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INTRODUCCION. 

El alto grado de desarrollo obtenido en la tecnología 

del fractura.miento hidráulico es el resultado de innumera-

bles estudios, experimentales, te6ricos y de campo, realiz~ 

dos de este proceso. El diseño de un tratamiento de fractu

ramiento ha evolucionado, desde simples reglas ~rácticas, -

hasta la forrr.ulaci6n de modelos matemáticos ~ue permiten -

predecir, con alto grado de confiabilidad, los resultados 

que se esperan obtener al aplicar este tratamiento. 

Este trabajo presenta un procedimiento para obtener el 

diseño 6ptimo de un fracturruniento hidráulico, y para el c~ 

so de una fractura vertical, mediante el análisis de ensaye 

y error hasta obtener el diseño 6ptimo bas5.do el la máxima 

ganancia econ6mica. 

De la teoría y formulaciones matemáticas establecidas 

se ha logrado recopilar y establecer dos modelos (PKN y KG

D), mediante los cuales se analizan las diferentes conside

raciones, la productividad del pozo apartir de varias dimen 

sienes de la fractura, la selecci6n apropiada de los mate-

riales fracturantes y la determinación del diseño de la --

fractura. 

Otros parámetros que se toman en cuenta y que son est!:!_ 

diados con un poco de mayor detalle, antes, durante y des-

pués del tratamiento son los siguientes: 

9 
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l) Las condiciones de la formac~6n a fracturar a través de 

perfiles de ~resión~ variaci6n de la porosidad, de la satu

ración de agua y de los esfuerzos in-situ.; 2) La estima--

ci6n de dos geometrías de fractura, la formaci6n de esta en 

la zona profü.:.ctora y su limitaci6n con zonas estratifice.das 

o donde existen cambios litolog!cos.; 3) Las característi-

cas de los fluidos fracturantes, eficiencia, viscosidad, -

tiempo de degradaci6n para una mejor limpieza, y la imoor-

tancia de los cachones inicial y final¡ de los sustentantes 

empleados, resistencia a ~a compresi6n, un programa para la 

obtención del diál::ietro con el cual se obtendrá la conducti

vidad Óptima deseada.; 4) Limitaciones operacionales del e

quipo y tuberías (de producci6n, inyecci6n y de revestimieg 

to), así como de la presión superficial.; 5) La estimaci6n 

del potencial del pozo antes y después del tratamiento me-

diante la obtenci6n de curvas IPR transitorias con la ayuda 

de la longitud media de la fractura y del flujo que preval~ 

ce en ella(con ayuda de las curvas tipo).; 6) Por Último e

valuar el costo del tratamiento y el costo de la ganancia 

neta esperada mediante el valor presente neto (NPV). 

En el estudio final se eva.l.ua.n los parámetros, los que 

serán de utilidad para proximos tratamientos en el área, de 

tal. forma se realiza un post-tratamiento tomando en consi

deraci6n el dai'io causado en la cara de ia fractura, la mi-

graci6n de finos y los residuos de la reacci6n del gel. 



C A P I T U L O I 



DISEi~O DE TRATAMIENTOS ADECUADOS PARA FRA.CTURAR 

I-l. INTRODUCCION 

En el diseño de un fracturamiento existe un gran número 

de consideraciones que tomar en cuenta, la predicci6n de la 

productividad del pozo apartir de varias dimensiones de la -

fractura (Agarwal y Pollock
1
; 1979; El bel y Sookprasong~ 19--

85); la selecci6n apropiada de los materiales fracturantes, 

(Veatch~ 198J; Cook:, 1975); y la determinaci6n del diseño -

de la fractura basada en la máxima ganancia económica (Veat

ch~ 1986). 

En la práctica varios simuladores de la propagaci6n del 

fracturamiento hidráulico, (Khristianovic y Zheltov~ 1955; -

Geertsma y de KlerJ!, 1969; Cleary~ 1980; Meyer~ 1986) y mod~ 
los econ6micos son utilizados por ensaye y error hasta enea~ 

trar el diseño deseado. 

Generalmente los sistemas de producci6n del pozo, los -

mecanismos de fractura, las características del fluido frac

turante, los mecanismos de transporte, las condiciones oper~ 

cionales y econ6micas deberán ser consideradas e integradas 

en orden para obtener el diseño más efectivo y maximizar 

los beneficios de un tratamiento de estimulaci6n, (blen;f, l.2_ 

87). 

