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Resumen

La predicción de la presión de poro es la etapa más importante del diseño de la perforación de pozos. Al respecto se 
han escrito infinidad de artículos, sin embargo, aún hoy en día, un alto porcentaje de los tiempos no-productivos de la 
perforación de pozos son imputables a problemas asociados a la presión de poro y a la inestabilidad del pozo. Los malos 
pronósticos de la presión de poro, generalmente están relacionados con el desconocimiento del origen de la presión 
de poro para un área en particular, al limitado alcance de los modelos utilizados y a la determinación errónea de los 
parámetros que componen esos modelos. Este artículo describe una nueva teoría para analizar la presión de poro basada 
en la compactación normal de los sedimentos y la manera en que éstos divergen cuando la compactación normal se 
interrumpe. El proceso consiste en generar tendencias de compactación paralelas a la tendencia de compactación normal 
e interpretar estas tendencias paralelas y las transicionales observadas en los registros de pozo o sísmica, para generar un 
área divergente, la cual, una vez definida, se puede utilizar cualquier método basado en la teoría de la compactación normal 
y en registros de pozo para calcular la presión de poro. Pero además, esta teoría permite bajo condiciones específicas, 
determinar la presión de poro en rocas de yacimiento que no siguen la teoría de la compactación, como los carbonatos o 
arenas. Asimismo, se muestra un caso de estudio que soportan los resultados de la teoría propuesta.

Palabras clave: Presión de poro, geopresiones, presiones anormales, geomecánica, sobrepresiones, divergencia 
propuesta.

Divergent area theory for determination of pore pressure

Abstract

The pore pressure prediction is the most important process in the design of drilling wells. Much has been written on the 
topic; however, even today a high percentage of non-productive time in drilling activities is related to pore pressure and 
wellbore instability problems. Misleading predictions of pore pressure are linked to: misunderstandings of pore pressure 
origins, the limited scope of pore pressure models based on well logs and to miscalculations of the key parameters of 
pore pressure models. This paper depicts a new theory to analyze pore pressure based on both, the normal compaction of 
sediments and how the normal behavior diverges when it is interrupted. The process consists of generating compaction 
tendencies parallel to the normal compaction trend, and interpreting the parallel and transitional trends observed in the 
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well or seismic logs, to generate a divergent area. When the divergent area is defined, the pore pressure calculation 
can be done using any method based on normal compaction theory and well logs data. In addition, this theory allows, 
under specific conditions, to determine pore pressure in reservoir rocks that do not follow compaction theory, such as 
carbonates or sands. Finally, a case of study is presented to support the results of theory.

Keywords: Pore pressure, geopressure, abnormal pressure, geomechanic, overpressure, divergence.

Figura 1. Presión de poro debida a una combinación de varios mecanismos que la originan, (modificada de Bowers 2002).

Introducción

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 modelos.

Con relación a la génesis de la presión de poro, Swarbrick 
and Osborne (1998) describen varios mecanismos que 
originan las presiones anormales en el subsuelo y los 
agruparon como sigue:

Ø	Debido a esfuerzos de la roca

•	 Desequilibrio en la compactación

•	 Actividad tectónica

Ø	Generadas por incremento del volumen de fluido

•	 Expansión de agua debido al incremento de 
temperatura

•	 Generación de hidrocarburos

•	 Liberación de agua debido a fenómenos de 
diagénesis

Ø	Movimiento de fluidos y flotación

•	 Fenómenos osmóticos

•	 Nivel piezométrico del fluido, (columna 
hidráulica)

•	 Flotación debida al contraste de densidades

Estos diferentes mecanismos tienen que tomarse en 
cuenta cuando se realiza un pronóstico de presión de 
poro durante el diseño de la perforación de un pozo, con 
la finalidad de tener una ventana operativa que considere 
la mayoría de ellos. La Figura 1 muestra una gráfica del 
gradiente de presión contra profundidad, donde se ilustra 
la existencia de otros mecanismos que originan una 
presión de poro adicional a la ocasionada exclusivamente 
por el desequilibrio en la compactación.
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Además, y a pesar de la amplia causal de sobrepresiones, 
todos los modelos de predicción basados en registros de 
pozo o sísmica, se desarrollaron para determinar la presión 
de poro sólo cuando su origen se debe al desequilibrio en 
la compactación (Hottmann y Johnson 1965; Eaton 1975; 
Bowers 1995; Zhang 2011) y se fundamentan en la teoría 
de la compactación de las arcillas desarrollada por Terzaghi 
y Peck (1948). La razón es porque en las lutitas se pueden 
observar los fenómenos de compactación y de desequilibrio 
en la compactación, lo que permite implementar modelos 
matemáticos para describir estos fenómenos; sin embargo, 
a diferencia de las lutitas, las rocas yacimiento como los 
carbonatos y arenas, no siguen del todo la teoría de la 
compactación tal como la describió Terzaghi y Peck, (1948).

