomos de
hidrégeno por unidad de volumen dividido por el nimero de atomos de hidrogeno por
unidad de volumen de agua pura en condiciones de superficie. El indice de hidrégeno (IH)
es, por lo tanto, la densidad del hidrogeno respecto de la del agua.

El registro NPHI, es expresado como ®N o porosidad neutrdn, se lee en unidades de
porosidad o pu (“porosity-units”), generalmente es presentado en la pista 5, con escala de
45 a -15 pu. Usualmente se utiliza el color azul para estd curva y se traza de manera
continua.

Sus principales usos se le dan para determinar la porosidad total del medio que
atraviesa y para conocer saturaciones de fluidos. Sin embargo, también es utilizado junto

con otros registros basicos, para determinar lo siguiente:

a) Efecto de las arcillas e hidrocarburos.

b) Identificacidon de la litologia (combinado con otro registro de porosidad, en graficas
Cross plot)

¢) Deteccidn de gas o hidrocarburos ligeros.

d) Porosidad total en carbonatos

e) Analisis del volumen de arcilla

f) Evaluacidn de la densidad de los hidrocarburos

g) Correlacion entre pozos, etc.
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En el tres se revisara una correlacion para obtener un registro sintético actual de
NPHI, a partir de un registro antiguo de Neutrén que mide cuentas de hidrogeno en
unidades Neutrén (API), que fue la informacidén a la que se tuvo acceso para el pozo 1.

Una vez ya convertido el registro de neutrén a NPHI en unidades p.u., este ltimo
sera utilizado para complementar el andlisis mineraldgico de las formaciones geoldgicas
estudiadas, como parte del modelo petrofisico.

En el capitulo cuatro de esta tesis, se retomaran las graficas cross plots Neutron-
Densidad (N-D) y Neutron-Sonico (N-S), para calibrar los plantillas maestras del modelo
auto consistente de obtencion de minerales a partir de parametros eldsticos, como parte de

la contribucidn de esta tesis.

FACTOR FOTOELECTRICO (PEF)

El factor fotoeléctrico se expresa en funcién del numero Z de protones (o numero de
electrones por atomo eléctricamente neutro) en la formacion. Los valores tipicos de PEF
para las rocas-almacén mas comunes son los siguientes: 1.8 en arenisca, 5.08 en caliza y
3.14 en dolomia (Viro, 1997).

Las principales aplicaciones del registro de factor fotoeléctrico (PEF), son las

siguientes:

a) Identificacion rapida de litologia (el mejor para determinar litologia)
b) Evaluacién de lutitas y formaciones arcillosas

¢) Reconocer minerales pesados en la formacion

d) Facilitar la evaluacion en presencia de gas

e) Deteccidn de fracturas inducidas en la formacion con lodos pesados.

f) Evaluacion cuantitativa con la curva U (indice volumétrico de absorcion fotoeléctrica).
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Correlaciones para la obtencion de registros sintéticos

INTRODUCCION

Como ya se ha mencionado anteriormente, los elementos principales para realizar un
modelo petrofisico consistente, son el conocimiento del campo y los registros geofisicos de
uno o varios pozos, de acuerdo a la informacion que se tenga disponible. Es bien sabido que
cuanta mas informacidn se tenga sobre un area o pozo, sumado a la experiencia del usuario;
los resultados contaran con mayor validez.

Sin embargo, no siempre se tiene la informacién necesaria debido a muchos
factores, entre ellos, podrian ser los elevados costos de adquisicidn, el cual, es un factor
determinante para que se hayan o no tomado tales o cuales registros; que en un momento
dado son requeridos para realizar un buen andlisis petrofisico (sobre todo cuando existe alta
incertidumbre o problematicas); andlisis que es la base determinante para que consecuen-
temente el modelo de geomecanica sea también consistente.

Para estas ocasiones existen correlaciones para obtener registros sintéticos, las cuales
haciendo ciertas consideraciones ofrecen una respuesta aceptable, en los registros faltantes y
necesarios para construir el modelo de petrofisica de uno o varios pozos de una zona de
interés. En este apartado se revisaran correlaciones para completar o generar toda la curva de

los siguientes registros indispensables para los calculos que se realizan en esta tesis:

e DTCO apartir de Ry
e RHOB anpartirde DTCO
e NPHI a partir de Neutron

CORRELACIONES PARA OBTENER EL REGISTRO SINTETICO DE TIEMPO DE TRANSITO

COMPRESIONAL (DT CO), A PARTIR DEL REGISTRO DE RESISTIVIDAD PROFUNDA (R7).

Durante la perforaciéon de los pozos, por diversas cuestiones, en ocasiones se tiene
incompleto el registro DTCO. Una causa puede ser que el agujero (sobre todo en la etapa

superficial), no presente condiciones para la toma de registros eléctricos, o simplemente no
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se tiene interés de tomarlo en dichas zonas. Este es el caso nuestro con el pozo 1, el cual, no
presenta valores para esta curva para las formaciones siliciclasticas de casi todo el
Cenozoico. Como se comentd en el tema dos de este capitulo, el no contar con la curva
completa de DTCO, se convierte en un problema para efectuar varios calculos; si
sencillamente no contdramos con la curva de DTCO para la formaciones siliciclasticas
superiores, sencillamente no podriamos utilizar los métodos convencionales de prediccion
de la Pp, como el método de Eaton; ya que estan creados para funcionar a partir de esta
curva como suministro.

Por todo lo anterior, en este trabajo se utilizan un par de correlaciones en funcién
esencialmente de la resistividad profunda Ry; las cuales nos han ayudado a completar el
registro de DTCO, para la parte somera del pozo 1 de estudio. Dichas correlaciones se

muestran a continuacion:

a) Faust:

DTCO [us/ft] = 513.3 * (Prof[ft] * Rp[2 * m])~%1667 .. (1.9)

b) Smith:
DTCO [us/ft] = 94.2 * (Ry[2 *m])™%15......... (1.10)

Estas dos correlaciones se han reproducido para valores de Ry, en la parte faltante
del registro de DTCO del pozo 1. Debido a que las litologias para las que se requiere
calibrar el registro son silicicldsticos, que presentan una respuesta diferente que para las que
existe informacion (carbonatos), se ha optado por buscar pozos vecinos donde si se tiene
informacion de la curva de DTCO, para las formaciones de interés; con lo que se
reprodujeron las correlaciones de Faust y Smith: obteniendo finalmente las ecuaciones y las
curvas calibradas que fueron empleadas en nuestro pozo de interés.

En el pozo vecino A, se probaron ambas correlaciones, utilizando la profundidad en
[ft]; y como curva de resistividad profunda AF90 (véase la figura 3). Como resultados se
obtuvo que en la parte somera (Formaciones Palma Real y Chapopote), ambas

correlaciones ofrecen una respuesta aceptable. Sin embargo hacia la parte mas profunda
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(Formaciones Guayabal y Chicontepec), la correlacion de Faust, calibra mejor con la curva

de tiempo de transito original (curva color magenta).

FIGURA 3. Obtencién de la curva de DT CO sintético para el pozo vecino A,
con las correlaciones de Faust (carril 5), y Smith (carril 6);
calibracion con datos reales de DTCO.

De la misma manera, en el pozo vecino B (véase la figura 4), se probaron también
las correlaciones de Faust y Smith, observando esta vez que ambas correlaciones calibran
de manera similar con el DTCO, a lo largo de todo el intervalo. La tunica seccién en donde
se observa variacion entre las curvas de las correlaciones de Faust y Smith con el DTCO, es
en las secciones mas arcillosas de la Formacion Guayabal, donde los tiempos de transito
son mayores a 100 [us/ft]. Sin embargo, para la mayoria de los autores y para efectos de
este trabajo, una medicion mayor a 80 [us/ft], solo puede representar una litologia de

lutitas.
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FIGURA 4. Obtencién de la curva de DT CO sintético
para el pozo vecino B, con las correlaciones de Faust (carril 5),
y Smith (carril 6); calibracion con datos reales de DT CO.

Con las corridas realizadas para los pozos vecinos al pozo 1, se ha podido
determinar la tendencia en el comportamiento del tiempo de transito, a lo largo de las
formaciones geologicas en donde requerimos completar nuestro registro DTCO. Se ha
observado que ambas correlaciones presentan buenas aproximaciones a un DT CO medido,
sin embargo, en nuestro analisis hemos observado una mejor calibracion para la correlacion
de Faust a profundidades mayores a los 800 [m], asi como una buena aproximacion para la
correlacion de Smith en profundidades someras, por lo tanto, fue asi como se utilizaron
estas correlaciones para complementar el registro de tiempo de transito (véase la figura 5).
En la interfase de la correlaciéon de Faust y el DT medido, se decidi6 tomar los valores de la
correlacion ya que el registro Caliper presenta zonas de descalibre del agujero de varias

pulgadas que vuelve a las lecturas de esas zonas poco confiables.
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FIGURA 5. Obtencion de la curva compuesta de tiempo de transito (DT CO),
para toda la columna, obtenida a partir de integracidn de correlaciones
con DTCO medido en parte del intervalo.
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CORRELACIONES PARA OBTENER EL REGISTRO DE DENSIDAD VOLUMETRICA (RHOB) A

PARTIR DEL REGISTRO DE TIEMPO DE TRANSITO PRIMARIO (DT CO)

De la misma manera que para la curva de tiempo de transito compresional, el registro de
densidad volumétrica (RHOB), es de vital importancia para los calculos que estan
involucrados en esta tesis y que han sido mencionados en la descripcion de cada uno de los
registros utilizados. En nuestro caso es indispensable construir una curva de densidad
volumétrica, para todo el intervalo atravesado por el pozo 1, debido a que no se cuenta con
ningun dato a ninguna profundidad para este importante parametro.

Por lo anterior, ha sido requerido consultar la literatura, para encontrar correlaciones
mediante las cuales pueda generarse la curva de RHOB sintética. En la busqueda efectuada,

han sido identificadas las siguientes correlaciones para RHOB:

a) Gardner:

plgr/cm3] = 0.23 xVP%25[ft/s]........ (1.11)
Donde VP, es la velocidad de onda compresional, se obtiene con el inverso del DTCO

b) Bellotti AGIP para formaciones consolidadas:

plgr/cm3] = 3.28 — (W) ......... (1.12)

c) Bellotti AGIP para formaciones no consolidadas:

DTCO [us/ft]—47
plgr/cm3] = 2.75 — 2.11 * (DTCO[::/ft]+200) ......... (1.13)

d) Lindseth:

VP[ft/s]-3400

31 —
plgr/cm?] = 0308V PIE/s] (1.14)

Donde VP, es la velocidad de onda compresional, se obtiene con el inverso del

DTCO.
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Con estas correlaciones encontradas para crear la curva sintética de RHOB, fueron
reproducidas en pozos donde se tienen datos medidos de densidad volumétrica para
determinar cudl de dichas correlaciones calibra mejor con las formaciones geologicas del
pozo 1.

Del analisis realizado se determind que, al utilizar las correlaciones de Gardner,
AGIP para formaciones consolidadas y Lindseth, en un pozo profundo de correlacion, se
observa que las tres correlaciones ofrecen buena respuesta para litologias de carbonatos

profundos (véase la figura 6).

FIGURA 6. Reproduccién de tres correlaciones en un pozo profundo,
para obtener el registro RHOB sintético; se observa buena correlacién
en las formaciones carbonatadas profundas.

Con lo anterior, se resuelve la curva de RHOB para este tipo de formaciones en la
columna de nuestro pozo 1. Sin embargo, se requiere ajustar alguna de las correlaciones
para la parte de los siliciclasticos. La curva sintética de Gardner es la que presenta un
comportamiento mas parecido al de RHOB medido. Es por esto, que se tomo esta
correlacion y se ajustd afectando sus coeficientes por 1.015 (véase el cuadro 2), para

resolver el problema de calibracion de RHOB en terrigenos.




CUADRO 2. Valores de los parametros de la correlacién
de Gardner afectados por un factor de ajuste para

su calibracién en formaciones terrigenas.

CORRELACION DE GARDNER
Parametros 0.995 1.000 1.005 1.010 1.015 1.020
A 0.22885 0.2300 0.23115 0.2323 0.23345 0.2346
B 0.24875 0.2500 0.25125 0.2525 0.25375 0.2550

plgr/cm3] = 0.23345 « VP%25375[ft /5]

FIGURA 7. Calibracién de la correlacion de Gardner

para formaciones someras siliciclasticas del pozo vecino A,

observando buena calibracion con RHOB medido.

Con lo anterior, la correlacion de Gardner se ajusta de la siguiente manera:

Este ajuste a la ecuacion de Gardner, fue probada en dos pozos vecinos al pozo de

interés obteniendo las siguientes graficas calibradas para RHOB (véanse las figuras 7 y 8):

CAPITULO 1
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FIGURA 8. Calibracidn de la correlacién de Gardner para formaciones someras siliciclasticas
del pozo vecino B, observando buena calibracién con RHOB medido.
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Con los resultados obtenidos en los dos pozos cercanos al pozo 1, se determina que
la correlacion de Gardner con sus parametros sin modificar, aplica para las formaciones
carbonatadas profundas, mientras que para las formaciones siliciclasticas someras, las
constantes de la correlacién deben ser modificadas por los valores sombreados de la tabla
1.2, los cuales son resultado de afectarlos por 1.015. La curva sintética de RHOB para el

pozo de estudio, se puede ver en la figura 9.

CORRELACION PARA OBTENER EL REGISTRO DE POROSIDAD NEUTRON (NPHI) A PARTIR DEL

REGISTRO DE CONTEOS DE NEUTRON (NEUT)

Como se mencion6 anteriormente en la descripcion del registro NPHI, para nuestro pozo
de interés se cuenta con un registro antiguo de Neutrén, en unidades NAPI. Lo anterior
representd una problematica, ya que los modelos de discretizacion de minerales formadores
de rocas sedimentarias, consideran el registro en NPHI en unidades p. u. Por lo anterior y
debido a que los otros dos registros de porosidad (DTCO y RHOB), son dependientes por
obtener uno a partir del otro; resultd indispensable conseguir una forma de lograr obtener el

registro NPHI en [p.u.], a partir del registro antiguo de Neutron en [cps].
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FIGURA 9. Generacion del Registro Sintético de RHOB,
con la correlacion de Gardner para la seccion de carbonatos
y Gardner modificado (1.015), para las formaciones

siliciclasticas del pozo de estudio (pozo 1)
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Autores como Coconi (2016), han abordado la problematica con el uso de algunas
ecuaciones. Por su parte, Ramos (2008), en su apartado cuatro, discute varios métodos de

obtener registro de NPHI a partir de registros antiguos de Neutrén, varios de ellos

resuelven mediante métodos graficos; en nuestro caso, construiremos el registro sintético

NPHI, mediante el uso de las siguientes ecuaciones proporcionadas por el primer autor:

Slope
B 10g(®-35/, 4)
Slope = (Neutr()n (min)—Neutrén(max)) """""" (1.16)
Intcpt
0.35
Intcpt = (10(Slop6*Neutrén(min))) ............ (1.17)
NPHI
NPHI(i) = Intcpt + (10(StopesNeutron®)y (1.18)

Utilizando las ecuaciones 1.16 a 1.18, es posible generar el registro NPHI sintético,

para el pozo 1, realizando las siguientes sustituciones con valores del registro Neutron:

Slope
0.35
Slope = (M> — 0.0001429........... (1.19)
229.5—-4037.397
Intept
0.35

Intept = (——roamsms) = 037745........... (1.20)

NPHI

NPHI(i) = 0.37745  (10(-0.0001429+Neutrén@)) (1.21)

Con la ecuacion 1.20, es posible calcular un valor de NPHI para cada valor del
registro antiguo de neutron. Realizando este célculo obtenemos la figura 10, carril 6, donde

ya se obtuvo la curva requerida.
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FIGURA 10. Generacion del registro NPHI sintético,
a partir del registro antiguo de Neutrén.
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Obtencién de propiedades petrofisicas mediante el uso

de registros geofisicos para el pozo 1

INFORMACION DISPONIBLE, CONTROL DE CALIDAD. VISUALIZACION DE CURVAS

Entre la informacidn 1til para darle certeza a un modelo petrofisico, podemos mencionar, la

siguiente:

a) Conocimiento geoldgico del area

b) Descripcion litologica de las formaciones de interés

¢) Caracterizacion sismica de la zona

d) Historial y eventos de perforacidon y reparaciones del o los pozos

e) Historial de produccion del o los pozos

En el cuadro 3 se mencionan los registros principales requeridos para obtener un

buen modelo de petrofisica:

CuaDRoO 3. Descripcidn de los registros geofisicos bdsicos

para efectuar un modelado petrofisico.

Nombre del Registro

Mejor Version

Correlaciones
Existentes

Disponibilidad en
Pozo 1

Utilidad en el
Modelado

Célculos
asociados

Rayos Gamma (GR)

Rayos Gamma

Se cuenta solo con GR

Identificador Litologia

Indice de Arcilla,

Corregido para todo el intervalo Volumen Arcilla
Resistividad Profunda (Rt) | Resistividad AF90" Se cuenta con ILD para | Fluidos, Saturacion, | g gy Ry
todo el intervalo Rw
Cuando no se tiene . "
Resistividad Somera (Rxo)| Resistividad AO10" | se utiliza Rt, admon Se cuenta con SN para | Fluidos, Saturacion, Sw, Sxo, Rmf

el error

todo el intervalo

Rmf

Acustico (Sonico) (DT)

DSI(DTCO, DTSM)

Faust, Smith

Se completd registro con
sintético de 149-1800 m,
con Faust y Smith

Porosidad primaria,
zonas arcillosas,
Compactacion Normal

Pp, E, v, K, G, miu,
lamda

Densidad Volumétrica

RHOB + Curva de

Gardner, AGIP,

Se construyo registro
RHOB sintético con

Porosidad Matriz,
Identificacion
Minerales,

OB, Propiedades
Elasticas Asociado

(RHOB) Correccion Lindseth correlacién de Gardner .
ara todo el intervalo Compactacién, abT
P Propiedades Elasticas
Para convertir Se o_btuvo reglstro NI?HI 2| porosidad Total, Zonas Crogs qut§,
X i cuentas de neutrones| partir de registro antiguo . L. Identificacion
Neutrén (NPHI) Neutrén compensado . ) . de Gas, Identificacion )
(registros antiguos), a| de Neutrén para todo el Minerales,

NPHI

intervalo

de Carbonatos

Volumen Arcilla

Factor Fotoeléctrico (PEF)

Escala 1-10

No se cuenta con este
registro

Identificacién Minerales
de Roca (Matriz)

Para Determinar
Litologia
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La carga y visualizacidon de los registros geofisicos requeridos para efectuar un
analisis petrofisico, es tan importante como la calidad de los datos que estos contengan. Lo
anterior, se fundamenta en el hecho de que si existe buena organizacién de la informacion,
es altamente probable que se eviten errores en los célculos que se realizan a partir de la
informacion de estos registros. Los cuales si bien son repetitivos y sencillos en muchos de
los casos, son de caracter masivo, lo que facilmente puede generar errores si se tiene una
deficiente organizacion de la informacidn. Es por ello que para este trabajo se seguira el
siguiente patrén de trabajo, que se apega a la forma de presentar la informacion, adoptada

por los ingenieros que se desempefian en petrofisica (véase el cuadro 4).

CUADRO 4. Presentacion de los registros geofisicos
gue forman parte de un modelado petrofisico.

Carril Registro Color Tipo de Linea Escala
1 Profundidad (DEPTH) No Aplica Lineal [0-5000] m
2 Columna Geolbgica No Aplica No Aplica
3 Bit Size (BS) Punteada Lineal [6-16] pg
3 Caliper (CAL) Continua Lineal [6-16] pg
3 Rayos Gamma (GR) Continua Lineal [0-200] API
4 Resistivad Profunda (Rt o ILD) Continua Logaritmica [0.2-2000] ohm-m
4 Resistivad Media (Rm o ILM) Continua Logaritmica [0.2-2000] ohm-m
4 Resistivad Somera (Rxo o MSFL) Punteada Logaritmica [0.2-2000] ohm-m
5 Densidad (RHOB) Continua Lineal [1.95- 2.95] gr/cc
5 Tiempo de Transito (DT) Continua Lineal [40- 140] us/ft
5 Porosidad Neutrén (NPHI) Continua Lineal [-0.15- 0.45] viv
6 Porosidad Densidad (PHID) Punteada Lineal [0-0.5] v/v
6 Porosidad Sénico (PHIS) Punteada Lineal [0-0.5] viv
6 Porosidad Neutrén (NPHI) Punteada Lineal [0-0.5] v/iv
7 Volumen de Arcilla (VSH) Punteada Lineal [0-1] v/v
8 Fraccion Mineral de Cuarzo (Vsd) si-isniiniin Relleno con Textura de Arenisca Lineal [0-1]. Acum.
8 Fraccion Mineral de Calcita (Vim) oo Relleno con Textura de Caliza Lineal [0-1]. Acum.
8 Fraccién Mineral de Dolomita (Vdol) Relleno con Textura de Dolomia Lineal [0-1]. Acum.
8 Fraccion Mineral de Arcilla (Vclay) E Relleno con Textura de Lutita Lineal [0-1]. Acum.
8 Porosidad Efectiva (PHIE) Continua Lineal [0-1]. Acum.
9 Saturacion de Agua (Sw) Relleno con Textura de Agua Lineal [0-1]. Acum.
9 Saturacion de Hidrocarburos (So) Relleno con Textura de Hidrocarburos Lineal [0-1]. Acum.

Se debe verificar que las profundidades correspondan y las escalas sean correctas.
De igual manera, las curvas de registros geofisicos basicos, en este trabajo serdn
presentadas de acuerdo al siguiente acomodo y distribucidn, que ya ha sido mencionado
previamente para cada registro.

Bajo este esquema, es como se presenta el analisis petrofisico del pozo 1, lo cual

funcionara como base para los calculos que se efectuardn a lo largo de los otros capitulos de
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este trabajo. En la figura 11, se presentan los registros basicos (algunos de ellos sintéticos),

a partir de los cuales se trabajara, para conformar el modelo petrofisico.

FIGURA 11. Visualizacién de los registros bdsicos para el pozo 1,
para generar el modelo petrofisico.
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CONSTRUCCION DE LA COLUMNA GEOLOGICA DEL AREA

La construccion de la columna geoldgica para el pozo de interés, es una actividad sencilla
pero trascendental para el éxito de la evaluacion petrofisica. Se ha comentado que es una
actividad sencilla ya que no implica ningtin calculo y se trata de solo de generar una tabla
con las cimas, bases y/o espesores de las formaciones geologicas que fueron atravesadas
por el pozo analizado.

El punto fino de efectuar una columna geoldgica, estd dado por la sensibilidad que

tenga el usuario para acotar las formaciones de manera congruente con:

a) La tendencia de los registros. Identificar saltos abruptos en la curva, que bien podrian
ser originados por un contacto entre dos formaciones.

b) Conocimiento previo de las formaciones. Saber el contexto geoldgico de la zona,
ambiente de depodsito, edades, relaciones estratigraficas, etc., de cada una de las
formaciones estudiadas puede ayudar a tener mejor caracterizada la columna geoldgica.

c¢) Identificacion preliminar de las litologias a encontrar. Tener idea de qué tipo de rocas
vamos a obtener mediante el andlisis de registros geofisicos, es muy importante, ya que
con ello podemos ajustar o calibrar la informacion en funcién de informacién dura o

datos reales.

Una vez que se ha construido la columna geologica de un pozo, esta serd de utilidad
para varias aplicaciones en el modelado petrofisico que se pretende construir. Entre las que

se mencionan las siguientes:

e Es importante como referencia de analisis del pozo de estudio y como parametro de
correlacién con otros pozos. Con la informacidon de columnas geologicas es posible
construir una seccidon geologica tan completa como la obtenida mediante sismica.

e Mediante la discretizacion del pozo por medio de la columna geoldgica, podemos
efectuar el céalculo del contenido de arcilla, de acuerdo a la informacién que se tenga
disponible y ajustar para cada formacidn geologica, de acuerdo a lo que la informacion

indique, inclusive sensibilizarlo a lo que el usuario requiera que se vea reflejado.
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Otra aplicacién de la construccidn de la columna geoldgica es para seccionar el pozo o
los registros de pozo, ya que, en este estatus, es factible aplicar modelos de manera
selectiva a ciertas partes de la columna. Por ejemplo, la ecuacion de presion de poro de
Eaton, es aplicable a terrigenos (particularmente a puntos de 100 % arcilla); con lo que,
de no tener diferenciado el pozo por medio de una columna geologica, cualquier calculo
que queramos efectuar, aplicaria a todo el pozo, lo que nos haria caer en un error grave
en los resultados obtenidos, en el caso de que la ecuacion de presion de poro de Eaton,
sea aplicada también a la parte de los carbonatos. Asi pues, es altamente recomendable
contar con una columna geologica consistente. En este trabajo se han presentado ya
graficas con la columna geoldgica, ya que como se ha comentado, es bastante 1til para
aplicar modelos selectivamente. Los valores de la columna geologica del pozo 1, se
presenta a continuacion (el perfil de la columna geoldgica, se presenta en todas las

graficas de registros presentadas como referencia) (véase el cuadro 5):

CuADRO 5. Columna Geolégica del pozo 1,
cimas y bases referenciadas al KB.

No. |Formacién Geologica| Cima | Base
1 Palma Real Superior 0 92
2 Palma Real Inferior 92 380
3 Tantoyuca 380 853
4 Guayabal 853 1253
5 Chicontepec Superior 1253 1467
6 Chicontepec Medio 1467 1671
7 Chicontepec Inferior 1671 1785
8 Velasco 1785 1803
9 Mendez 1803 2091
10 San Felipe 2091 2168
11 Agua Nueva 2168 2237
12 Tamaulipas Superior 2237 2495
13 Otates 2495 2503
14 Tamaulipas Inferior 2503 2892
15 Pimienta 2892 3151
16 Taman 3151 3287
17 Santiago 3287 3703
18 Tepexic 3703 3940
19 Huehuetepec 3940 4018
20 Cahuasas 4018 4100
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CALCULO DE LA CURVA DE TEMPERATURA

El calculo del perfil de temperatura, en caso de que en los registros no se cuente con esta
curva, se efectia de manera muy sencilla mediante el uso del gradiente de temperatura

estandar, el cual es de 0.03 [°C/m], utilizando la siguiente ecuacion:

T; =GT *D; + Ty.......... (1.22)
Donde:
T, es la temperatura en la superficie [°C]
D;, es la profundidad de interés en [m]
T;, es la temperatura de interés [°C]

GT, es la gradiente de temperatura (0.03 [°C/m])

Otra forma de obtener la curva de temperatura, es conociendo la magnitud de esta, a
una cierta profundidad del pozo, donde se haya leido. Esta informacién puede ser obtenida
por medio de registros de presiéon de fondo, cerrado o fluyendo (RPFC o RPFF), que
generalmente toman informacion del intervalo de interés.

La figura 12, presenta el perfil de temperatura en [°C], utilizando la ecuacién 1.22,
con una temperatura de superficie igual a 25 [°C], y un gradiente de temperatura igual a

0.03 [°C/m].

OBTENCION DEL VOLUMEN DE ARCILLA

El registro de GR es particularmente 1til para definir las capas arcillosas (Ramos, 2008).
Refleja la proporcidn de arcilla y, en muchas regiones, se puede utilizar cuantitativamente
como un indicador de la arcillosidad. Ese calculo cuantitativo es de gran utilidad tanto para
definir capas arcillosas, como para aplicar los métodos de prediccidon de geopresiones, ya
que como se discutird en el siguiente capitulo (dos), muchas de las metodologias que se
utilizan actualmente en la industria, y de forma indiscriminada, son basadas en litologias

arcillosas (ver prediccion de presion de poro, capitulo dos).
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FIGURA 12. Cdlculo de la Temperatura
en [°C], para el pozo 1.
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Mediante el siguiente proceso, puede ser obtenido el volumen de arcilla:
primeramente debe obtenerse el indice de arcilla (que muchos autores lo han considerado

directamente volumen de arcilla), mediante la siguiente ecuacién:
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[y = —RiZGRmin_ (1.23)

GRmax—GRmin

Donde:

Isy, es el Indice de Arcillosidad

GR;, es cada una de las lecturas del registro de Rayos Gamma

GRin, €s la lectura minima del registro de Rayos Gamma
(Intervalo de rocas limpias, 0% arcilla)

GRax» €5 la lectura maxima del registro de Rayos Gamma

(Intervalo de rocas con 100% arcilla)

Es importante tener en cuenta que la obtencion del indice de arcillosidad (Isy), es
altamente recomendable realizarlo para cada formacion geoldgica, inclusive, de ser
necesario, realizarlo para cada cambio de facies que sea interpretado en la columna
geologica atravesada. De igual manera y como se comentd anteriormente, siempre sera
preferible contar con el registro de Rayos Gamma Corregido, ya que el efecto del Uranio
presente en la materia organica de los carbonatos, sera diferenciado, lo que no nos generara
una fraccion adicional de arcilla en dichas formaciones.

En caso de no contar con el registro de Rayos Gamma Corregido (como es el caso
nuestro con la informacion disponible de nuestro pozo tipo), basta con que el intérprete
tenga en cuenta que se esta considerando dicho efecto del Uranio y este sea considerado en
las zonas de carbonatos para no elevar el volumen de arcilla; lo que puede generar desde el
punto de vista petrofisico, que se condenen de inicio a formaciones con posibilidades; y
desde el punto de vista geomecanico, que se consideren en los célculos zonas con 100% de
arcilla, donde no se tengan, errando los célculos de presidon de poro, base para la obtencion
de otros parametros.

El Indice de Arcilla, ademas de poder ser obtenido mediante el registro de Rayos
Gamma y Rayos Gamma Corregido, es posible obtenerlo también con otros registros,

generando asi la siguiente clasificacion:
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a) Indicadores de Arcillosidad Individuales
e Obtenido de Rayos Gamma
e Obtenido de Resistividad Profunda

e Obtenido de Potencial Espontaneo ——

e Obtenido de Porosidad Neutron

b) Indicadores de Arcillosidad Dobles
e Obtenido de Densidad- Neutron
e Obtenido de Sonico- Densidad

e Obtenido de Netron-Sonico

Como se comentd, muchos autores consideran equivalente el Indice de Arcillosidad
con el Volumen de Arcilla, lo que ofrece una aproximacion aceptable en muchos de los
casos, incluso, muchos softwares han optado por solo obtener el Indice de Arcillosidad
tanto independiente como combinado. Sin embargo, existen correlaciones empiricas que
son mas confiables. Estas fueron desarrolladas para diferentes eras geoldgicas y areas.
Dentro de las correlaciones mas aceptadas, se tienen los trabajos de Larionov, Stieber y

Clavier (Bassiouni, 1994):

a) Larionov

Para formaciones recientes:

Vg = 0.083 * (237*IsH — 1)........... (1.24)
Para formaciones antiguas:
Vey = 0.330 * (22*IsH — 1)........... (1.25)
b) Stieber
1
Vsy 3_255 ............ (1.26)
¢) Clavier
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Para el pozo de andlisis, se probaron las diferentes correlaciones para el calculo de
volumen de arcilla a partir del Indice de arcilla minimo obtenido con la ecuacién 1.23, con los
registros de GR y NPHI, obteniendo los siguientes resultados presentados en la figura 13.

La correlacidon de Larionov (ecuacidon 1.24) (linea punteada color rojo), para rocas
recientes ofrece valores de Vs, promedio con las otras correlaciones; en tanto que en rocas
antiguas (ecuacion 1.25) (linea punteada color negro), ofrece los valores mas altos de
volumen de arcilla de las tres correlaciones.

La correlacion de Clavier (ecuacion 1.26) (linea continua color verde), ofrece los
valores mas bajos de volumen de arcilla de las tres correlaciones probadas. Sin embargo,
llega a presentar valores negativos en las zonas limpias del registro (carbonatos), lo que la
limita para este tipo de litologias.

La correlacion de Stieber (ecuacion 1.27) (linea continua color azul), presenta
valores altos muy parecidos al Igy, para las formaciones jovenes con reportes de altos
contenidos de arcilla, mientras que para las formaciones antiguas, presenta valores menores
que las otras correlaciones y los valores que ofrece van de acuerdo a lo que se ha reportado
para dichas formaciones, ademés que no se aprecia que contenga valores negativos y se
indetermina.

Es por estas razones que para este trabajo se ha decidido utilizar esta ultima
correlacion para determinar el volumen de arcilla (Vgy).

En la figura 13, se presenta el analisis realizado para el volumen de arcilla del pozo 1:

DETERMINACION DE POROSIDAD TOTAL Y EFECTIVA

Existen varias maneras de obtener la porosidad total y efectiva, una de ellas es mediante las
ecuaciones 1.1 y 1.4 citadas al inicio de este capitulo; sin embargo, estas ecuaciones son
aplicables para calculos realizados con datos de laboratorio, que no siempre estan
disponibles. Como la informacion con la que se cuenta para este trabajo, es de los registros
geofisicos de un pozo tipo, debemos considerar ecuaciones que se adapten a la informacion

disponible.
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FIGURA 13. Obtencién del volumen de arcilla (Vs ), utilizando tres distintas
correlaciones. Se escogid la correlacién de Stieber (linea azul),

por la consistencia de los datos obtenidos.
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En la literatura, existen métodos graficos, asi como varias ecuaciones para la
obtencion de la porosidad total y efectiva de un medio litologico. En el caso de la porosidad
total, existen algunas ecuaciones que solo toman en cuenta la profundidad en [m], como las

que se presentan en el cuadro 6.

CUADRO 6. Ecuaciones para la obtencion de la porosidad total,
basadas en la profundidad en [m].

ECUACION LITOLOGIA REFERENCIA
0.49 * ¢(—27x107*%D) Areniscas Sclater y Christie (1985)
0.728 — (2.72x10™* = D) + (2.604x1078  D?) Areniscas Liu y Roaldset (1994)
0.803 * e(~5.1x107*+D) Lutitas Sclater y Christie (1985)
Efg ix_lé‘fff}f(_ ; +1‘11)(2D) +1) Lutitas Baldwin y Bluter (1985)
0.803 — (2.34x107* * D) + (2.604x1078 « D?) Lutitas Liu y Roaldset (1994)

También existen otras ecuaciones que se obtiene a partir de registros de pozo, a

partir de los registros:

a) Densidad volumétrica (Porosidad Densidad)
b) Porosidad Neutron

¢) Tiempo de Transito Compresional (Porosidad Sonico)
De los cuales, se obtienen las siguientes ecuaciones:

a) Porosidad Densidad

Pma—Pb
=m0 1.2
¢ Pma—Pf ( 8)

Donde:
¢, es la porosidad total del medio
Pma- €S la densidad de la matriz de roca (arenisca, caliza o dolomia)

Py, €s el valor leido del registro de Densidad volumétrica (RHOB)
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Py, es la densidad del fluido presente en el medio poroso (1.03 [gr/cm?], para el agua de

formacion de la zona de estudio).

Obtener la porosidad por medio de esta ecuacidon ofrece una aproximacion buena de

este parametro tanto para siliciclasticos como para carbonatos.

b) Porosidad Neutron

Donde:

¢n, es el valor leido del registro de Porosidad Neutron (NPHI)

®nma- €8 €l valor de porosidad de la matriz (0.1 [adim] para caliza, 0.35 [adim] para lutitas,
0.065 [adim] para areniscas)

®ny, es el valor de porosidad de un fluido presente en el medio poroso (igual a 1)

El registro NPHI, nos da como resultado la porosidad total del medio, para
cualquier tipo de litologia en la que se desee calcular. En carbonatos se puede promediar
con la porosidad densidad para obtener la porosidad total promedio de dos fuentes de

informacion.

¢) Porosidad Sonico

Donde:

DT;, es el tiempo de transito medido del registro (DT CO)

DT,,,, es el tiempo de transito de la matriz de roca (55.5 [us/ft], para areniscas; 47.5 [us/ft],
para calizas; 43.5 [us/ft], para dolomias; 2.35-2.65 [us/ft], para arcillas)

DTy, es el tiempo de transito del fluido de formacion (187 para agua de formacion de

densidad 1.03 [gr/cm?])
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La obtencion de la porosidad utilizando el registro de tiempo de transito
compresional, nos brinda informacién relacionada con la porosidad primaria, con lo cual se
obtiene una buena aproximacion en rocas siliciclasticas donde los efectos tectdonicos son
minimos. En este tipo de litologias suelen combinarse los tres registros de porosidad
(RHOB, NPHI y DTCO), para determinar la porosidad promedio de tres fuentes de
informacion; no asi para rocas carbonatadas donde la obtencion de la porosidad con el
registro DT CO no es confiable, por lo tanto, se descarta.

Por otro lado, la porosidad efectiva es equivalente a la porosidad total menos el
efecto de agua congénita o intersticial contenida en el volumen de arcilla presente en una
roca (figura 14). Dicho volumen de arcilla el caso del pozo 1, fue obtenida en el tema
“Obtencién del volumen de arcilla”, tomando la correlacion de Stieber como la adecuada

para ser utilizada en nuestros célculos.

FIGURA 14. Relacién entre la porosidad total
y efectiva en una litologia dada (Ramos, 2008)

En relacion a lo anterior, las ecuaciones que se utilizardn para la obtencion de la

porosidad efectiva son las siguientes:
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b0 = ’;Z_:’p’; — Vs (M) ............ (1.31)

Donde:

Psh» €s la densidad de las arcillas presentes en la formacién (2.35 a 2.65 [gr/cm?]

DT;=DTma DTsp—DTma
e =——— Vop*x(——7)
DT f—DTmq DT ~DTynq

Donde:

DTy, es el tiempo de transito de las arcillas (> a 80 [us/ft])

De las ecuaciones 1.31 y 1.32, se obtuvieron valores de porosidad efectiva para el
pozo 1 y fueron promediados para obtener la curva promedio.
En la figura 15, se presentan las curvas de porosidad total y porosidad efectiva para

las formaciones atravesadas por el pozo 1.

DETERMINACION DE LA MINERALOGIA Y LITOLOGIA

En la actualidad existe una infinidad de métodos para determinar las fracciones minerales
que componen a una roca de formacion en un punto de interés atravesado por un pozo.
Compaifiias como Schulumberger, han desarrollado metodologias y compendios de cartas
con las que es posible discretizar la cantidad de cada mineral en rocas de interés. Herra-
mientas como las anteriores, son de gran utilidad para realizar una caracterizacion geome-
canica adecuada de un pozo o area de interés, ya que los materiales (minerales), ofrecen
respuestas mecanicas diferentes que definen el comportamiento de algun paquete rocoso.

