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RESUMEN 

Este trabajo tiene como objetivo presentar un modelo y metodología para pronosticar la presión 

de poro en rocas sedimentarias diferentes a las lutitas como pueden ser arenas y carbonatos. 

El modelo propuesto considera la solución del coeficiente de Biot como una función de las 

propiedades petrofísicas de la roca y la magnitud de su presión de poro. El proceso consiste 

en obtener datos medidos de presión de poro en las rocas yacimiento (arenas o carbonatos) o 

inferidos de la presión de formación calculada en eventos de control de brotes y determinar el 

coeficiente de Biot. El coeficiente de Biot es correlacionado como una función de las 

propiedades petrofísicas o mecánicas de la roca donde se midió la presión y se obtiene su 

comportamiento. El comportamiento es incluido en el modelo de presión de poro basado en la 

divergencia de los parámetros petrofísicos respecto de su tendencia normal de compactación. 

Los resultados muestran que, si solo se calcula la presión de poro usando la teoría de 

compactación normal, el coeficiente de Biot es igual a 1 y si se obtiene de mediciones de 

presión de poro es diferente de 1. La utilización del coeficiente de Biot en el modelo de 

compactación normal permite determinar la presión de poro en arenas y carbonatos. Este 

modelo y metodología permite diseñar una ventana operativa más apegada a las condiciones 

reales de presión del pozo, con lo que se minimizan los tiempos no productivos ocasionados 

por brotes, derrumbes o pérdidas de circulación. 

INTRODUCCCIÓN 

La determinación cuantitativa de la presión de poro se ha estado estudiando por más de 50 

años, sin embargo, en la actualidad todavía un alto porcentaje de los tiempos no-productivos 

de la perforación de pozos están relacionados con problemas de presión de poro e 

inestabilidad de agujero (Hamid et al. 2016; Ong et al. 2015; York et al. 2009). Los malos 

pronósticos de la presión de poro generalmente están ligados con: el desconocimiento de la 

génesis de la presión de poro para un área en particular, el alcance limitado de los modelos de 

presión de poro utilizados y la determinación errónea de los parámetros que componen esos 
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modelos. 

El problema de la determinación de la presión de poro es que existen diferentes fenómenos 

involucrados en su génesis, Swarbrick y Osborne (1998) identificaron y agruparon los 

mecanismos que originan la presión como sigue: 

» Presión de poro tipo 1: Por esfuerzos en la roca 
o Desequilibrio en la compactación 
o Actividad tectónica 

 

» Presión de poro tipo 2: Por incremento del volumen de fluido 
o Expansión de agua debido al incremento de temperatura 
o Generación de hidrocarburos 
o Liberación de agua debido a fenómenos de diagénesis 

 

» Presión de poro tipo 3: Por movimiento de fluidos y flotación 
o Fenómenos osmóticos 
o Nivel piezométrico del fluido (columna hidráulica) 
o Flotación debida al contraste de densidades 

A pesar de las amplias causas que originan la presión de poro, y que están presentes durante 

la perforación de un pozo, todos los modelos de predicción basados propiedades petrofísicas 

de la roca se desarrollaron para determinar la presión de poro tipo 1 debida al desequilibrio en 

la compactación normal de los sedimentos (Hottmann y Johnson 1965; Eaton 1975; Bowers 

1995; Zhang 2011) y estos modelos se fundamentan en la teoría de la compactación de las 

arcillas desarrollada por Terzaghi en 1925. La razón es porque en las lutitas se pueden 

observar los fenómenos de compactación y de su desequilibrio o divergencia de la tendencia 

de compactación normal, lo que permite implementar modelos matemáticos para describir este 

fenómeno; sin embargo, a diferencia de las lutitas, las rocas yacimiento como los carbonatos 

y arenas, no siguen del todo el modelo de consolidación o compactación descrito en Terzaghi 

y Peck (1948), Hottmann y Johnson, (1965), Chilingar et al. (2002) y Velazquez-Cruz et al. 