12 

+ lefer•nda1 al final d• codampltv'ct 



Los parámetros importantes del. diseño son tratados a 

continuación: 

J.3 

Primero: La geometría y J.a dimensión apropiada de J.a 

fractura gobiernan J.a respuesta del yacimiento a fracturar, 

la penetración de la fractura necesaria para aJ.canzar los -

gastos de producción deseados dependen de J.a permeabilidad 

de]. yacimiento, Las fractuias con penetración profunda se -

recomiendan para pozos con baja permeabilidad, pero el in-

cremento de la producción disminuye debido a qtie la conduc

tividad de la fractura decrece con e]. incremento de la lon

gitud. Por J.o tanto, un balance entre las características -

de J.a formación así como de la fractura se debe de real.izar 

para optimizar J.a producción. 

Segundo: Las condiciones superficiales y J.a sarta de -

producción son importantes para determinar el régimen de -

producción. Las restriccio.nes encontradas por e]. flujo pue

den impedir e]. éxito de]. fracturamiento. De ahí J.a importan 

cia de estudiar e]. sistema de producción mediante eJ. anáJ.i

sis Nodal (Brown y LeJ.1, 1985; Meng y Macli', 1982; llfach y --

otros13, 1981). 

Tercero: Las propiedades mecánicas de J.as rocas y J.a -

distribución de J.os esfuerzos en elJ.as son efectos dominan

tes en el control de J.a creación y propagación de la fract]:! 

ra hidráuJ.ica. Se desea una fractura J.arga y ampJ.ia para a.!. 

canzár la máxima producción del pozo, donde la al.tura tiene 
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un efecto significativo en le. longitud de la fractura, esta 

es importante para el estudio de la misma, (llolte y S:nit~; 
1981) y para la determin~ci6n de la presi6n de ruptura de -

la formaci6~. Se establece un algoritmo para determinar los 

parámetros de bombeo que aseguran que la presi6n de trata-

miento no exceda la presión crítica de formación, esta pre

si6n previene el desarrollo de la fractura fuera de la zona 

productora. 

Cuarto: La viscosidad del fluido fracturante y las c~ 

racterísticas del filtrado gobiernan la distribuci6n y el ~ 

comedo del agente sustentante así como la eficiencia del 

tratamiento. Una viscosidad alta de este fluido crea una ~ 

plitud para un mejor transporte del sustentante, pero resul 

ta en una alta presi6n de tratamiento, la cual es importan

te para el desarrollo de la altura vertical de la fractura 

deseada. La pérdida del fluido tiene una significante impo~ 

tancia en e1 costo y en requerimiento del mismo para cier-

tas geometrías de fractura. Para maximizar la eficiencia -

del tratamiento, los parámetros estudiados serán llevados -

fuera de la evaluaci6n del efecto de la variaci6n de la vi~ 

coeidad y pérdida del fluido sobre los requeri~ientos de v2 

lumen de fluido. 

Quinto: El volumen del colch6n y la concentraci6n de 

sustentante determinan la penetraci6n y conductividad de la 

fractura, un volumen de colch6n insuficiente provoca un ar~ 

namiento prematuro. La poca penetraci6n del sustentante no 

es común cuando se bombean volu.menes de colchones grandes. 



Un 1nJtodo para d&terminar el colch6n 6ptimo y la progr~ 

maci6n del tama~o del sustentante se menciona posteriormente 

asegurandose que el sustentante sea transportado hasta el li 

mite de la fractura hidráulica al final de la inyecci6n. 

Sexto: Dependiendo del gradiente de fractura de la for

maci6n, el gasto de bombeo y la presi6n de tratamiento, son 

consideradas algunas veces como restricciones operacionales 

así como una limitaci6n del equipo. No obstante inyectar a -

alto gasto produce un tratamiento más eficiente; a ver.es se 

considera la conservación de la presión crítica de formaci6n 

para poder maximizar el crecimiento lateral de la fractura.

Además la caída de presi6n por fricci6n en la tubería, la r! 

pida degradaci6n del fluído fracturante y la presi6n de tra

tamiento en la superficie se consideran a un tiempo para de

terminar el máximo gasto de bombeo permitido. 

Finalmente el beneficio econ6mico de un fracturamiento 

es obtenido. Con el costo del tratamiento y descontando la -

ganancia de la producci6n se calcula el valor presente neto 

devariae opciones de diseño. El mayor costo efectivo del d! 

seña puede entonces ser determinado basado en el tratamien

to el cual maximiza el criterio econ6mico seleccionado. 