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 la influyen, como las condiciones de 
depósito, y las historias de diagenética y de disolución; y 
lo mismo ocurre con las arenas, de acuerdo con Mouchet 
y Mitchell, (1989). La Figura 2 muestra una ilustración de 
una bajo-predicción de la presión de poro, debido a una 
regresión de porosidad ocasionada por la “rigidez” del 
material que mide el registro, (modificado de Green et 
al. 2016).

Figura 2. Predicción inferior de la presión de poro debida a una regresión de la porosidad ocasionada por la rigidez de la roca, 
(modificado de Green et al. 2016).

En este artículo se mostrará la teoría del área divergente, 
la cual permite bajo ciertas condiciones “inferir” la presión 
de poro en rocas yacimiento como carbonatos o arenas, 
eliminando la problemática presentada en la Figura 2, la cual 
permite el uso de modelos de presión de poro basados en la 
teoría de la compactación normal o en el comportamiento 
del esfuerzo efectivo.

Tendencia de la compactación normal

La determinación de la Tendencia de Compactación Normal 
(TCN), es el elemento clave de la teoría del área divergente 
y de los modelos de pronóstico de presión de poro basados 

en el esfuerzo efectivo. La TCN representa la pérdida de 
porosidad de los sedimentos debido a la compactación 
cuando la profundidad de los estratos aumenta, o lo que es 
lo mismo, cuando la presión de sobrecarga se incrementa. 
Hottmann y Johnson, (1965) mostraron que cuando la 
porosidad en la lutita se reduce con la profundidad, la presión 
de poro es normal. Por el contrario, cuando la porosidad 
en la lutita es anormalmente alta para la profundidad, la 
presión de poro es anormalmente alta. Por lo tanto, si la 
pérdida de porosidad contra la profundidad se comporta 
como una función exponencial, se puede utilizar el modelo 
de Athy (1930), para representar matemáticamente el 
comportamiento de la TCN como sigue:

(1)
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donde:

fn      =  Porosidad normal

fo      =  Porosidad en la superficie

c       =  Índice de compactación normal

Z       =  Profundidad

Para otros indicadores de pérdida de porosidad con la 
profundidad de enterramiento como la velocidad de 
intervalo, el tiempo de tránsito y la resistividad, la ecuación 
(1) se puede generalizar como sigue:

(2)

(3)

(4)

donde:

Dtn      = 	Tiempo de tránsito normal

Dto      = 	Tiempo de tránsito en la superficie

Vn        = 	Velocidad de intervalo normal

Vo        = 	Velocidad de intervalo en la superficie

Rn        = 	Resistividad normal

Ro        = 	Resistividad en la superficie

La Figura 3 describe el comportamiento de la TCN; en ella 
se muestra que cuando la pérdida de porosidad progresa 
con la profundidad debido a la compactación por la 
carga geoestática, la TCN se comporta normalmente de 
forma exponencial (línea segmentada), sin embargo, 
cuando la compactación normal se interrumpe, la 
porosidad “diverge” de su TCN (conjunto de puntos 
en la zona roja). De aquí se establece que, si la TCN 
representa la pérdida de porosidad con la profundidad, 
entonces en un pozo existirá una TCN única, como 
se muestra en la Figura 3 (línea segmentada). Shaker 
(2007a, 2007b) resaltó que la TCN es el punto clave del 
análisis de la presión de poro y que el representar la 
TCN en segmentos múltiples, (multitendencias) en un 
pozo con propósitos de calibración debe evitarse. La 
Figura 4 muestra un ejemplo de tendencias múltiples 
de compactación en el análisis de presión de poro de un 
pozo, lo cual debe evitarse.

Figura 3. Comportamiento exponencial de la porosidad con 
la profundidad.

Figura 4. Ejemplos de multitendencias que deben evitarse.
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El análisis de la tendencia de compactación normal 
se debe realizar de manera sistemática, siguiendo la 
pérdida progresiva de porosidad con la profundidad y 
estableciendo que para cada pozo existe una TCN única. 
Pennebaker (1968), realizó un estudio del comportamiento 
de las tendencias de compactación para la velocidad de 

intervalo en la cuenca del Golfo de México y Correa (2016), 
realizó un estudio de las TCN utilizando tiempo de tránsito 
y resistividad para una cuenca en el norte de México. La 
Figura 5 muestra el comportamiento de las tendencias 
de compactación normal de los estudios de Pennebaker, 
(1968) y Correa, (2016).