(2008, 2014, 2017a, 2017b, 2017b).  

Green et al. (2016), argumentaron que una de las razones por las que los modelos de 

predicción de presión de poro fallan en carbonatos, es porque la pérdida de porosidad en ese 

tipo de rocas no está totalmente controlada por el esfuerzo efectivo (compactación), sino que 

existen otros parámetros que influyen, como las condiciones de depósito, y las historias 

diagenética y de disolución; y lo mismo ocurre con las arenas de acuerdo con Mouchet y 

Mitchell, (1989). La figura 1 muestra un pozo donde se observa una bajo-predicción de la 

presión de poro utilizando un modelo de arcillas como los publicados por Eaton en 1975. 
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Figura 1. Bajo predicción de la presión de poro en un yacimiento de areniscas de edad Eoceno. 

Este artículo describe un modelo y metodología para pronosticar la presión de poro en 

litologías de arenas y carbonatos. La solución se basa en la determinación del coeficiente de 

Biot como una función de las propiedades petrofísicas de la roca y la magnitud de la presión 

de poro medida con registros DST, RFT, MDT u otra tecnología. 

MARCO TEORICO 

Hubbert y Rubey (1959) publicaron una teoría relacionada con la compactación de las rocas 

arcillosas basados en la teoría de consolidación del suelo de Terzaghi (1925, 1948) y 

establecieron que la sobrecarga (S) se incrementa como resultado del sepultamiento de los 

sedimentos. Al incrementar la sobrecarga, el fluido dentro de los poros de la formación es 

expulsado por la compactación generando una presión de poro normal (PPn), sin embargo, 

cuando no hay rutas de escape para los fluidos en los poros estos tenderán a represionarse 

originando una presión de poro anormalmente alta (PPan). Además, Los autores demostraron 

que el esfuerzo compresivo () ejercido por la matriz depende únicamente del grado de 

compactación de las arcillas, en pocas palabras se puede decir que el esfuerzo compresivo 

() crece continuamente con la compactación; siempre y cuando los fluidos tiendan a escapar 

de la matriz porosa. La ecuación (1) describe el modelo básico que relaciona la presión 

intersticial y el esfuerzo vertical en un suelo saturado bajo una carga vertical, según la 

formulación clásica de Terzaghi (1925, 1948) y modificado por Hubbert y Rubey (1959) como 
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sigue: 

pPS +=   .......................................................................................................... (1) 

Donde: 

S= Esfuerzo total o sobrecarga 

Pp= Presión de poro 

= Esfuerzo compresivo o efectivo 

En 1971 Nur y Byerlee modificaron la ecuación (1) incluyéndole un parámetro poro-elástico () 

introducido por Biot en 1941 quedando como sigue: 

𝑆 = 𝜎 + 𝛽 ∙ 𝑃𝑝 ....................................................................................................... (2) 

Donde: 

= Coeficiente de Biot 

La ecuación (2) puede ser transformada en términos de la teoría de la compactación normal 

descrita por Hottmann y Johnson (1965) y Velazquez-Cruz et al. (2017a, 2017b, 2017b) como 

sigue: 

𝛽 ∙ 𝑃𝑝 = 𝑆 − 𝜎 ∙ 𝐷𝐼𝑉 .............................................................................................. (3) 

Despejando el coeficiente de Biot () la ecuación (3) que como: 

𝑃𝑝 =
𝑆−𝜎∙𝐷𝐼𝑉

𝛽
 ...................................................................................... (4) 

Ahora transformando la ecuación (4) en términos del modelo planteado por Eaton (1975) 

tenemos que: 

𝜎 = 𝑆 − 𝑃𝑝𝑛 .......................................................................................................... (5) 

Y la divergencia para el tiempo de tránsito queda como: 