A continuacion se definiran algunas formas de obtener dichas fracciones minerales
por métodos petrofisicos, que ademas de ser utiles para determinar la litologia, nos serviran
posteriormente de apoyo para calibrar resultados con otras metodologias de obtencion que
seran revisadas a detalle en el capitulo tres (obtencion de litologias por el uso de plantillas

maestras).
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FIGURA 15. Obtencidn de la porosidad total
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Obtencidn y analisis por fracciones minerales formadores

de rocas sedimentarias por sistema de ecuaciones

El método se basa en contar con un sistema de ecuaciones donde los variables desconocidas
consistan en la porosidad y los “n” minerales formadores de roca que se considere se tienen
en la litologia de estudio. Es importante saber para este método que se requiere igual
numero de registros que tipos de litologias se consideren presentes en la roca. Por ejemplo,
si se consideren las siguientes matrices de roca: silice, calcita, dolomita y arcilla, sera
necesariamente requerido contar con registros que brinden informacién litoldgica, como
pueden ser: porosidad neutron (NPHI), densidad volumétrica (RHOB), tiempo de transito
(DTCO) y factor fotoeléctrico (PEF); por decir algo. En caso de no contar con algin
registro de los antes citados y se tengan mezclas litoldgicas similares a las citadas (como es
nuestro caso en el pozo tipo 1, no se cuenta con el registro de factor fotoeléctrico), es
posible considerar otros registros, en nuestro caso, discriminaremos con el registro de
volumen de arcilla que se obtendrd de forma sintética con los procedimientos descritos
lineas arriba.

Para el caso que se cita, el sistema de ecuaciones es el siguiente:

by = ¢>¢>Nf +Vipn, +Vodbn, + Vady, + Vadby, oovvneennne. (1.33)
Py = Ppr +Vipy +Vopr + Vips + Vapy ooennenn (1.34)
DT = ¢DT; + VDT, + V,DT, + V3DT5 + VuDT, ............ (1.35)
Vsy = qbVSHf + ViVsn, + VoVou, + VaVopy + ViV, ooevnnnn (1.36)
1l=¢p+V;+Vo+Vs+ Voo (1.37)

Donde:

¢n- es el valor leido del registro de Porosidad Neutrén (NPHI)

Py, €s el valor leido del registro de Densidad volumétrica (RHOB)

DT, es el valor leido del registro de Tiempo de Transito compresional o primario (DT CO)
Vsu, es el valor leido del registro sintético de Volumen de Arcilla

¢, es la porosidad total del medio
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Vi, a V,, son los minerales formadores de roca, presentes en la litologia de analisis. Son las

variables incognitas del sistema.

Del sistema de ecuaciones anterior, es posible obtener la siguiente matriz:

[¢N-|[¢Nf b, Dn, Dng ¢N4][¢'|

| oo || Pr p1 P2 P3 Pa || V1]

pT||DT; DT, DT, DTy DT, ||Val......... (1.38)
Vsn [VSH f VSH1 VSHZ VSH3 VSH4J Vs
Ity 1 1 1 1

Donde:

La matriz 5*1, de la izquierda son las lecturas directas de los registros involucrados en el
punto de interés.

La matriz 5*5, son valores de respuesta a los registros geofisicos conocidos para el fluido
como para cada uno de los minerales considerados en el analisis (ver tabla 1.1, datos
de referencia para varios minerales)

La matriz 5*1, de la derecha, son las incognitas que se busca discretizar.

El sistema de ecuaciones tiene solucidn, ya que tenemos 5 incognitas y 5
ecuaciones, que al tener los datos de referencia e invirtiendo la matriz de 5*5, asi como
multiplicandola por la matriz 5*1 de los valores leidos de los registros, es posible obtener
las fracciones de los minerales y la porosidad del sistema de roca analizado.

Lo anterior es lo que los paquetes de software especializado realizan para “n”,
minerales considerados. Es importante considerar que la paqueteria especializada, puede
realizar el calculo sin tener igual numero de ecuaciones e incdgnitas, sin embargo, ofrece
mejor calidad en los resultados contar un niimero mayor de registros en el andlisis
efectuado.

En la figura 16, se muestra las fracciones litoldgicas para las 20 formaciones

geologicas atravesadas para el pozo 1. Donde la informacion obtenida con esta metodologia

calibra con las descripciones litologicas existentes en la literatura para dichas formaciones.
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FIGURA 16. Fracciones minerales obtenidas con el método de la matriz
para las 20 formaciones geoldgicas atravesadas por el pozo 1
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Obtencion mediante Cross Plots Neutrén-Densidad (N-D) y Neutrén-Sénico (N-S)

Este método de discretizacion de minerales es cualitativo y se consigue graficando los
valores de los registros NPHI- RHOB y NPHI- DTCO (figura 17), en las que se tienen
identificados los comportamientos de los principales minerales de roca, como son el cuarzo,
calcita y dolomita. Es importante destacar que en este tipo de graficas los efectos por gas,
sal, arcilla, etc; modifican el patron de comportamiento de una cierta litologia, desplazando
la nube de puntos de la linea litoldgica considerada para ese tipo de roca. Es por ello que la
lectura de este tipo de graficas requiere de un importante grado de conocimiento por parte

del usuario para poder identificar dichos efectos sin cometer errores en la interpretacion.

FIGURA 17. Representacion grafica de un cross-plot N-D (izquierda),
y N-S (derecha), para una formacién arcillosa.
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En las figuras 18 y 19 se muestran las graficas cross-plots N-D y N-S, para el pozo

1, diferenciado por formacién geoldgica.
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FIGURA 18. Obtencién de la Litologia para varias formaciones geoldgicas
del pozo 1, mediante el uso de cross plots N-D

FIGURA 19. Obtencidn de la Litologia para varias formaciones geoldgicas
del pozo 1, mediante el uso de cross plots N-S
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Obtencién mediante la grafica M-N

La grafica M-N, es también una posibilidad de determinar la litologia de alguna columna

=== ocoldgica. En ella estan involucradas las tres curvas de porosidad: RHOB, NPHI y DTCO,

de la manera que a continuacion se presenta:

M — Se forma a partir de RHOB y DTCO
N — Se forma a partir de RHOB y NPHI

Las ecuaciones que se utilizan para generar las curvas M y N son las siguientes:

DTCOH,0—DTCO;

M =001 —H2— % . (1.39)
Pi—PH,0
NPHI —NPHI;
N=—"F2 T (1.40)
Pi—PH,0

La representacion de la grafica M-N, se observa en la figura 20, en donde se
identifican 4reas de diversas litologias y fluidos que permiten determinar de manera
cualitativa las mezclas litoldgicas presentes en las formaciones geologicas. La figura 21,

contiene la obtencién de la litologia para varias formaciones del pozo 1.

FIGURA 20. Representacioén grafica del cross plot M-N
(modificado de Ramos, 2008)
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Figura 21.- Obtencién de la Litologia para varias formaciones geoldgicas
del pozo 1, mediante el uso de cross plots M-N

CALCULO DE SATURACION DE AGUA DE FORMACION

La obtencién de la saturacion de agua de formacion es uno de los pardmetros mas
importantes para determinar las zonas con hidrocarburos, ya que la saturacion de agua e
hidrocarburos, se relaciona con la ecuacién 1.6. Existen modelos con los que es posible
determinar la saturacién de agua a partir de registros de pozos, por mencionar algunos,

podemos citar los siguientes:

a) Modelo de Archie

b) Modelo de Doble Agua
¢) Modelo de Indonesia

d) Modelo de Juhasz W&S
e) Modelo de Waxman Smit.
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En el modelo que se realiza en este trabajo se ha determinado utilizar el modelo de
doble agua, ya que es considerado uno de los modelos mas consistentes en sus resultados,
al igual que el modelo de Archie, sin embargo, el modelo de Archie no puede ser utilizado
en mezclas litoldgicas. La figura 22, muestra los resultados del calculo de saturacion de
agua e hidrocarburos del pozo 1, donde se aprecia claramente las formaciones del Jurasico
Superior generadoras de hidrocarburos y algunas formaciones sobreyacentes posiblemente
almacenadoras como Tamaulipas Superior del Cretacico, asi como Chicontepec Medio y

Tantoyuca del Cenozoico.

IDENTIFICACION DE ZONAS DE INTERES PETROLERO

Determinar zonas de oportunidad tanto en la industria como en cualquier trabajo
relacionado con la industria petrolera, es de gran importancia para continuar con la
produccion de hidrocarburos. La mayoria de los modelos de identificacién de zonas de

paga, estan basados en su mayoria en el comportamiento de estos tres parametros:

a) Porosidad efectiva
b) Saturacion de agua

¢) Volumen de arcilla

De tal forma, que la variacién de estos parametros permita identificar dichas zonas.
En el caso del pozo 1, son las que se muestran en la figura 23, donde se aprecian zonas de
paga bruta (color verde) y neta (color rojo), para las veinte formaciones atravesadas por el
pozo. Los valores de referencia para identificar las zonas de paga son: porosidad efectiva de
0.1, saturacion de agua de 0.5 y volumen de arcilla de 0.5.

Las areas de interés identificadas se reducen a solo algunas partes de las
formaciones identificadas con saturacion de hidrocarburos (véase la figura 22), como son
algunas zonas de la Formacion Chicontepec Medio, unos pequefios intervalos en
formaciones del Cretacico y varias zonas de las formaciones generadoras del Jurdsico
Superior. Estas zonas de interés petrolero, seran retomadas posteriormente cuando se

utilicen las plantillas maestras para la identificacion de minerales.
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FIGURA 22. Representacién grafica de la saturaciéon
de agua e hidrocarburos del pozo 1




FIGURA 23. Identificacién de zonas de interés petrolero
del pozo 1 (zonas de color rojo), se utilizaron los siguientes
valores de referencia: una porosidad efectiva de 0.1,
saturacién de agua de 0.5 y un volumen de arcilla de 0.5.

CAPITULO 1
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Relacion de la presion de poro con
el contexto geologico-estructural
y métodos convencionales de
prediccidn de geopresiones
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Introduccion

La prediccion de la presion de poro (Pp), que es contenida en las formaciones geoldgicas
del subsuelo, es el objetivo principal del estudio de geopresiones y por consecuencia de
gran importancia en andlisis de geomecanica. En este capitulo se revisan los principios
fundamentales y las formas utilizadas en la industria de realizar calculos relacionados con
la presion de poro a lo largo de una columna litostatica.

La variacion de la porosidad conforme aumenta la profundidad, obtenida por medio
de sismica, es el principal parametro a considerar para estimar la presion de poro previo a
perforar un pozo. Cuando los pozos ya han sido perforados, se utilizan los registros
geofisicos de pozo para obtener informacion (como en nuestro caso).

En la primera seccion de este capitulo seran definidos conceptos relacionados al
tema que son de relevancia; en la segunda, se discutiran los mecanismos que causan
variaciones de la presion de poro; en la tercera, se expondran las formas en que un
yacimiento se puede subdividir en distintas unidades de presiéon y flujo (seccionamiento
estructural), y como afecta esto en las geopresiones; y en la ultima, se obtendran las
magnitudes de las geopresiones utilizando métodos probados para la prediccion de la
presion de poro (Eaton y Bowers).

Predecir la P, con métodos probados, seran de utilidad en el siguiente capitulo, para
calibrar la presion de poro obtenida utilizando los métodos de compresibilidades y
compresibilidades simplificado y en el capitulo cinco donde se obtiene la presién de poro

mediante el uso del modelado de sistemas petroleros.

Conceptos clave

ESFUERZO DE SOBRECARGA (OB)

La sobrecarga (OB), se define como el peso de la columna de roca y los fluidos contenidos

en el espacio poroso que soporta una formacidn a una determinada profundidad. Otra forma

de definirla es la presion ejercida sobre las formaciones subyacentes, generada por el peso
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sumado de la matriz de roca y los fluidos contenidos en los espacios porosos, como pueden
ser agua de formacion, hidrocarburos, etc.

Lo anterior estd representado por la siguiente ecuacion:

OB =(1—-—0@)*xp,*D +@x*psxD....... (2.1)

Una forma sencilla de calcularla es mediante la siguiente ecuacidn que nos dara

valores en [Kgi/cm?]:

OB = 0.1%¥"_,[pp; * (D; — Di—)]....... (2.2)

Donde:
Ppi » es la densidad promedio de la formacién en [gr/cm?], comprendidas entre las

profundidades (D; — D;_4).

Este valor puede obtenerse del registro de densidad del pozo, de pozos de
correlacion, o con el uso de alguna correlacion empirica, como la correlacion de Gardner,
mediante la cual, se puede obtener un registro sintético de densidad volumétrica, a partir del
registro de tiempo de transito, como fue realizado en el capitulo 1, para obtener la curva
sintética de densidad volumétrica (RHOB), del pozo 1.

En libras por pulgada cuadrada (psi), la sobrecarga (OB), se obtendria de la

siguiente manera:
0B = 2=1 0.446 * pp; * (D; — D;_1)....... (2.3)
Donde la densidad (py;), esta en las mismas unidades en las que se encuentra para el

calculo de OB con la ecuacion 2.2. La constante 0.446, se refiere al gradiente de presion

para un fluido de 1.03 [gr/cm?], y est4 en unidades de [psi/ft].
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GRADIENTE DE SOBRECARGA (OBG)

Se expresa en unidades de [psi/ft] o [gr/cm?], el valor comun de gradiente de sobrecarga es
1 [psi/ft], que corresponde a una densidad volumétrica de 2.31 [gr/cm’] (lutitas). Sin
embargo, este importante pardmetro varia de un lugar a otro y debe calcularse para cada
zona, siempre que sea posible.

El célculo del gradiente de Sobrecarga, esta definido por la siguiente ecuacion:

0BG = (1 — @) *p, +@*ps....... (2.4)

En nuestro caso, al final de este capitulo, obtendremos el esfuerzo y el gradiente de

Sobrecarga (OBG), a partir de las ecuaciones 2.3 y 2.4, en [psi] y [gr/cm?], respectivamente.

PRESION NORMAL (B,)

La presién de formacion normal, se define como la presion hidrostatica ejercida por una
columna de agua de 80,000 ppm de [NaCl], cuya densidad es de 1.074 gr/cm’, desde la
superficie hasta la profundidad de interés, en zonas costeras y 1.03 gr/cm?®, en campos
terrestres, dichos valores en gradiente equivalen a 0.465 y 0.446 [psi/ft], respectivamente.
Debido a que gran parte de las cuencas productoras terrestres de México, tuvieron un
origen marino y debido a la exhumacion tectonica, al final del Cretacico y una posterior
regresion resultante final durante el Cenozoico, estas cuencas han quedado ubicadas en la
llanura costera del Golfo de México. Es por lo anterior, que para los céalculos utilizaremos
el gradiente para la presion normal igual a 0.446 [psi/ft].

En el cuadro 1, se muestran los gradientes de presion de formacion normal en
diferentes partes del mundo entre las que se encuentra la Llanura Costera del Golfo de

México (Modificado de Bourgoyne, 1984):
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CuADRO 1. Valores de gradiente de presién normal
en algunas zonas del mundo (modificado de Bourgoyne, 1984)

Densidad Gradiente
Zona de Estudio Equivalente Presion

[grm/cc] Normal [psi/ft]
GOM Profundo 1.074 0.465
Llanura Costera GOM 1.03 0.446
Oeste de Texas 1 0.433
Mar del Norte 1.044 0.452
Malasia 1.021 0.442
Delta Mackenzie 1.021 0.442
Oeste de Africa 1.021 0.442
Montafias Rocosas 1.007 0.436
California 1.014 0.439

VARIACIONES DE PRESION DE PORO

La presion de poro hidrostatica esta relacionada con una porosidad abierta e interconectada,
asi como redes de fracturas, desde la superficie de la tierra a la profundidad de medicion.
Sin embargo, por varias razones (como serda revisado en el tema tres de este
capitulo), la presion de poro puede exceder los valores de presion hidrostatica en un
volumen poroso confinado a una cierta profundidad. Conceptualmente se define que el
limite superior de la presion de poro es el esfuerzo de sobrecarga OB; lo que en ocasiones
algunos autores optan por expresar la presion de poro en funcioén de la Sobrecarga (Ap), de

la siguiente manera:

Ap =Pp/OB......... (2.5)

Por otro lado, la presion de poro litostatica estd referido a que la presion en los
poros de la roca es equivalente al peso del esfuerzo de sobrecarga. También por definicion
se sabe que la presidon de poro sera siempre menor que el esfuerzo principal minimo (o3).

En general, en andlisis de presion de poro en geomecanica, se considera que la
presidon de poro se presenta en condiciones estaticas. Esto es, se considera despreciable el
gradiente de presion que se asocia con flujo de fluidos. Con excepcidn de la diferencia entre
la presion en el pozo y en el yacimiento, causada por el abatimiento del segundo, que afecta

la estabilidad del pozo.
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PRESION DE PORO ANORMAL Y SUBNORMAL (F,)

La presion de poro (Pp), es la presion natural originada por los procesos geologicos de

depositacion y compactacion, a la que se encuentran sometidos los fluidos contenidos en =~ e—
los espacios porosos (porosidad) de la formacién. Cuando la presion de poro o de
formacion es mayor a la presion normal, se le llama presion de poro anormal; mientras que

cuando la presion de poro es menor a la presiéon normal, entonces se define como presion

de poro subnormal.

En la literatura y entre los mas usados en la industria petrolera, hay mas de 15
métodos de prediccion de presion de poro. Para los célculos a efectuar en este capitulo, se
tomaran en cuenta las metodologias de Eaton (1975) (ecuacién 2.6), y Bowers (1995),
calculando la P, al final de este capitulo. En el capitulo tres, se compararan con la
metodologia realizada por Atashbary (Modelos de Compresibilidades), asi como con la
metodologia de obtencion de la Presion de Poro por medio de analisis de cuencas y

sistemas petroleros que se discutira en el capitulo cinco.

X
P, = OB — (0B — P,) * [% ............ (2.6)

DT,

Donde:

Pp, es la prediccidn de la presion de poro

OB, es la sobrecarga

P,, es la presion normal

DT,, es el tiempo de transito medido con el registro DTCO

DT, es el tiempo de transito normal, obtenido de la linea de tendencia de compactacion
normal

X, exponente de calibracion, depende del campo de estudio (1 a 3)

En el capitulo tres, se obtendrd la Pp con el modelo de compresibilidades, en
formaciones carbonatadas (para este tipo de formaciones fue creado); y se extenderéd esta

metodologia a formaciones siliciclasticas, buscando obtener un solo método para toda una
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columna geolodgica. Mientras que en el capitulo cinco, se obtendra la Presion de Poro por
medio de andlisis de cuencas y sistemas petroleros, el cual, no requiere utilizar registros
geofisicos como tal, se basa principalmente en el conocimiento de la litologia de las
formaciones; aunque en nuestro caso, utilizaremos los registros geofisicos, para obtener las
mezclas litologicas de las rocas y con ello caracterizar apropiadamente la litologia de cada

formacion.

GRADIENTE DE PRESION DE PORO

Al igual que el gradiente de Sobrecarga, el gradiente de Pp, se expresa en unidades de
[psi/ft] o [gr/cm’], el valor comln de gradiente de poro normal es 0.433 [psi/ft], que
corresponde a la densidad del agua dulce 1.00 [gr/cm?]; sin embargo, este valor varia de
acuerdo a la salinidad del agua de formacioén. En nuestro caso utilizaremos para gradiente
de presion normal el valor de 0.446 [psi/ft], equivalente a 1.03 [gr/cm?]; de tal forma, que
para las zonas de presion de poro sobre presionadas, tendremos valores en [gr/cm?],

mayores a los de presion de poro normal.

TENDENCIA DE COMPACTACION NORMAL

La tendencia de compactacion normal (TCN), es referida a un apoyo grafico creado por
varios autores, generada a partir del comportamiento fisico que deberian presentar los
sedimentos depositados en una cuenca sedimentaria, los cuales debieran tener una
tendencia lineal en su compactacidn y litificacién. Lo anterior implica que se tengan las

siguientes condiciones:

a) La cuenca aunque se considera que es pasiva, no debe presentar ningun tipo de
alteracidn tectdnica que pueda modificar sus condiciones iniciales.

b) La tasa de sedimentacion debe mantenerse constante.

¢) Las variaciones del nivel del mar, no deberan tener efecto sobre la depositacion.

d) Los sedimentos depositados deberian ser la mayoria de una composicidon constante que

evite variaciones de densidad y por consiguiente de sobrecarga.
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Como dificilmente alguna de estas condiciones se presentard en la naturaleza,
podemos decir que la tendencia de compactaciéon normal es un modelo idealizado del
comportamiento geoldgico de los sedimentos al depositarse en una cuenca. Sin embargo,
este modelo grafico que es trazado sobre los intervalos de baja permeabilidad (lutitas),
identificadas en los registros de tiempo de trdnsito compresional (DTCO) y/o en la
resistividad profunda (Rr), ha sido de bastante utilidad para definir las zonas de presion
normal (B,), y diferenciarlas de las zonas de presion anormal (Pp).

Autores como Shaker (2007), han destacado la importancia de trazar adecuadamente
la linea de tendencia de compactacién normal (TCN), sobre los registros (DTCO) y (Ry),
para definir de manera precisa las tres zonas en el perfil de presidn de un area, que se

mencionan a continuacion:

a) Zona de presion normal
b) Zona de transicion

¢) Zona de presion anormal

Shaker (2007), discute que si la linea de TCN, presenta una corta extension y una
pendiente grande, indica que se tendra un gradiente de presion de poro alto. De la misma
forma, si la longitud de la linea de TCN, presenta una longitud mayor y un pendiente
pequefia, serd indicativo de que se tiene un gradiente de Pp bajo.

Para determinar adecuadamente la linea de tendencia de compactaciéon normal, es

importante tomar en cuenta las siguientes recomendaciones:

a) Tener siempre en contexto la configuracién geoldgica de la zona (edades, ambiente de
deposito, relaciones estratigraficas, ajustes estructurales, tectonica, presencia de sal, etc)

b) Trazar solo una linea de compactacidn normal a partir de una cierta profundidad (por lo
general a una profundidad mayor de 500 m)

¢) Determinar con precision el cambio de pendiente que representara el inicio de la

presion anormal.
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Las malas practicas asociadas a la determinacion de TCN, son las que a

continuacion se mencionan:

a) Intentar ajustar los datos geoldgicos y petrofisicos a la linea de TCN, con el fin de
calibrar. Debe hacerse exactamente lo inverso.

b) Interrumpir el trazado de la linea de compactacidn normal en caso de observar
variaciones en los datos medidos de los registros DTCO y Rr. Debe continuarse el
trazado hasta donde las variaciones en las mediciones estén asociadas a cambios en la
compactacion (se requiere un grado de conocimiento en el tema).

c) Extrapolar una TCN, obtenida para un pozo, a toda un area de estudio. La geologia de
los campos no es constante ni de pozo a pozo.

En el tema 2.5, de este capitulo se realizard el trazado de la linea de tendencia de
compactacidon normal, como parte de los calculos asociados a la obtencién de la Pp, del

pozo 1, utilizando métodos convencionales.
PRESION DE FRACTURA (Pr)

La presion de fractura se define como la fuerza necesaria aplicada a un area para fracturar
la roca. Dicha resistencia depende de la solidez o cohesion de la roca y de los esfuerzos de
compresion a los que se someta. Las formaciones superiores solo presentan la resistencia
originada por la cohesion de la roca. A medida que aumenta la profundidad, se afiaden los
esfuerzos de compresion de la sobrecarga de las formaciones. Debido a esto, se puede
confirmar que las fracturas creadas en las formaciones someras son horizontales y la
mayoria de las fracturas creadas en formaciones profundas son verticales (la roca
generalmente falla a presiones inferiores de la presion de sobrecarga).

Para determinar esta presion se propone emplear el método de Eaton, quien
relacion6 el esfuerzo horizontal efectivo y el esfuerzo vertical efectivo a través de la

relacion de Poisson: para obtener finalmente la ecuacion que se plantea a continuacion:

Pr= Py + (:—v) (OB —=Pp)...... (2.7)
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Donde:
Pg, es la presion de fractura, que estard en las mismas unidades que la presiéon de poro (Pp),

y la sobrecarga (OB).

v, es la relacion de Poisson en unidades adimensionales. —

La relacion de Poisson, se define como una propiedad mecénica de la formacion que
relaciona la deformacion lateral de la roca con respecto a su deformacion axial, cuando esta
sometida a un esfuerzo (se abundara en el concepto en el capitulo 4, donde se obtendran los
parametros eldsticos). Existen algunas maneras de obtener este valor. Una es asignarle un
valor constante (0.3- 0.4 [adim]). Otra forma es mediante mediciones directas de
laboratorio a especimenes de nucleos cortados en el pozo (valor estatico). Otra mas es
mediante la grafica (nomograma), de Eaton, el cual puede ser expresado mediante la

siguiente ecuacion:

v = 0.0645 * In(D) — 0.0673............ (2.8)
Donde:
D, es la profundidad en [m]
Otra manera mas de obtener el valor de la relacion de Poisson dinamico, es mediante la

ecuacion en funcion de los tiempos de transito primario y secundario.

2
_ 05+(PTSM/ b 0)
- 2
(oTSMy V-1

Donde:
DTCO, es el tiempo de transito primario
DTSM, es el tiempo de transito secundario. Este puede leerse directo de un registro dipolar
(DSI), o en caso de no contar con informacion de este registro; se pueden utilizar las
correlaciones para obtener DTSM y VS, a partir de DTCO, Que se discutiran en el capitulo

cuatro de esta tesis. Esta ultima ecuacion es la que se utilizara para el calculo de v.
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GRADIENTE DE PRESION DE FRACTURA (G Pr)

Para la obtencion del gradiente de presion de Fractura, utilizamos la ecuacion de Eaton para

la presion de fractura, haciendo el ajuste para obtener el gradiente de presion de fractura:
v
GPy = GPp + (E) « (0BG — GPp).......... (2.10)

Donde:
GPr, Es el gradiente de presion de fractura, preferentemente en [psi/ft], y si se quiere
convertir el valor resultante a [gr/cm?®], debemos afectarlo por el gradiente de presion
normal igual a 0.433 [psi/ft], que es el valor de gradiente para densidad de 1.00 [gr/cm?].
En la literatura existen trabajos de autores (Berumen, 1993), donde toman valores tipicos

constantes de 0.65 a 0.7 [psi/ft] para el gradiente de presion de fractura.
Mecanismos que generan sobrepresion en el subsuelo

En el tema dos de este capitulo, se ha hablado de la presion de poro, sus variaciones y
algunos valores que presenta, sin embargo, no se han discutido las razones por las cuales
puede desarrollarse presion normal o anormal en una formacidn geoldgica; en este tema son
revisados los principales mecanismos que generan sobrepresion en una columna litostatica.
Existe una importante variedad de mecanismos que generan sobrepresion en el
subsuelo, como también existe una infinidad de mecanismos naturales que generan zonas
de baja presion (menor a la hidrostatica). Entre los que se mencionan para el primer caso,

podemos discutir los siguientes:
DESEQUILIBRIO EN LA COMPACTACION

También es conocido como baja-compactacion, es considerado el mecanismo mas

importante generador de sobrepresion y es relativamente sencillo de comprender.
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La sedimentacion sobre capas recientes genera un incremento de la sobrecarga lo
que a su vez genera compactacion; este fenomeno conlleva una disminucion constante de la
porosidad en las capas que van quedando sepultadas. En este sistema comunicado hidrau-
licamente, las formaciones permeables hasta la superficie, la compactacion y el sepulta-
miento generan un flujo de fluidos en los poros sin generar incremento en la presion de poro.

Sin embargo, en formaciones con poca permeabilidad como las lutitas inter-
estratificadas con capas de areniscas generalmente a profundidades mayores de los 3000
[m], o en zonas que debido a la rapida sedimentacion y compactacion, la expulsion de
fluido de los poros de la roca no se pudo llevar a cabo a la misma velocidad, que la pérdida
de porosidad; ocurre un incremento en la presion de poro debido al exceso de volumen de
fluidos en los poros de la roca. En condiciones donde ocurre esto, existe baja compactacion,
con lo que la porosidad puede llegar a ser mayor de lo que deberia de ser a esa profundidad,
y por consecuencia se genera sobrepresion.

El esfuerzo de sobrecarga (OB), es soportado tanto por la presion de poro (Pp),
como por el esfuerzo matricial o efectivo de la roca (g, f). Debido a que la presion de poro
es mayor a la hidrostatica cuando es anormal, el esfuerzo efectivo debe ser menor de lo que
seria con presion normal, obteniendo al final un esfuerzo de sobrecarga constante; lo

anterior se conoce como concepto de esfuerzo efectivo propuesto por Terzaghi (1923).

oy = 0B — Pp......... 2.11)

En el Golfo de México, la sedimentacion genera grandes acumulaciones del orden
de kildmetros, en un tiempo geoldgico relativamente corto (ltimos 10 millones de afios).
Esta sedimentacién provoca presiones intersticiales de compactacion que puede alcanzar
valores altos cuando las capas impermeables (lutitas), se encuentran a gran profundidad, e
impiden el flujo a través de los poros (Gordon, 1998).

La transicion de presion hidrostatica a sobrepresion es muy variable de un lugar a
otro (depende mucho de condiciones locales), pero generalmente inicia a profundidades

entre los 1500 y 3000 [m]. Existen areas en el Golfo de México, donde la sobrepresion se
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encuentra a profundidades menores de 1000 [m], lo que puede complicar la perforacion de
pOZzos en esas zonas.

Asociado exclusivamente a este mecanismo de generacion de Pp, se ha desarrollado
el concepto de la linea de tendencia de compactacidon normal (TCN), discutida
anteriormente en este mismo capitulo, la cual delimita las zonas de presion normal y

anormal en base a la respuesta de los registros de DTCO y Ry.

COMPRESION TECTONICA

La compresidn tectonica es un mecanismo de generacion de presion de poro que es analoga
al desequilibrio en la compactacion, si pensamos que los cambios de esfuerzos tectonicos se
producen a gran escala sobre periodos geoldogicamente cortos.

Los yacimientos ubicados en areas sometidas a compresion tectdnica, son lugares
donde puede observarse este mecanismo, como los yacimientos de Cantarell al sureste del
pais, o en la cuenca de Burgos en el norte de México, donde a pesar de que los cambios de
esfuerzo son en la margen pasiva (intraplaca), se han logrado generar cambios en la presion
de poro. Internacionalmente, en el norte del Mar del Norte, y el mar de Noruega,
Grollimund y Zoback (2001), se ha demostrado que esfuerzos de compresion asociados al
basculamiento resultante de la desglaciacion de los ultimos 15.000 afios, generan una
variacidon anormal en la presion de poro.

En el margen noruego existen tres mecanismos de generacion de exceso de presion
de poro, dos de ellos relacionados con la desglaciacion que genera cambios en el esfuerzo
vertical debido a la rdpida sedimentacion reciente y los esfuerzos compresivos; y el tercer
mecanismo asociado a la generacion de hidrocarburos (discutido a continuacién). Los dos
mecanismos asociados con el deshielo han dado como resultado que la presion de poro
cambie inclusive en los tltimos miles de afios (Zoback, 2007).

En los campos Ku-Maloob-Zaap, en el Golfo de México, ocurre algo similar, donde
se han llegado a determinar 2 regimenes de esfuerzos, uno compresivo que es mas antiguo
y que generd deformacién en la zona, y el régimen transcurrente que ha delimitado y

seccionado esta zona en varios campos alineados a lo largo de estos limites estructurales.
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En la figura 1, se muestra la forma en que afectan los diferentes regimenes

tectonicos a la presion de poro normal y anormal (Zoback, 2007).

FIGURA 1. Comportamiento de la presidon de poro normal y anormal,
en diferentes regimenes tectdnicos (Zoback, 2007)
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DIFERENTES ALTURAS DE COLUMNAS DE HIDROCARBUROS

Una columna de hidrocarburos entrampada, puede dar lugar a exceso de presion en la parte
superior del yacimiento, especialmente cuando dichos hidrocarburos contienen gas libre.
Este fendmeno puede presentarse en cuerpos areno- arcillosos como los que se presentan en
la cuenca de Burgos, donde la geometria de los yacimientos puede delimitar el tamafio de

columnas de hidrocarburos contenidas en ellos.

EFECTO CENTROIDE

El efecto Centroide, se refiere al hecho de que la presion de poro relativamente alta, se
produce en la parte superior de un cuerpo de arenisca basculado que esta inter- estratificado
con lutitas masivas.

En la figura 2 se observa la presion de poro en la parte superior del cuerpo de arena
es mas alta que en las lutitas adyacentes a la misma elevacion. La profundidad a la que la
presion de poro es la misma en los dos cuerpos que se conoce como el centroide (Shaker,
2005). La perforacion en la parte superior de un cuerpo de arena con presion de poro mayor

que las capas adyacentes es un riesgo potencial en la perforacion.

FIGURA 2. Representacion grafica del efecto centroide
en secuencias siliciclasticas interestratificadas (Zoback, 2007)
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SOBREPRESION ACUATERMAL

Es un mecanismo de generacidon de sobrepresion derivada por el hecho de que a medida que
los sedimentos son sepultados, se calientan.

Los aumentos de temperatura con la profundidad en la tierra son debido al calor
producido por la desintegracion radiactiva de rocas del basamento cristalino y flujo de calor
hacia arriba a través de la litosfera.

Debido al incremento de calor se provoca la expansion de liquido en los poros de
rocas que se encuentran a mayores profundidades; en una matriz de roca confinada y
practicamente incompresible, la expansion del fluido en los poros generard un aumento de
presion.

Algunos autores consideran que las causas del aumento de la presion acuatermal no
es un mecanismo viable de la generacion de sobrepresion, ya que el tiempo considerado de
calentamiento es mucho mayor que el tiempo en el que se desarrollaron las sobrepresiones
en las cuencas sedimentarias, de tal manera que seria necesario un sello perfecto para largos

periodos de tiempo geoldgico (Zoback, 2007)

DESHIDRATACION DIAGENETICA DE ARCILLAS

Las reacciones de deshidratacion diagenética de las arcillas y minerales se ha considerado otro
mecanismo que podria generar sobrepresion en cuencas sedimentarias asociadas al petroleo.

La deshidratacion de la esmectita es un proceso complejo pero puede conducir a
aumentos de volumen, tanto de la matriz de la roca y del sistema de agua de poro segin
Hall (1993).

La transicion de la montmorillonita a illita, implica expulsion de agua de la red
cristalina de la montmorillonita, a temperaturas mayores de 100 °C; a esas mismas profun-
didades se desarrolla sobrepresion en varias cuencas petroleras (Bruce 1984).

La transicion de la anhidrita al yeso es otra reaccion de deshidratacion que puede
conducir al desarrollo de sobrepresion, aunque la temperatura a la que se produce esta
deshidratacion es so6lo la mitad la de la transicion de esmectita-illita, por lo tanto esta reaccion

se da a profundidades mas someras donde no necesariamente existe presién anormal.
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La forma en la que las reacciones de deshidratacién pueden generar sobrepresion es
un proceso complejo. Por ejemplo, en el caso de la transicién esmectita-illita, el cambio de
volumen total asociado con la transicion ha sido poco estudiado y el cambio de fase puede
darse en conjunto con el desequilibrio de compactacién, con lo que resulta dificil distinguir
ambos eventos.

Ramos (2016), ha determinado formas para adicionar a la curva de Pp, los efectos

de presion que puede atribuirse a la actividad mineral de las arcillas (presidn osmotica).
MADURACION TERMICA DEL KEROGENO

La generacion de hidrocarburos a partir de la maduracion térmica del kerogeno en rocas
generadoras de hidrocarburos se asocia con un notable incremento en el volumen de fluido
de los poros y por lo tanto también puede conducir a la generacion de sobrepresion. Este es
el caso de la generacion tanto de aceite y gas a partir del kerégeno. Zoback (2007), indica
que este mecanismo se genera en cuencas sedimentarias donde existe una correlacion
aparente entre la sobrepresion y la maduracion de kerdgeno.

En la provincia Tampico Misantla, las formaciones arcillosas del Kimmerigdiano
estan suficientemente sepultadas para la generacion de petrdleo o de gas y estdn ademads
sobre presionadas. Sin embargo, algunas formaciones mas jovenes (a profundidades por
encima de las temperaturas de maduracion) presentan también sobrepresion, por lo que se
concluye que la generacion de hidrocarburos si puede generar presion anormal, junto con
otros mecanismos de presion de poro que operen en esta area (en nuestro caso el area donde

se ubica el pozo 1).
Discontinuidades litolégicas que afectan la Presiéon de Poro
TRAMPAS DE HIDROCARBUROS

Las trampas de hidrocarburos, son una caracteristica geoldgica que permite que el aceite
y/o gas se acumule y conserve de manera natural durante un cierto periodo de tiempo.
Son receptaculos cerrados en la corteza terrestre que cuentan con rocas almacenadoras

y rocas sello en posicion tal que permiten se acumulen los hidrocarburos. Las trampas
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petroleras tienen una determinada forma, tamafio geometria, cierre y area de drenaje,

columna total y neta de hidrocarburos. Los tltimos conceptos se definen como sigue:

a) Cierre: es la longitud vertical maxima, desde el punto mas alto, en la que lo

hidrocarburos pueden acumularse en la trampa. 91
b) Area de drenaje: es la méxima abertura (area) de la trampa, echado abajo, se mide en la

parte inferior de la trampa.
¢) Columna Total de Hidrocarburos: conocida como Gross Pay Zone, es la distancia desde

la cima de la acumulacidn de aceite hasta el punto inferior del contacto agua-aceite.
d) Columna Neta de Hidrocarburos: conocida como Net Pay Zone, es la parte

comercialmente productiva del intervalo anterior.
Las trampas de hidrocarburos se dividen en:

a) Por Variacidon de Permeabilidad
b) Estructurales
¢) Mixtas

CLASIFICACION DE LAS TRAMPAS DE HIDROCARBUROS
Trampas por variacion de permeabilidad

Se refiere a todas las trampas que permiten que los hidrocarburos, se acumulen en el
subsuelo sin deformacion estructural. Son resultado de la presencia local de un cierto
volumen de roca-almacén aislada por formaciones impermeables tanto vertical como
lateralmente, se deben a anomalias en la reparticion de los sedimentos o a la naturaleza
litologica de las formaciones.

Las trampas por variacion de permeabilidad mas comunes e importantes son las

trampas estratigraficas, las cuales se dividen en:

a) Trampas estratigraficas primarias. Estan condicionadas por la presencia de un cuerpo

rocoso, poroso, permeable, de tamafio limitado; existen debido al hecho de que un
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sedimento capaz de originar un almacén, tiene buena porosidad y permeabilidad y se
encuentra rodeado de rocas impermeables.

b) Trampas estratigraficas secundarias. Se crean por fenomenos posteriores a la sedimen-

— tacion y a veces se forman durante la diagénesis, las que resultan de una discordancia
angular o una discordancia basal. Las trampas estratigraficas secundarias son la transi-
cion a las trampas mixtas.