Figura 5. Comportamiento de la TCN en diferentes cuencas y con indicadores distintos de porosidad, 
(modificado de Correa, 2016).

Teoría del área divergente

La teoría está basada en la tendencia de compactación 
normal de los sedimentos, y la forma en que estos divergen 
de su tendencia de compactación normal cuando existe 
desequilibrio en la compactación. El fundamento establece 
que si la presión de sobrecarga se incrementa con la 
profundidad y existe desequilibrio en la compactación 
a cierta profundidad, la presión de poro debe empezar 
a incrementarse a esa misma profundidad. Terzaghi y 
Peck (1948) postularon que la presión de sobrecarga se 
reparte en los fluidos contenidos en los poros de la roca 

(presión de poro) y en el contacto entre los granos que la 
componen. A este contacto intergranular se le conoce como 
esfuerzo efectivo Figura 6. Además, ellos plantearon que, 
si la expulsión de los fluidos en los poros es interrumpida, 
la presión de poro se incrementa conforme la presión de 
sobrecarga también. Por lo tanto, el modelo de Terzaghi 
y Peck, (1948) se puede utilizar en conjunto con las líneas 
divergentes para calcular la presión de poro debido al 
desequilibrio en la compactación, considerando que la 
presión de poro aumenta conforme se incrementa la presión 
de sobrecarga, Figura 7.
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Figura 6. Modelo de Terzaghi y Peck ilustrando la distribución 
de la presión de sobrecarga en los fluidos y los granos de 

la formación.

Figura 7. Ejemplos de multitendencias que deben evitarse.

Las ecuaciones siguientes relacionan el modelo de Terzaghi 
y Peck (1948) y las líneas divergentes:

(5)

(6)

(7)

(8)

donde:

S = Presión de sobrecarga

Pp = Presión de poro

s  = Esfuerzo efectivo

fn = Porosidad normal

fan = Porosidad anormal (de las líneas divergentes)

sn = Esfuerzo efectivo normal = (S-Ppn)

san = Esfuerzo efectivo anormal = (S-Ppan)

Ppan = Presión de poro anormal

Ppn = Presión de poro normal

DIV = Divergencia

 
El método consiste en generar tendencias de compactación 
paralelas a la tendencia de compactación normal, e 
interpretar las tendencias paralelas y transicionales 
observadas en los registros de pozo, o sísmica para generar 
un área divergente; esto es:

a).-	Graficar el registro indicador de la porosidad, definir 
la TCN y la profundidad de retención de fluidos (PRF), 
Figura 8a.

b).-	Trazar las líneas divergentes paralelas a la TCN hasta 
cubrir el registro indicador de la porosidad, Figura 8b.
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Figura 8a. Definición de la NCT y PRF. Figura 8b. Trazado de las líneas paralelas a la NCT.

c).-	 Sobre el registro indicador de la porosidad, definir las tendencias transicionales y las tendencias paralelas para 
generar las líneas divergentes, Figura 8c.

d).-	 Generar el área divergente.

Figura 8c. Definición de las tendencias transicionales y 
paralelas en el registro.

Figura 8d. Definición del área divergente.
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La teoría del área divergente se puede aplicar en rocas 
yacimiento que no siguen del todo la teoría de la 
compactación de arcillas. Shaker (2002) postuló que la 
presión de poro en lutitas y en rocas yacimiento (carbonatos 
y arenas) pueden progresar en forma de cascada para crear 
una envolvente de presión. En esta envolvente, la presión 
de poro en las lutitas se incrementa exponencialmente de 
la cima a la base, mientras que en la roca del yacimiento 
se incrementa paralelamente al gradiente de presión 
hidrostático. La Figura 9 muestra una ilustración de la 
envolvente de presión descrita por Shaker, (2002).

Por lo anterior y considerando la envolvente de presión de 
la Figura 9, la teoría del área divergente puede utilizarse 
para “inferir” la presión de poro en rocas yacimiento 
como carbonatos y arenas. El método consiste en generar 
tendencias de compactación paralelas a la tendencia de 
compactación normal, e interpretar las tendencias paralelas 
(rocas yacimiento) y transicionales (lutitas) observadas 
en los registros de pozo o sísmica, para generar un área 
divergente como se muestra en la Figura 10.

Figura 9. Ilustración de la envolvente de presión, 
(modificada de Shaker, 2002).

Figura 10. Área divergente para inferir la presión de poro en 
rocas yacimiento.