𝐷𝐼𝑉 = (
∆𝑇𝑛

∆𝑇𝑎𝑛
) ........................................................................................................ (8) 

Por lo tanto, la ecuación de Eaton (1975) para tiempo de tránsito considerando el coeficiente 

de Biot () resulta en: 
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𝑃𝑝 =
𝑆−[𝑆−𝑃𝑝𝑛]×(

𝛥𝑇𝑛
𝛥𝑇𝑎𝑛

)
𝛼

𝛽
 .................................................................................... (7) 

Donde: 

Ppn  = Presión de poro normal 

DIV = Divergencia 

n = Tiempo de tránsito de la tendencia normal 

an = Tiempo de tránsito anormal (de las líneas divergentes o datos medidos del registro) 

a = Exponente de ajuste del modelo de Eaton 

Para el caso de la presión de poro en lutitas cuya génesis es el desequilibrio en la 

compactación normal el valor del coeficiente de Biot () es igual a 1 (Biot, 1941) y para las 

arenas y carbonatos denominadas en este artículo rocas yacimiento es necesario determinar 

el coeficiente de Biot () como una función de la magnitud de la presión de poro medida con 

registros DST, RFT, MDT u otra tecnología o fuente usando la ecuación (8). 

𝛽 =
𝑆−[𝑆−𝑃𝑝𝑛]×(

𝛥𝑇𝑛
𝛥𝑇𝑎𝑛

)
𝛼

𝑃𝑝𝑀𝐷𝑇
 ....................................................................................... (8) 

Donde: 

PpMDT  = Presión de poro medida con registros DST, RFT, MDT u otra tecnología 

Una vez determinado el coeficiente de Biot () a partir de la presión de poro, los resultados se 

relación con las propiedades petrofísicas o mecánicas de la roca a través de gráficos cruzados 

y obtener el mejor ajuste de comportamiento. En este caso específico se planteó una solución 

en términos del tiempo de tránsito como: 

𝛽 = 𝛽𝑜 ∙ ∆𝑇𝑚
    −𝑐 ..................................................................................................... (9) 

La sustitución de la ecuación (9) en la ecuación (7) resulta en el modelo DVC modificado para 

calcular la presión de poro en rocas yacimiento (arenas y carbonatos) como: 

𝑃𝑝 =
𝑆−[𝑆−𝑃𝑝𝑛]×(

𝛥𝑇𝑛
𝛥𝑇𝑎𝑛

)
𝛼

𝛽𝑜∙∆𝑇𝑚
    −𝑐  ................................................................................... (10) 

Donde: 

o y c = Coeficientes de ajuste del modelo 

m = Tiempo de tránsito medido del registro 

La ecuación (10) es solo una de las varias ecuaciones que se pueden utilizar en términos de 
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las propiedades petrofísicas y mecánicas de la roca tal como se describe en Li et al. (2020) y 

Bodaghabadi et al. (2008). La tabla 1 muestra otras ecuaciones planteadas por lo autores para 

determinar el coeficiente de Biot. 

Tabla 1. Ecuaciones con mejor ajuste basadas en registros y propiedades mecánicas para 
determinar el coeficiente de Biot. 

PROPIEDAD ECUACIÓN 

Resistividad 𝛽 = 𝛽𝑜 ∙ 𝑅𝑡𝑚
𝑐   

Rayos Gamma 𝛽 = 𝛽𝑜 ∙ 𝐺𝑅−𝑐 

Modelo de Young 𝛽 = 𝛽𝑜 ∙ 𝐸𝑐 

Relación de Poisson 𝛽 = 𝛽𝑜 ∙ 𝑅𝑃−𝑐 

METODOLOGÍA 

Los pasos por seguir para realizar un pronóstico de presión de poro en un campo en particular 

utilizando los modelos descritos en el apartado anterior son los siguientes: 

1.- En todas las secciones de areniscas y carbonatos de la columna geológica a 

perforar compilar la presión de poro medida DST, RFT, MDT u otra tecnología o 

fuente. 