Los tipos de trampas por variacién de permeabilidad, son las que se muestran en la

cuadro 2:

CUADRO 2. Diferentes tipos de trampas por variacidon de permeabilidad
(Modificado de Fugro, 2005)
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Trampas estructurales

Las trampas estructurales implican alguna forma de deformacion de la roca, cominmente
expresadas por domos, anticlinales y fallas. Las trampas estructurales son facilmente
localizables por estudios geoldgicos superficiales y subsuperficiales, asi como por estudios
geofisicos; son las mas numerosas entre las trampas y reciben mucha mas atencion que los
otros tipos de trampas en la busqueda de aceite y/o gas ya que en este tipo de acumula-
ciones se han encontrado grandes reservas de hidrocarburos.

Como se menciono, existe una variada gama de trampas estructurales que en este

trabajo seran divididas, segiin se muestra en la siguiente pagina en el cuadro 3.

Trampas mixtas (combinadas)

Las trampas mixtas o combinadas presentan variaciones de porosidad y deformaciones
estructurales en las cuales, la roca almacén cubre solo una parte de la estructura; tanto la
estructura como los cambios estratigraficos son esenciales en la formacion de este tipo de
trampa. Las trampas de esta naturaleza son dependientes de los cambios estratigraficos que
limitan la permeabilidad y la estructura para crear el cierre y completar la trampa; las
discordancias y estructuras producto de la deformacion son igualmente importantes en la
formacidn de estas trampas, por lo que el fallamiento es un factor de control en muchas de

estas trampas.

INTERCALACIONES DE ESTRATOS DE ARENISCAS Y LUTITAS

Los yacimientos y demas formaciones, pueden ser subdivididos y aislados hidrdulicamente
de estructuras adyacentes, lo cual es importante, ya que producir de distintas secciones
tiene un mayor impacto en los programas de desarrollo que buscan obtener mas hidrocar-

buros del yacimiento.




CuADRO 3. Diferentes tipos de trampas estructurales
(Modificado de Fugro, 2005)
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La forma mas sencilla de pensar en secciones aisladas en el yacimiento es teniendo
capas de arenas permeables separadas de capas de lutitas impermeables, asumiendo que la
extension lateral de cada intervalo esta delimitada. La presion dentro de cada intervalo
incrementa la presion de poro debido a los poros interconectados dentro de dicho estrato.

La presion de poro en los yacimientos del golfo de México, son un buen ejemplo del
seccionamiento de la presion de poro. Los yacimientos de areniscas de edad Plio-
Pleistoceno, de menos de 4 millones de afios, son encontrados en pequefias cuencas salinas
separadas, limitadas por fallas normales que buzan al SW (Zoback, 2007), y que cons-

tituyen las rutas de migracion de hidrocarburos a dichos yacimientos (vedse la figura 3).

FIGURA 3. Representacién estructural de los yacimientos
de un area del Golfo de México. Migracion de hidrocarburos
a través de fallas (Zoback, 2007).

En México, el ejemplo mas claro de yacimientos seccionados por secuencias de
areniscas y lutitas, lo tenemos en la cuenca de Chicontepec, donde se presentan cuerpos
lenticulares de areniscas sucias, inmersos en lutitas que predominan en la cuenca. Este tipo
de depdsitos tienen un origen asociado a las corrientes de turbidez que se dieron en la zona

por aporte de terrigenos continentales. La posible ruta de migracion fue originada por la
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misma erosion de los cafiones submarinos que llegaron en algunas zonas hasta formaciones

del Jurasico Superior (Lopez, 2008).

PREDICCION Y MEDICION DE LA PRESION DE PORO EN SILICICLASTICOS

Debido a que puede existir la errénea percepcion entre la presion de poro que se puede
medirse con herramientas dentro del pozo y la que solo se calcula (la baja permeabilidad de
la roca, no permiten obtener la magnitud de presion); en estas lineas se establece la
diferencia entre ambas. La presion de poro medida, estd asociada a rocas con caracteristicas
permeables como las de yacimiento (areniscas), en las cuales se puede registrar un valor de
presion; mientras que la presion de poro calculada se efectiia en formaciones relativamente
impermeables (lutitas o rocas con alto contenido de arcilla). El error de asumir que existe
continuidad en la presién en secuencias interestratificadas de areniscas y lutitas, puede
generar problemas en perforacion. Para comprender dicha variacidén es necesario entender
el entorno geologico y su relacion con la presencia de hidrocarburos. La anticipacion de
variaciones de presion en los contactos de capas areno-arcillosas puede representar un
beneficio en la perforacion exitosa de pozos petroleros.

Para la prediccion de la presion de poro Pp, en formaciones cléasticas son
ampliamente utilizados métodos basados en la porosidad medida del registro sénico
(DTCO), en lutitas y rocas con altos contenidos de arcillas. Los analistas pioneros de las
geopresiones como Eaton, 1975; y Matthews y Kelly, 1967; utilizaron el esfuerzo efectivo
en relaciébn con el cambio de propiedades petrofisicas estableciendo varios métodos
empiricos de calculo de la presion de poro en las costas del Golfo de México.

En cambio en rocas porosas y permeables (arenisca, oolitos, etc), la presion de poro
(presion de poro real), es medida usando herramientas de linea de acero y mandmetros
durante la perforacion. La presion de poro medida (Ppy,), en areniscas saturadas, por lo
general sigue el gradiente hidrostatico principal de la zona, siempre y cuando la densidad
de agua de formacion se mantiene igual (véase la figura 4). La Ppy,, en zonas productoras
sigue la pendiente de los hidrocarburos que, a su vez, depende de la densidad de la columna

de petroleo o gas como se esquematiza en la figura 5.
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FIGURA 4. Diferencia entre la Pp y Ppy,,
en intercalaciones de areniscas-lutitas (Shaker, 2002).

Seal

Reservoir

Type
Rock

Pressure Envelop es

FIGURA 5. Tendencia de la Ppy;, en una formacién
saturada con agua de formacion, aceite y gas (Shaker, 2002).

El cambio en el desarrollo del gradiente de presion (GPp) entre dos secuencias
distintas, por lo general, ocurre en los cuellos lutiticos. La mayor parte de los problemas
como colapsos, ocurren donde GPp, cambia de forma exponencial su pendiente en los

intervalos de arcilla, especialmente cerca de la base del sello. A lo largo de la zona de
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contacto entre la formacién sello y la subyacente productora, pueden ocurrir problemas
como reventones, perdidas parciales y total de circulacion, etc.

La configuracién estructural de un yacimiento y sobre posicidon litologica de un
plano de falla, pueden generar distribucion diferencial de la presion en areniscas que estd en
frente de las lutitas, como se puede observar en la figura 6. En las cimas la Ppj;, €s mayor

que la Pp, pero en la base de los cuerpos la relacion se invierte (Shaker, 2002).

FIGURA 6. Comportamiento del perfil de presién
en presencia de una falla de crecimiento que pone en contacto
secuencias de areniscas y lutitas (Shaker, 2002).

Es importante identificar las diferencias entre la Pp y Ppy,, y con ello rectificar la
curva de presion de poro, en los contactos entre capas dado el ambiente geologico, donde
existan ajustes estructurales y cuando haya presencia de hidrocarburos; para optimizar los
programas y ejecucion de la perforacion de pozos.

La diferencia que existe entre la presion de poro en la lutitas (Pp) y las areniscas
(Ppy), €s una consecuencia de la compactacién y el atrapamiento de los fluidos de la
formacion en la seccion de presion anormal. Ppy, generalmente presenta el gradiente
hidrostatico de fluido de formaciéon (0,446 [psi/ft] en la llanura costera del Golfo de

México), y progresa en forma de cascada con la profundidad.



RELACION DE LA PRESION DE PORO

El gradiente de presion en las lutitas tiende a seguir un mayor gradiente en los
sistemas de sellos. Por otro lado, existen tendencias regresivas de presion, que ocurren cuando

secuencias de areniscas estan comunicadas con formaciones suprayacentes (véase la figura 7).

FIGURA 7. Comportamiento de la Ppy,, en secuencias comunicadas
de areniscas interestratificadas con lutitas (Shaker, 2002).

Regression

Effective Siress

Son varios los factores geoldgicos, como la geometria de los depdsitos, cambios de fa-
cies laterales y fallas, etc., que originan las variaciones de presion de poro en secuencias sili-

ciclasticas profundas y que deben tenerse en consideracion cuando se calibra una curva de Pp.

VARIACION DE LA PRESION DE PORO EN TRAMPAS ESTRUCTURALES ASOCIADAS A LA SAL

La naturaleza ductil de la sal, puede generar una variedad de estilos estructurales que
afectan la orientacién de los esfuerzos, Su baja densidad, causa una variacién en el
gradiente de sobrecarga, ademds de que debido a su casi nula permeabilidad, constituyen un
sello perfecto.

En varios pozos sub-salinos en aguas profundas del Golfo de México, se observa un
cambio marcado de la presion de poro y de la tendencia de compactacion normal, a través
de los cuerpos de sal. Encima del cuerpo de sal, se presentan altos gradientes, mientras que

debajo del cuerpo salino el gradiente es bajo.
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El conocimiento del modelo de depositacion en relacion con la tectonica salina es
muy util en el establecimiento del perfil de prediccion de la presion de poro y evaluar la
posibilidad de que exista entrampamiento de hidrocarburos.

En las cuencas salinas, la magnitud y direccion de los esfuerzos, estan controladas por
la tectonica salina. Por lo tanto, el esfuerzo principal (o), no necesariamente esta
representado por la carga vertical de la columna sedimentaria (OB). La fuerza de flotabilidad
de la sal (§B), usualmente actua hacia arriba y tiene la tendencia de incrementar el esfuerzo
principal, por encima de la sal y disminuirlo debajo de la intrusion (Shaker, 2002).

Los escenarios mds comunes en los que interviene la intrusidon de la sal y como

afecta al comportamiento de las geopresiones en los diferentes casos de estudio, se enlistan

a continuacion y se presentan las principales caracteristicas en el cuadro 4.

CuADRO 4. Comportamiento de las Geopresiones
en secuencias salinas (modificado de Shaker, 2002)

Comportamiento de las Geopresiones en Presencia de Sal

Descripcién

Comportamiento de Sy

Comportamiento de Pp

Comportamiento de Pg

Imagen

Diapiros, domos y altos
estructurales asociados
con la fluencia de la sal

Llega a ser superior a OB,
en las cercanias de la Sal

Incrementa exponencialmente
cerca del cuerpo de Sal (Ley
Terzaghi)

Llega a ser mayor a OB y
menor que S,

Sinclinales generados en
cuencas salinas

Se mantiene menor a OB, en
toda la seccion y disminuye
en el cuerpo de Sal

Entrando a la zona de presion
anormal, el gradiente de
presion incrementa de
manera constante

Incrementa constantemente
muy cercano a S, pero
siempre menor a OB

Flancos de saly
generacion de secuencias
de rampa

Cuando se entra a la zona de
sobrepresion incrementa la
OB, posterior disminuye para
volverse asintotica con OB

Incrementa de forma
exponencial conforme se
aproxima al cuerpo de Sal,
hasta alcanzar OB en la
interface

Se mantiene con la OB,
hasta que entra a la zona de
presion anormal donde tiene
incremento abrupto que
supera OB, dentro del cuerpo
disminuye.

Mantos, canopies y
emplazamientos
interestratificados de sal

Incrementa de forma
constante sobre OB, hasta
llegar al cuerpo de sal donde
la relacion se invierte

Incrementa con pendiente
constante en la zona anormal
hasta el cuerpo de sal.
Debajo de la Sal disminuye
drasticamente y se mantiene
constante

Va muy cercano a OB, hasta
alcanzarla en la interfase con
la Sal, pasando el cuerpo
salino disminuye
constantemente

Bloques sobrepuestos a la
estructura y laminaciones
subyacentes

Va ligeramente superior a
OB, en la zona de presion
anormal, atravesando el
cuerpo de Sal, S, incrementa
aln mas

En las estructuras
sobrepuestas al cuerpo de
Sal, presenta un
escalonamiento que
incrementa sustancialmente
P, Debajo viene de un salto
y disminuye

Se mantiene constante en la
seccion normal y anormal
hasta el cuerpo salino, donde
se interrumpe y retoma
debajo de él, incrementando
hasta alcanzar OB
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a) Diapiros, domos y altos estructurales asociados con la fluencia de la sal
b) Sinclinales en cuencas salinas

c) Flancos de sal y secuencias de rampa

d) Mantos, canopies y emplazamientos interestratificados de sal

e) Bloques sobrepuestos a la estructura y laminaciones subyacentes

Los intervalos productores en secuencias subsalinas, representan dificultades en la
perforacidn en plays exploratorios.

En nuestro caso, el area donde se ubica el pozo 1, no se considera una cuenca
asociada a la fluencia de la sal en el subsuelo; sin embargo, en la columna geoldgica se
tiene identificada la Formacion Huehuetepec, la cual se describe litologicamente como
secuencias de sal, anhidrita y yeso, generan variacion en el comportamiento de los registros

geofisicos del pozo.

Prediccion de geopresiones del pozo 1, con métodos clasicos

INFORMACION DISPONIBLE DEL POZO 1, PARA ANALISIS DE GEOPRESIONES

La informacién disponible del pozo 1, para realizar el andlisis de geopresiones, consta de:

a) Registros Geofisicos Basicos del Pozo (Analizados ampliamente en el capitulo 1)
b) Expediente de Perforacion del Pozo, que contiene la siguiente informacion de interés:
e Fechas de inicio y término de perforacion
e Informacion de la densidad del lodo
e Informacion litologica de los recortes de perforacion
e Consecutivo de actividades

e Asentamiento de las tuberias de revestimiento (TR's)

101
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En relacién a los Registros del pozo 1, en el andlisis de geopresiones, se adopta en
metodologia distinta a la utilizada en el analisis petrofisico, la cual se muestra en la

cuadro 5.

CuADRO 5. Metodologia de andlisis de Geopresiones con Registros Geofisicos

Carril Registro Color Tipo de Linea Escala
1 Profundidad (DEPTH) No Aplica Lineal [0-5000] m
2 Columna Geolégica No Aplica No Aplica
3 Rayos Gamma (GR) Continua Lineal [0-150] API
3 Linea Base de Lutitas Intermitente Lineal [0-150] API
4 Tiempo de Transito (DT) Continua Lineal [240- 40] us/ft
4 Puntos Lutitas en DT Marcador Lineal [240- 40] us/ft
4 Linea Filtrada DT 39 Continua Lineal [240- 40] us/ft
4 Tendencia de Compactacion DT Continua Lineal [240- 40] us/ft
5 Resistivad Profunda RT Continua Logaritmica [0.2-2000] ohm-m
5 Puntos Lutitas en RT Marcador Logaritmica [0.2-2000] ohm-m
5 Linea Filtrada RT 39 Continua Logaritmica [0.2-2000] ohm-m
5 Tendencia de Compactacion RT Continua Logaritmica [0.2-2000] ohm-m
6 Densidad de Bulto (RHOB) Continua Lineal [1- 3] gr/cc
6 Gradiente de Sobrecarga (OB) Continua Lineal [1- 3] gr/cc
7 Gradiente de Sobrecarga (OB) Continua Lineal [1- 3] gr/cc
7 Presion de Poro Eaton DT3 Continua Lineal [1- 3] gricc
7 Presion de Poro Eaton RT1.2 Continua Lineal [1- 3] gr/cc
7 Presion de Poro Bowers Continua Lineal [1- 3] gr/cc
7 Presion de Fractura Eaton Continua Lineal [1- 3] gr/cc
7 Presion de Fractura M & K Continua Lineal [1- 3] gricc
7 Densidad del Lodo (MW) Continua Lineal [1- 3] gricc
7 Asentamiento de TR’s Marcador Lineal [1- 3] gr/icc

Los registros bésicos para el andlisis de geopresiones del pozo 1, se muestran en la
figura 8, que corresponden Unicamente con el intervalo de 0 a 1803 [m], correspondiente a
las formaciones geoldgicas del Cenozoico, en las que son aplicables las metodologias de
prediccidon de poro convencionales.

El expediente del pozo 1, indica que este fue perforado entre el 26 de noviembre y
el 30 de junio, con una profundidad total desarrollada y vertical de 4100 [m], atravesando
20 formaciones geologicas de las cuales ocho son del Cenozoico y el resto del Mesozoico.
El estado mecanico, se muestra en la figura 9; el cual fue construido con la informacién del
resumen de actividades realizadas durante la perforacion del pozo, contenida en el anexo A.
Mientras que en la figura 10, se muestra la curva de densidad del lodo con la que se perford
el pozo 1; la informacién con la que se construyd esta curva se encuentra en el mismo

Anexo.
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FIGURA 8.-Registros Basicos de las formaciones del Cenozoico,
utilizados en el andlisis de geopresiones convencional
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FIGURA 9. Estado Mecanico de la perforacién del pozo 1
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FIGURA 10. Curva de Densidad del Lodo en [g/cc]
(carril 7, curva verde opaco), con la perforé el pozo 1
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PREDICCION DEL GRADIENTE DEL ESFUERZO DE SOBRECARGA (OBG)

A partir de la ecuacion 2.3, y los datos de la curva de RHOB, se obtuvo la curva de esfuerzo
de sobrecarga (OB) y gradiente de sobrecarga (OBG), para toda la columna geolodgica del

pozo 1. En la figura 11 se presentan los resultados para OBG.

FIGURA 11. Curva de Gradiente de Sobrecarga,
obtenida con datos de registro RHOB del pozo 1
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PREDICCION DE LA PRESION DE PORO (Pp)

Método de Eaton

Ben Eaton (1975), realizé estudios acerca de la presion de poro en el subsuelo y asocio su
comportamiento al mecanismo de compactacion de los sedimentos siliciclasticos de
formaciones recientes, como la principal causante de generacion sobrepresion. Para poder
utilizar esta metodologia hay que generar sobre las curvas de los registros DTCO o Ry, la
linea de tendencia de compactacidn, cuyo concepto se discutid anteriormente en este mismo
capitulo. Una vez definida la linea de tendencia de compactacion, se utiliza alguna de las dos
ecuaciones que derivan de los analisis de Eaton, para determinar la Pp de las formaciones del

Cenozoico del pozo 1; las cuales se muestran a continuacion en forma de gradiente:

6Py =2 — (&Y., [}’:TL;]LZ ............ 2.12)
6Py =2 — (2 -1 [%]3 ............ (2.13)

En la figura 12, a partir de las ecuaciones 2.12 y 2.13 y del trazado de la linea de
tendencia de compactacién normal en los registros de tiempo de transito y resistividad
respectivamente (linea roja carril 4 y linea verde carril 5); se obtuvieron las curvas de
presion de poro utilizando la resistividad con exponente de 1.2 (curva verde) y utilizando el
tiempo de transito con exponente de 3 (curva roja). Dichas curvas de presion de poro, se
generaron a partir de la Formacion Guayabal hasta la Formaciéon Velasco, debido a que,
para el trazado de la linea de TCN, se ignord la parte somera del pozo, de acuerdo a la

metodologia de trazado de Shaker, 2007, discutida al inicio de este capitulo.

Método de Bowers

Este método fue desarrollado por Glenn Bowers (1995); se basa en la velocidad sonica de

la formacién (inverso del tiempo de transito), tomando en cuenta que la presion de poro
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anormal es generada por un desequilibrio en la compactaciéon y por los mecanismos de
expansion del fluido. El método contempla efectuar una aproximacion del esfuerzo vertical
efectivo (g,.f), que se calcula por medio de la velocidad; posteriormente con la ecuacion de
Terzaghi (ecuacion 2.11), se le resta al esfuerzo de sobrecarga (OB), para obtener un valor
de presidn de poro (Pp). Las ecuaciones 2.14 y 2.15, son las que se utilizaron para calcular
la presion de poro en las formaciones siliciclasticas del Cenozoico del pozo 1, con los

siguientes valores para los pardmetros A y B.

A=18
B =0.73
V=5000+Axc8.......... (2.14) (zona virgen)
g 1/U g
V =5000+ A * [O'max * (G 2/ ) l ............ (2.15) (zona de descarga)
normal
Donde:

V, es la velocidad en [ft/s]
Ocf, €s el esfuerzo efectivo en [psi]
Omax- €8 €l esfuerzo maximo, obtenido de la ecuacion 2.14, para la velocidad méxima

U, indice de plasticidad (oscila entre 1 y o)

En la figura 12, se graficaron las curvas de prediccion de presion de poro con los
métodos mencionados junto con datos de gasificaciones obtenidos del informe del pozo 1.
Con estos puntos graficados se observa que la curva que calibra de mejor manera es la
prediccion de la presion de poro por el método de Eaton sénico con exponente de 3. Por lo
anterior, se seleccion6 dicha curva y se completd hasta la superficie obteniendo con ello, la
prediccion de presion de poro para todas las formaciones del Cenozoico. En la figura 13, se
muestra la curva de presioén de poro integrada con los puntos de calibracion y sobre la que

se trabajara para obtener la presion de fractura en el siguiente punto.
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FIGURA 12. Obtencion de la presion de poro para formaciones
del Cenozoico del pozo 1, con el método de Eaton,
sénico exponente 3 (curva roja), resistivo exponente 1.2 (curva verde);
y con el método de Bowers sénico (curva azul).
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FIGURA 13. Obtencidn de la curva de presién de poro calibrada
para las formaciones del Cenozoico del pozo 1 (carril 6, curva color rojo)
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PREDICCION DE LA PRESION DE FRACTURA
Método de Eaton

Esta metodologia toma en cuenta las propiedades elasticas de la roca, por medio de la
relacion de Poisson (v), relacionando los esfuerzos verticales y horizontales por medio de

la siguiente ecuacion:

op = (%) KOY cevennannnns (2.16)

A partir de la ecuacidn que relaciona esfuerzos efectivos; Eaton determiné la ecuacion para

determinar la presion de fractura, la cual se presenta a continuacion:

GPr = GPp + (=) * (0BG = GPp).......... 2.17)

Método de Matthews & Kelly

Matthews and Kelly, también introdujeron su metodologia de prediccion de presion de
fractura, basandose en que existe una relacion constante entre los esfuerzos vertical efectivo
y horizontal efectivo, con lo que define un coeficiente llamado K;, constante.

GPr = GPp + K; x (OBG — GPp) .......... (2.18)

En el analisis de geopresiones del pozo 1, se obtuvo la presion de fractura utilizando
los métodos descritos, obteniendo un resultado muy similar en ambos casos. Debido a que
se tiene control en la relacion de Poisson (v), mediante los tiempos de transito
compresional (DTCO) y de corte (DTSM sintético), ademas de que, a pesar de no tener
datos de pruebas de goteo realizadas en el pozo 1, se obtuvieron datos de un fracturamiento
hidraulico realizada en el pozo vecino A, efectuado en la Formacion Chicontepec Medio a
1702 [mv], se ha logrado calibrar la curva de presion de fractura del pozo de estudio con
este dato (4100 [psi]). Por lo anterior, se optd por utilizar el método de Eaton para el
calculo de la presion de fractura en el pozo 1. En la figura 14 se presenta el calculo de la
presion de fractura por ambos métodos y el punto de calibracion para el GPr; ademas de los
demds parametros que se consideran en la presentacion de un andlisis de geopresiones,
como son la curva de peso de lodo (MW) (curva verde opaco punteada), y profundidades de

asentamiento de tuberias de revestimiento (TR’s) (marcadores triangulares color negro).
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Figura 14. Obtencién de las curvas de presién de fractura para el pozo 1, por dos métodos.
Se observa con el punto LOT de correlacién, mejor acoplamiento de la curva obtenida con
el método de Eaton. Geopresiones obtenidas para las formaciones del Cenozoico.
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CONCLUSIONES

En el andlisis de geopresiones por métodos convencionales realizado en este capitulo, es
evidente que las metodologias convencionales, si bien, ya han sido suficientemente
probadas y en nuestro caso ofrecieron respuestas aceptables; estas quedan cortas en su
alcance cuando se requiere conocer el perfil de prediccion de presion de poro para toda la
columna atravesada a que atravesara un pozo. Esto sin considerar que conocer la presion de
poro es también indispensable para efectuar el andlisis de geomecanica a partir de registros
geofisicos, ya que esta es un suministro necesario en los calculos, como por ejemplo, se
requiere para calcular la presion de fractura de la columna o para determinar la magnitud de
los esfuerzos regionales en el area de estudio (como se discutird en el capitulo 6).

Por lo anterior, autores como Athasbary (2012), han desarrollado otras técnicas para
completar la curva de presidon de poro a la parte faltante de la columna; y con ello, contar
con una curva de prediccion de presion de poro completa y necesaria para cdlculos

subsecuentes. Esta metodologia se revisara ampliamente en el capitulo tres.
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Introduccion

Existen condiciones propias de las rocas carbonatadas, como la precipitacion de carbonato
de calcio en los poros reduciendo la porosidad que a su vez, generan exceso de presion; es
por esto que los modelos de obtencion de geopresiones descritos en el capitulo dos, no
pueden utilizarse en este tipo de situaciones. Si no se tuviera la posibilidad de obtener la
prediccion de las geopresiones a través de otros métodos para el pozo 1, el cual contiene
una columna geoldgica que va mas alla de las formaciones siliciclasticas a las que aplica el
método de prediccion de Eaton, sencillamente nuestro andlisis estaria limitado.

Este capitulo estd encaminado a utilizar y adaptar el método de prediccion de
presion de poro de Atashbari al pozo 1, de acuerdo al siguiente orden: Primeramente se
discutira la generacion de presion en carbonatos y su relacion con los conceptos en los que
se basan los métodos tradicionales de prediccion. Posteriormente, se discutirdn los
principales conceptos relacionados con la compresibilidad, en los que estd basada la
metodologia del método de las compresibilidades, asi como la descripciéon de las
principales pruebas de laboratorio con las que se pueden obtener magnitudes de
compresibilidades estaticas y su relacion entre ellas. En tercer lugar, se describird la
metodologia de prediccion de presion de poro por el método de las compresibilidades
propuesto por Atashbari. En este mismo tema se revisaran algunas correlaciones utiles que
permiten hacer la simplificacion de la metodologia original, quedando en términos
manejables para el usuario comun. Por tltimo, se probarad la metodologia simplificada de la
prediccion de la presion de poro por medio de las compresibilidades, a una columna
litolégica de un pozo tipo, el cual se compone de formaciones de rocas carbonatadas en la
parte inferior (Mesozoico), para las que el método de Atashbari fue disefiado y ya ha sido
estudiado (Morales, 2014), sin embargo, también sera aplicada a formaciones siliciclasticas
de la parte superior del pozo 1 (Cenozoico), en donde esta metodologia no ha sido
implementada nunca. Este ultimo tema junto con la ecuacion simplificada del método, son

parte de la contribucidn de este trabajo de tesis en este capitulo.
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Generacion de Sobrepresion en Carbonatos

Como se discuti6 en el capitulo dos, la presion de poro presenta variaciones de un campo a
otro, inclusive dos campos adyacentes en la misma cuenca pueden presentarse diferentes
condiciones hidrodindmicas. Es posible categorizar los principales parametros que la
causan, como son los mecanismos de generacidon de presion de poro. Donde el desequilibrio
de compactacion es el mas importante en la generacidon de sobre presion ya que causa la
mayoria de las sobrepresiones observadas en formaciones subyacentes.

Por lo anterior, el comportamiento de la presion de poro se puede obtener concen-
trandose en el desequilibrio de compactacion mientras que los otros procesos podrian ser
ignorados. Aunque esta afirmacidon puede aplicar para muchos casos, se debe tomar en
cuenta otras condiciones que generan incremento de presion de poro.

Autores como Bowers, determinaron que la expansion del fluido es causante de
sobrepresion en las formaciones mas profundas, donde las rocas son mas rigidas. Sin
descartar la compactacion como mecanismo de generacion de sobrepresion, puso en
contexto la expansion de fluidos. Otro ejemplo es cuando el kerdégeno se convierte en
hidrocarburos en la formacion generadora, fenomeno considerado como el principal
mecanismo de sobrepresion algunos campos del mundo, aunque otras investigaciones se
inclinan por la tectonica, como el principal mecanismo que causa sobrepresion (Atashbari,
2012).

Con lo anterior, se afirma que el esfuerzo vertical y (presion de sobrecarga) no
pueden ser la unica causa de un exceso de presion, aunque en las zonas donde el meca-
nismo de baja compactacion someras con alto porcentaje de arcilla es dominante.

La compactacién de las calizas profundas, es un tema del que se tienen pocos
estudios y evidencias, inicamente se sabe que la porosidad inicial de los sedimentos liticos
calcareos en rocas terrigenas, es mayor que en las arenas de cuarzo (Atashbari, 2012). Otros
autores han demostrado que en los sedimentos carbonatados podria obtenerse una
compactacién muy grande en funcion de la cantidad inversamente proporcional de fosiles
que puedan contener.

En estudios basados en la porosidad, los datos experimentales y geoquimicos,

muestran que la pérdida de porosidad por el sepultamiento, es resultado de la compactacion
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tanto fisica como quimica (post-diagénesis), como por ejemplo la cementacién. Con lo que
debe tenerse en cuenta ademds de la compactacion fisica otras razones de perdida de
porosidad.

Debido a lo anterior, los métodos de prediccion de presidon de poro convencionales
que utilizan la tendencia de compactacion normal serian ineficaces para los carbonatos.
Atashbari menciona que el exceso de presion generada por baja compactacion depende de
la relacién compresibilidad de la matriz de la roca y el fluido de los poros, lo que generara
sobrepresion a profundidades someras, donde las formaciones no estan bien consolidadas.
Aunque la cantidad de la presidon contenida en formaciones profundas con mayor modulo
volumétrico (K), menor compresibilidad (C), es menor que en las formaciones
superficiales, si el sello es eficiente, la presion de poro puede aumentar en cantidades
significativas. Por otra parte, todos los procesos que generan compactacion deben ser
estudiados en relacidon con el tiempo de depositacion de los sedimentos y a las condiciones
a las que se encuentra la profundidad de inicio de presion anormal, donde se comienza a
generar presion. Por lo tanto, debe ser utilizado un modelo acoplado preciso para el
modelado (Atashbari, 2012).

Algunos ejemplos de observacion de sobrepresion en carbonatos se muestran en el

cuadro 1:
CUADRO 1. Reportes de sobrepresion en formaciones de carbonatos
. . . ) Presién de [Sobrepresion
Campo Localizacion Formacién Mecanismo de Sobrepresion . ; P " Fuente
Fluidos [psi] [psi]
Transformacion del Kerégeno, etz () (Wl
Alborz Centro de Iran Caliza QUM Tectoni gEh 8000 4000 (2007), Tabari [2010],
ecténica Lateral
Morley et al. (2008)
Generacion Hidrocarburos,
KenkiyaK Kazakhstan Caliza Carbonifero Bajocompactacion, Acrecion del 11,603 7679 Yefei et al. (2006)
Basamento
Campo B, Iran SW Iran Carbonatos Gachsaran Desequilibrio en la Compactacion 7350 4230 Field Owner (2006)
Campo C Mar de Norte Carbonatos Desequilibrio en la Compactacion 7200 2900 Jaspen (1998)

119



CAPITULO 3

120

Compresibilidades VVolumétrica, de Poro y Matriz

COMPRESIBILIDAD (C)

Zimmerman (1991), define a la compresibilidad como el parametro que cuantifica la
relacion entre la presion ejercida en un cuerpo y el cambio de volumen resultante. Un

material sélido (no poroso), tiene una compresibilidad definida por:

Donde:
V es el volumen del cuerpo solido

P es la presion ejercida sobre su exterior

COMPRESIBILIDAD DE VOLUMEN POROSO (Cp)

La compresibilidad del volumen poroso es necesaria para evaluar la compactacion, para
saber el comportamiento del yacimiento, estimar reservas, mantenimiento de la presion del
yacimiento, andlisis de colapso de tuberias de revestimiento y escenarios de produccion.
Cuando disminuye la presion de los fluidos del yacimiento, el esfuerzo efectivo, aumenta;
este incremento causa cambios en la forma de los granos, asi como de los poros y el
volumen total de las rocas. Ese cambio de volumen en las rocas, tiende a reducir el espacio
poroso y consecuentemente, la porosidad de la roca. La compresibilidad del volumen
poroso, de un yacimiento o formacion, no es constante, varia de acuerdo a la presion de
compactacidn, porosidad y temperatura; ademas del tipo de roca, y configuracion de la
porosidad.

La compresibilidad se define matematicamente de la siguiente manera:



e —————
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Donde:
V,, es el volumen poroso

By, es la presion de poro

COMPRESIBILIDAD VOLUMETRICA (Cp)

La compresibilidad volumétrica (Cp), se define como el cambio en volumen total (roca y
fluidos), por unidad de volumen en tanto la presion de confinamiento incrementa. En
algunos casos se incluye un signo negativo que indica que el volumen decrece, cuando la
presion de confinamiento incrementa. En nuestro caso, la representaremos de forma

positiva:

Donde:
V), es el volumen total

P, es la presion de confinamiento

COMPRESIBILIDAD VOLUMETRICA ESTATICA (Chps)

La compresibilidad volumétrica estdtica, puede ser obtenida en el laboratorio por
mediciones de tensiéon en muestras de rocas como una funciéon de presion aplicada. La
compresibilidad volumétrica, estd relacionada con la compresibilidad de volumen poroso

por la siguiente expresion:

Cp=0C,+ (1-0)Cppy............ (3.4)

Donde:
Cpn, es la compresibilidad del grano

@, es la porosidad
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CARGA UNIAXIAL (Cpy)

Para predecir el comportamiento de compactacion de yacimientos, debido a la reduccion de
la presidon de los fluidos contenidos en los poros y para realizar calculos de ingenieria de
yacimientos, la compresibilidad de carga uniaxial es la que mejor representa las condicio-
nes del yacimiento. La compresibilidad de carga uniaxial, puede ser medida en laboratorio

en una celda triaxial, con deformacion lateral nula.

Cou= DEDACho.on.. (3.5)
y
a=1—(Cr_Cp) .cooc....... (3.6)

Donde:
v, es la relacion de Poisson

a, es la constante poroelasticidad (Biot)
COMPRESIBILIDAD DINAMICA (Cdin)

Este tipo de compresibilidad puede ser obtenido de las velocidades compresional y de corte,

asi como de la densidad volumétrica con la siguiente expresion:

1
4
(Pp (V5 —3VE)

Cdin = ( ) ............ 3.7
Donde:

Cg4in» €s la compresibilidad dindmica

Py, es la densidad volumétrica

V,, es la velocidad compresional

V,, es la velocidad de corte



USO DE MODELO DE COMPRESIBILIDADES

COMPRESIBILIDAD VOLUMETRICA POR PRESION DE CONFINAMIENTO (Cp,)

Zimmerman (1991), determin6 que a partir de las compresibilidades de poro y volumétrica,
pueden definirse cuatro tipos de compresibilidades con dos volumenes (total y de poro), asi
como las dos presiones (de confinamiento y de poro) independientes todos entre si. De
estas cuatro formas de compresibilidad, dos son volumétricas y dos de poro, siendo las
primera de ellas la compresibilidad volumétrica por presion de confinamiento y por presion
de poro (Cpc) y (Cpp), que comprenden cambios en el volumen total de la roca.

La compresibilidad volumétrica Cj,, es andloga a la compresibilidad de un material
no poroso definido en la ecuacion 3.1. Esta compresibilidad es usada en estimaciones
tectdnicas a gran escala, asi como en problemas de propagaciéon de ondas. En la medida en
que una muestra saturada de fluido, sea de material homogéneo, C,. serd la compresibilidad

volumétrica efectiva. Se define por la siguiente ecuacion:

A [ —

Donde:
Vp, es el volumen total
Vi, es el volumen total inicial (antes de ejercer la presion de confinamiento)
P., es la presidon de confinamiento ejercida sobre el sistema

By, es la presion de poro constante

COMPRESIBILIDAD VOLUMETRICA POR PRESION DE PORO (Cpp)

La otra compresibilidad volumétrica Cpyp, la cual fue llamada pseudo-compresibilidad
volumétrica por algunos autores, refleja la influencia de la presion de poro sobre el
volumen total. Esta compresibilidad es utilizada en calculos de subsidencia como lo

determind Geertsma (1973). Debido a que los fluidos son extraidos del yacimiento, la
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presion de poro disminuye y el volumen total ocupado por el yacimiento disminuye.
Ejemplos de subsidencia en campos petroleros incluyen el campo Ekofisk en el mar del
norte y campo San Andrés en México. La compresibilidad volumétrica por presion de poro

se obtiene mediante la siguiente ecuacidn:

— (L) (%
Cop = () ( an)pc ............ (3.9)

Donde:
V3, es el volumen total
Vi, €s el volumen inicial (antes de ejercer la presion de poro)
By, es la presion de poro ejercida sobre el sistema

P., es la presion de confinamiento constante

COMPRESIBILIDAD DEL PORO POR PRESION DE CONFINAMIENTO (Cy,)

Las otras dos compresibilidades C,. y Cp,p, son compresibilidades de poro y expresan el

efecto de las variaciones de presion en el volumen de espacio no ocupado por la roca. La

C

pc» ha sido referida por algunos autores como coeficiente de la formacion; tiene relevancia

para determinaciones de laboratorio del volumen de poro in situ de una roca del
yacimiento. La Cp., que relaciona el cambio de volumen de poro con la presion de

confinamiento, se representa con la siguiente ecuacion:

— (L) (2%
Cpe = (Vpi) (aPc)pp ............ (3.10)

Donde:
V., es el volumen de poro
Vyi, €s el volumen de poro inicial (antes de ejercer la presion de confinamiento)
P., es la presion de confinamiento ejercida sobre el sistema

By, es la presion de poro constante
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COMPRESIBILIDAD DEL PORO POR PRESION DE PORO (Cp,,)

La compresibilidad de poro, debido a la presion de poro (Cp,), €s conocida también como
la compresibilidad de poro efectiva. Es utilizada en andlisis de yacimientos; refleja en su
volumen de exceso de fluidos en poros que puede ser almacenado en el espacio poroso
debido a un incremento en la presion de poro. Esta compresibilidad es sumada a la
compresibilidad del o los fluidos del yacimiento (Cr), y en conjunto representan la
compresibilidad total del yacimiento (Cr), término que es utilizado en la ecuacidn basica de

analisis de yacimientos (Darcy). La Cy,, se calcula de la siguiente manera:

P>

— (L) (%%
Cop = (Vw_> (aPP>Pc ............ (3.11)

Donde:
Vp, es el volumen de poro
Vyi, €s el volumen de poro inicial (antes de ejercer la presion de poro)
B,, es la presion de poro ejercida sobre el sistema

P., es la presion de confinamiento constante
Mediciones de la Compresibilidad en Laboratorio
EQUIPOS DE LABORATORIO UTILIZADOS EN LA MEDICION DE COMPRESIBILIDAD

Para medir las diferentes compresibilidades de las rocas en un laboratorio, es necesario
tener disponible un espécimen de roca, equipos para controlar los niveles de presion de
confinamiento y poro, y dispositivos para medir los resultados de cambios de volumen total
y poro. Un sistema tipico para obtener esas mediciones es el disefiado y utilizado por los
precursores en las mediciones de compresibilidad (Greenwald, 1980 y Zimmerman 1991).
Este sistema estd ilustrado esquematicamente en la figura 1. Hablando a grandes rasgos

consiste de tres subsistemas:
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a) Un cilindro presurizado

b) Un espécimen cilindrico (muestra)

¢) Un sistema de presion de confinamiento (lado izquierdo)
d) Un sistema de presion de poro (lado derecho)

e) Equipo registrador de presion

FIGURA 1. Diagrama del equipo basico de medicién
de compresibilidades (modificado de Zimmerman, 1991)
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MEDICIONES DE LOS DISTINTOS TIPOS DE COMPRESIBILIDADES

Medicién de Cy,, en laboratorio

Las dos compresibilidades volumétricas Cp, y Cpp, requiere que las muestras puedan
equiparse con medidores de deformacion. Debido a que la superficie de las muestras es
generalmente rugosa e irregular como para unir directamente los medidores de
deformacion, se aplica en su superficie una resina epdxica a alta temperatura en una
pequefia region de la muestra. El epdxico es secado en un horno a 66 [°C], después de lo

cual se lija hasta estar alineado con el nucleo. El epoxico se utiliza con el propdsito de
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llenar los poros de la superficie, con el fin de tener una superficie lisa para la colocacion del
medidor de deformacion, también previene que los fluidos alcancen el medidor de

deformacion y causen un corto circuito.