I-2. SISTEMAS FISICOS Y FORMULACIONES MAT.EMATICAS 

Las formulaciones cuentan con soluciones analíticas co

mo respuesta a los yacimientos, algunas soluciones para la -
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geometría dé la fractura y métodos de ccmputaci6n que permi

te estimar casos ideales,tienen ventaja en la optimizaci6n 

del procedimiento. En general, varios componentes de este 

procedimiento de cálculo pueden ser sustituidos por un simu

lador numérico. 

I-2.l. CONSIDERACIONES DEL YACThHENTO 

La respuesta transitoria de el pozo interceptado por -

una fractura hidráulica vertical es obtenida por, (Cinco Ley 

y otroJ~ 1978; Cinco Ley y Samaniegl>6,l96l; Bennett y otro~~ 
1986; Gringarten y Reme_iª, 1974; Ruseell y Truift~ 1964; Rodri 

guez y otro~~ 1984). El comportamiento del flujo uniforme, -

en la fractura de conductividad finita e infinita es estudi~ 

do en la práctica. Desde la primera introducción de las cur

vas tipo on la industria petrolera, han sido poco utilizadas 

como una herramienta de interpretaci6n para obtener las ca-

racter!sticas del pozo y sistemas de respuestas del yacimien 

to, estas son obt~nidas mediante una prueba de presi6n tran

ei toria similar a una curva tipo, así como la declinaci6n de 

loe datos de·producci6n (Raghavan y otro~, 1962; Fetkovic~! 
1980; Holditch y laufe~, 1978; Carte~~ 1964). La metodología 

de la interpretaci6n es delineada posteriormente 

El comportamiento de afluencia del pozo,es una relación 

entre la preei6n de fondo fluyendo y el gasto de producci6n, 

representando la capacidad del pozo db aportar gas y aceite 

del yacimiento (Vogel2: 1968; Standi~, ~970). La ecuaci6n -



de flujo de estado pseudo-estable es la primera utiliza para 

generar el comportamiento de entrada al yacimiento (IPR), p~ 

ra pozos con alta permeabilidad. 

Puesto que un tratamiento de eetimulaci6n mediante fra~ 

turamiento amenudo es requerido para obtener producci6n eco

n6micamente de formaciones de baja permeabilidad, y conside

rando que el uso de ecuaciones de flujo de estado pseudo-es

table no son adecuadas para predecir la productividad de po

zos fracturados. Un método para la construcci6n de curvas If. 

R transitorias usando curvas tipo de un pozo fracturado ver

ticalmente de conductividad finita, ee desarrollado abajo. 

EL SISTEMA PISICO 

El ~acimiento se asume como horizontal, uniforme, iso-

trópo, homogéneo, de porosidad media limitada por estratos 

impermeables con presión inicial constante, P~, en la cima y 

en la baee,de permeabilidad, ki¡ porosidad, pi y espesor h.

I.e geometría de la regi6n de drene puede ser cuadrada o rec

tangular. Bl pozo es interceptado por una fractura simétrica 

de conductividad finita que penetra totalmente la formaci6n. 

Se considera que la fractura tiene permeabilidad constante, 

kf, porosidad, pf, y amplitud, w, loe efectos gravitaciona-

les se consideran insignificantes. El flujo hacia el pozo ee 

solo a través de la fractura y obedece a la ley de Darcy en 

la entrada del sistema. Les propiedades del yacimiento y 

fractura son independientes de la presión. 

• Hoowndcdwra ol fihOI. 
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E1 comportamiento de la presión traneitoria en el sist~ 

ma es estudiada por las soluciones que rigen las ecuaciones 

diferenciales parciales en condiciones iniciales y de front~ 

ra. El modelo de este sistema físico en estudio es mostrado 

en la Fig. 1.1. Considerando un fluido ligeramente compresi

ble, con viscosidad constante, para un pozo fracturado en -

una área de drene rectangular cerrada. 

Piq. 1.1.- Fractura en un yacimiento limitado 
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CURVAS TIPO 

Puesto que el pozo se supone que esta en el centro del 

yacimiento con la fractura, solo un cuarto del sistema yaci

miento fractura es modelado; con un líquido de una sola fase 

, un simulador de diferencias finitas en dos dimenciones, -

(Bennett y otro~, 1980) es utilizado para resolver el siste

ma de ecuaciones y para generar el abatimiento de una curva 

tipo a un gasto constante. La soluci6n general es presentada 

en términos de variables adimensionales y son definidas a -

continuación: 

Caída de presi6n adimensional en el pozo. 