2.- Calcular la presión de sobrecarga usando el modelo DVC descrito en Velazquez-

Cruz et al. (2020, 2023) 

3.- Realizar el análisis de presión de poro utilizando la teoría de la compactación normal 

y el área divergente para lutitas de acuerdo con Velazquez-Cruz et al. (2008, 2014, 

2017a, 2017b y 2017c). 

4.- Determinar el coeficiente de Biot utilizando el modelo de la ecuación (8). 

5.- Realizar un gráfico cruzado entre los datos de presión de poro y las propiedades 

petrofísicas o mecánicas de la roca para obtener los coeficientes de correlación o 

y c de la ecuación (9) y tabla 1. 

6.- Desarrollar el análisis de la presión de poro para rocas yacimiento (carbonatos y 

arenas) utilizando el modelo DVC descrito en la ecuación (7). 

7.- Acoplar los resultados de presión de poro por litología de acuerdo con el mejor 

pronóstico de resultados. 

8.- Desarrollar la ventana operativa para el pozo o pozos en análisis. 

APLICACIÓN A CASOS 

La figura 1 muestra el caso del pozo M-1 donde se puede observar que la presión de poro 



 

7 

estimada con el modelo de Eaton (1975) y las divergencias según Velazquez-Cruz et al. (2008, 

2014, 2017a, 2017b y 2017c) no se ajustan a la presión medida con una herramienta MDT en 

el yacimiento. La razón es que la concepción del modelo de Eaton esta basada en la 

determinación de presión de poro tipo 1 cuyo origen es el desequilibrio en la compactación 

normal de las arcillas y en el yacimiento de gas de edad Eoceno del pozo M-1 existe una 

presión de poro tipo 3 originada por flotación debida al contraste de densidades. Para tomar 

en cuenta la presión de poro en las arenas del yacimiento en el modelo geomecánico se 

solucionó la ecuación (7) y se acoplo al modelo de arcillas, es decir, se conjuntaron las 

presiones tipo 1 y tipo 3. 

La solución de la ecuación (7) pasó por la determinación del coeficiente de Biot con la ecuación 

(8) y el uso de mediciones de presión tomadas con una herramienta MDT en el yacimiento y 

como se muestra en la tabla 2. Los resultados se analizaron en un gráfico cruzado contra el 

tiempo de tránsito como se muestran en la figura 2. 

 

Figura 2. Gráfico de dispersión y tendencia potencial de la correlación de tiempo de tránsito respecto 
del coeficiente de Biot. 

A partir del gráfico cruzado de la figura 2 se definieron los coeficientes de la ecuación (9) 

quedando como sigue: 

𝛽 = 6.2964 ∙ ∆𝑇𝑚
    −0.443 ........................................................................................ (10) 

La sustitución de la ecuación (10) en la ecuación (7) resulta en el modelo DVC modificado para 
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calcular la presión de poro en rocas yacimiento (arenas y carbonatos) como: 

𝑃𝑝 =
𝑆−[𝑆−𝑃𝑝𝑛]×(

𝛥𝑇𝑛
𝛥𝑇𝑎𝑛

)
𝛼

6.2964∙∆𝑇𝑚
    −0.443

 ................................................................................... (11) 

Para corroborar la exactitud de la presión pronosticada utilizando la ecuación (11), se realizó 

un comparativo contra los datos medidos de presión de poro tomados con MDT en el 

yacimiento de edad Eoceno. Los resultados se muestran en la tabla 2. 

Tabla 2. Comparativo entre la presión de poro medida con MDT en un yacimiento de gas de 
edad Eoceno y la presión de poro estimada con la ecuación (11). 