Medicion de Cpy, en laboratorio

Zimmerman realizo mediciones de Cp;, en un espécimen de roca utilizando un método
analogo al utilizado para medir C,, con un aparato equipado con una bomba tipo tornillo
controlada manualmente. Como la presion de poro aumenta, el volumen total en el nucleo
incrementara.

El fluido confinado tendra menos espacio para ocupar y la presion de confinamiento
tenderd a aumentar. La bomba tipo tornillo, es detenida hasta que la presion de
confinamiento regresa a su valor inicial. Debido a que la Cpp,, es medida a presion de
confinamiento constante, el volumen de fluido confinante es constante y como el volumen
total del espécimen cambia y es medido directamente por una regla tipo vernier ubicada en
la bomba. Esas mediciones demuestran ser muy sensibles a cambios de temperatura en el
sistema debido principalmente a la relacion del volumen de fluido confinante con el
volumen de roca. Este problema ha sido controlado mediante el uso de un fluido confinante
menos compresible como la glicerina. Un sistema éptimo tendria una relaciéon de volumen
de fluido confinante respecto al volumen de muestra de roca tan pequefio como sea posible

(Zimmerman, 1991).

Medicion de C,, en laboratorio

De las diferentes compresibilidades de rocas porosas, el mas facil de medir es C,,., el cual

pc»
es derivado de la deformacién de los poros respecto a la presion de confinamiento, con la
presion de poro manteniéndose constante. Zimmerman (1991), midio C,., por un método
semiautomatizado, con el dispositivo mostrado en la figura 1. El proceso de medicién inicia

en una computadora instruyendo al motor de paso para modificar los cambios del regulador

a fin de proporcionar un nivel especifico de presion de nitrégeno. Esto a su vez genera una
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presion de fluido de poro determinada por medio del piston. La presion de confinamiento
incrementa por inyeccion de mas aceite de silice en el recipiente de presion. Los
incrementos de presion de confinamiento también podrian ser automatizados mediante el
uso de un motor de paso y una bomba de piston tipo tornillo (Zimmerman, 1991).

Medicién de C,,,,, en laboratorio

pp>

Para medir la €, debe considerarse el hecho de que conforme cambie la presion de fluidos
de poro, el volumen de estos fluidos también cambiara. Por ejemplo, si la presion de poro
incrementa, la medicion del cambio de volumen por el dispositivo presidon poro/volumen de
poro, seria reflejado parcialmente en el fluido inyectado en el espacio poroso de la muestra
de roca, pero seria también reflejada la disminucidn del volumen de fluidos de poro debido
a la compresibilidad del fluido ya que la compresibilidad del fluido de los poros es
frecuentemente del mismo orden del C,,, esta correccion debe tomarse en cuenta.

Otro factor que afecta la medicidén, es que a medida que la presion de poro
incrementa, el volumen disponible incrementara también. Para corregir esos efectos se utiliza
un nucleo de acero en el recipiente y se varia la presion de poro mientras mantiene la presion
de confinamiento constante. Debido a que el nucleo de acero es menos compresible que la
arenisca por unos pocos ordenes de magnitud, podria ser considerado incompresible. El
dispositivo piston mediria la relacion presion-volumen del sistema de aparatos experimen-
tales de si mismo. Si la misma prueba es después llevada a cabo con un nucleo de roca, la
diferencia en las mediciones del volumen de fluido de poro puede ser relacionada exclu-

sivamente a cambios en el volumen en los poros del nicleo (Zimmerman, 1991).

Prediccion de la Presion de Poro con el método de las Compresibilidades

PREDICCION DE LA PRESION DE PORO CON EL METODO DE ATASHBARI

Actualmente existen varios modelos para predecir el comportamiento de la presion de poro,

sin embargo, ninguno de ellos son aplicables a las secciones de rocas carbonatadas. Es por
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ello que autores como Atashbari (2012), han propuesto, para casos en que se tengan
perforadas columnas litologicas en este tipo de roca, un modelo de compresibilidades
volumétrica, de poro y matriz para obtener valores confiables de presion de poro y con ello
definir para estos intervalos, modelos de geomecanica consistentes.

Es importante tener en cuenta que los yacimientos carbonatados de México se
encuentran en regimenes de esfuerzos y mecanismos de generacion de sobrepresion
distintos a los campos en donde la metodologia de las compresibilidades fue planteada
(campos de Iran). Es por ello, que la tecnologia de presiéon de poro en formaciones de
carbonatos debe considerarse un traje a la medida para cada uno de los diferentes
yacimientos carbonatados del pais, hasta que el método pueda generalizarse.

Como ya se ha mencionado, la prediccion de presion de poro para carbonatos es de
vital importancia para la industria. Conseguirlo a través del método de compresibilidades es
factible y con las adecuaciones al método, que el que suscribe propone, estaré al alcance de
la ingenieria de disefio cotidiana. Esta herramienta podria considerarse también para la
prediccion de presion de poro en pozos exploratorios en donde el tema en critico.

El modelo introducido por Atashbari, ha sido reproducido por varios autores como
son Morales (2014) y Lizcano (2015). Esta metodologia seréd presentada de acuerdo a como
fue planteada por su autor y posteriormente se plantearan los ajustes al modelo que son la
contribucion de esta tesis en este capitulo.

El modelo de Atashbari, surge a partir de las ecuaciones de compresibilidad de
Zimmerman (1991), para cuatro tipos de compresibilidades de dos volimenes y dos
presiones independientes todos entre si. Estas cuatro formas de compresibilidad, fueron
discutidas junto con sus ecuaciones previamente en este mismo capitulo (ecuaciones 3.8 a

3.11).

a) Compresibilidad volumétrica por Presion de Confinamiento
b) Compresibilidad volumétrica por Presion de Poro
c) Compresibilidad del Poro por Presion de Confinamiento

d) Compresibilidad del Poro por Presién de Poro
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De las ecuaciones 3.8 y 3.9, se despeja de ambas la variable de cambio de volumen

total (0V},), € igualaremos las ecuaciones para obtener:

EB 0P, = %apc .............. (3.12)

Por otro lado, el mismo Zimmerman, ha definido que una relacidon entre las
compresibilidades volumétrica por presion de confinamiento y poro respectivamente,

mediante la siguiente ecuacién:
Cbp = CbC_ Cm .............. 3.14)

Donde:
Cyn, s la compresibilidad de la matriz

La compresibilidad de la matriz, fue definida por ValGolf-Ragth, como sigue:

Donde:
¢, es la porosidad densidad

Sustituyendo esta ultima ecuacidn en la nimero 3.14. Obtenemos lo siguiente:
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Abhora sustituimos esta ecuacion en la nimero 3.13, en el término de Cpp:

Factorizando el término 1 — ¢, en el denominador, obtenemos:

_ Chc
dp, = md& .............. (3.18)
1-¢

Acomodando términos, obtenemos una ecuacidn en funcion de la porosidad y las
compresibilidades volumétrica y de poro; ademas de la presion por confinamiento que
Atashbari, la define como equivalente al esfuerzo efectivo vertical, el cual en capitulo dos,

fue discutido:

(1-¢)Chc(dPc)

dP, = ————=

p (1_¢)Cbc_ ¢Cpc

Al final, Atashbari, propone la siguiente ecuacion para predecir la presion de poro

en funcion de las compresibilidades volumétrica y poro, como se muestra a continuacion:

_(_a-ocs
Pp - ((1_¢)Cb—¢cp Gef) .............. (3.20)
Donde:
Oef, €5 el esfuerzo efectivo vertical en [psi]

¥y, es un exponente de calibracion para la aplicacion del método en varios campos.

Los resultados del método de compresibilidades, solo se han probado en algunos
intervalos de profundidades especificas (carbonatos), sin embargo en este trabajo se
obtendra la Pp por este método para toda la columna geologica del pozo 1. El método de
compresibilidades es susceptible de integrarse a otros métodos de prediccion, como se vera

mas adelante.
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CORRELACIONES DE COMPRESIBILIDADES APLICABLES A LA METODOLOGIA DE LAS

COMPRESIBILIDADES

La metodologia de las compresibilidades, si bien, ofrece la oportunidad de predecir la
presion de poro en formaciones de carbonatos, situacion que no se consigue con los
métodos tradicionales, ya que solo son aplicables a siliciclasticos someros; presenta
también algunos nuevos problemas ya que la ecuacidn de Atashbari, se encuentra en
funcion de varios términos. Se requiere conocer las compresibilidades volumétrica y de
poro, asi como el esfuerzo efectivo vertical, para el que se consultaron en la literatura varias
correlaciones, de las cuales ocuparemos la mas sencilla que es la ley de Terzaghi (ecuacion
2.11), en donde el esfuerzo efectivo vertical se obtiene de la diferencia del esfuerzo de
sobrecarga (OB), y la presion de poro, en este caso considerada como normal (B,).

Las compresibilidades volumétrica y de poro, pueden ser determinadas con
exactitud en laboratorio, como se ha mencionado anteriormente en este capitulo, sin
embargo, para el objetivo buscado no es practico realizar un gran nimero de pruebas para
determinar el valor de compresibilidad volumétrica y de poro para cada profundidad,
ademds de que seria costoso. Por lo anterior, debemos buscar la forma de determinar
valores dinamicos de compresibilidad, lo cual se propone calcular con el uso de algunas
correlaciones.

Primeramente utilizaremos las relaciones entre compresibilidades propuestas por
Van Golf (1982), citadas por Atashbari, en escenarios donde se contempla unicamente

compactacion por el peso de los sedimentos (OB):

Cp, = ((11¢)) Co oo (3.21)
Cp = (%f) % Cpoorrrn (3.22)

De la ecuacion 3.21, despejamos C,, para obtener la ecuacion 3.23. Posteriormente,
sustituimos esta, en la 3.22, para obtener también una nueva ecuacion para Cp. Estas dos
nuevas ecuaciones que estan en funcion de la porosidad y la compresibilidad de la matriz

(Cyp), son las siguientes:
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Chb=0A—-¢)*Cpy.......... (3.23)
Cp = 0.5 * (%) s Copoooreo. (3.24)

Con esto se han obtenido dos ecuaciones en funcion de una variable comun entre
ellas, sin embargo la C,,, no es facil de determinar fuera del laboratorio. Algunos autores
han optado por asignarle un valor de C,,, para todos sus célculos o toman valores de
referencia para diferentes tipos de litologias, sin embargo, existen grandes diferencias entre
lo que dicen diferentes autores, lo que genera incertidumbre en los célculos subsecuentes

En relacién a lo anterior, en nuestro caso, optamos por utilizar una relacidon que se
menciona en el desarrollo de la metodologia de Atashbari, donde la compresibilidad de la
matriz es igual a la relacion de porosidad con el volumen de matriz por la compresibilidad
de poro debida a la presidén de confinamiento (ecuacidn 3.15). Sustituyendo esta ecuacion
en las ecuaciones 3.23 y 3.24, y simplificando términos, obtenemos las siguientes

expresiones:

Con lo que ahora tenemos ecuaciones para obtener las compresibilidades
volumétrica y de poro que se requieren para calcular la presion de poro, en funcién de un
término comun que es Cy, €l cual, puede ser obtenido mediante alguna de las correlaciones
que a continuacion se presentan.

Como se ha mencionado previamente el coeficiente de la formacion o C,., relaciona

pc>
el cambio de volumen de poro con la presion de confinamiento manteniendo la presion de
poro constante.

Varios autores han desarrollado correlaciones para obtener valores confiables de este tipo

de compresibilidad, como las que a continuacidn se presentan:
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Correlacién de Hall

Hall (1953), desarrollo sus trabajos basdndose en resultados de pruebas de laboratorio, con
lo que encontr6 una relacion directa entre la compresibilidad de volumen de poro (Cy(), y

porosidad. Este autor propuso la siguiente ecuacion para cualquier tipo de roca:

1.78%1073
CpC = W [1/pSl] ............ (327)

Durante muchos afios, la ecuacion de Hall ha sido el método principal para el
calculo de la compresibilidad de la roca. Inclusive en muchos softwares comerciales de
interpretacion para pruebas de pozo y simulacidn numérica de yacimientos calculan la
compresibilidad con este método. La desventaja principal de este método, es que da el
mismo valor de la compresibilidad con diferentes litologias que tengan la misma porosidad,

independientemente de la diferencia de rigidez que estas puedan tener.
Correlacion de Horne

Horne (1990), obtuvo también tendencias que relacionan la compresibilidad del volumen de
poro (Cpc), contra porosidad, para calizas, areniscas consolidadas y areniscas no

consolidadas. Las tres ecuaciones estimadas para los diferentes tipos de litologia se
presentan a continuacion:

Para calizas consolidadas:
Cpe = exp(4.026 — 23.07 * ¢ + 44.28 * $p?) x 1076 [1/psi] ............ (3.28)
Para areniscas consolidadas:

Cpe = exp(5.118 — 36.26 * § + 63.98 * $p2) » 1076 [1/psi] ............ (3.29)
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Para areniscas deleznables:
Cype = exp(534.01 * (¢p — 0.2)) * 1076 [1/psi] ............ (3.30)

Correlaciéon de Horne modificada

Este método fue presentado por Ahmed (2006), derivado de observar que existen marcadas
diferencias entre los métodos de Hall y Horne, al variar uno o varios parametros en los
calculos. Asi mismo ninguna de las dos metodologias se aproxima a valores medidos en
laboratorio. Por ejemplo, en una roca de arenisca consolidada con 10% de porosidad, el
método de Hall da como resultado una compresibilidad de 4.85 x 10 [1/psi], mientras que
Horne da 0.85 x 107 [1/psi].

Ahmed (20006), realizé la busqueda de datos publicados de un periodo de tiempo de

30 afios de C

pc» medidos en laboratorio y les aplico un andlisis estadistico de regresion

lineal, con lo cual redujo al minimo la desviacién estandar; obteniendo finalmente nuevas
ecuaciones a partir de la correlacion de Horne, la cual llamd correlaciéon modificada de
Horne.

Las ecuaciones empiricas de la correlacion de Horne modificada son las que se
presentan a continuacion:

Para calizas consolidadas:

Cpeomoq = €xp(3.9952 — 33.933 x b + 98.040 * ?) * 1076 [1/psi] ............ (3.31)

Para areniscas consolidadas:

Cpeemoa = €Xp(3.4895 — 15.249 « ¢ + 31.599 * p2) * 1076 [1/psi] ............ (3.32)

Debido a que estas ultimas ecuaciones son las que segun los andlisis realizados por
sus autores, mejor calibran con datos medidos de laboratorio; serdn las que seran utilizadas
para la obtencion de la Gy, utilizando la curva de porosidad obtenida en el capitulo 1, en el

andlisis petrofisico del pozo 1.
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OBTENCION DEL ESFUERZO EFECTIVO Y COMPRESIBILIDADES VOLUMETRICA Y DE PORO PARA

EL POZO 1

Las variables necesarias para resolver la ecuacion de presion de poro de Atashbari, se
graficaron en la figura 2. Estas variables son el esfuerzo efectivo (curva azul, carril 5),
compresibilidad de poro debido a la presion de confinamiento (curva verde, carril 6),
compresibilidad de poro (curva roja, carril 6) y compresibilidad volumétrica (curva azul

marino, carril 6).

FIGURA 2. Obtencion del Esfuerzo Efectivo (carril 5) y Compresibilidades
de la ecuacién de Atashbari (carril 6).
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El célculo de las compresibilidades se realiz6 utilizando las correlaciones de Horne
modificada de areniscas consolidadas para las formaciones del Cenozoico y de calizas
consolidadas para las formaciones del Mesozoico, ademas de la curva de porosidad total,
obtenida en el capitulo 1 (curva azul marino, carril 4).

El diagrama de flujo para el calculo de presion de poro por el método de Atashbari,

es el que se menciona en la figura 3.

FIGURA 3. Diagrama de flujo para la obtencién de la presion
de poro en carbonatos con la ecuacién de Atashbari
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SIMPLIFICACION DEL METODO Y NUEVA PROPUESTA DE LA ECUACION DE PRESION DE PORO DE

ATASHBARI

E’;E Si bien es importante contar con la ecuacion de Atashbari para resolver la presion de poro
en los intervalos de rocas carbonatadas, esta metodologia resultard compleja para el usuario
que dia a dia piense en utilizarla, ya que se deben efectuar varios calculos antes de poder
resolver la ecuacion de calculo de presion de poro (ecuacidon 3.20). En otras palabras,
existen varios nodos en los cuales, la posibilidad de que exista algin error en este flujo del
calculo, se incrementa.

Es por lo anterior, que en el andlisis realizado para este tema, como parte de la
contribucion de esta tesis, se propone realizar la simplificacion de la ecuacidon de Atashbari,
hasta tenerla en términos de facil manejo para el usuario comun, como a continuacion se
presenta.

La simplificacion de la ecuacidn, se obtiene sustituyendo las ecuaciones con las que

se calculan las compresibilidades Cj, y Cp, en funcién de C

pe» (€cuaciones 3.25'y 326); en la

ecuacion de presion de poro (ecuacidon 3.20). Con lo que se obtiene lo siguiente:

(1-¢)*p*Cpc 4
P, =( E ) .............. 3.33

Desarrollando términos de la ecuacion 3.33, tenemos:

Y

P*Cpc— ¢2*C

P, = ( pe pe Ogf | cevvevevennnn. (3.34)
¢)*Cpc— ¢2*Cpc_ 05*¢*Cp(;

Después se factoriza el término ¢ * Cp., comun en todos los términos, tenemos:

_ P*Cpcx(1-¢p) 14
B, = (¢*Cpc*(1_ 5-05) oef> .............. (3.35)

Simplificando la ecuacion, finalmente obtenemos nuestro nuevo modelo de célculo

de la presion de poro (Pp), en funcion unicamente del esfuerzo efectivo y de la porosidad,
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que son parametros a los que se puede tener acceso de una forma relativamente sencilla por

métodos ya descritos (ecuacion 3.36)

El diagrama de flujo para el calculo de presion de poro por el método de
compresibilidades simplificado, es el que se menciona en la figura 4. Como puede notarse,

la cantidad de consideraciones se reduce significativamente utilizando esta metodologia.

FIGURA 4. Diagrama de flujo para la obtencidn de la presion de poro
en carbonatos con la ecuacién de Compresibilidades modificada
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Tanto el método original como la ecuacion simplificada de prediccion de presion de

poro por compresibilidades fueron programadas en lenguaje Matlab.

Prediccién de la Presion de Poro con el método simplificado para el pozo 1

APLICACION DE LA ECUACION PROPUESTA DE PRESION DE PORO EN ROCAS CARBONATADAS

DEL POZO 1

En la seccion de carbonatos del pozo 1 (de 1803 a 4100 [m]), que incluye seis formaciones
del Cretacico y seis del Jurédsico, no se contaba con la curva de prediccion de presion de
poro en estas formaciones debido a que no es factible utilizar las ecuaciones de Eaton y
Bowers, para dichas formaciones. Es por lo anterior, que se ha programado el método de
compresibilidades modificada para dicho intervalo. En la figura 5, se presentan las curvas
requeridas para utilizar la ecuaciéon de compresibilidades como son, la porosidad total,
obtenida en el capitulo 1; el esfuerzo efectivo mediante el uso de la ecuaciéon 2.11 (curva
color azul, carril 5); y la curva de presion de poro, obtenida con la ecuacidon 3.36, de
compresibilidades modificada (curva color verde punteada, carril 6). La curva de presion de
poro obtenida fue calibrada con puntos de gasificaciones obtenidos del informe de
perforacion del pozo 1. El exponente (y), que ajusta la curva de Pp, y los puntos de
gasificacion fue 0.875, el cual se encuentra dentro del rango utilizado por otros autores que

ha utilizado esta metodologia.
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FIGURA 5. Obtencidn de la presion de poro para la seccion carbonatada
del pozo 1, por medio del método de las compresibilidades simplificado.
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APLICACION DE LA ECUACION PROPUESTA DE PRESION DE PORO EN ROCAS SILICICLASTICAS

DEL POZO 1

Aplicar la ecuacion de compresibilidades a las formaciones siliciclésticas, se realiza con la
finalidad de obtener un solo método de prediccidn para los diferentes tipos de formaciones
geoldgicas, que se perforan en busqueda de hidrocarburos

La aplicacion de la ecuacion de compresibilidades tradicional o simplificada a las
formaciones carbonatadas, se efectudé de forma directa y sin representar mayor compli-
cacidn. Sin embargo, la aplicacion directa de la metodologia a las formaciones siliciclas-
ticas del Cenozoico del pozo 1, no ofrece buena respuesta, ya que no calibra con la curva de
presidon de poro obtenida con la metodologia de Eaton (curva color rojo, carril 6). Se ajustd
el exponente (y), buscando calibrar la curva de compresibilidades, con los siguientes

valores:
y = 0.875 (curva color verde, carril 6)
y = 0.89 (curva color purpura, carril 6)

y = 0.86 (curva color gris, carril 6)

Sin obtener resultados positivos, en ninguno de los casos (véase la figura 6).
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FIGURA 6. Curvas de presion de poro con compresibilidades, aplicada
a formaciones siliciclasticas del Cenozoico, variando el exponente
de calibracidn (y), con resultados negativos
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En relacidn a lo anterior, para lograr que la curva de compresibilidades, presente un
comportamiento aceptable; se retomo el concepto de la linea de tendencia de compactacion
normal (TCN), trazada en el registro de tiempo de transito compresional (DTCO), de la
figura 3.7; con el objeto de definir las zonas de presion normal y anormal, de la misma
forma que se hace para el método de Eaton (linea color rojo, en el carril 4). De la diferencia
que existe entre las curvas DTCO y TCN, se definen las zonas de presion normal y anormal,
definiendo un valor de referencia, que en nuestro caso las zonas de presion normal son
aquellas que se encuentran dentro del intervalo de la curva de diferencia de +3 [us/ft]; y
consecuentemente las zonas donde las diferencias estén fuera del intervalo determinado,
son consideradas como de presion anormal.

Una vez determinadas las zonas de presion normal y anormal, con apoyo de la linea
de TCN; las zonas de presion anormal se determinaron directamente con la ecuacion de Pp
con compresibilidades simplificada (ecuacion 3.36); mientras que en las zonas de presion
normal, se obtienen igualando la misma ecuacidn al valor que tendria la presion a esa
profundidad con un gradiente de agua de formacidon normal (p = 1.03 [g/cc]). De esta
forma, es posible obtener el rango de valores que debe tener el exponente y, para obtener
una curva colineal o paralela a la curva de presion normal (P,). La ecuacion para obtener

los valores de y, en la zona de presion normal es la siguiente:

y = {#} .............. (337)
In| (5555 o]

Los resultados del calculo de la presiéon de poro con compresibilidades para las
formaciones siliciclasticas descrito, se muestran en la figura 7, en el carril 6, es la curva de
color verde, la cual se ajusta tanto a la curva de prediccion de poro con el método de Eaton
(curva color rojo, carril 6), como con los puntos de calibracion de gasificaciones, obtenidas
del informe de perforacion del pozo 1.

En el carril 7, se grafico la curva de diferencia entre los métodos de prediccion de
presidon de poro antes descritas, en la cual fueron sombreadas las zonas donde la Pp con

Eaton es mayor a la Pp con compresibilidades con color azul claro, asi como las zonas
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donde la Pp con Eaton es menor a la Pp con compresibilidades, se sombrearon con color
amarillo. La diferencia maxima observada entre ambos métodos es de 0.05 [g/cc], en la

base de la Formacion Chicontepec Inferior.

FIGURA 7. Curva de presidn de poro obtenida con compresibilidades (color verde)
y la curva de Pp de Eaton (color rojo), aplicada a las formaciones siliciclasticas
del pozo 1, obtenida utilizando el concepto de TCN (linea color rojo).
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DISCUSION DE RESULTADOS Y CONCLUSIONES DEL METODO

Los resultados obtenidos utilizando la metodologia de Atashbari, para rocas carbonatadas y
siliciclasticas, son en ambos casos satisfactorios para el pozo 1. Ya que los métodos
utilizados para la obtencién de la presion son consistentes y como buenas sefiales se
menciona que las curvas generadas ajustan adecuadamente con los puntos de calibracion,
adicionalmente las curvas convergen en un punto comun en la interface Cretacico-
Paledgeno (K-T).

La curva final de prediccion de poro, se configurd se la siguiente manera:

a) Para la parte de las formaciones de carbonatos, se tomd la curva de presion de poro con
compresibilidades simplificada, con un exponente y igual a 0.875, a esta curva se le
aplico un filtro para suavizar los picos abruptos.

b) En la parte de las formaciones siliciclasticas se realizd un promedio de las curvas de
presion de poro con el método de Eaton, con exponente igual a 3; y la curva de presion
de poro con compresibilidades simplificada obtenida con la TCN, con exponente y en el

rango de [0.82-0.85].

La curva integrada de presion de poro se muestra en la figura 8 (curva color rojo,
carril 4), mientras que el gradiente del mismo parametro se muestra con el mismo color en
el siguiente carril. Con las curvas mencionadas de presion de poro, se obtuvo la presion de
fractura por los métodos de Eaton (ecuaciéon 2.17) y Matthews & Kelly (ecuacion 2.18),
para toda la columna geologica. Para el método de Eaton se empled la ecuacion 2.8, para
calcular la relacion de Poisson (v). En tanto que para la ecuacion de Matthews & Kelly, se
empleo una relacion de esfuerzo efectivo (K) constante igual a 0.4. Ambas curvas calibran
con el punto de referencia que es una prueba de goteo (LOT), efectuada en un pozo de
correlacion. Se escogio la curva de presion de fractura obtenida con la ecuacion de Eaton,

la cual se grafico en color azul en los carriles 4 y 5 de la misma figura.
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FIGURA 8. Obtencion de las geopresiones para toda la columna geoldgica del pozo 1.
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Importancia del conocimiento de las fracciones minerales a través de parametros

elasticos

El uso de las propiedades elasticas de rocas del subsuelo, para determinar litologias, es un
tema que ha sido recientemente implementado por algunos autores, en busqueda de nuevas
soluciones para mejorar la interpretacion del subsuelo. Valdiviezo-Mijangos y Nicolas-
Lépez (2014), han generado nuevos modelos matematicos, con los que es posible
determinar las propiedades efectivas dindmico-elasticas, obtenidas a partir de la dispersion
y atenuacion de las ondas P y S; y que permiten no solo caracterizar la mineralogia de la
matriz, sino de forma simultdnea, la materia organica que pueda presentarse y fluidos
presentes en formaciones geoldgicas de interés.

Esta caracterizacion se efectua a partir de las graficas cruzadas de las velocidades
compresional y de corte (Vp y Vs); y la densidad volumétrica (RHOB), con lo que se
obtienen parametros elasticos; que se sobreponen a plantillas maestras construidas a partir
de los citados modelos matematicos.

En este capitulo, primeramente se analizaran las velocidades compresional y de
corte, esenciales para la obtencién de parametros eldsticos; se presenta la metodologia
propuesta para la obtencidn de la velocidad de corte o cizalla para los pozos del area donde
se encuentra el pozo 1, como parte de la contribucién de esta tesis. Posteriormente se
efectuard un andlisis de los pardmetros elasticos utilizados en la metodologia de las
plantillas maestras; estos ultimos seran discutidos en la parte final de este capitulo junto con
la caracterizacion mineralogica y litologica de las formaciones atravesadas por el pozo 1,

utilizando esta metodologia.

Obtencion de la curva sintética de velocidad de corte (V)

IMPORTANCIA DE LA VELOCIDAD SECUNDARIA (V)

Los registros de velocidad de las ondas de corte (DST), son tutiles para diversas aplicaciones

de interpretacion sismica, en muchas ocasiones no estan disponibles por la rapidez con la
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que se realizan las operaciones de perforacién o simplemente porque representan un costo
mayor respecto a los registros convencionales.

Como la curva de velocidad de cizalla es un suministro importante para la
evaluacion geomecénica de un pozo o érea, es indispensable contar con esta, aunque no
siempre se tengan disponibles datos medidos directamente del pozo (los cuales sin duda
siempre sera mejor contar con ellos). Es por lo anterior que existen algunas correlaciones
en la literatura que ofrecen una curva de velocidad de corte o en su defecto tiempo de
transito de corte, que nos ofrecen una buena respuesta ante la escases o indisponibilidad de
datos medidos.

El cuadro 1, muestra los valores de referencia para Vp y Vs, definidos para varios

minerales y fluidos comunes en las rocas sedimentarias.

CUADRO 1. Valores de referencia para velocidad compresional
y corte, para diferentes materiales presentes en las rocas sedimentarias
(modificado Agilegeoscience, 2011)

Ve Vs 7= (Vp/Ns)
Mineral o Fluido Velocidad Velocidad de Relacién de
Compresional [m/s]| Corte [m/s] | Velocidades [Adim]

Cuarzo 6008 4075 1.47
Feldespatos 4685 2393 1.96
Plagioclasas 6487 3144 2.06
Calcita 6645 3436 1.93
Dolomita 7349 3960 1.86
Anhidrita 5299 3120 1.7
Siderita 6963 3589 1.94
Pirita 8094 5174 1.56
Arenisca 2500-4500 1725-3103 1.5
Caliza 3800-6500 1900-3250 2

Lutita 1800-5000 1000-2777 1.8
Agua de Formacion 1507 0 -

Hidrocarburos (40 API) 1226 0 -

EL REGISTRO SONICO DIPOLAR (DST)

La herramienta DSI (Dipole Shear Sonic Imager), fue desarrollada a principios de los afios
90 con la capacidad de combinar mediciones monopolares y dipolares. En la figural, se
muestra la configuracion de la herramienta. Esta herramienta contiene una seccion de

transmisores que contiene un transmisor monopolar piezoeléctrico y dos transmisores
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dipolares electro-dindmicos orientados en direcciones perpendiculares entre si. Ademas
contiene una seccidn de receptores, dividida de la primera por una junta de aislamiento que

impiden que las ondas se propaguen por la herramienta. Finalmente contiene en la parte

superior la camisa en cuyo interior se tiene el dispositivo extraible de almacenamiento de s
153
datos.

FIGURA 1. Descripcion de la herramienta sonica dipolar
(modificado de Ramos, 2008)

Camisa Recuperable

Seccion de Receptores

Junta de Aislamiento

Trasmisor Monopolar
Trasmisor Dipolar Superior

Trasmisor Dipolar Inferior

Seccién de Trasmisor

Las aplicaciones principales para las mediciones del DSI, aparte de los usos

tradicionales de los datos compresionales (DT CO), son las siguientes (Ramos, 2008):

a) Andlisis de Propiedades Mecanicas: andlisis de estabilidad de pozo, andlisis de

estabilidad de disparos y arenamiento, y disefio de fracturamiento hidraulico.
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b) Evaluacién de formaciones: deteccion de gas, deteccion y evaluacidon de fracturas
naturales e indicacidn cualitativa de permeabilidad.

¢) Interpretacion geofisica: sismogramas sintéticos de onda P y onda S, disefio de VSP
(vertical seismic profiling) y calibracion de modelos para andlisis AVO (amplitude
variation with offset).

d) Anadlisis de anisotropia de onda S: combinando la informacién de anisotropia con otros
datos petrofisicos, geoldgicos y de ingenieria de yacimientos, es posible desarrollar una
infinidad de aplicaciones que incluyen: disefio de disparos orientados, optimizacidn de
la distribucién de pozos en un campo, deteccion de zonas fracturadas en hueco abierto o
a través de tuberia, determinacidn de la trayectoria mas estable de perforacion en pozos

horizontales o de alto a&ngulo.

CORRELACIONES PARA LA OBTENCION DE REGISTROS SINTETICOS DE VELOCIDAD DE CORTE (V)

En ocasiones no es posible tener la informaciéon de un registro sonico dipolar (DSI), para
tener acceso a la curva de velocidad de corte. Debido a la importancia de esta curva por la
gran variedad de andlisis que se pueden efectuar, es posible recurrir a técnicas descritas en
la literatura, utiles para obtener la curva de velocidad de corte o de tiempo de transito de
corte o cizalla.

Dado que en el andlisis que realizamos del pozo 1, no se cuenta con un registro
sonico dipolar, es necesario generar una curva sintética de velocidad de corte, la cual se
obtendra mediante el uso de correlaciones existentes en la literatura, que casi en su
totalidad son dependientes de la velocidad compresional. A continuacién se describen

brevemente varias de estas correlaciones:

Correlacion Empirica Petrofisica

Algunos autores encuentran que una aproximacion para la curva de velocidad secundaria es

simplemente aplicar la siguiente relacion:



METODOLOGIA P. MAESTRAS

De donde despejamos V;, y obtenemos
Ve = 0.5774 %V [Km/g] .. (4.2)

La razon utilizar V3, para relacionar la velocidad compresional con la de corte, es
que autores han encontrado un valor comun para varios tipos de rocas de v = 0.25
(Relacion de Poisson), que es cuando se cumple Vp/Vs = V3.

Esta ecuacién en ocasiones es utilizada en petrofisica donde no es exactamente
indispensable tener tanta precision con la curva de velocidad de corte. Por lo tanto, si bien
se obtiene una curva de velocidad de onda de corte, es mediante una relacion lineal que no
siempre es recomendable ocupar, sobre todo si intuimos que en la realidad se cuenta con
una variedad de minerales de matriz y fluidos en la porosidad, que dificilmente van a

reflejar un comportamiento lineal en las mediciones que se le realicen.
Correlacion Empirica Picket (1963)

Picket (1963), propuso esta correlacidon para formaciones saturadas de agua, para dos tipos

de litologia carbonatadas:

a) Calizas:

V, =0.5263%V,  [Km/] ... . (4.3)
b) Dolomias:

V, =05556%V,  [Km/]. ... (4.4)

Correlacion de Castagna et al. (1985)

Castagna et al. (1985), desarrollé un método general para predecir la velocidad de las ondas

de corte en las rocas porosas. Si se dispone de datos de velocidad de onda compresional, la
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litologia, porosidad y saturacion de agua, confiables; la precision y la exactitud de la
prediccion de velocidad de la onda de cizalla, son el 9% y 3%, respectivamente.

El autor verificd las mediciones en el laboratorio y con registros sonicos de onda
completa. Las velocidades de ondas de corte estimados por el método de Castagna, han sido
probadas con éxito con los datos medidos de varias ubicaciones.

La ecuacion de este método se presenta a continuacion:
V, =0862+V,—1.172  [Km/] ... (.5)

Esta correlacion es en algunos textos conocida como método ARCO (mudrock line),

por la compaiiia que patrociné al autor en los estudios efectuados.
Correlacion de Han (1986)

Para realizar esta correlacion, el autor utiliz0 una extensa base de datos
experimentales de areniscas con grandes rangos de porosidad y variaciones en el contenido

de arcilla (Vgy), para obtener la siguiente ecuacion:

V, =0794 1V, —0787  [Km/J] ... (4.6)

Las mediciones realizadas, se llevaron a cabo en areniscas saturadas en frecuencia

ultrasdnica.
Correlacion de Eberhart-Phillips (1989)

La correlacion de Ebert-Phillips (1989), deriva de los estudios realizados por Han (1986),
previamente descrita. Esta es la tinica correlacion localizada con la que es posible obtener
la velocidad de corte, sin tener dependencia de la velocidad compresional, inclusive el autor
propone también una correlacion para obtener la Vp, mediante la ecuacion 4.7. A

continuacion se presenta las ecuaciones definidas por Eberhart-Phillips para obtener Vp yVs.
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Vp =577 —6.94 ¢ — 1.73  (Vs)*° + 0.446 * (0,p — 1 ¥ 7107 %) ... (4.7)
Vs =3.7—494 % ¢ — 1.57 x (Vs;)®> 4+ 0.361 % (0o — 1 x e 107*%) ... (4.8)
Donde:

V., es la velocidad de corte o cizalla en [K m/ s
@, es la porosidad densidad [adim]
Vsu, es el volumen de arcilla [adim]

Oef, s el esfuerzo efectivo vertical [103bar]

Correlacion de Krief et al. (1990)

Los estudios de Krief et al., fueron basados en el trabajo de Picket (1963); obteniendo como
resultado la siguiente ecuacion en la cual ya no sigue un patrdn lineal entre Vp y Vs, como

en las correlaciones anteriores:

Donde a y b, son coeficientes que son diferentes para cada litologia.
Correlacion de Williams (1990)

En esta correlacion, el autor utilizd datos de registros geofisicos de pozo, para obtener

ecuaciones para dos tipos de litologia:

a) Areniscas saturadas:
V, = 0846V, —1.088  [Km/] .. (4.10)
b) Lutitas:

V, =0784%V,—0893  [Km/g] ... @.11)
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Correlacion de Greenberg-Castagna (1992)

Greenberg y Castagna (1992), combinaron relaciones y realizaron estudios, para
proporcionar una correlacion Unica para rocas que estén saturadas con agua de formacién y
presenten alguno o varios de los siguientes minerales formadores de roca: Cuarzo, Calcita,
Dolomita y/o Arcillas. Su correlacion también puede ser utilizada para rocas con cualquier
fluido intersticial (agua, aceite y/o gas), si se asume el principio de que el mddulo de
cizallamiento no se ve influenciado por el fluido de poro y se aplica la sustitucion de fluido
de Gassmann, para el mdédulo volumétrico.