(aceite) (1-1) 

kh[in( Pi )-m(Pwf (t ))] 
-----------------(gas) (1-2) 

1424 qT 

Tiempo adimensional. 

(aceite) (1-3) 

tDxf (gas) (1-4) 
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Conductividad·adL~ensional de la fractura. 

(1-5) 

Notar que la funci6n de la pseudo-presi6n de gas real 

(Al-Hussainy y otroJ~ 1966) es usada para flujo de gas y las 

propiedades del gas son evaluadas con la presi6n inicial del 

yacimiento. 

La Fig. 1.2 muestra el abatimiento de la curva tipo pa

ra el pozo localizado en el centro de un yacimiento cuadrado 

cerrado. Se acentua que el comportamiento de la presi6n a un 

tiempo relativamente corto esta influenciada en un principio 

por la conductividad de la fractura, F
00

• Una vez que empie

za la deflexi6n, la respuesta del yacimiento llega a ser in

dependiente de las características de la fractura (Conducti

vidad finita o infinita). Las Figs. 1.3 y 1.4 son curvas ti

po para yacimientos rectangulares cerrados con una relaci6n 

Xe/Ye de 2:1 y 4:1, y la geometría del yacimiento, Xe/Ye, -

gobierna el comportamiento de la presi6n en un tiemoo tardio. 

CURVAS IPR TRANSITORIAS 

El uso del abatimiento de la curva tipo, para construir 

las curvas IPR transitorias, presentadas pri:nero por Cinco y· 

otro~ 1978, para analizar la respueEta de la presi6n transi

toria en el fracturamiento. La curva tipo es basada y gene?!! 

da para la producci6n de una sola fase líquida y por lo tan-
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"'' 

to pueden ser usadas solo para calcular el indice de produc

tividad transitoria en los pozos (IP) arriba del punto de -

burbujeo. Para pozos de aceite, la correlaci6n de Vogel es ~ 

sada para generar curvas IPR con presión de fondo fluyendo ~ 

bajo del punto de burbujeo {VogeP, 1968). El procedimiento 

de etapa por etapa para calcular la relación de presión con

tra gasto (curvas IPH) ee perfilado. 

1.- Calcular la conductividad adimeneional de la frac

tura, ~CD• usando la ecuación 1-5, para une permeabilidad -

del yacimiento dada, k, una longitud media de la fractura, -

xf' y una amplitud de la fractura, w. 



.•. , 
COlllOUCTlvtDAD 

OC. LA PlllACTUlll .. 

AOIMlNSIOM.AI.. o 1 Feo 'J. 

i 
o• 

i 
! 2u • 2 

i 
l!I 
a ..... J\~ =" 1 
e 
u 

10·• 
10·• 10·• 10·1 .•. ... io• "" 

Fig. 1.3.- Curva tipo de gasto constante para frac
tura de conductividad finita-sistema rec
tanqular cerrado ( Xe/Ye=2 ). 

comoucnv10&0 
DI: LA f'ltACNIU. 

o'? 40Utt:•llO•AL . , ... 
i ••' 

j . 
'º 

i 
• 10 

z ••• 4 

IT••ll af --1 
~ -. 
u 

M7 

10·1 io·• IO o 10' 10' 101 

Fig. 1.4.- Curva tipo de gasto constante para frac
tura de conductividad finita-sistema rec
tangular cerrado ( Xe/Ye=4 ), 



23 

2.- Asu:nir una geometría, Xe/Ye, para un yaci~iento e~ 

rrado y calcular la relación de penetración de la fractura, 

xf/Ye. 

3.- Calcular el tiempo adimensional de la ecuación ---

1-3, para u..~ tiempo de producción, t, porosidad del yacimie~ 

to, p, compresibilidad de fluidos del sistema total, Ct• pe~ 

meabilidad del yacimiento, k, y longitud media de la fractu

ra, xf, dadas. 

4.- De la curva tipo se obtiene la caída de presión a

dimensional del pozo, PD(tDxf'Fcn•xrfXe,Xe/Ye), por interpo

lación del tiempo calculado en el paso 3. 

5.- Calcular qb y PI a la presión de burbujeo por las 

siguientes ecuaciones: 

y 

PI= ---9'~---
Pi-Pb 

(1-6) 

(1-7) 

Donde Pb es la presión de burbujeo y qb ea e1 gasto ev~ 

luado a la presión de burbujeo. 