(1) 
POZO 

(2) 
PROF 
(mV) 

(3) 
DT 

(ms/ft) 

(4) 
PP 

medida 
con MDT 

(g/cc) 

(5) 
PP Eaton 

(g/cc) 

(6) 
Biot con 

la 
ecuación 

(8) 

(7) 
PP 

estimada 
con la 

ecuación 
(11) 

(8) 
Error 

% 

P-15 2510.74 98.773 1.90 1.47 0.77 1.78 6.20 

P-15 2518.41 99.198 1.90 1.47 0.77 1.79 6.02 

P-15 2523.25 99.358 1.90 1.47 0.77 1.79 5.89 

P-15 2527.69 99.27 1.90 1.47 0.77 1.79 5.93 

P-15 2533.74 99.503 1.90 1.47 0.77 1.79 5.83 

P-15 2535.35 99.485 1.90 1.47 0.77 1.79 5.84 

P-15 2537.76 99.543 1.89 1.47 0.78 1.79 5.25 

P-15 2547.41 99.999 1.89 1.47 0.78 1.79 5.06 

P-15 2549.42 99.93 1.89 1.47 0.78 1.79 5.09 

P-15 2551.83 100.151 1.89 1.47 0.78 1.80 4.99 

P-15 2553.04 100.325 1.89 1.47 0.78 1.80 4.92 

P-21 2520.29 106.317 1.90 1.55 0.82 1.94 2.33 

P-21 2523.57 107.608 1.90 1.56 0.82 1.96 3.27 

P-21 2527.29 108.17 1.90 1.56 0.82 1.98 3.98 

P-21 2528.21 108.339 1.90 1.56 0.82 1.98 4.18 

P-21 2528.21 108.339 1.90 1.56 0.82 1.98 4.18 

P-21 2532.38 108.858 1.90 1.57 0.82 1.98 4.47 

P-21 2539.39 109.249 1.89 1.56 0.83 1.99 5.12 

P-21 2544.54 110.254 1.89 1.56 0.83 1.99 5.55 

P-21 2572.39 101.114 1.86 1.59 0.85 1.95 4.74 

P-21 2578.84 92.795 1.85 1.59 0.86 1.88 1.37 

P-21 2585.72 84.734 1.85 1.59 0.86 1.80 2.63 

P-21 2585.74 84.711 1.85 1.59 0.86 1.80 2.64 

P-21 2623.09 88.777 1.84 1.59 0.86 1.84 0.01 
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P-21 2628.53 89.339 1.84 1.59 0.86 1.85 0.29 