De tal manera que a continuacion se presenta la ecuacion general de la correlacion

Greenberg-Castagna (1992):
Vi=axVE+b*V,+c [Km/e] .o (4.12)

Donde los valores de los coeficientes son diferentes para cada litologia y se observa

a continuacion en el cuadro 2.

CUADRO 2. Valores de coeficientes para diferentes litologias
de la correlacion de Greenberg-Castagna (1992)

. Coeficientes
Mineral
a b c
Cuarzo (SiO,) 0 0.80416 -0.85588
Calcita (CaCOs) -0.05508 1.01677 -1.03049
Dolomita (CaMg(COs),) 0 0.58321 -0.07775
Arcillas 0 0.76969 -0.86735

Con lo que las ecuaciones particulares para cada litologia, serda de la siguiente

mancra:

a) Areniscas

V, = 0.80416 + V, — 0.85588  [Km/] ... (4.13)
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b) Calizas
V; = —0.05508 * V3 + 1.01677 * V, — 1.03049  [Km/¢] . . (4.14)
¢) Dolomias
V, = 0.58321 +V, —0.07775  [Km/g] ... (4.15)
d) Lutitas
V, = 0.76969 * V, — 0.86735  [KM/g] ... (4.16)

Dada la amplitud de aplicacion a varias litologias y su buena respuesta, esta
correlacidon es una de las mas utilizadas para la obtencion de la Vs, llegando a ser utilizada

hasta en paqueteria de petrofisica y geomecanica.
Correlacion de Mavko (1998)

Este autor realizdé un analisis mas detallado de los datos trabajados por Han (1986),
incluyendo datos de areniscas poco consolidadas con alta porosidad, obteniendo las

siguientes ecuaciones:

a) Para rocas con contenido de arcilla (Vsu) menor al 25%:

V; = 0.754x V, — 0.657  [KM/] ... (4.17)

b) y para rocas con contenido de arcilla (Vsy) mayor al 25%:

V, = 0842V, —1.099  [Km/ . . (4.18)

De igual manera, este autor reporto dos ecuaciones mds para las siguientes

condiciones:

a) Para rocas con porosidad (¢p) menor al 15%:
V, =0853+V,—1137  [Km/ .. . (4.19)
b) y para rocas con porosidad (¢p) mayor al 15%:

V, =0.756 %V, —0.662  [KM/] ... (4.20)
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Correlacion de Lee (2006)

Lee (2006), gener6 una correlacion para calcular Vp y Vs, a partir de los modulos de corte
(1) y volumétrico (K), utilizando la ecuacion de Gassmann, tomando en cuenta el efecto del
gas y la compactacion de los sedimentos. Las ecuaciones de Lee para Vp y Vs, son las que

se mencionan a continuacion:

Las ecuaciones de Lee, aunque son relativamente sencillas de utilizar, estas no nos
son utiles ya que estan en funcion de los parametros elasticos que buscamos obtener a partir

de las velocidades compresional y de corte.

OBTENCION DE LA CURVA DE Vg, CON LOS METODOS PROPUESTOS Y SU RELACION CON DATOS

MEDIDOS (DSI).

Para poder determinar la metodologia de obtencién de la curva de velocidad de corte
adecuada para el pozo 1, es necesario determinar cudl correlacion ajusta mejor con datos
medidos (registro DSI), de pozos vecinos. Con lo anterior, se obtendra la mejor
metodologia para obtener la curva sintética de Vs, en el pozo 1.

Como se menciond en la descripcion de las correlaciones, la mayoria de ellas estan
en funcion de la Vp, y a su vez, la Vp es el inverso de tiempo de transito (DT CO), curva que
fue completada a superficie, con el uso de correlaciones en el capitulo 1. Como las
unidades del DTCO y la Vp, son diferentes, se debe utilizar el factor de conversion que
permite pasar de [us/ft] a [m/s], igual a 304800, o en su defecto de [us/ft] a [Km/s], igual a
304.8. En nuestro caso, como mas adelante serd requerido contar con las velocidades en el
sistema internacional, utilizaremos el factor de 304800.

En la figura 2, se puede ver el célculo de la Vp, en unidades [m/s] (curva azul

marino, carril 5), obtenida a partir de datos del registro de DT CO, del pozo 1.
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FIGURA 2. Obtencion de la curva Vp, a partir de DTCO del pozo 1.
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Una vez obtenida la curva de velocidad secundaria, lo mas sencillo de realizar seria

aplicar cualquiera de las correlaciones existentes; sin embargo, como la curva de Vs, es tan

importante como la Vp, para determinar los parametros eldsticos, podria generarse un error

que se llevaria arrastrando en todos los célculos subsecuentes. Es por lo anterior que seran
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probadas varias de las correlaciones citadas para la obtencion de Vs, en pozos cercanos que
tienen datos medidos (DST).

Primeramente aplicaremos las distintas correlaciones en un pozo profundo similar al
pozo 1, para determinar en qué litologias la discrepancia entre DSI y Vs sintética ajusta, y

en cuales hay que calibrar las ecuaciones (véase la figura 3).

FIGURA 3. Calculo de la Vs sintética con varias correlaciones y comparacion
con datos medidos del registro DSI, para un pozo profundo de correlacion

DEPTH o GR (GAP)) VP (mis) VS (mis)
™ 0 0. 150.]0. 10000. |500. 4500.
s VS_Empirica (m's)
§ 500, —————————— 4500.
> VS_Picket (m's)
2 500, 4500.
o VS_Arco (m/s)
o 500~ ———— e 4500,
@ VS_Han (mis)
g 500, —— 4500.
VS_E Philips (m's)
500 4500
VS_G. Castagna (m/s)
]
by 2
F
2500 -
i 3
£ 4
E d
b
3000
] 3
Mioceno ; 3
3500
4000 - %
4500 -~
1
3
i3
J
5000
5500 'y
R
3
KS Meéndez %

6000

6500

YW YW

7000

ot




‘ 1

Para el pozo profundo de condiciones similares al pozo 1, se calcularon las

siguientes correlaciones y se compararon con datos medidos del registro DSI:

a. Correlacion empirica

b. Correlacion de Picket

c. Correlacion de ARCO

d. Correlacién de Han

e. Correlacion de E. Phillips
f. Correlacion de G. Castagna

De las seis correlaciones comparadas con datos reales (figura 3), se efectudé una
revision rapida en las graficas y se tuvo que las correlaciones: Empirica, ARCO, y Han,
muestran diferencias notorias con respecto a la curva medida (curva verde claro), en todas
las formaciones, principalmente en la parte profunda, con lo cual quedan descartadas. La
correlacion de Picket, muestra una mediana relacion con la curva de datos medidos, sin
embargo, esta correlacion no considera el tipo de litologia, ya que utiliza una sola ecuacion
para cualquier clase de roca, lo que eventualmente puede generar algunos errores. Por otro
lado, las correlaciones de Greenberg-Castagna y Eberhart-Phillips, muestran buena
correlacion en toda la seccion, sobre todo en la seccidon profunda de carbonatos donde los
valores obtenidos son practicamente idénticos a los medidos. En la parte somera de
siliciclasticos la correlacién de Eberhart-Phillips, presenta algunas diferencias de hasta el
15%, en las zonas con contenido de arcilla menor al 50%, lo que puede estar asociadas a la
determinacion del volumen de arcilla, (Vs ), que puede ser distinto para un usuario y otro.
Mientras que la correlacion de Greenberg-Castagna, presenta una diferencia de hasta el
10% en las mismas areas.

Derivado de los resultados obtenidos, podemos obtener la curva de velocidad de
corte (Vs), mediante el uso de la correlacion de Greenberg-Castagna o la de Eberhart-
Phillips. Dado que tuvo un menor error y de que solo se encuentra en funcion de una sola
variable, ademas de que discretiza las ecuaciones en funcidn de la litologia, se utilizard la

correlacion de Greenberg-Castagna, haciendo las siguientes consideraciones:
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e En la parte de los carbonatos, se utilizara la ecuacién de la correlacidon sin modificar, ya
que ofrece una buena respuesta.

e En la parte de los siliciclasticos somera, se buscara ajustar las ecuaciones con respecto a
las zonas limpias y sucias del registro de rayos gamma (GR), mediante la reproduccion
de la correlacion en pozos vecinos al pozo 1, que cuenten con datos del DSI, en

formaciones siliciclasticas; metodologia que se presentara en el siguiente tema.

METODOLOGIA DE OBTENCION DE LA VELOCIDAD DE CORTE, AJUSTADA A LA ZONA DE

ESTUDIO DEL POZO 1

Para calibrar la correlacion de Greenberg-Castagna, en las formaciones siliciclésticas,
fueron probadas las ecuaciones para lutitas y areniscas (ecuaciones 4.13 y 4.16), en el pozo
vecino A, el cual cuenta con informacion del DSI. Se observd que ninguna de las dos
ecuaciones ajusta con la curva medida (véase en la pagina siguiente la figura 4,
especificamente, carril 5, 6 y 7), observandose que para la ecuacidn para lutitas, existe una
sobre estimacion en promedio menor al 10%, mientras que para la ecuacidn para areniscas
el error es entre el 10% y el 15%. Lo anterior resulta logico si pensamos que las
formaciones del pozo vecino A, son en su mayoria arcillosas, por lo tanto ajusta un poco
mejor la curva para arcillas, pero tal vez no tan arcillosas como lo requiere la ecuacion de
G. Castagna para arcillas, para calibrar con una mayor precision.

En relacion a lo anterior se analiz6 el registro de rayos gamma y se observaron que
en las partes mas sucias se ubican en la parte superior de la Formaciéon C, donde se tienen
valores de arcilla que no superan los 80 API. Este valor en el registro de rayos gamma, no
es demasiado elevado, ya que en algunos casos pudieran ser inclusive mayores a 100 API,
para las zonas mas sucias. En este mismo intervalo, se llega a observar menor discrepancia
entre los valores de Vs y Vs gy, por lo que se reviso el comportamiento de los valores
medidos y los de la ecuacién para lutitas en una grafica x-y, para la Formacion C, en la cual

el comportamiento del registro de GR, presenta valores que oscilan entre los 60 y 80 API.
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FIGURA.4. Reproduccion de las ecuaciones de G-Castagna,
para lutitas y areniscas en un pozo vecino al pozo 1
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FIGURA 5. Grafica de los puntos medidos y calculados
de Vs, para una formacion arcillosa del pozo vecino A.
Se obtuvo linea de tendencia y ecuacion lineal
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De la figura 5, se obtuvo la ecuacidn lineal de la linea de tendencia que relaciona los

valores de Vs y Vs gy, en la Formacion C, del pozo vecino A (ecuacion 4.23).

Vs = 0.8551 Vs, — 137.1103  [M/g] .o (4.23)

Esta ecuacion se igualo a la ecuacion para lutitas de la correlacion de G. Castagna
(ecuacién 4.16), para obtener una nueva ecuacion que ajuste los valores de Vs medidos y los
obtenidos de manera sintética para valores de Vp, que estén asociados al rango del rayos

gamma de 60 a 80 [API].
Vs = 0.80364 * Vp, — 1048.7806  [M/g] ... (4.24)

Este mismo proceso se efectué para la Formacién E, del mismo pozo (véase la
figura 6). En la cual se observo un rango de valores para el GR, que oscila entre los 40 y 60
[API]. En este caso, la ecuacién que se obtuvo de la linea de tendencia trazada es la que se

muestra a continuacion:



‘ 1

Vs = 0.7734 Vs, — 235.6461  [M/g] ... (4.25)

FIGURA 6. Grafica de los puntos medidos y calculados
de Vs, para una formacion limpia del pozo vecino A.
Se obtuvo linea de tendencia y ecuacion lineal
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1%. 1400. 1800. 2200. 2600. 3000. 0
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De manera analoga, se iguald la ecuacion de la linea de tendencia con la ecuacion de
la correlacion de G. Castagna para areniscas (ecuacion 4.13), para obtener una nueva
ecuacion que ajuste los valores de Vs medidos y los obtenidos de manera sintética para
valores de Vp, que estén asociados al rango del rayos gamma de 40 a 60 [API].

Como resultado se obtiene la siguiente ecuacion para las litologias que se

encuentren dentro del rango de GR mencionado:
Vs = 0.78597 * Vp — 1066.842  [M/g] ..o, (4.26)

Con las ecuaciones obtenidas y las originales de la metodologia de Greenberg-
Castagna, las cuales se muestran en el cuadro 3, se obtuvo una nueva curva de Vs sintética
en el pozo vecino A, que se muestra en la figura 7 (curva punteada color negro, carril 5).
Esta nueva curva de velocidad de corte presenta un mejor ajuste respecto a la curva de

datos medidos, obteniéndose una incertidumbre menor al 5% (véase la figura 8)
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CuUADRO 3. Ecuaciones de Greenberg- Castagna acopladas a las formaciones geologicas
siliciclésticas del area del pozo 1.

Litologia Ecuacion Referencia
m -
168 GR > 80 Vs = 0.76969 + Vp —867.35 || Greenberg-Castagna
S Lutitas
60 <GR <80 | Vs=0.80364+V,— 1048.78 [m?] Ecuacién Acoplada®

40<GR <60 | Vs=078597+V,—106684 || |Ecuacion Acoplada*

Greenberg-Castagna

m
GR <40 Vs = 0.80416 * Vp — 855.88 [?] e
eniscas

FIGURA 7. Obtencidn de una curva de Vs, para formaciones siliciclasticas del pozo vecino
A. Se observa reduccion de la incertidumbre a menos del 5%.
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FIGURA 8. Grafica de los puntos medidos y calculados de Vs,
del pozo vecino A. Se obtuvo una reduccion del error a menos del 5%
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Posteriormente se reprodujo esta metodologia para generar la curva sintética de Vs,
en un par de pozos mas cercanos al pozo 1, ubicados en la cuenca Tampico Misantla
(figuras 9 y 10). Los resultados en todos los casos fueron positivos, por lo que esta
metodologia se considera consistente para obtener la curva sintética de Vs, en el pozo de

estudio.
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FIGURA 9. Obtencion de la curva sintética de Vs, para una formacion arcillosa
del pozo vecino B, utilizando la metodologia propuesta.
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FIGURA 10. Obtencion de la curva sintética de Vs, para una formacion arcillosa
del pozo vecino C, utilizando la metodologia propuesta.
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Finalmente, para obtener la curva de velocidad de corte en el pozo 1, se utilizo la
metodologia mostrada en el cuadro 4. En la figura 11, se muestra la curva de Vs compuesta,

obtenida para el pozo 1, con los métodos descritos (curva color verde, carril 6).



CAPITULO 4

172

CUADRO 4. Metodologias empleadas para obtener la curva de Vs, para el pozo 1

Formaciones

Metodologia Empleada

Comentarios

Cenozoico ) . . .
L Ecuaciones Acopladas G.- C. (Tabla 4.3) Discretizados con el Registro GR
(Siliciclasticos)
Mesozoico ) . Discretizadas por Fracciones Minerales
Ecuaciones Originales G-Castagna )
(Carbonatos) (Capitulo 1)
Jurésico Utilizando Porosidad Total y Volumen de

(Generadoras Sobrepresionadas)

Ecuaciones de E-Phillips (Esfuerzo Efectivo)

Arcilla (Capitulo 1)

FIGURA 11. Obtencion de la curva sintética de Vs, a partir de la Vp para el pozo 1,
utilizando la metodologia mencionada en el cuadro 4.
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Calculo de parametros elasticos dindmicos utilizados en las plantillas maestras
(E,v,u, A, K)

MODULO DE YOUNG (E)

El Mddulo de Young, es una medida de elasticidad y consecuentemente de la rigidez de un
material. Es ampliamente utilizado en la interpretacion sismica cuantitativa, petrofisica y
mecanica de rocas. Se define como la relacion entre el esfuerzo uniaxial a la deformacion
unitaria cuando se aplica elasticidad lineal. Es andlogo a la constante de proporcionalidad

en la ley de Hooke:

Donde:
o, es un esfuerzo en cualquier direccion
E, es la resistencia de un material homogéneo e isotrdpico
€, es la deformacion en la direccidon en que fue aplicado el esfuerzo o.
El valor del médulo de Young (E), para la mayoria de las rocas depende de la composicion
mineralogica, de su porosidad, del tipo de formacidon y la magnitud del esfuerzo de
Sobrecarga (OB).
A partir de las velocidades compresional y de corte es posible obtener la magnitud del E

dindmico, utilizando la siguiente ecuacion:

_ pVE@EVE-4avd)
- 2 2
Vp—Vs

E

En el cuadro 5 se muestran los valores de referencia del mdédulo de Young y de los

principales parametros eldsticos para los materiales encontrados en las rocas sedimentarias.
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CUADRO 5. Valores de modulos elasticos de referencia para diferentes materiales
presentes en las rocas sedimentarias (Agilegeoscience, 2011)

Mineral o Fluido Densfi)dad Mocfulo Poisvson ModuKIo de MOdL‘J‘|0 de Parémgtro de
Matriz_[g/cc] | Young [Gpa] [Adim] Bulto [GPa] | Corte [GPa] | Lamé [GPa]

Cuarzo 2.65 95 0.07 37 44 8
Feldespatos 2.62 40 0.32 375 15 28
Plagioclasas 2.63 70 0.35 76 26 59
Calcita 2.7 84 0.32 77 32 56
Dolomita 2.87 117 0.3 95 45 65
Anhidrita 2.98 72 0.23 45 29 26
Siderita 3.96 135 0.32 124 51 90
Pirita 4.93 305 0.15 147 132 59
Arenisca 2.6 32-105 0.05 15-18 7a24 1a3
Caliza 2.72 97-280 0.33 37-71 9a26 18-53
Lutita 2.3-2.6 20-160 0.27 16-36 2a19 3a24
Agua de Formacién 1.03 0 0.5 2.3 0 23
Hidrocarburos (40 API) 0.83 0 0.5 1.6 0 1.6

RELACION DE POISSON (v)

Es un parametro elastico que relaciona la deformacion de acortamiento transversal con la
deformacion de alargamiento longitudinal (ecuacidén 4.29). En otras palabras, es una

medida del grado en el que un material se expande en un eje cuando se comprime en otro.

Etransversal

Elongitudinal

La ecuacion para obtener la magnitud de la relacién de Poisson, en funcion de las

velocidades compresional y de corte, es la siguiente:

VE—2v2
2(VE-vE)

v =

PARAMETRO DE LAME (1)

El primer pardmetro de Lamé, generalmente es conocido como lambda, (1); es un médulo

de elasticidad, utilizado ampliamente en la interpretacién sismica cuantitativa y
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geomecanica. Fue descrita por primera vez por el matematico francés, Gabriel Lamé. A
menudo se dice que A no tiene ninguna interpretacion fisica, pues resulta dificil de

visualizar.

A continuacidn se presenta la ecuacion 4.31, con la cual es posible calcular el 1—7—5
parametro de Lamé, en funcion de las velocidades compresional y de corte:

A=p(VE =2V ... (4.31)

MODULO DE CORTE ()

El mddulo de corte, es también conocido como mddulo de rigidez, o el segundo parametro
de Lamé. Simbolizado como u. Algunos autores lo representan con la letra G. La ecuacion

para obtener el mddulo de corte es la siguiente:

MODULO VOLUMETRICO (K)

El mddulo volumétrico de un material (a veces llamado modulo volumétrico o de
compresibilidad), mide su resistencia a la compresion uniforme y, por tanto, indica el
aumento de presion requerido para causar una disminucion unitaria de volumen dada. La

ecuacion para obtener K, a partir de velocidades es la mostrada a continuacion:

K=pWVZ—=2V® ... (4.33)

El moédulo volumétrico, se define también como el inverso de la compresibilidad (C),

concepto discutido ampliamente en el capitulo tres (ecuacion 4.34)
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En la figura 12, se presentan las ecuaciones que relacionan los pardmetros elasticos
definidos en este apartado. En nuestro caso utilizaremos preferentemente las ecuaciones

descritas en funcion de las velocidades compresional y de corte (ecuaciones 4.28 a 4.33).

FIGURA 12. Relacion entre diferentes modulos elésticos
para un material homogéneo e isotropico (Zoback, 2007)

Metodo autoconsistente de obtencion de Vp y Vg

Esta metodologia fue generada por Valdiviezo-Mijangos y Nicolas-Lopez (2014); el
método tiene la particularidad de poder obtener propiedades efectivas considerando un
medio heterogéneo de n inclusiones ya sea minerales, fluidos o materia organica en forma
simultanea (Hernandez, 2016)

Las ecuaciones del método autoconsistente son no lineales, por lo cual, los autores
de la metodologia las han resuelto con el método del punto fijo. Al obtener la solucion de
las ecuaciones se estd asumiendo que las propiedades de la roca p,k y p, de un sistema

homogéneo, se convierten en propiedades de un sistema heterogéneo, que son llamadas
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propiedades efectivas (ly, Ko Y Po). Estas ecuaciones son las que a continuacidon se

mencionan:

_ n ar(kr—kny1)
ko =kps1 + 2= T30 k) Ghotame) (4.35)

Donde:
k,, es el modulo volumétrico efectivo
ky+1, es el modulo volumétrico de la matriz
k.., es el médulo volumétrico de una inclusion

a,, es la fraccion volumétrica de la inclusion

n A (Ur—HBn+1)
=1 142(up—po) [210+(3ko+4110)1/[510 (B3ko +4110)]

Ho = Hn+1 + X

Donde:
Uo, €s el mddulo de corte efectivo
Un+1, €8 el modulo de corte de la matriz

U, es el modulo de corte de la inclusion

Po = Pr+1 + Lr=1r(Pr—Pns1) oo (4.37)

Donde:
Po» €s la densidad volumétrica efectiva
Pn+1, €S la densidad de la matriz

Pr, €s la densidad de la inclusion

Una vez obtenidas las propiedades efectivas p, ko y pg, del método autoconsistente

es posible calcular las velocidades de las ondas P y S, con las siguientes ecuaciones que son

analogas a las revisadas en el método de Lee (2006):

v, = ('“’%(’)“’/3')1/2 ............ (4.38)
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|4

»» €s la velocidad compresional

178

Donde:
V; = Velocidad de las ondas S

Con valores de Vp y Vs, obtenidos mediante el uso de esta metodologia, Nicolas-Lopez y
Valdiviezo-Mijangos (2015), construyeron las plantillas maestras Vp — Vs, las cuales
presentan buena respuesta para identificar arcillas, no asi, para diferenciar rocas con minerales

de cuarzo y calcita (figura 13)

FIGURA 13. Representacion general de la plantilla Vp- Vs, obtenida mediante
el método autoconsistente (Nicolas y Valdiviezo, 2015)
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Ademas de lo anterior, a partir de Vp y Vs, también es posible obtener una variedad de
parametros elasticos de la roca como los mencionados anteriormente, entre los cuales,

tenemos los requeridos para la construccion de las plantillas maestras (up — Ap) y (E — v).

Plantillas maestras (up — Ap), para diferentes tipos de fluidos

DESCRIPCION DE LAS PLANTILLAS (up — Ap).

Las plantillas maestras de propiedades mecanicas (up — Ap), propuestas por Nicolds-
Lopez y Valdiviezo-Mijangos (2015), son una herramienta en donde se pueden identificar
propiedades mecanicas de la roca, porcentajes de diferentes minerales de componentes de
las rocas sedimentarias, como son arcilla, calcita y cuarzo, asi como el contenido de fluidos
como pueden ser agua de formacidn, aceite, kerégeno o gas.

Si bien las plantillas maestras generadas a partir de Vp- Vs, definen zonas caracteristicas de
ciertos minerales y ofrecen buena respuesta para identificar minerales arcillosos, la
interpretacidn en litologias que contienen cuarzo o carbonatos se vuelve compleja, dada la
cercania de las aristas para estos minerales en el tridangulo. Si tomamos en cuenta que en la
realidad sera dificil observar algunas de estas litologias de forma pura; las impurezas y
mezcla de fluidos presentes en una litologia pueden cargar la respuesta hacia alguna de las
dos aristas (cuarzo o calcita), dando una lectura que, aunque no es erronea, puede generar
confusion si pensamos que se trata del otro mineral.

Los autores de la metodologia, reducen esta problematica, generando otras plantillas
en donde las respuestas para los minerales tipicos en las rocas se presentan mas distantes
unos de otros. Este es el caso de la plantilla (up — Ap), la cual distingue varios porcentajes
de los fluidos que podemos encontrar en el medio poroso de las formaciones del subsuelo

como son agua de formacion, aceite, kerégeno o gas (véase la figura 14).
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FIGURA 14. Plantillas maestras (up — Ap), para diferentes tipos de fluidos
presentes en las rocas sedimentarias (Nicolds y Valdiviezo, 2015)

OBTENCION DE MEZCLAS LITOLOGICAS CON PLANTILLAS (up — Ap), PARA LAS

FORMACIONES GEOLOGICAS DEL POZO 1

En el caso del pozo 1, mediante el uso de los registro geofisico de RHOB, obtenido de
forma sintética en el capitulo 1 y los registros de velocidad compresional y de corte (Vp y
Vs), obtenidos previamente en este capitulo; se logro determinar las fracciones minerales
que componen las rocas mediante el uso de las plantillas (up — Ap), para las 20
formaciones geologicas que atraviesa el pozo de estudio. La escala en la que se encuentran
las propiedades elasticas son [GPa* (g/cc)], por lo que tuvo que realizarse el siguiente

analisis dimensional.



‘ 1

Considerando que los [GPa], son unidades del sistema internacional, debido a que
las velocidades Vp y Vs, pueden tenerse en [km/s], debemos convertir estas a [m/s],
multiplicando por 1000, en nuestro caso, como fueron utilizadas las ecuaciones de G-
Castagna acopladas de la tabla 4.3, ya tenemos los valores de las velocidades Vp y Vs, en
[m/s]. Por otro lado, la densidad (RHOB), que se tiene en [g/cc], debemos convertirla a
[kg/m?].

Una vez que se obtienen las variables en unidades en SI, aplicamos las ecuaciones
4.31 y 4.32, para obtener los parametros elasticos p y A. Las unidades resultantes son los
[GPa], los cuales debemos multiplicar nuevamente por la densidad en [g/cc], para obtener
los valores que se muestran en alguna zona de las graficas mostradas en las figuras 15 para

formaciones del Cenozoico, 16 para formaciones del Cretacico y 17 para formaciones del

Jurasico.
FIGURA 15. Plantillas maestras (up — Ap), para siete
formaciones del Cenozoico atravesadas por el pozo 1
DIAGRAMAS TERNARIOS (up- .ip), FORMACIONES DEL CENOZOICO
Palma Real Inferior Tantoyuca Guayabal Chicontepec Superior

MurRbo (45025

Chicontepec Medio Chicontepec Inferior Velasco

MurRbo (032

181



CAPITULO 4

FIGURA 16. Plantillas maestras (up — Ap), para seis
formaciones del Cretacico atravesadas por el pozo 1

DIAGRAMAS TERNARIOS (p- p), FORMACIONES DEL CRETACICO

Méndez San Felipe Agua Nueva

182

Mo (G-

Tamaulipas Superior Otates Tamaulipas Inferior

Mu-Rha {GPee

FIGURA 17.- Plantillas maestras (up — Ap), para seis formaciones del Jurasico atravesadas
por el pozo 1

DIAGRAMAS TERNARIOS (up- p), FORMACIONES DEL JURASICO

Pimienta Tamén Santiago

Tepexic Huehuetepec Cahuasas
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CALIBRACION DE INFORMACION EN PLANTILLAS MAESTRAS (up — Ap), CON METODOS DE

IDENTIFICACION A PARTIR DE REGISTROS GEOFISICOS

De los resultados obtenidos para las formaciones geoldgicas donde ha sido probada la
metodologia de plantillas maestras (up — Ap), se puede comentar lo siguiente:

Para las siete formaciones del Cenozoico se observa en todos los casos un
comportamiento que tiende a lo arcilloso, con excepcion de algunas zonas de las
formaciones Tantoyuca y Chicontepec Medio, en las que se observan zonas con menor
contenido de arcilla al del resto de las plantillas, que son discretizadas también con la gama
de colores del registro GR, que fue incluido en todas las graficas presentadas (figura 4).

En el caso de la Formacion Chicontepec Medio, ademés de evidenciar las zonas con
menor contenido de arcilla por el cambio de coloracion de GR y la migracion de los puntos
hacia la zona de cuarzo; se aprecia una deflexion de los puntos hacia la zona de mayor
contenido de hidrocarburos, que fue identificada en la interpretacion petrofisica realizada
en el capitulo 1.

En la figura 18, se presenta el andlisis efectuado para las dos formaciones

comentadas y de interés petrolero del Cenozoico.
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FIGURA 18. Plantillas de mezclas litoldgicas relacionadas con metodologias
previamente revisadas; para las formaciones Tantoyuca y Chicontepec Medio.
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Por otro lado, en las formaciones del Mesozoico, se observa una clara migracion de
los puntos graficados hacia la zona de carbonatos, a partir de la Formacién Méndez, la cual
presenta en comportamiento muy arcilloso e incluso con alglin porcentaje de arenisca; hasta
las formaciones Tamaulipas Superior e Inferior, en donde los puntos graficados se
presentan francamente en la zona de los carbonatos.

Por su parte, la seccion de las formaciones del Jurasico, presenta comportamientos
diversos en sus litologias. En las formaciones Pimienta y Taman, se observa un
comportamiento similar al de los carbonatos de capas superiores con algunas zonas que
tienen hacia lo arcilloso (puntos color rosa), mientras que las formaciones Santiago y
Tepexic, presentan una marcada migracion hacia lo arcilloso que se confirma bien con la
coloracion rosa que presentan los puntos. Por ultimo, la Formaciéon Huehuetepec presenta
un comportamiento diferente dado que esta formacion contiene espesores importantes de
anhidrita, lo que implicaria hacer uso de otra plantilla que incluyera dicho mineral, mientras
que la Formaciéon Cahuasas presenta un comportamiento areno-arcilloso, caracteristico de

esta formacion.
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VENTAJAS DE UTILIZAR PLANTILLAS (up — Ap)

Como ha sido previamente comentado y evidenciado en la practica, el uso de esta
herramienta, permite confirmar el analisis litologico realizado por petrofisica o en su
defecto realizar el andlisis litoldgico sin recurrir al analisis petrofisico convencional
(Espafia, 2016), y sensibilizar en la identificacién de zonas de hidrocarburos, de forma mas
apropiada que con los diagramas cross plot previamente revisados (graficas N- D, N- S, M-
N). Ademas de que obtienen mezclas litologicas mediante plantillas maestras, nos permitira

determinar zonas de fragilidad como sera visto mas adelante.

PLANTILLAS MAESTRAS (4p — Ap), PARA FORMACIONES DE CARBONATOS

Los autores de la metodologia de plantillas maestras (Nicolas-Lopez y Valdiviezo-
Mijangos, 2015), han visualizado la necesidad de hacer extensiva esta metodologia a
formaciones de rocas con contenido de minerales carbonatados como son la calcita y/o
dolomita con la intenciéon de conocer las propiedades mecanicas especificas de dichas
litologias. El tener identificados los minerales formadores de rocas carbonatadas tiene
varias aplicaciones durante la perforacién y mantenimiento de pozos que atraviesen este
tipo de mezclas litoldgicas. A continuacion de muestra la respuesta de tres formaciones

carbonatadas del pozo 1 en este tipo de plantillas que atn se encuentran en desarrollo.

FIGURA 19.- Plantillas maestras (up — Ap), para carbonatos
en tres formaciones del pozo 1
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Plantillas maestras (E — v), para diferentes tipos de fluidos

DESCRIPCION DE LAS PLATILLAS (E — v).

Las plantillas de las propiedades elasticas E — v, surgen de la necesidad de continuar
observando el comportamiento del medio subsuperficial, analizado desde otra perspectiva,
respecto a las plantillas up — Ap, previamente descritas. En este tipo de plantillas
disminuye la perspectiva para identificar la zona mineral muestreada, sin embargo, la virtud
de esta plantilla se concentra en diferenciar mejor que en las plantillas up — Ap, las zonas
con mayor contenido de fluidos, como ocurre en las zonas que se tiene previamente
identificadas como posibles productoras, o incluso en las formaciones generadoras donde es
factible identificar las mejores zonas dentro de la formacion a fracturar. Las unidades en las
que se presenta las plantillas son [GPa] para el modulo de Young, con lo que se debe seguir
el mismo analisis dimensional que se empled para obtener los pardmetros u y 4; en lo que
respecta a la relacion de Poisson, esta se presenta en escala adimensional [adim]. La figura
20, muestra las plantillas (E — v), para los fluidos: agua de formacidn, aceite, kerogeno o

gas.

OBTENCION DE MEZCLAS LITOLOGICAS CON PLANTILLAS (E — v), PARA LAS FORMACIONES

GEOLOGICAS DEL POZO 1

Al igual que las plantillas anteriormente descritos, también se obtuvieron las plantillas
maestras (E — v), utilizando las ecuaciones 4.28 y 4.30, que estan en funcién de las
velocidades compresional y de corte, asi como de la densidad volumétrica (RHOB); para
las 20 formaciones geologicas que atraviesa el pozo 1, haciendo énfasis en las zonas
productoras y generadoras de hidrocarburos. En la figuras 21, se muestran los resultados
para las formaciones del Cenozoico, en la figura 22 para las formaciones del Cretacico, y

en la figura 23, se muestra lo obtenido para las formaciones del Jurasico.
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FIGURA 20. Plantillas maestras (E — v), para diferentes tipos
de fluidos presentes en las rocas sedimentarias (Nicolas y Valdiviezo, 2015)
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FIGURA 21. Plantillas maestras (E — v), para siete formaciones del Cenozoico,
atravesadas por el pozo 1
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FIGURA 22. Plantillas maestras (E — v), para seis formaciones del Cretacico,
atravesadas por el pozo 1

DIAGRAMAS TERNARIOS (E-v), FORMACIONES DEL CRETACICO

Méndez San Felipe Agua Nueva

188

Ml wiwac + Heavy Od (HO) > Ml wiwmse + Hieawy Of (HOY

medulise E (Gl

meduliss E (Gl

Poimnaruin, v (3

Tamaulipas Superior Tamaulipas Inferior

Ml e + Hieawy Ol (Y h Mlmisems + Sea Water (FWA)

modulis F (Gl'a)

025 025
Pl s raiio, ¥ €3 Proimrn s ratin, v {—)

FIGURA 23. Plantillas maestras (E — v), para seis formaciones del Jurésico, atravesadas por
el pozo 1
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CALIBRACION DE INFORMACION EN PLANTILLAS MAESTRAS (E — v), CON METODOS DE

IDENTIFICACION A PARTIR DE REGISTROS GEOFISICOS

Los resultados obtenidos en las plantillas maestras (E — v), corroboran lo ya anticipado
con las plantillas (up — Ap), sin embargo en este caso se pueden apreciar algunas
particularidades que no son tan evidentes en las plantillas maestras anteriores y es que en la
zona de arcillas y areniscas se aprecia con mayor precision la saturacion de fluidos que
contienen las rocas de las formaciones muestreadas. Tal es el caso de la Formacion
Chicontepec Medio, en donde se confirma que la zona con menor contenido de arcilla se
encuentra en la zona de saturacién de hidrocarburos mayor al 20 %. Lo mismo ocurre con
la zona mas limpia de la Formacion Tantoyuca, la cual se aprecia en la zona de 15% de gas.

Por otra parte, en las formaciones del Mesozoico se aprecia la tendencia de los
puntos hacia los carbonatos, de igual manera que ocurriéo con los plantillas (up — Ap);
aunque en este caso se observan algunas formaciones con puntos dentro de las zonas de
saturacion de hidrocarburos, como ocurre con la Formacion Agua Nueva, que en la
literatura ha sido reportada como roca generadora inmadura; y la Formaciéon Tamaulipas
Superior, que es analoga a otras formaciones productoras de hidrocarburos del Albiano-
Cenomaniano de la zona. El andlisis de estas formaciones se muestra en la figura 24.

En cuanto a las formaciones del Jurésico, igual que en el caso de la Formacion Agua
Nueva, se observan algunas zonas dentro de las zonas de saturacion de kerogeno, lo que se
confirma con la petrofisica y los reportes de las formaciones Pimienta y Taman. El analisis

Sde estas dos formaciones con técnicas anteriores, se muestra en la figura 25.
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FIGURA 24. Plantillas de mezclas litoldgicas relacionadas con metodologias previamente

revisadas; para las formaciones Agua Nueva y Tamaulipas Superior.

euwnoo

V/Sand (dec)
0

VLime (dec)
0.—1.

Formacion Geol6gica Veiay /- Viime S
Agua Nueva 0.26 0.03 071 0.80 O]
(M)
Formacion Geoldgica Velay Wizl Viime &
Tamaulipas Superior 0.25 0.02 0.73 0.74

L]
Mu-kho (G257

0

9
\

Velay (dec)
1

1

Vwater (dec)
1,

FIGURA 25. Plantillas de mezclas litoldgicas relacionadas con metodologias previamente
revisadas; para las formaciones Pimienta y Santiago. Se observa buena correlacion.
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VENTAIJAS DE UTILIZAR PLANTILLAS (E — v).

En general las plantillas maestras (up — Ap) y (E — v), se utilizan como complemento uno
de otro, para discretizar la mineralogia y composicidon litoldgica de las formaciones
geoldgicas, asi como para identificar intervalos de interés petrolero. Lo anterior resulta
relevante en varios temas de la industria petrolera como es, para determinar las zonas de
fragilidad, como ya fue previamente comentado y se llevara a cabo en el tema 6. Asi como
en el modelado geoldgico de sistemas petroleros, donde es indispensable asignar los
porcentajes minerales de las rocas que componen las formaciones, para que nuestro analisis
sea consistente. En el capitulo 5 serd explicado con mayor detalle.

El uso de las plantillas maestras E — v, son visualmente de mayor utilidad en las
zonas donde previamente se interpretd que existe potencial de hidrocarburos. Los
resultados del andlisis de las 20 formaciones geologicas del pozo 1, en cuanto a porcentajes
litologicos y fluidos, obtenidos con estas metodologias son presentados en el siguiente

capitulo, en el cual, seran utilizados.

Usos de las plantillas maestras en la seleccion de puntos de lutitas en uso de métodos

de prediccion de poro

Asi como se ha discutido ampliamente como las plantillas maestras nos han sido de utilidad
para determinar zonas litologicas arcillosas, calcareas o con contenido de cuarzo, asi como
zonas con potencial de hidrocarburos; también nos pueden ser de utilidad para conocer las
zonas con alto contenido de arcilla, ya que conociendo estas zonas es posible discretizar en
que partes de la columna litologica es factible utilizar métodos que son aplicables a este
tipos de litologia, inclusive sin ser necesario utilizar la curva de rayos gamma (GR). Tal es
el caso del método de prediccion de poro de Eaton, el cual ha sido disefiado para lutitas, el
cual fue utilizado para calcular la presiéon de poro en la seccidén de siliciclasticos del
capitulo 2.