6.- Calcular qVOBEL por la ecuación: 

Pb PI 

1.8 
(1-8) 

7.- Calcular las Pwf•s contra q's abajo de la presión 

de burbujeo, usando la correlación de Vogel como: 

r.; Pwf Pwf 2
] 

q= qb+qVOGELr-0 • 2 (Pb-)-O.B(Pb-) (1-9) 
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Similarmente, se pueden calcular las relaciones de gas

tos de producci6n contra la presi6n de fondo fluyendo para -

f'lujos de gas con los pasos 1 a 4 mencione.dos y utilizando -

las ecuaciones 1-2 y 1-4. La Fig, 1.5 muestra las curvas IPR 

transitorias generadas por el procedimiento antes menciona-

do. 

1000 

.... TO 0€ ~ lac.e./•I. 

Fig. 1.5.- IPR transitoria para un pozo fract.urado en 
un yacimjento cuadrado cerrado. 

Loe datos del yacimiento son listados en la tabla 1.1.

Los efectos transitorios dominan la respuesta del pozo termi 

nado un largo periodo de tiempo especialmente para yacimien

tos de baja permeabilidad y por lo tanto la ecuación de flu

jo de estado pseudo-estable propuesta por McGuire y S1korJ9-

1960, no puede ser utilizada para diseñar tratamientos de e~ 

t1mulaci6r. mediante fracturamiento. 



=i);,'T;i~·k 
Rxosid>:I cEl. ;a::irnimto. ¡6 
Cl::n¡:resibili tctal cEl. sistara, Cl: 
f1D:a:" cE lclutm cEl. a:ttlte, B:> 
Vis:csidrl cEl. a:Eite,p o . 
Presién inicial cE ;a::irnimto. Pi 
Presién cE satu:a::iáJ, lb 
Alel <E dz:<re a>rl<rl>, A 
I.crgli.tu:l rre::lia cE la fuctLu:a ¡ma el cfu<fu, Xf 
Cl:n:ic:tividD cE la fra:tura ¡:ara el cfu<fu, XjW 
Tu>l¡o cE ¡:ttdn:::iÓ1 sinulab, tp 

0.2 m:l. 
30 pie. 
0.15 
l.14xl0 Scll:\'P.J2¡-l 
l.44(blo c.y./blo c.s.) 
0.35 c:p. 
5200~ 
3500~ 
40 a:res. 
500 pie. 
200:> rrd-pie. 
5,10,30,365 diLI. 
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Tabla 1.1. Datos de diseño de la fractura y para la gene
ración de curvas IPR del poz·o. 

I-2. 2. COMPORTA!llIENTO DEL S ISTl'll!A DE PRODüCCION 

CURVA DE ENTRADA DE LA TUBERIA 

La presión de fondo fluyendo, ·Pwf, es comunmente refe

rida a la presión de entrada. Para una presión en la cabeza 

del pozo, la configuración de la tubería y gastos de produc

ción de aceite, agua y gas dndos, se puede calcular la pre-

si6n de entrada al pozo, por la suma de la caída de presión 

total en la tubería y todas las posibles restricciones en el 

pozo. Esta presión de entrada es graf"ice.da cont-.rq varios g~ 

tos de producción, con esta curva se puede obtener la caoac,i 

dad de la entrada de fluidos del yacimiento al s1etema de -

producción. Se considera también que el uso de correlaciones 

para el cálculo de la caída de presión para una sola fase o 
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flujo ~ultifásico, son i~por~antes en el análisis de la opti

mizaci6n de siSte~as de producci6n. Las correlaciones ~ás u-
30 

sadas comurunente son: Método de Cullender-S.r.i th para flujo -

de gas, 1956; Hagedorn y Browa', 1965; Duns y RoJ~ 1963; Ork.:i,_ 

zewsk}
3
, 1967; Aziz y otro~ 1972. Métodos pé.ra flujo multif;! 

35 
sico vertical o indiclinado, Beggs y Brill, 1973 y Dutler u-

sando el método de Eato~ (colgamiento) para tuberías horizo12 

tales. La Fig. 1.6 ~uestra las curvas de entrada a la tube-

ría para un conjunto de parámetros del sistema de producci6n 

dados en la tabla 1.2. 

º>:-~~~~~~~~~~--'~~~~ ...... . - -
-·-·- 11111.olo• 

Fig. 1.6.- Curva de entrada de fluídos a la tubería. 