Caso de aplicación

Con el propósito de ejemplificar el uso de la teoría del área 
divergente, se aplicó en el análisis postmortem de la presión 
de poro de un pozo terrestre, como se muestra en la Figura 
11. La pista No. 1 muestra el registro de rayos gamma sin 
selección de puntos de lutita, ya que con la teoría del área 
divergente no es necesario utilizar el método desarrollado 
por Hottmann y Johnson, (1965).

La pista No. 2 presenta el análisis de las “líneas divergentes” 
para identificar los comportamientos transicionales, 
(lutitas) y aquellos que son paralelos a la tendencia de 
compactación normal, (roca yacimiento); cuando las 
transiciones y paralelas; es decir, las líneas divergentes se 
acoplan a la tendencia de compactación normal (TCN), para 
construir el área divergente.

Asimismo, como se observa en la pista No.2 de la Figura 
11, se tiene una sección de roca yacimiento que exhibe 
una regresión de porosidad, la cual, sin el uso de la teoría 
del área divergente, se observaría una bajo-predicción de 
la presión de poro en la pista No. 3, como se ilustró en la 
Figura 2.

En la pista No. 3 se presenta la presión de poro calculada 
usando la teroría del área divergente; como se observa, la 
presión de poro se incrementa con la profundidad a cada 
cambio de facie litológica en respuesta al incremento de la 
presión de sobrecarga.
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Figura 11. Presión de poro usando la teoría de compactación de las arcillas, el área divergente y registros geofísicos, 
en un pozo terrestre en México.

Conclusiones

¾¾ La TCN representa la pérdida de porosidad con la 
profundidad, por lo que un pozo debería tener una única 
TCN para la predicción de la presión de poro, usando la 
teoría de la compactación normal y no multitendencias.

¾¾ La TCN es el elemento clave del análisis de la presión de 
poro, por lo que separarla en varios segmentos con el 
propósito de calibrar la presión debe evitarse.

¾¾ La teoría del área divergente permite desarrollar 
una prognosis de presión de poro, basada en el 
comportamiento de los registros de pozo debido a la 
compactación, omitiendo el uso de registros litológicos 
y la selección de puntos de lutita.

¾¾ Cuando se define el área divergente, se puede 
utilizar cualquier método basado en la teoría de la 
compactación normal y en registros de pozo o sísmica 
para calcular la presión de poro.

¾¾ La teoría del área divergente se puede aplicar en 
yacimientos que no siguen del todo la teoría de la 
compactación de arcillas.

¾¾ La teoría del área divergente se acopla perfectamente a 
la teoría de la compactación y al análisis de presión de 

poro basado en registros de pozo y sísmica; es decir, si 
la sobrecarga se incrementa con la profundidad y existe 
desequilibrio en la compactación, la presión de poro 
también debe aumentar con la profundidad.

¾¾ La teoría del área divergente ha sido probada y utilizada 
en México para realizar el pronóstico de presiones 
tanto en pozos marinos como terrestres, con resultados 
satisfactorios.
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Nomenclatura

c 		  = Índice de compactación normal
CSG 		  = Profundidad de asentamiento de tuberías
DIV 		  = Divergencia
DRES 		  = Resistividad Profunda
DT 		  = Tiempo de Tránsito
D 		  = Profundidad
FG 		  = Gradiente de Fractura
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PRF 		  = Profundidad de Retención de Fluidos
GR 		  = Rayos gamma
k 		  = Parámetro de declinación
LOT	  	= Prueba de goteo
MW 		  = Peso del lodo
TCN 		  = Tendencia de Compactación Normal
NCT		  = Tendencia de Compactación Normal
OBG 		  = Gradiente de sobrecarga
Pp 		  = Presión de poro
Ppan 		  = Presión de poro anormal
Ppn 		  = Presión de poro normal
RHOB 		  = Densidad de la roca
Rn 		  = Resistividad normal
Ro 		  = Resistividad en la superficie
S 		  = Presión de sobrecarga
SHPT 		  = Puntos de lutita
Vn 		  = Velocidad de intervalo normal
Vo 		  = Velocidad de intervalo en la superficie
Z 		  = Profundidad
Dtn 		  = Tiempo de tránsito normal
Dto 		  = Tiempo de tránsito en la superficie
fan 		  = Porosidad anormal
fn 		  = Porosidad normal
fo 		  = Porosidad en la superficie
r0 		  = Densidad de la roca en la superficie
s 		  = Esfuerzo efectivo
san 		  = Esfuerzo efectivo anormal
sn 		  = Esfuerzo efectivo normal
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