Una importante contribucion seria discretizar las zonas arcillosas mediante las

plantillas maestras y utilizar los métodos de Eaton en las zonas con contenido de arcilla
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mayor al 90%, y el método de compresibilidades en las zonas donde se tengan zonas
limpias. Con ello es posible obtener un modelo robusto generalizado para el calculo de la

presion de poro. Este tema es abordado por Rodriguez (2016), en su tesis de licenciatura.

EE En la figura 26 se muestra la relacion entre la curva de (GR), y las zonas arcillosas
identificadas en la plantilla en profundidad (up — Ap).

FIGURA 26. Plantillas (up — Ap), en profundidad, identificando los puntos de arcilla, para
su utilizacion en analisis de geopresiones. Los puntos identificados calibran con las zonas
arcillosas del registro GR, del pozo 1.
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CAPITULO 5

Analisis y Aplicacion del
Modelado Geoldgico

de Sistemas Petroleros en la
Prediccion de Geopresiones






ANALISIS Y APLICACION DEL MODELADO

Introduccion

El método de prediccion de presion de poro mediante el modelado de sistemas petroleros es
una herramienta adicional con la que se cuenta para obtener o calibrar una curva de Pp,
utilizando conceptos de la fisica de roca desde un punto de vista diferente, a los métodos
convencionales analizados previamente en esta tesis (como los métodos de Eaton y
compresibilidades).

La metodologia de prediccion de poro con modelado de sistemas petroleros, fue
establecida por Alberty (1997) y Traugott (1999). Quienes hacen tres consideraciones

siguientes referentes al tema:

a) Los métodos de prediccion de presion de poro derivados de la sismica y modelado de
cuencas deben ser integrados como un proceso comun.

b) Los métodos sismicos funcionan mejor cuando un modelo de compactacién de cuenca
se utiliza para generar la linea de tendencia normal, y

¢) Los métodos del modelado de cuenca funcionan mejor cuando los supuestos de

permeabilidad se acoplan a los parametros petrofisicos.

En este capitulo, primeramente se revisaran los conceptos involucrados en el
modelado de sistemas petroleros, posteriormente se discutiran los modelos en los que se
sustenta la prediccion de la presion de poro por medio del modelado de sistemas petroleros,
posteriormente serd realizado el modelado de cuenca 1D para el pozo 1 (Tampico-
Misantla), siguiendo con el andlisis de resultados con este método y su relacion con los

métodos de prediccion anteriormente revisados.

El Modelado de Sistemas Petroleros

EL SISTEMA PETROLERO

El sistema petrolero es un sistema natural, que incluye todos los elementos y procesos
geoldgicos esenciales para que un yacimiento de aceite y/o gas exista en la naturaleza.

Magoon (1994), lo ha definido como un sistema geoldgico que comprende a las rocas
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generadoras y todo lo relacionado con el petrdleo y el gas, que incluye los elementos y
procesos geoldgicos necesarios para que una acumulacion de hidrocarburos exista

(Hantschel, 2009) (véase la figura 1).

FIGURA 1. Modelo conceptual de un sistema petrolero (Méndez, 2007)

Espafia (2013), comenta que el estudio del sistema petrolero es parte del proceso
exploratorio con el nivel de certeza econdmica, que se tiene en la exploracion petrolera, el
cual se muestra en la figura 2.

El sistema petrolero se debe estudiar como un modelo dinamico, donde intervienen
varias entradas a la cuenca sedimentaria (sedimentos, materia organica), ocurre su
transformacion (diagénesis, catagénesis), y se genera el aceite y/o gas, que finalmente

puede acumularse en una trampa petrolera.

FIGURA 2. Niveles de certeza en la exploraciéon petrolera
(Magoon, 1994 en Espaiia, 2013)



ANALISIS Y APLICACION DEL MODELADO

Por otro lado, el sistema petrolero se compone de varios subsistemas, los cuales
deben estar concatenados en tiempo y espacio para que se forme una acumulacién natural
de petréleo en la corteza terrestre, susceptible de explotarse con rendimiento econdémico

(figura 3). Los subsistemas del sistema petrolero son los siguientes:

a) Roca generadora
b) Migracion

¢) Roca almacenadora
d) Roca sello

e) Trampa

f) Sincronia

Para evaluar de manera integral todos los componentes, requiere de diversas

disciplinas con especialistas que trabajen en equipo, para alcanzar con éxito los objetivos.

FIGURA 3. Representacion del sistema petrolero de un campo
del norte de Alaska (Modificado de Hantschel, 2009)
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MODELADO DE SISTEMAS PETROLEROS

Traugott (1999), define al modelado de sistemas petroleros como programas de simulacion

EE numérica que evaliian la presion de poro, la porosidad, la sobrecarga y otros pardmetros
relacionados con los subsistemas que conforman el sistema petrolero.

Ortufio (1993), considera tres lineas esenciales de investigacidn petrolera para llevar
a cabo el modelado de sistemas petroleros: estratigrafia secuencial, modelado geoquimico y

modelado tectonico-estructural (figura 4).

FIGURA 4. Diagrama de flujo de las lineas de investigacidon que conforman
el modelado de sistemas petroleros (Ortufio, 1993 en Espafia 2013).

Por su parte, Espafia (2013), resume las diferencias que existen entre el modelado de

cuencas y de sistemas petroleros, las cuales se enuncian a continuacion:



ANALISIS Y APLICACION DEL MODELADO

a) Los limites de una cuenca sedimentaria estan definidos por la depresién y/o por las
unidades de roca que comprende, mientras que el sistema petrolero esta definido por la
extension que ocupan, la roca generadora y trampas formadas en una zona especifica.

b) Las aplicaciones del modelado en la exploracidn petrolera se concentran principalmente
en la generacion, migracién acumulacion y preservacion de hidrocarburos que son parte
de los sistemas petroleros. Mientras que aspectos como litofacies, fallas, estructuras,
flujo de agua, etc.; no son examinados a detalle como en el modelado de cuencas

¢) Una cuenca sedimentaria puede contener varios sistemas petroleros, cada uno de los
cuales puede estar localizado en ciertas dreas o confinado a ciertos estratos. Aunque es
posible modelar todos los sistemas simultdineamente, es recomendable analizar cada

sistema individualmente.

El mismo autor menciona que el principal objetivo del modelado de sistemas
petroleros es describir el sepultamiento de las rocas generadoras, la generacidon y expulsion
de los hidrocarburos en esas rocas, la migracion, el entrampamiento y la preservacion de los
hidrocarburos.

En este trabajo, el principal objetivo de la aplicacion del modelado de cuencas y
sistemas petroleros, serd el calculo de la presion de poro, la cual se determina en funcién de
la velocidad de sedimentacidn, el contenido de arcilla (Vsy), y la permeabilidad (k), de cada
formacioén que compone el sistema petrolero. Mientras que los modelos convencionales de
prediccion estan basados en la velocidad de las ondas acusticas, el esfuerzo efectivo y la
compactacion.

En la literatura existen varios paquetes computacionales que ejecutan la simulacion
numérica del modelado del sistema petrolero, entre ellos los que a continuacidon se

mencionan;

a) TemisFlow (IFP)

b) Genex (IFP)

¢) BasinMod (PlateeRiver Associates)
d) PetroMod (SLB)
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En el caso nuestro, la paqueteria utilizada para realizar el modelado de sistemas
petroleros y obtener con ello la curva de prediccion de poro y demds geopresiones es una
version académica de Petromod. Los suministros requeridos para realizar el modelado con
esta paqueteria son, las edades de depdsito y composiciones litologicas de las formaciones
atravesadas por el pozo, asi como las siguientes condiciones de frontera, que seran descritas

mas adelante:

a) Paleobatimetria (PWD)
b) Paleotemperatura (SWIT)
c) Paleoflujos de calor (HF)

TERMICIDAD

En un modelado de sistemas petroleros la temperatura a la que se depositan los sedimentos
en el fondo marino (SWIT) y el flujo de calor irradiado desde el basamento (HF), juegan
un papel importante en el comportamiento fisico- quimico de las formaciones geologicas
consideradas como parte de un sistema petrolero, ya que existe relacion directa de estas,
con los procesos geoldgicos tanto exogenos como enddgenos. En particular el calor
conducido a través de la corteza terrestre es el propulsor en las reacciones quimicas que
transforman la materia orgénica contenida en las rocas sedimentarias (Espafia, 2013).

La importancia de estos dos parametros (SWIT y HF), esta dada en que
conociéndolos podemos saber la transferencia de calor existente en la base (HF) y en la
cima (SWIT), del paquete sedimentario que conforma la columna de un area.

El SWIT, determina la temperatura de la interfase agua- sedimento, y esta es
afectada por varios factores como son, la batimetria, posicion geografica del area de estudio
y las corrientes oceanicas globales. En nuestro caso serd utilizado un simulador de SWIT
contenido en Petromod, basado en los trabajos de Wygrala (1989) (figura 5), el cual fue
desarrollado con mapas paleogeograficos, mapas de paleotemperaturas, datos actuales de
temperaturas de la interface agua-sedimento y los valores de paleobatimetria de las

formaciones al momento de su deposito las cuales son especificas para cada area.
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El producto que se obtiene mediante el uso de este modelo es una curva de

temperatura del lecho marino para varios puntos del tiempo geologico.

Figura 5. Obtencidn de la temperatura de la interface agua-sedimento
para el paralelo 21 (area de estudio), basado en el modelo de Wygrala (1989).

Por otro lado, el HF, esta determinado en funcién del tipo de cuenca de la que se
trate. Esto es, los valores de flujo de calor para una cuenca extensional y una de tipo
transcurrente, seran distintos (figura 6). Ademas, como ya debe ser anticipado, si nos
encontramos dentro de una cuenca por extension, se tendran también valores de flujo de
calor distintos si el area de estudio esta en las cercanias de la zona de apertura (Riff), que si
se encuentra alejada de la misma. Por lo tanto, existen varios factores que influyen en la
magnitud que puede tener el flujo de calor en una cuenca en la que se modele un sistema

petrolero.
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FIGURA 6. Valores de referencia para el flujo de calor (HF),
para diferentes tipos de cuenca (De la Cruz, 2014)

Otra manera de calcular el flujo de calor, es mediante el uso del modelo de
McKenzie, el cual estd en funcién de un factor de estiramiento cortical (f3), el cual aplica
para cuencas formadas por extension de la corteza y define la relacion entre cambios de
longitud vertical y horizontal iniciales y finales respectivamente. El factor f, tiene un rango
de 1 a 4.5; asi pues, si por ejemplo f= 2, entonces el estiramiento cortical ha sido del doble
del original.

Para determinar el valor del factor 3, en la literatura existen varios modelos basados
en el inicio y término de la apertura del Riff que dio origen al Golfo de México, con mapas

de iso-valores de factor beta para el tiempo actual (figura 7). Utilizando dicho mapa,
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unicamente debe ubicarse la zona de estudio para determinar el valor de 8, que aplica al
area de interés. En ocasiones el valor de S, es necesario interpolarlo debido a que queda

entre dos curvas.

FIGURA 7. Mapa de iso-valores del factor 3, asociados
a la apertura del Golfo de México, en donde
se ubica el pozo 1 (Modificado de Sawyer, 1991).
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Para el caso de obtencidn de la curva de prediccion de presion de poro para el pozo
1, mediante el modelado de sistemas petroleros, la temperatura, aunque no es un parametro
que influye directamente en los resultados de presion, salvo en los casos donde el
mecanismo de generacion de presion sea acuatermal; es importante determinar las
condiciones limites termales, para que el paquete de modelado genere la curva de presion

de poro.
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GEOQUIMICA ORGANICA

Otro parametro que es un suministro que enriquece el modelado de sistemas petroleros,
sobre todo en la evaluacion de subsistema generador, son los relacionados con quimica

organica, como pueden ser los siguientes:

a) Carbono orgénico total (COT)

b) Tipos de kerdgeno

c) Reflectancia de la vitrinita (Ry)

d) Ventana de generacion de hidrocarburos
e) Indice de alteracién térmica (IAT)

f) Pirolisis

De estos términos no se abundard mas, ya que no es el objetivo principal de este
trabajo de tesis, sin embargo, tenerlos en cuenta es importante y en el caso del pozo 1, estos

rubros seran alimentados de valores de referencia obtenidos de la literatura disponible.

GENERACION DE HIDROCARBUROS

El modelado de sistemas petroleros, considera simular la generacion de hidrocarburos en la

roca generadora, asi como los parametros de maduracién como son:

a) Reflectancia de la vitrinita
b) Biomarcadores moleculares

¢) Diagénesis mineral

Los procesos de generacion de petrdleo, consideran condiciones de profundidad,
temperatura y presion especificas, que generan procesos tales como la diagénesis,
catagénesis y metagénesis, en los cuales se van creando los productos petroleros de acuerdo
al tipo de materia organica presente en la roca generadora. Dichos productos, procesos y

pardmetros se muestran de forma general en la figura 8.
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FIGURA 8. Diagrama esquematico de la generacién de hidrocarburos
y carbdén en una cuenca sedimentaria (Modificado de Hantschel, 2009)

Para el caso del modelado en 1D con la version del software utilizada, la generacion

de hidrocarburos no es considerada para los calculos de generacion de presion.

MIGRACION DE LOS HIDROCARBUROS

Los procesos de migracion primaria y secundaria de hidrocarburos son parte de un tema
que no ha sido completamente desarrollado y entendido, los modelos que han estudiado
este fenomeno, estan la gran mayoria de ellos basados en la ecuacion de Darcy,
acoplandolos al flujo que existe como si se tratard de un yacimiento petrolero. La
transferencia de la metodologia de yacimientos a la migracion de hidrocarburos dentro de la
roca generadora, y de ésta hasta las rocas almacenadoras, encuentra diferencias
principalmente en el tiempo en que ocurren los procesos. En el primer caso, se trata de
afios, mientras que para la migracién del segundo caso tarda millones de afios. Lo anterior

genera que las ecuaciones diferenciales para modelar el fendmeno sean complejas y
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dificiles de resolver, por lo que son utilizados conceptos de fendmenos de transporte, y
métodos numéricos para discretizarlas.
En nuestro caso, en el modelado de sistemas petroleros, solo se consideran modelos

cinéticos dentro de la roca generadora relacionados con la transformacién y el flujo de los

fluidos.

Prediccion de la Presién de Poro mediante el Modelado de Sistemas Petroleros

GENERACION DE LA PRESION DE PORO Y FLUJO DE FLUIDOS

Como ya se ha comentado, existen varios mecanismos causantes de sobrepresion en las
formaciones geologicas. En una formacion con presion anormal si esta encuentra una zona
de descarga (pozo), eventualmente causara el movimiento de los fluidos contenidos por el
medio poroso de acuerdo con la ley de Darcy. Al disminuir la presion en la formacion,
también se reducira su porosidad, ejerciéndose la compactacién de la roca.

En un fenémeno de compactacion ideal, la presion se reducira solo hasta alcanzar la
presion hidrostética, debido a que al alcanzar esta, se generara un equilibrio y ya no se
presentara movimiento de los fluidos dentro de la formacion. Autores como Hantschel
(2009), definen una relacion directa entre la generacion de sobrepresion y la compactacion
de la roca. Esto se ve muy sencillo si pensamos que la causa de presion anormal es causada
por falta de compactacion de la roca como lo ha expuesto Eaton. Sin embargo, Hantschel
(2009), se centra en la compactacion y la define como la reorganizacién de granos, siendo
estos rotados, triturados y deformados, formando paquetes mas densos con un reducido
espacio poroso, lo que implica una disminucidon de la garganta de poro. A este tipo de
compactacién el autor le nombra compactacion mecanica y es generada por el esfuerzo de
sobrecarga.

Otro tipo de compactacion es la compactacion quimica, generada por Ia
precipitacion y cementacion de granos de silice y calcita. Este fendmeno ocurre a mayores
profundidades que la compactacion mecénica por efecto de altas temperaturas. Este tipo de
compactacién la define Hantschel (2009), como la responsable de generar presion anormal

en lo poros donde son desplazados los fluidos al precipitar los nuevos minerales.
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COMPACTACION Y REDUCCION DE POROSIDAD

Leyes de compactacion

En el modelo de sistemas petroleros basico, para la prediccién de la presion de poro, se
considera una relacién simple entre la compactacion mecanica y la reduccion de la
porosidad; en el que el cambio de porosidad es equivalente a la deformacidon volumétrica de

la roca, y es funcidn del esfuerzo efectivo de acuerdo a la ley de Terzaghi (ecuacién 5.1).

O =kyxe k2*Ter . (5.1)
Donde:
@, es la porosidad
k,, constante 1
k,, constante 2

Oef, €s el esfuerzo efectivo

Existen varios modelos similares a la ecuacidn 5.1, que relacionan la porosidad y el

esfuerzo efectivo, los cuales describiremos brevemente a continuacion.

Ley de Athy en funcién del esfuerzo efectivo

Athy (1930), propuso un expresion mediante la cual se obtiene el decremento exponencial
de la porosidad en funcién de la porosidad inicial (en superficie), de una constante de
compactacién (k), y a partir de la profundidad. Posteriormente Smith (1971), propuso en
funcion de la Ley de Athy, una ecuacidén que relaciona la porosidad y el esfuerzo efectivo
(ecuacién 5.2)
O =Qy*xe s .. (5.2)

Donde:

@, es la porosidad

@,, porosidad inicial
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k, constante de compactacioén

ey, es el esfuerzo efectivo

Ley de Athy en funcién de la profundidad hidrostatica equivalente

Esta ley incluye una nueva variable que es la profundidad hidrostatica equivalente en lugar
de la profundidad de la ley original de Athy. La ventaja de esta ecuacidén es que el
parametro de compactacion k, puede determinarse facilmente cuando se mide la porosidad
con datos de profundidad equivalente. La ecuacion de la Ley de Athy con profundidad

equivalente es la que se muestra a continuacion:

Donde:

Profeq, es la profundidad equivalente a la que ocurre un cambio de porosidad

Modelo de Schneider

La ecuacién de porosidad propuesta por Scheneider (1996), fue realizada a partir de la ley
de Athy del esfuerzo efectivo. Esta correlacidon considera dos pardmetros k, y kj, siendo
constantes de compactacion para las zonas de menor y mayor rango de porosidad
respectivamente. Adicionalmente Scheneider, considera a la porosidad inicial como la suma
de tres porosidades (9, + @, + @5), donde @, y @, son consideradas como la mitad de la

porosidad inicial total @.

O=0,+ @y *e ke %f + @, x e *b*Ter .. (5.4)

Donde:

@, es la porosidad en la superficie
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Modelo de compresibilidad

Este modelo surgié de las ecuaciones de Athy de esfuerzo efectivo y profundidad

equivalente, las cuales fueron reproducidas en muestras de rocas siliciclasticas y 2_0_9
carbonatadas por separado. De este experimento se obtuvieron las graficas de la figura 9, de
cuyas curvas se obtuvo la pendiente y con ello valores de porosidad inicial (@), y de la

constante de compactacion (k).

FIGURA 9. Curvas de varias litologias las ecuaciones de Athy,
con esfuerzo efectivo (graficas a y b); y profundidad equivalente
(graficas cy d). (Hantschel, 2009)

El modelo de compresibilidades considera que la compresibilidad maxima ocurre en

superficie y la compresibilidad minima ocurre a la profundidad total y es equivalente a la
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compresibilidad de la matriz de roca. Con los valores de compresibilidad es posible obtener

valores de porosidad en funcién del esfuerzo efectivo, de acuerdo a la siguiente ecuacion:

0(o.s) = —% xIn[(ax B *o,r)+ePP] (5.5)

Donde:

B, en este caso es la constante de compactacion definido por la expresion,

_ In(C)= In(Cm)
B="g g T (5.6)

a, es una funcion adicional de ajuste a la porosidad inicial (@), definida por la siguiente
expresion
Bo*In(Cm) = @m*In(Co)

a= Do By e (5.7)

Esta correlacion se considera mas completa ya que abarca una gama de litologias a
las que es aplicable. Incluso el modelo tiene la bondad de poder determinar la
compresibilidad de la matriz (C,,), la cual fue utilizada en la capitulo tres, como parte de

los calculo de presion de poro mediante el método de Athasbary.

Modelo de roca arcillosa

Esta correlacion fue disefiada especialmente para rocas clasticas e incluye un nuevo

parametro en funcion de esfuerzos efectivos (e). La ecuacidn de la correlacion en funcidon

del esfuerzo efectivo vertical es la siguiente:

Oef— Brlog(oer/0.1[MPal)
O(0ep) = £ e (5.8)

Donde:
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e, es larelacion de la porosidad a una cierta profundidad. La expresion para calcular e, es la

siguiente:
[
e= 1= €0~ B *log(o.r/0.1[MPal]) ............... (5.9)

Y eq00, €s la relacion de porosidad inicial (en superficie)
Analisis y comparacion de los modelos de compactacion

Segun estudios publicados por Hantschel (2009), de donde se obtuvieron referencias de
estas correlaciones; aunque los diversos modelos de compactaciéon son diferentes unos de
otros, los parametros obtenidos para la mayoria de litologias, son relativamente similares lo
que se evidencia con las curvas de compactacion (figura 10), salvo en el caso del modelo de
la roca arcillosa (mudstone), que no presenta una tendencia aceptable, por lo que este

modelo queda descartado para nuestro analisis.

FIGURA 10. Comportamiento mostrado por los diferentes métodos
para la obtencidn de la compactacién de una roca arcillosa (Hantschel, 2009).

211



212

CAPITULO 5

Los parametros obtenidos del analisis publicado en Hantschel (2009), se muestran

en el cuadro 1.

CuADRO 1. Valores de referencia obtenidos para los pardmetros

de los modelos de compactacion (Hantschel, 2009)

MODELO PARAMETRO | MAGNITUD UNIDADES
= A -1
Compresibilidad Co 03 [GPa]
Cn= 4.03 [GPa]
Athy Esfuerzo Efectivo o= 0.7 [Adim]
k= 0.096 [MPa™]
®= 07 [Adim]
Schneider P, = 0.35 [Adim]
ka= 0.1916 MPa]
ko= 0.0527 [MPa™]
Athy Profundidad
k= 0.83 -1
Hidrostatica [Km™]
Roca Arcillosa €10= 1.2889 [Adfm]
= 0.458 [Adim]

De los resultados obtenidos se determind que los métodos que mejor predicen el

comportamiento de compactacidn son los de Schneider y Athy con profundidad hidrostatica

equivalente, de los cuales se obtuvieron valores de pardmetros tanto para una lutita como

para una arenisca, que se presentan en el cuadro 2, y que seran utilizados para calibrar la

curva de presion de poro obtenida con modelado para el pozo 1.

CuADRO 2. Valores de referencia obtenidos de los parametros de dos modelos
para lutitas y areniscas (Hantschel, 2009)

— ’ LUTITAS , ARENISCAS
PARAMETRO [ MAGNITUD | UNIDADES [PARAMETRO| MAGNITUD | UNIDADES

®,= 0.7 [Adim] ®,= 042 [Adim]
—— ®,= 035 [Adim] ®,= 0.205 [Adim]
k,= 0.1916 [MPa™] ko= 0.0416 [MPa']
kp = 0.0527 [MPa] k= 0.0178 [MPa™]
Athy Profundidad H. ®,= 07 [Adim] ®,= 041 [Adim]
Equivalente = 0.83 [Km™] = 031 [Km™]
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SOLUCION DE PREDICCION DE PRESION POR MODELADO PARA 1D

Las soluciones 1D, se consideran poco practicas, ya que la mayoria de las distribuciones de
sobrepresion estan fuertemente influenciadas por el flujo de fluidos en forma horizontal en
capas de alta permeabilidad. En el modelado de la presion con sistemas petroleros
solamente se considera la compactacion mecénica como mecanismo que afecta la
sobrecarga, debido a la sedimentacion, la formacion de sobrepresion y la compactacion
(Hantschel, 2009). La ecuacion general para obtener la magnitud de la presion de poro, es
la siguiente:
8 k & 8
C*g—f—;*g—z=6*% ............... (5.10)

La ecuacion 5.10, es una derivacidon de la ecuacidon de Darcy, mediante la cual se
obtiene la variacion de la presidn que existe en un yacimiento en funcion del tiempo, que
para nuestro caso es el tiempo de sedimentacidn ininterrumpida que ocurre en una cuenca.
Hantschel (2009), ha estudiado este fendémeno y ha presentado un par de graficas que

predicen el comportamiento de la presion de poro para dos litologias siliciclasticas distintas

(figura 11).

FIGURA 11. Comportamiento de la presidn de poro para una limolita (grafica a), y para una
lutita (grafica b); variando la tasa de sedimentacion (Hantschel, 2009)
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Con los resultados obtenidos sobre el comportamiento de la presion de poro
variando la tasa de sedimentacion para dos litologias distintas, se puede interpretar que el
calculo de la presién de poro obtenida mediante el modelado de sistemas petroleros, es
controlada por variables como el espesor de las formaciones geoldgicas, la profundidad a la
que se encuentren, la porosidad y el tipo de roca de las que se componga la columna
litostatica.

Por lo anterior, para predecir la presion de poro a través del modelado, se requiere
unicamente el contexto geoldgico consistente del area, sin la necesidad total de contar con
registros de pozo como ocurre con los otros métodos revisados en esta tesis.

Sin embargo, en nuestro caso, para realizar un modelado preciso, utilizaremos las
fracciones minerales obtenidas en el capitulo cuatro para las formaciones que atraviesa el
pozo 1, las cuales fueron obtenidas con propiedades elasticas calculadas con registros. Esta
informacion serd presentada en el siguiente tema, como parte de la estratigrafia que se

utilizara para modelar.

Prediccion de Geopresiones del pozo 1, utilizando Modelado de Sistemas Petroleros

GENERALIDADES DEL AREA DE ESTUDIO

Ubicacion del area de estudio

La zona de estudio en donde se ubica el pozo 1, se encuentra sobre la planicie costera del
Golfo de México, comprendida en el estado de Veracruz. La cuenca a la que pertenece el
pozo, se localiza entre el occidente de la plataforma de Tuxpan (Faja de Oro), y las
estribaciones del frente oriental de la Sierra Madre Oriental; pertenece a la provincia
geoldgica Tampico-Misantla (Lopez, 2008). La zona de estudio se encuentra entre los

paralelos 20- 22° de Latitud Norte; y en las cercanias del meridiano 98° de Longitud Oeste

(figura 12).
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FIGURA 12. Ubicacién del area de estudio en donde
se encuentra el pozo 1 (Lépez, 2008)
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Estratigrafia

La estratigrafia de la zona de estudio, se compone de 20 formaciones sedimentarias de las
cuales ocho son del Cenozoico, seis son del Cretacico y seis mas son del Jurésico. En el
cuadro 3, se presenta una sintesis de la litologia que compone cada una de las formaciones
sedimentarias del pozo 1. La informacion de referencia se obtuvo de dos fuentes: un estudio
geologico de la cuenca de Chicontepec (Lopez, 2008) y fue completado con informacién

obtenida de fichas técnicas del Servicio Geoldgico Mexicano (SGM, 2007).
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CuADRO 3. Sintesis realizada de la litologia de las formaciones geoldgicas del pozo 1.

Formacién Geoldgica Litologia de Referencia

Palma Real Superior Lutitas con intercalaciones de areniscas en capas delgadas de grano fino.
Lutitas calcareas de color amarillo café, muyintemperizadas y quebradizas, laminares y nodulares con intercalaciones de areniscas en
capas delgadas de grano fino.

Palma Real Inferior

— Secuencia arenoso-conglomeratica, areniscas y conglomerados arenosos de grano grueso que varfa a fino, con cementante calcareo y
2 1 6 Tantoyuca algunas intercalaciones de lutita arenosa de color gris a gris oscuro; presenta también conglomerados y brechas con fragmentos de

calizas cretacicas de diferentes colores, asi como fragmentos de pedernal negro y areniscas, provenientes de la erosion del Grupo
Chicontepec

Guayabal Lutitas de color gris azul; con intercalaciones de areniscas de grano fino, a veces calcareas; localmente contiene nédulos de siderita

Consiste de areniscas calcareas o ligeramente calcéareas de color gris claro a gris oscuro, de grano fino a medio con ligera
Chicontepec Superior  |impregnacion de aceite residual en varias localidades. Presenta estructuras primarias como: laminacién cruzada, canales de corte y
relleno, rizaduras de corrientes, huellas de carga yrestos de carbén diseminado

Se compone de una secuencia de lutitas gris verdoso, gris y café con contenidos de bentonita, en varias localidades presenta
impregnaciones de aceite. En algunas localidades se caracteriza por la presencia de guijarros de caliza formando areniscas
conglomeraticas, alternadas con areniscas oscuras de grano fino a medio, compactas y con restos de plantas; el sur de la Cuenca de
Chicontepec se compone de lutitas compactas, masivas, color gris, sin estratificacion visible ycon Iaminas de areniscas calcareas.

Consiste principalmente de lutitas suaves, grises, ligeramente arenosas con tonos verdosos y pardos, con contenidos moderados de
bentonita blanca y verde, intercaladas con areniscas arcillosas grises de grano fino. Presenta impregnaciones de aceite residual

Chicontepec Medio

Chicontepec Inferior

Se compone de lutitas de color gris, verde, algunas capas son calcéreas y otras se componen de bentonita verde, con
interestratificaciones de areniscas calcareas en capas delgadas. Al sur de la Cuenca de Chicontepec, la Formacidn Velasco consiste

Velasco N : X q q
de margas de color gris, gris-verde, con capas muy delgadas de bentonita, cenizas y arenas. Presentan en ocasiones horizontes de
anhidritas, huellas de oleaje yanélidos; al este de la Faja de Oro la Formacién Velasco esta representada por lutitas de color verde.
Mendez Se compone de una secuencia de lutitas ymargas de color gris y gris verdoso, que llegan a alternar con capas de bentonita blanca;
incluyen calizas arcillosas de color gris, lutitas en parte bentoniticas en capas delgadas.
Su litologia dominante es mudstone ywackestone bentoniticos, con escasos nédulos de pedernal; alterna con capas de lutitas color
San Felipe gris claro a gris verdoso, con material glauconitico. En la mayor parte de los sitios en la que se ha estudiado se compone de

wackestone gris verdoso que intemperiza a café, en estratos de 10 a 40 centimetros de espesor, con intercalaciones de lutitas
bentoniticas gris verdoso, asi como capas laminares de bentonita de 5 a 10 cm de espesor

Consiste de una alternancia de mudstone, wackestone con nédulos y bandas de pedernal; contiene intercalaciones de lutitas
carbonosas y cuerpos de margas benténiticas. Los estratos son delgados y medios en la base ylaminares en la parte media y superior.
Agua Nueva Incluyen mudstone y calizas arcillosas, biégenas y bandeadas, wackestone gris claro con nédulos y bandas de pedernal negro. En
algunas localidades presenta intercalaciones de lutitas calcareas laminares, mudstonewackestone gris, ligeramente arcilloso con
abundantes nédulos de pedernal negro con interestratificaciones de lutitas gris verdoso de aspecto laminar

Consiste de calizas mudstone a wackestone gris claro y café oscuro, con lineas estiloliticas, contiene bandas y lentes de pedernal y
Tamaulipas Superior nédulos de hematita. Presenta intercalaciones de lutitas, margas y delgados horizontes de tobas, ademas abundante disolucién. Hacia
la base contiene intercalaciones de estratos delgados de bentonita de color claro, verde y gris.

Otates Caliza con intercalaciones de lutita laminar

La litologia estd compuesta de calizas wackestone y mudstone de color gris y gris oscuro, con microfésiles plancténicos; incluye lentes
ybandas de pedernal gris oscuro a negro, ademas presenta intercalaciones de lutitas negras laminares. Contiene en su parte basal
grainstone calcarenitico con oolitas, bioclastos y peletoides, seguidos por un wackestone con horizontes bentoniticos, después se
compone de wackestone grueso con oolitas, de color gris y diseminaciones de hematita.

Tamaulipas Inferior

Se compone de una secuencia de calizas de color gris oscuro en capas delgadas con bandas de pedernal. Se reportan, también,
calizas mudstone-wackestone y calizas arcillosas de color negro a gris oscuro, intercaladas con capas delgadas de lutitas calcareas y
Pimienta lutitas laminares negras, con abundante materia organica; contiene lentes de pedernal negro. Los estratos de carbonatos se distinguen
por contener gran cantidad de foraminiferos, ademés, también se tiene un horizonte de 50 cm de espesor de coquinas con abundantes
amonitas dentro de las calizas arcillosas de color negro, que afloran cerca de Tepatlan, Puebla

Se define como una secuencia de calizas bien estratificadas, de color negro, de grano fino y microcristalinas, con intercalaciones de
Taméan lutita negra. Incluyen una alternancia de lutitas calcareas color negro, carbonosas, con caliza arcillosa de color gris oscuro, en
espesores de 40 a 50 cm; las lutitas tienen espesores de 10 a 15 cm, con tonos rojizos por intemperismo

Constituida por un paquete de limolita negra calcarea; ocasionalmente hay capas de caliza negra. En la parte superior hay abundantes

Santiago . .
concreciones negras, calcareas.
Tepexic Calizas impuras de color gris a gris oscuro, de grano grueso, con presencia de cuarzo. Presenta calcarenita de color gris oscuro hasta
casi gris negrusco
Huehuetepec Arenisca, grainstone, wackestone y mudstone de pellets, oolitas, bioclastos y algas de color café claro a gris verdoso, que alternan con

lutitas y limolitas rojas y culminan en cuerpos de anhidrita y sal.

Cahuasas Esta constituida por brechas y conglomerados masivos, limolita y arenisca masiva de color rojo y verde.
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Aunque en un andlisis estratigrafico completo, se consideran mds aspectos que la
descripcion litoldgica de las formaciones, en este caso, para el objetivo de modelar el
sistema petrolero en torno al pozo 1 para obtener la grafica de prediccion de geopresiones,
se considera unicamente la informacion recabada en dicha tabla para calibrar las fracciones
minerales que se obtuvieron en el capitulo cuatro y que se mostraran mas adelante, por lo

tanto, el analisis se considera solo a ello.

Geologia estructural

Las caracteristicas estructurales de las formaciones del area de estudio, estan asociadas en
forma directa con el medio ambiente de depdsito (sintectonico). Estas secuencias presentan
un nivel bajo de deformacidn caracterizandose por pliegues anticlinales y sinclinales suaves
mejor desarrollados en las rocas del Paleoceno (Lopez, 2008).

En las cercanias del area de estudio, se localiza la falla Brinco-Escobal (figura 13),
con una orientacion NW-SE y con echado al NE, tiene una longitud de 80 km,
aproximadamente, la cual ha sido determinada por geologia superficial y de subsuelo como
una falla inversa de dngulo alto limitada por el frente de la Sierra Madre Oriental (Lopez,
2008). Sin embargo, esta estructura no tiene inferencia en el comportamiento de la presion
en el pozo 1.

FIGURA 13. Representacion grafica de la falla Brinco Escobal,
ubicada en las cercanias del pozo 1 (Lépez, 2008).
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Evolucién histérica

Las caracteristicas litoldgicas y estructurales de las rocas que afloran en la Planicie Costera
del Golfo de México, indican que hubo diferentes eventos tectonicos, que asociados al
relleno de cuencas oceanicas y al vulcanismo dieron el caricter estratigrafico-estructural a
esta parte del pais, ademas de ser una de las zonas donde se puede apreciar mejor el
complejo desarrollo geoldgico del territorio nacional; por ejemplo, en la Sierra Madre
Oriental afloran las rocas mas antiguas de México (Precambrico) y junto con estds, una
serie completa de unidades estratigraficas que abarca el Paleozoico Superior (Pérmico),
todo el Mesozoico y el Cenozoico, unidades que por los agentes exdgenos rellenaron las
cuencas Paledgenas del oriente de México, incluyendo a la Cuenca de Chicontepec, area en
donde se ubica la zona de estudio del pozo 1.

En cuanto a la ubicacion tectonoestratigrafica de la Cuenca de Chicontepec, en 1983
Campa y Coney describen que la zona de estudio se encuentra en un Terreno
Tectonoestratigrafico desconocido, limitado al Sur por el Terreno Maya (M) y Terreno Eje
Volcanico Transversal (TMV), al Este por el Terreno Sierra Madre (SM) y al Norte por el
Terreno Coahuila (COA).

Sin embargo, Centeno et al (2007), define al area de estudio dentro de los Terrenos
Maya y Sierra Madre. Asi mismo, al Terreno Sierra Madre lo considera como parte del
paleocontinente Oaxaquia.

A su vez, la Cuenca de Chicontepec se encuentra dentro de la Margen Pasiva del
Golfo de México, esta margen es de tipo volcanica, asociada fundamentalmente al
magmatismo ocasionado por la apertura del rift del Océano Atlantico; se caracteriza por su
gran espesor de sedimentos acumulados, y su fallamiento por gravedad de tipo listrico,
ademas de estar asociadas a multiples cambios eustaticos del mar, de los cuales los

registros evidentes se aprecian en las formaciones del Cenozoico (Lépez, 2008).

Sistema petrolero

El sistema petrolero del 4rea en la que se encuentra el pozo 1, corresponde con el que se

presenta en la figura 14, que fue planteado para la cuenca de Chicontepec. Las formaciones
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generadoras estan representadas por Tepexic, Santiago, Taman y Pimienta, todas ellas
pertenecientes al Jurdsico Superior. Las secuencias almacenadoras constan de algunos
intervalos de las formaciones carbonatadas Tamaulipas Superior y Agua Nueva, con sellos
locales ademas de las formaciones San Felipe y Méndez con altos contenido de arcilla. En
el Paledgeno se observan intervalos con importantes contenidos de hidrocarburos en la
Formacion Chicontepec Medio, con sellos locales y el sello regional representado por la

Formacion Guayabal.

FIGURA.14. Representacion grafica del sistema petrolero
del drea del pozo 1 (Hernandez, 2014)

OBTENCION DE LAS MEZCLAS LITOLOGICAS PARA LAS FORMACIONES GEOLOGICAS DE INTERES

Las mezclas litologicas de las 20 formaciones, que fueron obtenidas en el capitulo cuatro,
se normalizaron a 1, para su rapida utilizacion en el llenado de la cédula de informacion
requerida por el paquete de modelado. La tabla completa con los datos de volimenes de
lutitas, areniscas y carbonatos, ademas de la saturacion de agua de formacion, se muestra en

el cuadro 4.
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CuADRO 4. Mezclas litoldgicas obtenidas con parametros
eldsticos de las formaciones geoldgicas del pozo 1.