P-21 2629.36 89.092 1.84 1.59 0.86 1.84 0.17 

P-21 2629.43 89.076 1.84 1.59 0.86 1.84 0.16 

P-21 2633.92 85.787 1.83 1.59 0.87 1.81 0.96 

P-21 2642.57 80.237 1.83 1.59 0.87 1.76 3.85 

P-21 2652.06 80.336 1.83 1.59 0.87 1.76 3.74 

P-21 2656.9 80.687 1.83 1.59 0.87 1.77 3.55 

P-21 2661.22 82.475 1.82 1.59 0.87 1.78 2.08 

P-21 2665.75 84.552 1.82 1.59 0.87 1.80 0.99 

P-21 2864.47 79.206 1.82 1.59 0.88 1.75 3.57 

P-21 2869.25 81.241 1.84 1.59 0.87 1.77 3.54 

P-21 2961.82 75.73 1.83 1.60 0.87 1.72 5.81 

M-1 2891.5 86.04 1.76 1.65 0.94 1.89 7.20 

M-1 2902.48 80.22 1.76 1.65 0.94 1.83 3.93 

M-1 2910.99 81.444 1.77 1.65 0.93 1.84 4.04 

M-1 2920.97 84.186 1.77 1.65 0.93 1.87 5.64 

M-1 2943.08 85.436 1.80 1.65 0.92 1.88 4.56 

M-1 2946.1 85.257 1.76 1.65 0.94 1.88 6.84 

M-1 2952.43 84.891 1.76 1.65 0.94 1.88 6.63 

M-1 3035.19 72.676 1.76 1.66 0.94 1.76 0.28 

M-1 3038.88 71.741 1.75 1.66 0.95 1.75 0.28 

M-1 3047.12 70.3 1.76 1.66 0.94 1.73 1.74 

M-1 3063.96 68.359 1.75 1.66 0.95 1.71 2.33 

M-1 3077.95 69.108 1.76 1.66 0.94 1.72 2.42 

M-1 3102.99 73.726 1.74 1.66 0.95 1.77 1.63 

M-1 3120.86 75.625 1.74 1.66 0.95 1.79 2.85 

M-1 3128.94 76.287 1.74 1.66 0.95 1.80 3.24 

M-1 3144.29 76.635 1.74 1.66 0.95 1.80 3.45 

M-1 3146.5 76.147 1.74 1.66 0.95 1.79 3.16 

M-1 3181.97 74.339 1.74 1.66 0.95 1.78 2.13 

M-1 3220.5 75.17 1.77 1.66 0.94 1.79 1.02 

M-1 3221.01 74.888 1.77 1.66 0.94 1.79 0.85 

M-1 3257.02 75.324 1.78 1.66 0.93 1.79 0.60 

Los valores de la tabla 2 muestran una diferencia o error máximo de 7.20%, es decir se obtuvo 

una exactitud del 92.8% en el análisis de los pozos P-15, P-21 y M-1, lógicamente este trabajo 

puede ser extendido para mejorar la aproximación. La figura 3 describe el acoplamiento de la 

presión de poro calculada con la ecuación (9) en el modelo geomecánico de la figura 1, donde 

se puede observar como el pronóstico de presión se ajusta a los valores medidos en el 

yacimiento de areniscas de gas de edad Eoceno del pozo M-1. 
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Figura 3. Acoplamiento de la presión de poro en el yacimiento de areniscas de edad Eoceno del pozo 
M-1. 

Adicionalmente el modelo y metodología se aplicó a los pozos P-15 y P-21 con muy buenos 

resultados como se puede observar en las figuras 4 y 5. 

 

Figura 5. Presión de poro pronosticada en lutitas y areniscas de edad Eoceno del pozo P-15. 
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Figura 6. Presión de poro pronosticada en lutitas y areniscas de edad Eoceno del pozo P-21. 

 

CONCLUSIONES 

El análisis de los resultados muestra que al considerar el coeficiente de Biot en la prognosis 

de la presión de poro en rocas yacimiento, se observa un mejor ajuste con los valores de 

presión de poro del yacimiento medidos con herramienta MDT en comparación con la presión 

de poro obtenida a través del modelo de Eaton. 

Lo anterior es consecuencia de que el modelo de Eaton está basado en el desequilibrio de la 

compactación normal de las arcillas, por lo tanto, cuando se estima la presión de poro en rocas 

yacimiento compuestas por arenas o carbonatos la prognosis tiene un sesgo por el tipo de 

litología, ya que en este tipo de rocas la perdida de porosidad o compactación está también 

afectada por otros fenómenos geológicos como la diagénesis y no solo el efecto de la carga 

litostática. 

La presión de poro estimada, considerando el coeficiente de Biot como un modelo de 

potencias, presenta un error promedio de 3.5%, por lo que, se concluye que se tiene un buen 

ajuste con respecto a los datos medidos con la herramienta MDT. 
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NOMENCLATURA 

 = Exponente de ajuste del modelo de Eaton 

 = Coeficiente de Biot 

n = Tiempo de tránsito de la tendencia normal 

an = Tiempo de tránsito anormal (de las líneas divergentes o datos medidos del registro) 

m = Tiempo de tránsito medido del registro 

DIV = Divergencia 

Ppn = Presión de poro normal 

Rtm = Resistividad medida del registro 

RG = Rayos gamma medido del registro 

RP = Relación de Poisson  

E = Modulo de Young  
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