L Formacion Geologica| Vgiay Vsand Viime Sw
220 Palma Real Superior 0.00 0.00 0.00 0.00
Palma Real Inferior 0.86 0.14 0.00 0.97
Tantoyuca 0.38 0.50 0.12 0.32
Guayabal 0.93 0.07 0.00 0.92
Chicontepec Superior 0.70 0.29 0.01 0.78
Chicontepec Medio 0.41 0.59 0.00 0.41
Chicontepec Inferior 0.75 0.25 0.00 0.70
Velasco 0.39 0.55 0.05 0.60
Mendez 0.60 0.18 0.22 0.76

San Felipe 0.55 0.11 0.34 0.64
Agua Nueva 0.26 0.03 0.71 0.80
Tamaulipas Superior 0.25 0.02 0.73 0.74
Otates 0.42 0.16 0.42 0.77
Tamaulipas Inferior 0.30 0.04 0.65 0.97
Pimienta 0.37 0.24 0.39 0.22
Taméan 0.16 0.07 0.78 0.82
Santiago 0.59 0.36 0.05 0.69
Tepexic 0.48 0.52 0.00 0.26
Huehuetepec 0.14 0.22 0.64 0.88
Cahuasas 0.42 0.31 0.27 0.79

CONDICIONES LIMITE PARA REALIZAR EL MODELADO 1D

Las condiciones limite o de frontera, consideradas para realizar el modelado, son
basicamente tres, las cuales han sido mencionadas anteriormente y en este apartado seran
determinados sus valores:
Paleobatimetria (PWD)

Para obtener los valores de paleo- batimetria de las formaciones geoldgicas a
modelar, se consultaron los ambientes de depdsito para cada una de ellas. De los diferentes
ambientes de depdsito se asignd una profundidad de depdsito y también se revisaron

algunos fosiles de facies.
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De la informacidn recopilada se construy¢ la siguiente grafica en donde se incluyen
los valores de paleo-batimetria. El perfil obtenido de paleo-batimetria para la zona de

estudio del pozo 1, es la que se muestra en la figura 15.

221
FIGURA 15. Perfil de paleo-batimetria obtenido de la zona de estudio del pozo 1
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Para determinar la paleo- temperatura, se utilizo el simulador contenido en el paquete
basado los trabajos de Wygrala (1989), en el que se ajustd la curva para el paralelo 21°
norte, que es en las cercanias de este, en donde se encuentra el area de estudio (figura 5). El
perfil de paleo-temperatura del area de estudio del pozo 1, es el que se muestra a

continuacion en la figura 16.

FIGURA 16. Perfil de paleo- temperatura de la interface sedimento agua,
obtenido de la zona de estudio del pozo 1
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Paleoflujos de calor (HF)
Para obtener las condiciones limite de flujo de calor en la cuenca de la zona de estudio, se

utilizé un simulador de corteza basado en el modelo de McKenzie, con un valor de
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estiramiento cortical (£) de 1.5, mientras que para el factor beta del manto, se utilizé el

valor de faul igual a 4. En cuanto a la edad de inicio y término del rift, se emple6 el modelo

de Amoos, que considera el inicio a 180 [ma] y el término a 159 [ma]. De los resultados

obtenidos para el flujo de calor, se presenta el siguiente perfil (véase la figura 17), para el

pozo 1.

FIGURA 17. Perfil de flujo de calor obtenido de la zona de estudio del pozo 1
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REALIZACION DEL MODELADO MEDIANTE EL USO DE PAQUETERIA

La cédula de llenado en el paquete de modelado considera incluir datos de cima y base de

las formaciones geologicas obtenidas de la columna cortada del pozo; la litologia obtenida

de las mezclas minerales mencionadas en la tabla 5.4; pardmetros de quimica organica, que

seran obtenidos de datos publicados en la literatura (TOC, HI, etc); asi como las edades de

inicio y término del depodsito de las formaciones involucradas, que fueron obtenidas de las

edades de depdsito y una tabla cronoestratigrafica. La informacion recopilada para las

edades se muestra en el cuadro 5.
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CuADRO 5. Edades geoldgicas de inicio y término
de las formaciones geoldgicas del pozo 1.

Formacion Geoldgica Edad Geoldgica Inicio [ma] | Fin [ma]
Palma Real Superior Oligoceno Superior 24.4 20
Palma Real Inferior Oligoceno Inferior, Rupeliano 88 244
Tantoyuca Eoceno Medlo—§uper|gr, Lupuano Sup.- 40 3
Bartoniano-Priasoniano
Guayabal Eoceno Medio (Lutetiano) 50 40
Chicontepec Superior Eoceno Inferior (Ypresiano) 56 50
Chicontepec Medio Paleoceno Superior 60 56
Chicontepec Inferior Paleoceno Superior 65 60
Velasco Paleoceno Inferior 67 65
Mendez Cretacico Superior, C.ampamano Superior- 75 67
Maastrichtiano
San Felipe Cretaulco Superior, Cpmamanq- 90 75
Santoniano- Campaniano Inferior
Agua Nueva Cretacico Medio q Superlor‘, Cenomaniano 94 90
Superior-Turoniano,
Tamaulipas Superior Cretacico Medio, Albiano Cenomaniano 108 94
Otates Cretacico Inferior, Aptiano 115 108
Tamaulipas Inferior Cretécico Inf, Bgrr|a3|ano, Va_Ianglnlano, 140 115
Huateriviano, Barremiano
BT Jurasico Supgrlor,.Klmmerldglano- 145 140
Tithoniano
Taman Jurasico Superior, Kimmeridgiano 155 145
Santiago Jurasico Superior, CaIQV|ano-Oxford|ano 161 155
Superior
Tepexic Jurasico Medio Bathoniano Calloviano 165 161
Huehuetepec Jurasico Medio (Bathoniano-Calloviano 168 165
Cahuasas Jurésico Medio (Aaleniano-Bathoniano 174 168
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OBTENCION DE GEOPRESIONES PARA EL P0z0 TIpO 1

Con la informacidén necesaria para realizar el modelado. Se obtuvieron las graficas de

porosidad y presion de poro que se muestran en la figura.18.

FiIGura 18. Perfil de porosidad y presién de poro obtenido de la zona de estudio del pozo 1
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La calibracion de la curva de presidon de poro, se ha realizado a través del ajuste de

curva de porosidad obtenida del modelado (figura 18), con la curva de porosidad total,

obtenida en el capitulo 1, mediante el uso de registros geofisicos. El ajuste realizado con las

curvas de porosidad se muestra en figura 19, carril 5, donde la curva de porosidad total

obtenida mediante registros se muestra en color azul marino, y los puntos calibrados

extraidos del paquete de modelado, se muestran con puntos color rojo.
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FIGURA 19. Ajuste del perfil de porosidad ajustado a la porosidad total obtenida con
registros geofisicos, de la zona de estudio del pozo 1
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Adicionalmente a la calibracién de las curvas de porosidad obtenidas por distintos
métodos, se ajustaron los modelos de compactacion mecénica de la siguiente manera:
a) A las formaciones siliciclasticas areno- arcillosas del Cenozoico, se les aplicod el modelo

de Scheneider, con los pardmetros ajustados de acuerdo al cuadro 2.
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b) A las formaciones

de Athy con profundidad equivalente.
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carbonatadas del Mesozoico, se aplico el modelo de
compresibilidades a las formaciones con contenido de arcilla menor al 40%; mientras

que para las formaciones con contenidos de arcilla mayores al 40%, se utiliz6 el modelo

Todo lo anterior derivado de los resultados obtenidos por los autores que han probado

las metodologias mencionadas.

Los resultados calibrados de presién normal, presién de poro, presion de fractura y

esfuerzo de sobrecarga, se muestran en la figura 20.

FIGURA 20. Perfil de geopresiones obtenidas con modelado
de la zona de estudio del pozo 1
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OBTENCION DE LA HISTORIA GEOLOGICA DE LA ZONA

Se obtuvo Ia historia de sepultamiento de la zona de estudio del pozo 1 (figura 21), en la
que se identifican en la imagen superior las zonas de generacién de hidrocarburos; asi
mismo, se muestra el comportamiento de la temperatura (en la imagen inferior), con lo que
se puede determinar que las formaciones de Jurasico con alto contenido de materia organica

(COT), se encuentran en la ventana de madurez y temperatura requeridas para la formacion

de hidrocarburos liquidos.

FIGURA 21. Historia de sepultamiento obtenida de la zona de estudio del pozo 1
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Analisis y discusién de resultados con otros métodos de prediccion de geopresiones

COMPARACION DE RESULTADOS DE PREDICCION DE GEOPRESIONES MEDIANTE MODELADO DE

SISTEMAS PETROLEROS, CON METODOS PREVIAMENTE ANALIZADOS

Para lograr comparar los resultados de la curva de prediccion de poro obtenida con el
modelado de sistemas petroleros, con la curva de presidon de poro previamente calculada y
que fue resultado de integrar los métodos de Eaton en siliciclasticos y compresibilidades
modificado en los carbonatos, fue necesario sobreponer una a la otra curva, lo que fue
logrado en la figura 22, donde se muestran en el carril 5, las geopresiones obtenidas, con la
curva de presion de poro total (color rojo); y la curva de presion de poro del modelado
(puntos color verde).

Se observa en ambas curvas calculadas una buena correlacién, lo que ya se venia
interpretando, debido a que por separado ambas curvas calibraron con los puntos de
gasificaciones obtenidos de la informacién disponible del pozo.

La cantidad de puntos que describen la curva de presiéon de poro con modelado,
corresponde con la cantidad de formaciones geoldgicas que atraviesan el pozo 1. Lo
anterior hace que la curva de (Pp), describa un comportamiento lineal, lo que puede
considerarse un desventaja del método, ya que no sensibiliza intervalos pequefios que
pudieran contener presion anormal; sin embargo, esta desventaja puede corregirse
realizando subdivisiones de la formacion con litologias diferentes. La tendencia de presion
se ajusta de buena forma con la curva de presion calculada con los métodos anteriormente

vistos en este trabajo (véase la figura 22).
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Figura 22. Integracién de geopresiones con curvas de presidn de poro, obtenidas por
varios métodos.
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CONCLUSIONES DEL METODO DE PREDICCION POR MODELADO DE SISTEMAS PETROLEROS

El modelado de sistemas petroleros es una herramienta util para analizar el sistema
petrolero de algun area de estudio; sin embargo, pueden ser obtenidos de él, otros
parametros de interés en la exploracidn y el desarrollo de campos de petréleo. Es el caso de
la presion de poro, que es considerada como el pardmetro mas importante durante el calculo
de las geopresiones.

Si bien, existen una multitud de métodos probados para obtener la prediccion de la
Pp, todos ellos utilizan para ser llevados a cabo el registro sonico (DTCO); excepto el
método de compresibilidades, el cual en su forma simplificada propuesta en esta tesis,
utiliza una curva de porosidad total (PHIT), que igualmente surge a partir de los registros
geofisicos.

En cambio el método presentado en este capitulo, no requiere tener como suministro
directo los registros de pozo, aunque en nuestro caso si los utilizamos para obtener las
mezclas litologicas y para calibrar la tendencia de porosidad y obtener una prediccion de la
presion de poro aceptable. Si el usuario tiene un buen conocimiento de las formaciones
geologicas del area de estudio, puede eventualmente obtener una curva de tendencia de
presion de poro, incluso calibrarla con datos de otros pozos o datos disponibles de
laboratorio.

En relacion al método, se puede decir que una desventaja que salta a la vista, de
utilizar este método para obtener la Pp; es que la tendencia es lineal, lo cual no representa la
realidad. Esta problematica puede ser resuelta si se consideran diferentes unidades dentro
de una formacién geoldgica, tomando en cuenta los cambios de facies verticales,
efectuando subdivisiones y asignando una mezcla litologica diferenciada por unidad
litologica. En general, la tendencia de la curva obtenida, corresponde con las curvas
calculadas con otros métodos, con lo que, esta metodologia es susceptible de utilizarse,
adaptarse y mejorarse conjuntandolo con los demés métodos de prediccién y hacerse

extensiva a zonas donde no se tengan datos.
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Introduccion

La inclusion de la geomecénica en los andlisis, no solo de geopresiones, sino también en
andlisis para la terminacidon, mantenimiento y etapas productivas de los pozos, se ha
convertido actualmente en una herramienta indispensable para la resolucion de problemas y
toma de decisiones consistentes en el intenso trabajo diario de la industria petrolera. Los
estudios relacionados con geomecanica aplicados a estudios de geopresiones, constan de al

menos estos tres productos que deben conseguirse, que son:

a) Parametros elésticos
b) Esfuerzos regionales y en el pozo

c) Presion de colapso

En nuestro caso, incluimos un cuarto producto para nuestro analisis de geomecanica
que es el andlisis de fragilidad, con lo que se puede determinar zonas especificas para
fracturar, disparos, geonavegar, zonas ductiles y fragiles, contenido de arcilla, etc.

En este capitulo primeramente se analizan algunas metodologias de uso actual en la
industria para la obtencion del modelo geomecénico. Posteriormente se lleva a cabo en
modelo de geomecanica aplicado al pozo 1, obteniendo los tres productos principales
mencionados anteriormente; algunas caracteristicas de dichos productos, fueron obtenidas
en los capitulos previos como es el caso de los modulos elasticos. En tercer lugar, se aplica
la metodologia de obtencién de la fragilidad mediante el uso de las plantillas maestras
(up — Ap) y (E — v). Al final de capitulo se emiten las conclusiones obtenidas del capitulo

seis.

Metodologias de elaboracion de modelos de geomecanica

A continuacion se presentan brevemente algunas metodologias planteadas por profesionales
de la industria en México. Primeramente se presenta la metodologia que utiliza personal de
Pemex, en pozos de la Regidon Sur. Posteriormente se describen de forma superficialmente

dos metodologias propuestas por personal del IMP, de las cuales, en la primera se utiliza la
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geomecanica para mejorar la prediccion de la presion de poro, de forma similar a como se
ha hecho en este trabajo en el capitulo tres. En tanto que la segunda aborda métodos para
escalar las propiedades geomecanicas en la sismica, lo cual favorece de manera importante

la exploracion de hidrocarburos. A continuacion se describen las tres metodologias.

ELABORACION DE MODELOS DE GEOMECANICA EN P0OZ0S EXPLORATORIOS

Esta metodologia toma en cuenta informacidn, experiencia de perforacion y lecciones
aprendidas (operativas y de disefio) de los pozos de correlacidon; para entender el
comportamiento fisico de las presiones y que permita modelar matematicamente estos
eventos para obtener correlaciones del comportamiento del subsuelo, las rocas y las
presiones para predecir con menor incertidumbre los eventos a los que estara expuesto el
pozo exploratorio durante su perforacion.

La calibracion de la ventana operativa con esta metodologia, permite programar
densidades de lodo que estén ligeramente por encima de la presion de colapso de la
formacién, con lo cual se reduce la diferencial de presion durante la perforacion,
optimizando la velocidad de penetracion (ROP) y en consecuencia los tiempos de
operacién que a la larga se verdn reflejados en la disminucién de costos de equipos y
servicios, lo que permite incorporar reservas de hidrocarburos en los tiempos programados
(Cruz, 2015).

Esta metodologia contempla la ejecucion de las siguientes actividades:

a) Recopilacion de la informacion
Se refiere a conjuntar y analizar toda la informacion disponible de los pozos vecinos al
pozo a perforar, con lo que se permite determinar con mayor precision la ventana

operativa.

b) Modelo de estratigrafia mecanica
Derivado del andlisis de la informacién de los pozos vecinos, los autores de la
metodologia generan un modelo de estratigrafia mecéanica, para las formaciones

geoldgicas que se tienen identificadas se atravesaran en el pozo a perforar. Dicho
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modelo tiene similitudes con el propuesto en este trabajo basado en las plantillas (up —
Ap) y (E — v). Sin embargo, se diferencia en que el modelo propuesto por los autores
de esta metodologia, realizan su andlisis a partir de la relacion en una grafica de (Vp) y
(Vs), donde dependiendo la tendencia que presenten, se discretizan las fracciones

arcillosas de las formaciones de la columna geoldgica.

En la revisién de método, se observa que la metodologia de estratigrafia mecéanica

propuesta por Cruz (2015), aunque puede ser utilizada para discretizar minerales, carece de

precision, ademas de que estd limitada para realizar otros analisis como es el de fragilidad;

bondad que si ofrece la metodologia creada a partir de parametros elasticos, como se vera

mas adelante en este capitulo.

a)

b)

Caracterizacion mecanica de rocas

Se obtienen mediante el uso de Vp y Vs, la magnitud de valores como son: el angulo de
friccion interna, la resistencia a la compresion uniaxial, el mdédulo de Young y la
relacion de Poisson.

Obtencion de geopresiones

Se obtiene la prediccidon de las geopresiones, con los métodos convencionales que en
este trabajo fueron vistos en el capitulo dos. Para la prediccidon de las geopresiones
utiliza el método de Bowers, el cual ajusta con datos de los eventos de perforacion de
los pozos vecinos. En cuanto a la presion de fractura, aqui se utilizan los gradientes de
LOT's, de pozos vecinos, con los cuales, uniéndolos construye la curva de presion de
fractura.

Direccion y magnitud de esfuerzos

Para la determinacion del azimut del maximo esfuerzo, esta metodologia utiliza la
informacion de los registros caliper de los pozos de correlacion, determinando que la
direccidn en la que se tiene el menor diametro del agujero corresponde con la direccion
del maximo esfuerzo. Lo anterior, es discutible si tomamos en cuenta que existen
litologias que generan incrementos de volumen diferenciales, como las arcillas reactivas

que al afectar el diametro del pozo y confundirse con la direccion de los esfuerzos. Para
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poder indicar si la diferencia en las mediciones del registro caliper coinciden con la
direcciéon de los esfuerzos regionales, se requiere tomar en cuenta lo comentado
anteriormente, sumado a la experiencia en el area que tenga el ingeniero gedlogo.
En cuanto a la magnitud de los esfuerzos, la metodologia propone que se determinen a
partir de las propiedades elasticas de la roca utilizando la teoria poro-elastica, de
manera similar a como lo realizaremos.

d) Presién de colapso y modelo de estabilidad
La metodologia de Cruz (2015), considera obtener la presién de colapso utilizando los
criterios de fallas: Mohr Coulomb y Lade Modificado. También se analizan los eventos
de perforacién de pozos vecinos para determinar las zonas que pudieran tener
problemas de estabilidad mecanica durante la perforacidn, con lo que se programa la
densidad de lodo adecuada.

e) Seguimiento y evaluacion
Durante la ejecucion de la perforacion se va calibrando el modelo de geomecénica
generado, mediante el monitoreo constantemente las propiedades reoldgicas de lodo
con el objetivo de detectar oportunamente un aporte de la formacion. También se
verifica la hidraulica de perforacion para evitar incrementos en la densidad equivalente

de circulacion.

En conclusiéon esta metodologia generada por personal de Pemex para pozos
exploratorios, tiene varias similitudes con el modelo de geomecénica que en este capitulo se
lleva a cabo. Sin embargo, existen también algunas diferencias en varios puntos como la
obtencién de la fragilidad o como en el método de obtencion de poro, que en nuestro caso
se emplearon ademés del método de Eaton, los métodos de compresibilidades y el

modelado de sistemas petroleros.

PREDICCION DE LA PRESION DE PORO CON GEOMECANICA

Esta metodologia ha sido desarrollada por investigadores del Instituto Mexicano del

Petréleo (IMP), en la cual se involucra el andlisis de geomecénica en la prediccion de la

presion de poro tridimensional, con la finalidad de apoyar el disefio de la perforacion del
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pozo; determinando y evaluando los riesgos de ocurrencia de posibles zonas con presion
anormal, asi como las relaciones entre los esfuerzos in situ, regionales y las propiedades

mecanicas de la roca (Nicolas, 2015).

Esta metodologia es aplicada sobre secciones sismicas y sigue la siguiente secuencia s
de pasos a ejecutar: 237
a) Modelo de velocidad sismica de picado denso

b) Célculo de factor de correccion de la velocidad sismica con registros de pozos

c) Extension del factor de calibracion a todo el bloque

d) Comparacion de la velocidad sismica original versus velocidad sismica calibrada

e) Modelo final de velocidades

f) Anadlisis de eventos de pozos de correlacion

g) Prediccion de las geopresiones para un pozo

h) Obtencion de parametros de geomecénica para un pozo

1) Extension del modelo de geomecanica al area de estudio

Adicionalmente a esta secuencia de actividades, los autores de esta metodologia
proponen otras actividades que enriquecen el modelo como son: pruebas de laboratorio,
analisis de micromecanica y prediccion de presion de poro en carbonatos; de los cuales los

ultimos dos, han sido discutidos y reproducidos para el pozo 1, en esta tesis.
CARACTERIZACION GEOMECANICA 3D

Esta metodologia ha sido creada también por investigadores del Instituto Mexicano del
Petréleo y consiste en generar modelos geomecanicos tridimensionales de forma muy
similar a la metodologia descrita anteriormente; sin embargo, mediante este método es
posible determinar los cambios que generan en la magnitud y direccidon de los esfuerzos, la
presencia de estructuras como fallas, fracturas cuerpos de sal, etc. Los pasos y la secuencia

a seguir para realizar esta caracterizacion geomecanica, es la que se muestra en la figura 1.



CAPITULO 6

FIGURA 1. Diagrama de flujo de la metodologia de caracterizacion
geomecanica tridimensional (Nicolds, 2015)
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Entre las posibles aplicaciones que pueden efectuarse con este modeiado de

geomecanica 3D, estan las que a continuacidn se mencionan:

— Localizacion y orientacion de fracturas
— Reorientacidn de esfuerzos por presencia de fallas
— Reorientacién de esfuerzos alrededor de cuerpos salinos

— Concentracion y rotacidn de esfuerzos alrededor del pozo

En este capitulo se realiza la caracterizacion geomecanica utilizando algunas partes
de las metodologias descritas en este apartado, las cuales son concatenadas con la
metodologia de Pemex, para generar un método propio, en el que se obtienen los productos

basicos que implica realizar un andlisis de este tipo, el cual es presentado a continuacion.
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Aplicacion del modelo de geomecanica integral al pozo 1

OBTENCION DE LAS VELOCIDADES COMPRESIONAL (Vp) Y DE CORTE (V)

La obtencion de las velocidades compresional y de corte, son consideradas en la realizacién
del modelado como los suministros basicos para llevar a cabo los célculos subsecuentes, ya
que a partir de ellos se encuentra formulada la obtencién de la mayoria de los parametros
elésticos requeridos.

En nuestro caso, para el modelado que se realiza del pozo 1, ya se cuenta con la
magnitud de Vp y Vs, las cuales fueron obtenidas en el capitulo cuatro, donde la velocidad
compresional fue obtenida directamente del registro de tiempo de transito sintético
(DTCO), mientras que la velocidad de corte se obtuvo de forma compuesta después de
analizar varias correlaciones para obtenerla y definir cudles de ellas calibran mejor con las
formaciones del pozo 1. Las curvas de Vp y Vs, asi como la de densidad compuesta

(RHOB), pueden ser visualizadas en la figura 2, en la pagina siguiente.

OBTENCION DE LOS PARAMETROS ELASTICOS (E, v, K, u, A)

Los parametros elasticos dindmicos del pozo 1, fueron obtenidos con las velocidades
compresional y de corte, en el capitulo cuatro, a partir de las ecuaciones 4.28 a la 4.33,
descritas también en ese mismo capitulo.

En la figura 3, se presentan los siguientes parametros elasticos: mdédulo de Young
(carril 4, curva color azul), relacion de Poisson (carril 5, curva color negro), modulo
volumétrico (carril 6, curva color rojo), modulo de corte (carril 7, curva color magenta) y
parametro de Lamé (carril, 8, curva color verde). De los cuales, varios de ellos ya han sido
utilizados en capitulos pasados, para definir la litologia de toda la columna sedimentaria de
pozo 1. En este capitulo son retomados, ya que representan un producto para realizar el
andlisis de geomecdnica y porque son de importancia para los célculos de esfuerzos

regionales y otros parametros que se presentan en este capitulo.
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FIGURA 2. Curvas de RHOB, Vp y Vs, obtenidas para el pozo 1
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FIGURA 3. Mddulos eldsticos E, v, K, u y A; obtenidos para el pozo 1
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CALCULO DE LA RESISTENCIA A LA COMPRESION UNIAXIAL (UCS) 0 (C,)

El céalculo de la resistencia a la compresion uniaxial, definido como (UCS) o (C,), por su
nombre en inglés que estd referido a la resistencia de la roca sin que exista presion de

confinamiento, se obtiene de manera estatica en laboratorio con compresion simple de una
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muestra de roca hasta fallar, este fenomeno se representa con la siguiente relacion de

esfuerzos

Donde
01, es el esfuerzo de mayor magnitud
05, es el segundo esfuerzo de mayor magnitud

03, es el esfuerzo de menor magnitud

La obtencion de la UCS, se realiza junto con otros parametros que se efectuaran a
continuacion para analizar la estabilidad que puede tener el pozo y determinar zonas de
posible riesgo, donde deban tomarse medidas preventivas en la ejecucion de la perforacion.

Debido a que en la realizaciéon de esta tesis, no se cuenta con informacién de
pruebas de laboratorio, se debe recurrir a correlaciones que estiman el valor de la UCS, las
cuales en la busqueda literaria se presentan como una amplia gama de ecuaciones
aplicables a diferentes tipos de rocas y condiciones. En la pagina que sigue, en el cuadro 1,
se presenta una compilacidon de las mismas de las cuales se seleccionaran algunas que ya
han sido ampliamente probadas.

Para seleccionar las correlaciones a utilizar para cada tipo de roca que componen las
formaciones geoldgicas del pozo 1, se probaron las diferentes ecuaciones de cada tipo de
litologia y se compararon los resultados con valores de referencia. Para el caso de las
correlaciones para lutitas, fueron probadas las correlaciones en la Formacién Guayabal,
para las areniscas, se probaron en la Formacion Tantoyuca y para los carbonatos se
probaron las correlaciones en la Formacion Tamaulipas Superior e Inferior (véase mas

adelante la figura 4).
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CuaDRO 1. Recopilacion de correlaciones considerando distintas litologias
para obtener la UCS

Litologia Referencia Correlacion Descripcion Observaciones
Vp \2% Para Lutitas del Cenozoico de  |Probado en el Mar del Norte.
H 2001 —r
orsrud (2001) 111.68 « (1000) alta porosidad UCS en [psi], Vp en [m/s]
1%
© 3
= Vp Lutitas del Cenozoico del Golfo |Probado en el Golfo de México.
s - 7552 « (—)
5 Chang-Zoback (2004) 1000 de México UCS en [psi], Vp en [m/s]
Para Lutitas del Cenozoico de  |Probado en el Mar del Norte.
H 2001 423. —0:96
orsrud (2001) 38+ alta porosidad UCS en [psi], Vp en [m/s]
o Probado en el oeste de Virginia
8 Oyler (2009) 468,000 * ¢~0-054DTCO Para Areniscas de baja porosidad|EUA. UCS en [psi], DTCO en
i [us/ft]
E_) Presenta un limite de porosidad
< Vernik (1993) 36,830 = (1 — 2.7¢)? Para areniscas consolidadas no mayor a 30%. UCS en [psi],
Porosidad adimensional
- 7682 \"% . . .
7 Militzer-Stoll (1973) DTCo Calizas compactas y masivas UCS en [psi], DTCO en [us/ft]
2
g 486 Presenta un limite de porosidad
8 Chang-Zoback (2004) 19,757.14 e™* Calizas de baja porosidad no mayor a 30%. UCS en [psi],
; Porosidad adimensional
O
. . . Probado en campo Ahwaz, Iran.
Amani (201 82,789 * ¢~0-031DTCO 1 ’
ani (2013) ’ *e Calizas compactas y masivas UCS en [psi], DTCO en [us/ft]

Para calibrar y seleccionar las curvas a utilizar de las metodologias mostradas en la
cuadro 1, se buscaron valores de referencia de UCS para las litologias que se presentan en
el pozo 1. Dichos valores de referencia son los siguientes: 2100 [psi], para lutitas; 4500
[psi], para areniscas; 7000 [psi], para carbonatos. Los cuales fueron valores obtenidos de
pruebas de nucleos interpretadas de Khaksar (2009).

Con lo anterior, fue posible seleccionar las tres correlaciones aplicables a las
formaciones del pozo 1. La correlacion de Chang- Zoback (2004), es la que mejor calibra
para las lutitas. La correlacién de Oyler (2009), es por su parte, la mejor para areniscas.
Mientras que la correlacion de Militzer-Stoll (1973), es la que se utilizard para las columnas

de carbonatos.
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FIGURA 4. Correlaciones para obtener la UCS, aplicadas a tres tipos de
litologia distintas del pozo 1
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Una vez determinadas las tres correlaciones dptimas para calcular la UCS en el pozo
1, estas fueron multiplicadas por las fracciones minerales de la columna geologica del pozo

1, obtenidas en el capitulo uno.
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La curva obtenida de UCS para el pozo 1, se muestra en la figura 5.

FIGURA 5. Obtencidn de la UCS compuesta, para la columna sedimentaria del pozo 1 2—4—5
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CALCULO DEL ANGULO DE FRICCION INTERNA (@)

El angulo de friccion interna determina el incremento de la resistencia que presenta un

paquete rocoso bajo condiciones de presion de confinamiento y se define como el angulo

cuya tangente relaciona la fuerza que resiste una roca a ser deslizada y la fuerza normal,

ambos actuando sobre un plano. Este parametro es una propiedad de la roca indispensable

para modelar el comportamiento de su resistencia a profundidad.

Al igual que la resistencia a la compresion uniaxial, el &ngulo de friccion es posible

determinarlo tanto de manera estatica en laboratorio, como de forma dinamica con

correlaciones que aproximen su valor. Dichas correlaciones también se encuentran en la

literatura en funcidn el tipo de roca; de tal forma que para la realizacién de esta tesis han

sido seleccionadas para obtener este parametro (véase el cuadro 2)

CuADRO 2. Correlaciones considerando distintas litologias para obtener
el angulo de friccidn interna (P)

Litologia Referencia Correlacion Descripcion Observaciones
. Vp — 1000 Para Lutitas del Cenozoico de ®, en [grados], Vp en [m/s]
Fang Lal (1999 i (R
HLlliEE ang Lal( ) sen (Vp + 1000) alta porosidad
. ®, en [grados], Vsh en [adim]
Areniscas Fang Vsh2 (1995) 205+ 15 * (1 — Vy) Para Areniscas consolidadas
®, en [grados], Por [adim]
Carbonatos Bemer (2004) —89.3 * (@) + 49 Calizas compactas y masivas

Existen formas alternativas de obtener el dngulo de friccion (P), ademds de estas

correlaciones. Entre las alternativas que se tienen para obtener este valor, se muestra la que

presenta Lizcano (2015), mediante el uso de la siguiente ecuacion:

& = 2[tan 1 (k™%> - 0.25m)] ............. (6.3)

Donde:

k, es un pardmetro adimensional conocido como relacion de esfuerzos efectivos, y se

obtiene con la siguiente ecuacion:

k=— . ...........(64)

Donde:

v, es la relacion de Poisson
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Para determinar el angulo de friccion interna de las formaciones del pozo 1, de
forma similar que se hizo para la resistencia a la compresion uniaxial, se utilizaron las
correlaciones para las tres litologias del cuadro 2, se multiplicaron por la fraccion del mineral
correspondiente y efectuando la sumatoria se obtiene la magnitud de este parametro. Los

resultados para el angulo de friccidn compuesta por litologia, se muestran en la figura 6.

FIGURA 6. Obtencidn del angulo de friccion interna compuesto por tipo de litologia para el pozo 1
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CALCULO DE LA COHESION (S,)

Otro parametro importante es la cohesion, que se define como la fuerza de atraccion que
existe entre las particulas de una roca, y hace que estos se mantengan unidos entre si. Las
rocas dependiendo de su composicidn, profundidad y ambiente de depdsito, asi como los
fluidos que contengan y la carga litostatica que tengan sobre ellas, van a tener un valor de
cohesion dado. La cohesidon también definida como la ordenada al origen de la curva de
tangente a los circulos de Mohr variando la presion de confinamiento (figura 6.10). Este
valor junto con el dngulo de friccion interna, es de importancia para realizar el analisis de
estabilidad del pozo, mediante el criterio de falla de Mohr- Coulomb, que se revisara mas
adelante.

Para obtener la magnitud de la cohesidon en [psi], haremos uso de la siguiente

ecuacion en funcion de la velocidad compresional.

_ 725+(Vp—1)

So N

e (6.5)

Donde:

Vp, se encuentra en [km/s]

Otra manera de obtener la cohesion de la roca, es mediante, la siguiente ecuacion
que esta en funcién de la resistencia a la compresion uniaxial (UCS) y el angulo de friccion

interna (®), previamente calculados.

__ UCS*(1-sin®)
- 2xcos @

S, e (6.6)

Donde:

UCS, se encuentra en [psi]

En el caso del pozo 1, el célculo de la Cohesion se realizé con la ecuacion 6.5. Los

resultados para este pardmetro se pueden observar en la figura 7.
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FIGURA 7. Obtencidn de la resistencia a la cohesion de la columna geoldgica del pozo 1
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COEFICIENTE DE FRICCION INTERNA (14;)

Este parametro se define como la pendiente que la tendencia lineal que delimita la zona

segura de la de falla, en la grafica de esfuerzos normales contra esfuerzos cortantes, y que
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es tangente a los circulos de Mohr, al variar la presidon de confinamiento (figura 6.10). La
ecuacion para resolver el valor del coeficiente de friccion interna es la siguiente.
u=tan® ............(6.7)

Los resultados del coeficiente de friccion obtenido para el pozo 1, se muestran en la figura 8.

FIGURA 8.- Obtencidn del coeficiente de friccion de la columna geoldgica del pozo 1
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RESISTENCIA A LA TENSION (T,)

Es el valor de los esfuerzos de tensién que puede presentar la roca, bajo condiciones de no
confinamiento, se expresa con valor negativo y es igual al valor del esfuerzo principal

minimo (03). La expresion para determinar la magnitud de este parametro es el siguiente.

UCS*(1-sin®)

T, = (14 sin ®)

e (6.8)

La obtencidn del esfuerzo de tension para las formaciones geoldgicas del pozo 1, se

muestran en la figura 9.

FIGURA 9. Obtencidn del esfuerzo de tensidon de la columna geoldgica del pozo 1
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En la figura 10, se muestra un caso de campo en el que se construyd el Circulo de
Mohr, variando la presion de confinamiento, lo que causa que se generen circulos de radio
mayor, lo cual indica que el valor de los esfuerzos principales increment6. Al trazar una
linea con tendencia lineal tangente a los circulos de Mohr generados se aprecian los valores

de los pardmetros que hasta ahora hemos descrito.

FIGURA 10. Representacion grafica de los parametros de geomecanica calculados para la
estabilidad de un pozo (Zoback, 2007)

OBTENCION DE LOS ESFUERZOS REGIONALES PRINCIPALES (a;,), (03,) Y (o)

Esfuerzo vertical (o,,)

De los tres esfuerzos regionales, el mas sencillo de obtener es el esfuerzo vertical (g,,), ya
que en la mayoria de los casos y considerado por muchos autores, este esfuerzo es
equivalente al esfuerzo de sobrecarga (OB), que el nuestro caso, fue obtenido en el capitulo
dos, como parte del perfil de geopresiones calculadas para el pozo 1. Sin embargo, como

también fue mencionado en ese mismo capitulo, el esfuerzo vertical, no siempre es igual a
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la sobrecarga, sobre todo cuando hay presencia de estructuras que alteran la secuencia
comun de las capas subyacentes. Tal es el caso de los cuerpos salinos que se emplazan
interestratificados o cortando estratos afectando no solo el desarrollo de la presion, sino
también la presion de fractura y el esfuerzo vertical, desfasando este ultimo de la curva de
sobrecarga, haciéndola mayor o menor que ella.

En el caso del pozo 1, la obtencidn del esfuerzo vertical se dara igual que para la
sobrecarga con la ecuacion tres del capitulo dos; debido a que el area de estudio se
encuentra dentro de un margen tectonicamente pasivo, ademas de tratarse de un pozo

vertical.
Esfuerzo horizontal minimo (o3,)

Para el célculo del esfuerzo horizontal minimo, la literatura expresa varias ecuaciones, €
inclusive hay autores que para determinar este pardmetro, lo igualan con la presion de
fractura por su facilidad para obtenerla. En el sentido estricto el considerar a la presion de
fractura igual que el esfuerzo minimo, se incurriria en un error de sobre estimacion, ya que
en un diagrama esfuerzo-deformacion, resultado de un experimento en el laboratorio, la
presion de fractura representa en punto en que se inicia la fracturar la roca, en tanto que el
esfuerzo minimo tiene lugar en el punto de la grafica donde ocurre el ISIP o presidon de
cierre instantaneo, al cesar la presion de confinamiento ejercida, el cual generalmente es un
valor menor al primeramente descrito.

Una forma mediante ecuaciones de calcular el esfuerzo minimo, es mediante la
ecuacion dieciséis del capitulo dos, de esfuerzos efectivos, de donde deriva la ecuacion para

la obtencion de la presion de fractura de Eaton.

op = (L) O weveeennnnnn 16

1-v

Una variante de esta ecuacion (diecis€is del capitulo dos), es la que presenta Bernt

(2011), en la cual se involucran los esfuerzos previamente obtenidos y el coeficiente de Biot.

o, = (L) (G, — BPp) + BPp ooovvene (6.9)

1-v
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Donde:
oy, es el esfuerzo horizontal minimo en [psi]
v, es la relacidon de Poisson [Adim]
o0,, es el esfuerzo vertical en [psi]
Pp, es la presidon de poro en [psi]

B, es el coeficiente de Biot [Adim]

El coeficiente de Biot, puede ser obtenido mediante la siguiente ecuacion:

B=1- K;—; e (6.10)

Teniendo en cuenta que Ky, y Kjp, son inversos de Cp, y Cp, de acuerdo con la
ecuacion 4.34.

Los resultados para el coeficiente de Biot, del pozo 1, se muestran en la figura 11
(carril 4, linea color negro). Asi como, la curva de esfuerzo horizontal minimo, se observa
en la misma figura (carril 5, linea color verde), junto con el esfuerzo vertical y el esfuerzo

horizontal maximo, que a continuacion sera discutido.
Esfuerzo horizontal maximo (ay)

El célculo del esfuerzo horizontal maximo, de los tres esfuerzos regionales, es el que
representa mayor complejidad para ser obtenido, ya que involucra mayor nimero de
variables para ser determinado, las cuales deben ser consistentes en cuanto a unidades.
Algunos autores expresan que este parametro no es factible determinarlo en laboratorio ya
que, en las pruebas de falla que se realicen primero sera alcanzado el esfuerzo horizontal
minimo o la presion de fractura, cambiando las condiciones del espécimen de roca para
continuar ejerciendo presion de confinamiento. Es por lo anterior que en cuencas pasivas
donde los esfuerzos minimo y maximo son parecidos en magnitud, los dos esfuerzos

horizontales son igualados para realizar los célculos subsecuentes.
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En nuestro caso, el esfuerzo horizontal maximo, es determinado con la siguiente
ecuacion que considera las deformaciones horizontales, las cuales fueron determinadas de

valores de la literatura (Bernt, 2010).

oy = (L) o, + (11‘_2:) Py + (&) (€4 +VER) vvveerrn (6.11)
Donde:

oy, es el esfuerzo horizontal maximo en [psi]

v, es la relacion de Poisson [Adim]

oy, es el esfuerzo vertical en [psi]

Pp, es la presion de poro en [psi]

E, es el mddulo de Young en [psi]

€y, es la deformacion horizontal méxima [Adim] (se considera igual a 0.0001)

€, s la deformacion horizontal minimo [Adim] (se considera igual a 0.00001)

Los resultados para el esfuerzo horizontal maximo, se muestran en la figura 11,
junto con los otros esfuerzos regionales principales y las geopresiones previamente
obtenidas.

De los resultados obtenidos para los esfuerzos regionales principales (o,,), (0y) ¥
(0p,); se observa por una parte, que el esfuerzo horizontal minimo es ligeramente menor a la
presion de fractura calculada con la ecuacion de Eaton, en el capitulo dos. La explicacion
fisica de lo anterior, ya ha sido descrita durante el desarrollo del calculo del esfuerzo
minimo.

Por otro lado, la curva de esfuerzo horizontal maximo se encuentra entre las curvas
de sobrecarga y de esfuerzo horizontal minimo, con lo que se cumple la siguiente relacién
de esfuerzos, que corresponde con un régimen de esfuerzos normal, para el area de estudio

donde se encuentra el pozo 1.

o, > 0oy > 0, — Régimen Normal
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FIGURA 11. Obtencidn de esfuerzos maximo y minimo, en correlacién con las geopresiones
previamente calculados para el pozo 1
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CALCULO DE LOS ESFUERZOS EN EL POZO (0;.), (ag), (03,), (T+9), (Tr2) V (Toz)

Los esfuerzos regionales calculados en las cercanias del pozo, son constantes hasta que

estan lo suficientemente cerca del agujero perforado del pozo, que es donde cambian y se
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generan otros esfuerzos nuevos; el conjunto de todos estos esfuerzos que actian en la pared
del pozo, son los que ahora seran determinados.

Los esfuerzos en la pared del pozo, constan de tres esfuerzos normales y tres
esfuerzos cortantes. Los esfuerzos normales son: el esfuerzo radial (o;), que representa la
presion que ejerce el pozo hacia la formacidn, cuando esta ha sido perforada; el esfuerzo
tangencial (gy), que representa la fuerza que se ejerce en la circunferencia del pozo, cuando
esta ha sido perforada y es méxima en la pared del pozo ya que ha sido retirada un volumen
de roca que desestabiliza los esfuerzos regionales.

En cuanto a los esfuerzos cortantes (7,.¢), (7,z) Y (Tg2), €stos actuan perpendiculares
a los esfuerzos normales y actian fuertemente en pozos direccionales, donde
constantemente se debe ajustar el plano de referencia a cada punto de anélisis, conforme
van variando el azimuth del pozo respecto a la direccion del esfuerzo horizontal maximo
(a) y el angulo de inclinacion del pozo respecto a la direccion del esfuerzo vertical (i). En
el caso del pozo 1, en la pared del pozo, dado que se trata de un pozo vertical, los esfuerzos
cortantes son iguales a cero.

En la figura 12, se muestra la configuracién general, donde se observa el plano de
los esfuerzos regionales y la rotacion del plano de referencia a cada punto de analisis

mediante la variacién de los angulos i y a.

FIGURA 12. Representacion grafica de la posicidon de un pozo direccional
en un sistema coordenado X, y, z, respecto a los esfuerzos regionales.
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Para obtener la magnitud de los esfuerzos en el pozo, son utilizadas las siguientes

ecuaciones generales

258 o = (252) (1-5) + (552) (1435 - 45) cos26
+10 (1435 — 45)sin20 + py () oo (6.12)
o= (50 +5) - (559) 1+ e
— 12, (1435) 51026 = pyy (%) oo (6.13)
o, = o) —v[Z (a? — 039)}:—;00520+ 4T,?y}:—jsin29] e (6.14)

T = ("’(3;"3) (1-3%5+ 25)sin26

+12, (1-35+ 25) cos26 .........00. (6.15)
7o, = (79, sin6 + 15, cosh) (1 +f—j) creeeienn. (6.16)
Tpy = (T2, cos 0 + 10, sin0) (1 _1:_2) e (6.17)

Donde:
oy, Og Y 04, son los esfuerzos radial, tangencial y vertical en [psi]
Trg, Toz Y Trz» SON los esfuerzos cortantes en [psi]
R, es el radio del pozo en [in]
1, es el radio de interés en [in]
8, es el angulo respecto al esfuerzo horizontal maximo ajustado
oy, 0y y 07, son las magnitudes de los esfuerzos ajustados
Tyy, Tyz ¥ Taz, son los esfuerzos cortantes ajustados

Pw €s la presion en la pared del pozo

Para obtener las magnitudes de los esfuerzos normales y cortantes rotados a la

direccion del pozo, son utilizadas las siguientes ecuaciones:
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Tyz =

0_ 2 2 2
oy = lyyoy + Lyyop+ 15,0, oo

07

T;C)y = IxnyXO—H + Ixylyyo—h + IXZI_'YZO—‘U e

0

19, = Locloxon + Liylyon + Ligl,0, ...

— J2 2 2
Ox = Lexoy + Liyop + Ii0p cononon

2 2 2
Izxoy + I3y00 + 17,00 oo

Lyxl,xou + Lylyon + 1yyl,50, ... ...

(6.18)
(6.19)
(6.20)

e (621)
e (6.22)
e (6.23)
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Las ecuaciones 6.18 a la 6.23, estan en funcion de los cosenos directores, de los

angulos x, y & z, respecto a las direcciones de los esfuerzos regionales oy, 0, y 0y,

respectivamente.

Dichos cosenos directores son obtenidos mediante las siguientes expresiones, en

funcién de los angulos i y a, previamente definidos.

I,,r = cosacosi............ (6.24)
I, = —sina............ (6.25)
I, = cosasini ............. (6.26)
Iy = sinacosi ............ (6.27)
L,y = cosa............ (6.28)
I,y = sinasini ............ (6.29)
I, = —sini............ (6.30)
Ly, = 0. (631)

I,,r = cosi........... (6.32)

Para efectuar el calculo de los esfuerzos radia, tangencial y vertical; para el pozo 1,

primeramente se deben sustituir en las ecuaciones de los cosenos directores con los angulos

iy a,igual a cero, ya que se trata de un pozo vertical, obteniendo lo siguiente:

sz’ = 0;
cereeennn (6.33)
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Por lo tanto, el sistema coordenado regional, no se modifica y los esfuerzos o, 039 y

g2, seran iguales a los esfuerzos regionales gy, 0}, y g, respectivamente. Mientras que los

esfuerzos cortantes T,?y, ng y 12, seran igual a cero, como se muestra a continuacion.

260
0l =120y =0y ............(6.34)
o) = 12,0, = 0Op ............. (6.35)
0l = 1%,0,= 0, ............ (6.36)
19y = 0 ... (6.37)
20, = 0 oo (6.38)
10 = 0. (639)

Sustituyendo los esfuerzos oy, oy y g por oy, g, y 0y, en las ecuaciones 6.12 a la
6.17; y se toma en cuenta que el angulo 8, que forma el punto de andlisis en la
circunferencia del pozo respecto al esfuerzo horizontal maximo (si se analiza colapso 6 =
90°, si se analiza fractura 8 = 0°). Para obtener los esfuerzos en el pozo (a;), (gy), (0,,),

(t49), (trz) v (Tg5), las ecuaciones se reducen a lo siguiente:

o= (2122 (1) 1 (252 (1 95 - 4 con2g

2 r2
P (55) oo (6.40)
7 = (257) (1+55) - (252) (1+355) cos 26
P (%) v (641)

0, = 0y = v[2 (o4 — 04) 05 26] ............. (6.42)
tro = (Z22) (135 + 25)sin26 ............ (6.43)
o =0 oo (6.44)

g =0 oo (6.45)
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Con estas ultimas ecuaciones podemos saber el comportamiento de los esfuerzos
(ay), (0g) y (0y,), desde la pared del pozo hasta la profundidad perpendicular al pozo en un

punto que se desee conocer, tomando en cuenta que el esfuerzo radial ira aumentando y el

esfuerzo tangencial ird disminuyendo, hasta volverse asintdticos en la magnitud del 53_1
esfuerzo horizontal minimo y maximo respectivamente, de acuerdo a lo que se muestra en
la figura 13, en la cual se evalud un punto a 3000 [m], en el pozo 1, que pertenece a la

Formacion Pimienta, obteniendo los resultados que se muestran.

FIGURA 13. Perfil de los esfuerzos radial, tangencial y vertical,
para un punto a 3000 [m], de profundidad del pozo 1

ESFUERZOS EN EL POZO
15000
12000 (o oy,
=
=
o
g 9000 ------o'g.
e e e e
w2
o e e e e e e e e e e —
6000 V-’ On
Pp
3000
0 10 20 30
Profundidad Investigacion [in]
E. Radial E. Tangencial
E. Vertical - - —= E. H. Maximo
— = = -E. h. Minimo - == P.Poro

Para conocer los esfuerzos en un punto en la pared del pozo, que es en donde son criticos

para la adecuada perforacioén del pozo, las ecuaciones 6.40 a la 6.45, se simplifican de la

siguiente manera:

Or = Dy cvevevennnnn. (6.46)
og = (oy + o) —2(0y — 0,) cO0s20 —pyy ............ (6.47)
0, = 0, — 2V(0y — 0p)Cc0s 26 ............. (6.48)

Trg =Togz = Trz = 0 ... (6.49)
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Con las ecuaciones 6.46 a la 6.49; es posible conocer la magnitud de los esfuerzos
en el pozo; y si incluimos un criterio de falla (Mohr-Coulomb en este caso), también es
posible determinar la presion de colapso para todo el pozo, como a continuacidén se

presenta.

CALCULO DE LA PRESION DE COLAPSO (Pg,)

La presion de colapso es uno de los pardmetros principales en un analisis de geomecénica y
el objetivo de calcularlo es para saber cudl es la densidad del lodo minima requerida por el
pozo para que €ste no colapse. La magnitud de la presion de colapso, es del orden de la
presion de poro, a veces un poco mayor, y en otras ocasiones es menor, por lo que la
ventana operativa suele ajustarse a este parametro obtenido.

Con las ecuaciones 6.46 a la 6.49, obtenidas para el esfuerzo radial, tangencial y
vertical, es posible determinar la presién de colapso en la pared del pozo, utilizando el
criterio de falla de Mohr-Coulomb, que es uno de los criterios mas utilizados en la
industria.

Para utilizar este criterio, se requiere conocer la magnitud de los esfuerzos
regionales principales (0,), (0y) y (0n), que para este caso ya fueron calculados
previamente en este mismo capitulo. La metodologia es la que a continuacion se presenta.

El criterio de Mohr- Coulomb, establece que la siguiente relacion se debe de cumplir.

o, = o3 tan*B + UCS .............(6.50)
Donde:
a3, es el esfuerzo efectivo principal mayor
a3, es el esfuerzo efectivo principal menor
UCS, es la compresion uniaxial a la compresion
B, es el angulo de falla de un espécimen sometido a presion en el laboratorio
Para determinar 5, dado que no se cuenta con datos de laboratorio, ademas que estos solo

brindarian informacién de un punto en la columna, se utiliza la siguiente expresion:

B=45+05+® ..........(651)
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Donde:
®, es el angulo de friccion interna
Ya que @, en su mayoria un valor del orden de los 30°, a veces un poco mayor, entonces el
angulo B, seréa igual o mayor a los 60°.

Para obtener la presion de colapso, es necesario evaluar con el angulo 0 igual a 90°,
en las ecuaciones 6.46 a la 6.49. Esto porque es en ese punto dentro de la seccion
transversal del pozo, donde puede ocurrir ovalizacion.

Con lo anterior, las ecuaciones simplificadas de los esfuerzos en la pared del pozo
toman esta forma:

Or = Py vevvveennnnn. (6.52)
Og =0y + op+ 20y — 20, —DPw= 30y —0p —DPw ++evvvenvnnn. (6.53)

0, =0, + 2v(0y — 0p) ............. (6.54)

De la figura 6.13, se deduce que para un punto en la pared del pozo, el esfuerzo
tangencial es maximo, incluso mayor al esfuerzo vertical. De tal forma que se puede decir

lo siguiente, aplicando también el concepto de Terzaghi.

De la misma manera, podemos decir también que el esfuerzo radial es minimo, por

lo que tenemos lo siguiente.
Utilizando el criterio de Mohr- Coulomb, mencionado lineas arriba (ecuacion 6.0),
sustituyendo las ecuaciones 6.52 y 6.53; y despejando los esfuerzos matriciales, tenemos la

siguiente ecuacion:

(Boy — on, — pw) — aPp = (py — aPp) tan?B + UCS ............ (6.57)
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De esta ultima ecuacidn es posible despejar p,,, para obtener la presidon de colapso

para el pozo 1, como se muestra a continuacion.

— 20_
Py = Pp, = ‘oizontabeltan’fr)ives - (6.58)

tan2p+1

La anterior es la ecuacidn para determinar la presion de colapso, cuando el esfuerzo
tangencial es mayor al esfuerzo vertical, en la pared del pozo. Mediante dicha ecuacion es
obtenida la presion de colapso para el pozo 1, la cual se muestra en la figura 14.

De la curva obtenida de presion de colapso de la figura 14, se observa una es
ligeramente mayor que la presion de poro, para las formaciones del Cenozoico. Para las
formaciones del Cretacico, la presion de colapso, se observa menor a la presion de poro,
inclusive menor a la presion normal. La explicacion de este fendmeno es que analizando
que las rocas de las formaciones del Cretacico, son en su mayoria carbonatos masivos,
compactos y de mayor dureza, el criterio de falla de Mohr-Coulomb, indica que en este
intervalo, puede utilizarse una densidad de fluido tan baja como el agua salobre (1.03
[gr/cc]), sin que el pozo tenga riesgo de colapsar. Lo anterior es la razéon de porque se
seleccionen intervalos productores en rocas con estas caracteristicas de bajo colapso y se
terminen en agujero descubierto, como ocurre en formaciones carbonatadas del Albiano-
Cenomaniano de los yacimientos de México.

En cuanto a las formaciones del Jurasico, se observa un incremento en la presion de
colapso, respecto a la presion de poro que es anormal. Esto se explica con el hecho de que
estas formaciones constan de un alto contenido de arcilla, que generan alta porosidad con
contenido de fluidos intersticiales, que al ser perforadas, son susceptibles de generar
fricciones, resistencias e inclusive atrapamientos de la sarta de perforacion.

La presion de colapso puede ser calibrada con eventos de perforacion como lo que
se mencionan. En nuestro caso, para afinar la presion de colapso, serd tomada la que sea
mayor de esta y la presiéon de poro, para efectos de generar la curva que represente el
escenario mas critico, y reconfigurar la ventana operativa del pozo, que sera discutida a

continuacion.
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FIGURA 14. Obtencidén de la presidon de colapso, en correlacidn con los esfuerzos regionales,
asi como las geopresiones del pozo 1
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DEFINICION DE LA VENTANA OPERATIVA AFINADA CON GEOMECANICA

De acuerdo con los resultados obtenidos, la ventana operativa para el pozo 1, se ajusta
tomando en cuenta los pardmetros de geomecénica obtenidos, de los cuales, los que limitan
la nueva zona de operacion son, la presidon de colapso en lugar de la presion de poro, y el
esfuerzo horizontal minimo en lugar de la presidon de fractura. A este ajuste en la ventana
operativa es como se le conoce al disefio de pozos con geomecanica; metodologia que es
extensiva al disefio de intervenciones como terminaciones y reparaciones mayores y
menores de pozos.

La ventana operativa ajustada con una propuesta de asentamiento de tuberias de

revestimiento puede observarse en la siguiente pagina en la figura 15.

Identificacion de las zonas de fragilidad utilizando plantillas maestras (up — Ap) y
(E—-v)

DEFINICION DE LA METODOLOGIA DE ANALISIS DE FRAGILIDAD

El analisis de fragilidad de los paquetes de roca que componen la columna sedimentaria de
un pozo es un tema actualmente relevante debido a la complejidad que representa la
extraccion de hidrocarburos en yacimientos que tienden a ser no convencionales. Estos
tipos de yacimientos requieren de la seleccidon precisa de cuerpos con posibilidades de
produccion en la formacidn de interés; debido a que son solo algunas zonas las que después
de un andlisis de ingenieria pueden ofrecer resultados positivos para producir
hidrocarburos.

El analisis de fragilidad es de utilidad para que los siguientes temas de interés se disefien de

mejor manera:

a) Colocacion optima de pozos
b) Seleccion de intervalos para fracturar dcida y/o hidraulicamente
c) Seleccion de zonas competentes para geonavegar

d) Identificacion de intervalos para efectuar disparos de alta penetracion a la formacion
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FIGURA 15. Ventana operativa afinada con parametros de geomecanica, para el pozo 1, con
propuesta de asentamiento de TR’s, para el pozo 1
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e) Escalamiento de la metodologia de fragilidad en la sismica
f) Determinacion de intervalos ideales para realizar cementaciones de abandono

Es por eso, que en la literatura se han destinado esfuerzos para discretizar los
cuerpos fragiles de los ductiles, como en el caso propuesto por Nicolds (2016), en donde
mediante el calculo de algunos pardmetros de geomecanica, propone diferenciar dichos
intervalos de roca.

La metodologia de fragilidad de Nicolas (2016), considera el uso de las plantillas
maestras de micromecdnica, discutidas en el capitulo cuatro para definir las fracciones
minerales de la columna sedimentaria del pozo 1. Ademas del uso de las plantillas, el autor
utiliza algunos parametros que definen la fragilidad sobreponiéndolos en las plantillas

maestras, los cuales son los siguientes:

a) Relacion de esfuerzos efectivos (K)

Este parametro es utilizado en las plantillas (up — Ap), generando lineas de fragilidad
radiales donde la linea de mayor pendiente contiene en menor valor de K, y es cercano a
cero; mientras que la linea de menor pendiente equivale al mayor valor de K, que tiende a

uno, como se muestra en la figura 16.

FIGURA 16. Plantillas maestras (up — Ap), con lineas de isofragilidad
generadas a partir de la relacion de esfuerzos efectivos (K)
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Para obtener el parametro K, existen varios métodos entre los cuales se mencionan

los siguientes:

Obtenida con la relacién de Poisson (v)

K=—..........(659

Obtenida con (up — Ap), utiliza con frecuencia en geociencias

— _
K= o oo (6.60)

Obtenida con el angulo de falla (£8), utilizada frecuentemente en geomecanica.

1

K= s e (661)

En este caso, serd utilizada la ecuacion 6.61, ya que es la que relaciona parametros

de geomecanica, vistos en este mismo capitulo.

a) Indice de fragilidad en base al médulo de Young (BIg)

Normaliza el médulo de Young, utilizando el valor maximo y minimo de una columna
sedimentaria, con lo que definen nuevos valores entre 0 y 1. Este pardmetro genera lineas

horizontales sobrepuestas en la plantilla maestra (E — v). Se obtiene con la siguiente

ecuacion.

Bl = ceeereren (6.62)

b) indice de fragilidad en base a la relacién de Poisson (BI,)

Normaliza la relacion de Poisson, utilizando el valor mdximo y minimo de una columna
sedimentaria, con lo que se definen nuevos valores entre 0 y 1. Este pardmetro genera

lineas verticales sobrepuestas en la plantilla (E — v). Se obtiene con la siguiente ecuacion.
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Bl,= ——min_ ......(6.63)

Umax~ Ymin

¢) Indice de fragilidad promedio (BA)

2—73 Es el promedio simple entre los valores de Bl; y BI,. Este parametro genera lineas
oblicuas, que son sobrepuestas en la plantilla maestra (E — v), y con las que se realiza en

andlisis de fragilidad. El promedio de fragilidad, se obtiene con la siguiente expresion.

Bl,+ BIg
2

BA = U (X))

Para definir la fragilidad con las plantillas maestras (E — v), se consideran los
calculos obtenidos para BA, que van de 0 en las lutitas a 1.0 en las areniscas, pasando por el
valor de 0.5 para los carbonatos. En la figura 17 se muestran las lineas de isofragilidad BA,

sobrepuestas en la plantilla maestra (E — v).
FIGURA 17. Plantilla maestra (E — v), con lineas de isofragilidad
generadas a partir del indice de fragilidad promedio (BA)

120 T
Mudstone + Kerogen (KE)

Young’s modulus, E (GPa)
(=}
(=]

0 0.25 0.5
Poisson’s ratio, v (—)

En la figura 18, se presentan en el formato planteado por los autores para efectuar el

analisis cualitativo de fragilidad; los resultados para los parametros de isofragilidad
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involucrados, para las 20 formaciones geoldgicas que componen la columna geoldgica del
pozo 1. A partir de los valores obtenidos se pueden discretizar zonas fragiles y ductiles en
la columna, e inclusive afinar estos parametros por formacion geoldgica o cambios de
facies, como se presenta mas adelante para las Formaciones Chicontepec Medio y Pimienta,

ambas de interés petrolero.

FIGURA 18. Obtencidon de pardmetros de fragilidad para la columna geolégica del pozo 1
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APLICACION DEL METODO E IDENTIFICACION DE ZONAS CON POSIBILIDAD

DE SER FRACTURADAS EN LA FORMACION CHICONTEPEC MEDIO DEL POZO 1

La discretizacidon de zonas fragiles y ductiles ademas de realizarse para toda la columna
geoldgica del pozo 1, se efectud un andlisis mas fino, para las Formaciones Chicontepec
Medio y Pimienta. Los resultados para la primera de ellas son presentados en las figuras 19
y 20, en donde se analizd con la relacion de esfuerzos efectivos (K) y (BA), con las
plantillas (up — Ap) y (E — v), respectivamente. Fueron incluidas las zonas de fragilidad
identificadas y la correlacion del método con los resultados petrofisicos obtenidos en el

capitulo 1.

FIGURA 19. Identificacién de zonas fragiles de la Formacién Chicontepec Medio,
con la plantilla maestra (up — Ap), relacién con petrofisica del pozo 1
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FIGURA 20. Identificacién de zonas fragiles de la Formacién Chicontepec Medio,
con la platilla maestra (E — v), relacién con petrofisica del pozo 1

APLICACION DEL METODO E IDENTIFICACION DE ZONAS CON POSIBILIDAD DE SER

FRACTURADAS EN LA FORMACION PIMIENTA DEL POZO 1

El mismo analisis efectuado para la Formacion Chicontepec, fue realizado para la
Formacion Pimienta, debido al alto contenido de hidrocarburos que en los resultados
petrofisicos se obtuvo. Se detectaron las zonas fragiles para cuando K es menor que 0.33,
valor que calibra con los rangos planteados para la zona fragil en la plantilla maestra (up —
Ap). Por su parte, el indice de fragilidad BA, en la plantilla maestra (E — v), indica las
zonas fragiles hacia el centro de la plantilla, donde los valores de BA, son mayores de 0.4.
Este analisis realizado se sustenta también porque las zonas identificadas como fragiles, son
las que presentan menor contenido de arcilla de acuerdo a la escala de colores montada del
registro rayos gamma. En la Formacion Pimienta, también fueron identificados varios
cuerpos fragiles los cuales eventualmente pueden ser fracturados para produccién de

hidrocarburos (véanse las figuras 21 y 22).
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FIGURA 21. Identificacién de zonas fragiles de la Formacidn Pimienta, con la plantilla
maestra (up — Ap), relacién con petrofisica del pozo 1
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FIGURA 22. Identificacién de zonas fragiles de la Formacién Pimienta, con la plantilla
maestra (E — v), relacion con petrofisica del pozo 1
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ANALISIS Y DISCUSION DE RESULTADOS

Los resultados obtenidos con la metodologia de fragilidad presentada, son satisfactorios, ya
que encajan muy bien con los andlisis previos realizados al pozo 1. En la Formacion
Chicontepec, se observa un patron caracteristico de intercalaciones areno- arcillosas, que se
confirma muy bien con los rangos de valores que presenta el registros GR, los cuales
oscilan entre 40 y 80 [API]. Con este analisis y la baja porosidad que presenta la formacion,
es posible considerar este yacimiento como no convencional. Pese a lo anterior, se
identificaron, intervalos con mejor calidad que el resto de la formacion. Especificamente
son 3 zonas con contenidos de hidrocarburos, las cuales de acuerdo a sus caracteristicas,
son susceptibles de ser fracturadas.

En los que respecta a la Formacion Pimienta, se aprecia una composicion litoldgica
distinta a lo que se puede ver en Chicontepec. En este caso los puntos estan cargados la
mayoria hacia el lado de las arcillas y carbonatos y son precisamente los puntos que se
cargan hacia el centro de las plantillas, los que se identificaron como zonas fragiles. El
hecho que dichos puntos se encuentren en el centro de la plantilla, no quiere decir
necesariamente que contengan minerales de cuarzo, mas bien la interpretacion estd dada en
el sentido de que los puntos van hacia las plantillas inferiores con contenido de
hidrocarburos y materia organica mayor sin precisar la valor exacto de estas acumulaciones
de hidrocarburos. Esto se complementa muy bien si analizamos que dichos puntos tienen
una lectura de GR, muy alta, inclusive superior a 100 [API], lo que no necesariamente
indica presencia de arcilla (ya que estan alejados del vértice de arcilla), sino que mas bien
indica la presencia de materia orgénica. Con lo anterior se reafirma la sensibilidad del
método, no solo para identificar minerales o zonas fragiles, sino también para a
identificacion de materia organica e hidrocarburos, relacionando los analisis realizados con

petrofisica y los datos disponibles en la literatura para esta formacion geologica.
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Conclusiones de la integracién geomecanica y andlisis de fragilidad en las formaciones

geoldgicas del pozo 1

Para la parte de la integracion geomecanica, se emiten las siguientes conclusiones:

» Los parametros de geomecanica obtenidos mediante el uso de las curvas de Vp y Vs, se
encuentran en los rangos definidos en la literatura, lo que nos indica que el calculo de la
Vs, obtenida de manera sintética con los métodos propuestos, es consistente con la
informacion que nos podria proporcionar un registro DSI.

» Los parametros de estabilidad mecanica calculados, aunque estos fueron obtenidos
utilizando varias metodologias disponibles en la literatura, se encuentran dentro de los
rangos establecidos de pozos del area. Tal es el caso de la UCS, o el dngulo de friccién
interna, los cuales fueron obtenidos utilizando esta metodologia.

» La obtencion de los esfuerzos horizontales méaximo y minimo, fueron obtenidos
mediante metodologias distintas, sin embargo, estos calibran de forma adecuada con las
geopresiones previamente calculadas. El mejor indicador de ello es que el o, es del
orden de la presion de fractura obtenida previamente con el método de Eaton, siendo
menor a ella lo que corrige la méxima densidad del lodo a utilizar en la ventana
operativa.

» La presion de colapso obtenida, mediante el uso de las ecuaciones de esfuerzos en el
pozo y el criterio de Mohr-Coulomb, es consistente con el analisis realizado, ya que en
las formaciones competentes como los carbonatos del Cretacico, esta disminuye incluso
mas que la presion hidrostatica, con lo que se dice que existe bajo riesgo de colapso en
esas formaciones. Por otro lado, en las formaciones con alto contenido de arcilla y con
incrementos de porosidad y presién anormal, la curva de presion de colapso incremento,
lo que nos indica que esas zonas son susceptibles de colapsarse como se esperaba que
asi resultara.

» Con los resultados obtenidos para la presion de colapso y esfuerzo minimo, fue posible
ajustar la ventana operativa del pozo 1, reduciendo los rangos de lodo que puede ser
utilizado en cada etapa, asi como también se efectud un ejercicio de asentamiento de

TR’s, con base en los limites de la ventana operativa y la experiencia en el area.
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» Se propuso perforar el pozo con cinco TR’s, en lugar de tres para este tipo de pozos,
con lo que se evitarian las problematicas que se presentaron en el pozo 1. El incremento

en los costos del acero, no son tan altos como los costos de los retrasos por pegaduras

que se tuvieron en el pozo y comprometieron el éxito del mismo. 2—7—7

» Si a los andlisis optimos de geomecanica para la perforacion de este tipo de pozos que
pretendan llegar a objetivos en formaciones del Jurdsico, ademds de tener control
adecuado sobre de ventana operativa del pozo, se considera realizar andlisis de
micromecanica y fragilidad a las secuencias atravesadas a partir de los registros
geofisicos tomados; no solo se podria tener mayor certidumbre de que el pozo llegara al
objetivo, sino también podran identificarse cuerpos con posibilidades de ser fracturados,
inclusive geonavegar en ellos, incrementando con ello la probabilidad de éxito en las
areas de desarrollo de esta zona del pais.

» El pozo 1, se encuentra en la provincia geologica Tampico-Misantla, en donde se tienen
contempladas en el corto plazo, una diversidad de areas de desarrollo, tanto
convencionales con objetivos terciarios en Chicontepec y cretacicos en las formaciones
Abra y Tamabra; como no convencionales con objetivos del Jurasico en formaciones
como Pimienta, Taman, Santiago y Tepexic, que representan la mayor reserva del pais
en este rubro. A todos ellos, les es aplicable todas las metodologias que en esta tesis se

han llevado a cabo, para mejorar los indices de éxito en la perforacion y produccion de

los pozos que se realicen.
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Como conclusion general y teniendo en contexto el principal objetivo de esta tesis, que fue
generar un modelo de geomecédnica de un pozo que contaba con poca informacioén para
llevarlo a cabo, se ha cumplido satisfactoriamente.

A pesar de que varios insumos para llegar al analisis de geomecanica realizado,
fueron generados con ecuaciones adaptadas para las formaciones geoldgicas del area de
estudio, se obtuvieron excelentes resultados. Con lo que dichas ecuaciones se vuelven
aplicables a otros casos de estudio e inclusive pueden generalizarse.

En relacion al capitulo uno, se concluye que el modelo petrofisico obtenido de la
conjuncion de registros geofisicos de pozos, es una importante herramienta para discretizar
los paquetes litologicos y la identificacion de zonas con potencial de hidrocarburos. Lo
anterior, es de gran utilidad para el desarrollo subsecuente de este trabajo de tesis, ya que a
partir de los resultados obtenidos en el modelo petrofisico, fue posible revisar y determinar
la funcionalidad de otros métodos de obtencidén de dichos parametros de discretizacion de
minerales, por ejemplo.

Para poder construir el modelo petrofisico del que hablamos, fue necesario
completar algunas curvas de registros como es el caso de la curva de tiempo de transito
compresional, convertir otras como la actualizaciéon del registro de neutréon a datos de
porosidad neutrdn, asi como generar otras mas como la creacidén de la curva sintética de
densidad volumétrica a partir del registro de tiempo de transito. Es importante destacar que
la generacion de las nuevas curvas se efectué tomando en cuenta valores de referencia de
pozos del area que cortan las mismas formaciones geoldgicas que el pozo de estudio. Con
lo anterior se concluye que el modelo petrofisico, si bien, es realizado a partir de datos que
no fueron obtenidos en el pozo, se realizo a partir de datos calculados que fueron calibrados
y los resultados obtenidos fueron consistentes.

En cuanto al capitulo dos, uno de los resultados obtenidos fue la creacidn del estado

mecanico del pozo vertical 1, el cual se generd con base en los archivos recuperados de la
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perforacion del pozo, en el cual desde una vista general se aprecio que para el asentamiento
de la tuberia de revestimiento de produccion, se perford un agujero descubierto de poco
mas de 2500 [m], que si bien se trata de formaciones en carbonatos, estas contienen un
porcentaje variable de arcilla, lo cual genera una componente de riesgo de afectar la
estabilidad del pozo. En cuanto a la obtencion de las geopresiones, para su obtencion fueron
utilizados métodos convencionales para el calculo de la presion de poro, y solo pudo ser
calculada para las formaciones geoldgicas del Cenozoico que representan aproximadamente
la tercera parte de la columna geoldgica total. Con lo anterior, se concluye que los métodos
convencionales para la prediccion de la presion de poro, aunque son métodos que han sido
ampliamente probados, tienen un rango de aplicacion muy reducido por lo cual, para el
caso como el que se presenta en esta tesis, se debe recurrir a la experimentacién con otros
métodos.

En el capitulo tres fue desarrollado el método de las compresibilidades para la
obtencion de la presion de poro en las formaciones de carbonatos del pozo de estudio,
donde no se contaba con este calculo. Para la utilizacion de este método se efectud el
analisis de los mecanismos que generan sobrepresion en este tipo de litologias, métodos de
obtencion de los diferentes tipos de compresibilidades en el laboratorio, asi como la
relacion que guardan entre ellas en funcidn de la porosidad.

Con lo anterior fue posible simplificar y proponer una ecuacion alterna para la
obtencién de la presion de poro con el método de las compresibilidades, la cual fue probado
en formaciones de carbonatos y se hizo extensivo a las secuencias siliciclasticas donde se
hicieron algunas consideraciones para calibrarla con los métodos de prediccion anteriores.
Con lo anterior se concluye que el método simplificado de obtencién de la presion de poro
propuesto en esta tesis puede ser utilizado en todo tipo de formaciones geoldgicas tomando
en cuenta algunas consideraciones especificas descritas en esta tesis. Se recomienda
continuar reproduciendo esta metodologia a mas casos de estudio, que de resultar exitosos,
esta metodologia puede ser automatizada como se ha hecho con otros.

En el capitulo cuatro, como parte de los insumos requeridos para efectuar el calculo
de los parametros de resistencia de la roca, se contempla utilizar las velocidades
compresional y de corte, de las cuales la velocidad compresional se obtuvo de manera

directa. Sin embargo, para obtener la velocidad de corte fueron revisadas varias
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metodologias disponibles en la literatura. Las cuales fueron reproducidas y comparadas con
datos obtenidos en pozos similares al de estudio. Se determiné cudles fueron las que tienen
una mejor correlacion con los datos reales, y estas fueron las que se utilizaron en el pozo de
andlisis para la obtencion de una curva sintética de velocidad de corte. Dado que durante el
analisis realizado se generaron nuevas ecuaciones que al compararse con los datos medidos
se obtiene una desviacion menor al 5%, estas nuevas ecuaciones son presentadas como una
propuesta para calcular los valores de velocidad de corte en pozos vecinos de esta zona de
estudio, que no cuenten con datos medidos en campo. Con lo que se concluye que la
metodologia propuesta para determinar la velocidad de corte en formaciones similares a la
del caso de estudio, abre la posibilidad de poder realizarle analisis de geomecénica a pozos
0 secciones sismicas, que no se cuente con informacion de velocidad de corte; lo que, de ser
confirmado con otros estudios, puede redundar en la optimizacion de tiempos y costos en la
ejecucion de las intervenciones.

Con los valores de velocidad compresional y de corte calibradas para el pozo de
estudio, fue posible desarrollar la metodologia de obtencidon de fracciones minerales con
micromecanica, mediante el uso de las plantillas maestras delimitadas con pardmetros
elasticos que estan en funcion de dichas velocidades. Resultado de este modelado, se
obtuvo que las mezclas litologicas obtenidas con esta metodologia presentan una excelente
correlacion con los resultados obtenidos con petrofisica, para la totalidad de las
formaciones geologicas analizadas, con lo que se concluye que la metodologia es
consistente y de llegar a automatizarse, puede ser empleada en lugar del analisis petrofisico
convencional; ademdas de que con base en ella, puede mejorarse la interpretacion en otras
aristas de la ingenieria petrolera, como puede ser, la identificacion de cuerpos de lutitas de
forma sistematica, o los analisis de fragilidad de la roca que han sido recientemente
abordados por varios autores.

En el capitulo cinco, fue abordada una metodologia distinta para la obtencién de la
presion de poro, dicha metodologia ha sido disefiada para efectuar el modelado de sistemas
petroleros y obtiene el célculo de la presion de poro de forma colateral, utilizando
ecuaciones alternativas a las utilizadas en las metodologias previas, sin embargo, en
funcion de pardmetros comunes, como es la porosidad. La obtencion de la presion de poro,

mediante el modelado de sistemas petroleros, estd basado en las leyes de compactacion y
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ademads considera otros mecanismos de generacion de sobrepresion como en el caso de las
formaciones del Jurasico, donde en el caso de estudio se obtuvo generacion de sobrepresion
asociada a la expansion de fluidos y al proceso mismo de generacidon de hidrocarburos. Para
calibrar la curva de presion de poro, se utilizaron los resultados obtenidos de la
discretizacion de mezclas litoldgicas obtenidas con petrofisica y micromecénica para cada
formacion, ademas de que se ajusto la curva de porosidad obtenida con esta metodologia,
con la curva de porosidad total obtenida con petrofisica, con lo anterior se observo buena
correlacion entre los métodos. De lo anterior se concluye que la metodologia de obtencidén
de presion de poro con el modelado de sistemas petroleros, es un método consistente,
realizando algunas consideraciones para su calibracion. Este método es extensivo otros
pozos y otras zonas del area de estudio, incluso prescindiendo de informacidn de registros,
si se tiene conocimiento suficiente de la litologia de las formaciones geoldgicas que son
analizadas.

En relacién al capitulo seis, con base a los célculos efectuados de parametros de
geomecanica como son: la resistencia a la compresion uniaxial, angulo de friccion interna,
esfuerzo de tension, etc. Asi como los esfuerzos regionales y la presion de colapso del pozo
de estudio; fue posible proponer una nueva configuraciéon de la ventana operativa y del
estado mecanico incluyendo dos tuberias de revestimiento adicionales.

Todos los célculos realizados, fueron obtenidos a partir de la informacidén generada
en este trabajo de tesis y se encuentran en el orden de la expectativa en cuanto a su
magnitud, ademés de que se obtienen valores similares en pozos vecinos recientes que si
cuentan con informacion suficiente para realizar analisis de geomecanica. Esto es un
indicador evidente de que el modelo geomecanico construido a partir de informacion que
no fue tomada en el pozo, es consistente y valido. Este resultado fue obtenido debido a que
cada parametro calculado, fue analizando con informacién de referencia, con datos
obtenidos para otros pozos, con la experiencia de campo en la zona de estudio y tomando
en cuenta el contexto geologico del area.

Con base en esta metodologia, pueden realizarse modelos de geomecénica para
cualquier pozo de condiciones similares al pozo estudiado. No importando la escasa o
desactualizada informacién que se tenga disponible para trabajar, siempre es posible

realizar algo mas.
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