Relación de producción gas-liq. RGA 
Temperatura fluyente en la cabeza, Ttf 
Presi6n fluyente en la cabeza,Pt 
Gravedad especifica del aceite API,Y,; 
Gravedad especifica del gas,~ 
Diametro interior de la tubería,d b 
Dia~etro exterior de la tuhería,d~bg 
Diametro interior de la T.R,d. go 
Longitud de la tubería,L J 
(profundidad medida) 
Longitud de la tubería, H 
(profundidad vertical) 
Profundidad total medida,Hp 

1500 pié'/blc. s. 
100 °1' 

800, 1200 lb/p¡f. 
35 
0.65 
2.441 pg. 
2.875 pg. 
6.5 pg. 
10,580 pie. 

10,580 pie. 

10,600 pie. 

Tabla 1.2. Datos de producci6n para la generaci6n de la -
curva de entrada a l.a tubería. 
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Se puede observar que loa mismos errores son involucra

dos en cálculos de caída de presi6n utilizando curvas de gr~ 

diente y correlaciones de flujo multifásico en ciertos pozos 

del campo. Por lo tanto, la presi6n fluyente medida servirá 

para determinar la correlaci6n más apropiada para ciertos -

campos. 
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I-2.3. ANALISIS NODAL 

El análisis nodal, se define como un método apropiado -

para la optimización de un sistema de producción, evaluando 

completamente un pozo de aceite y gas. Los objetivos del ~ 

lisis nodal son: Optimizar el sistema para producir el gasto 

deseado más económicamente; evaluar cada uno de los compone~ 

tes del pozo para deter:ninar la existencia de restricciones 

innecesarias al flujo, y permitir el rápido reconocimiento -

de como incrementar la producción. 

La Pig. 1.7 muestra un esque~a del sistema de produc--

ci6n total; eate~consiste en tres secciones, el yacimiento, 

la tubería de producción y equipo superficial. Los fluidos -

que fluyen en este sistema provocan una cierta caída de pre

sión en cada sección. 

Para optimizar el gasto, cada uno de estos componentes 

se analizan por separado y después como un sistema integral~ 

La técnica gráfica del análisis nodal es aplicada para eva-

luar cada uno de los componentes. La Pig. l.8 muestra en la 

misma gráfica las curvas IPR, con longitudes medias de la 

fractura para un tiempo de producción de 90 días y curvas de 

entrada para tuberias. Notese que la intersección de las cu~ 

vas IPR y las curvas de entrada para tuberías, representan -

la capacidad de producción del pozo, después de 90 días, pa

ra diferentes longitudes medias de la frRctura y bajo condi

ciones de producción dadas. El efecto que tiene la longitud 
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de la fractura es facilme~te caiculada y se muestra en la --

?ig. l.9. 

....: ... -.... 

... ...... .t-..;. ,. ..... 
~ • A ... ...,¡, .. t. t•,_J,..c:1ét111 

::;: :. ':"_.11.,~.~ .;-t.;!:'lt;... 
a.,•1a-..-• ...-... ...,.rtidet . 
..... .. a. 11..- de ......, ... 

Mi? .. ,..., - .. "· 
....... , .... - .. u ............. 

Fig. 1.7.- Pérdidas de presión en un sistema de pro
ducción. 
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Fig. 1.8.- Curvas de IPR y de entrada de fluídos a la 
tubéría para varias longitUdes medias de la 
fractura después de 90 días • 
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Fig •. 1. 9. - Efecto de la longitud media de la fractura en 

la producción después de 90 días 
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I-2.4. MODEL~S DE LA GEC'.l'!ETRIA DE LA FRACTURA EN-2D 

SOLUCIONES AllALITICAS INVERSAS 

Uno de los aspectos importantes es la obtenci6n de la 

geometría de la fractura en los trabajos de fracturar.:iento, 

se han desarrollado modelos para determinar la releci~~ en

tre el gasto de inyecci6n, la pérdida de flu{do, las dimen

ciones de l.a fractura y el volu..men total de fluÍdo bombeado 

a la formaci6n. Para estos modelos se han desarrollado doe 

teorías fundamentales, KGD (;Giristianovic y ZheltoJ, 1955; 

Geestsma y de Kleril, 1969) y PKN (Perkins y Kerii", 1961; llor_ 

dgre?i', l972; y CarteP, l957), para predecir la geometría de 

la fractura vertical con altura constante con diferentes r~ 

su1tados; las figuras 1.10 y 1.11 son una representaci6n de 

estos modelos. 

La base de la predicci6n de esta geometría es un balar! 

ce de materia. 

(l-lO) 

Donde Vi, es el volumen total de fluido ínyectado, V f' 

es el volumen de la fractura, y VL' es la pérdida de volu-

men. 



Fig.1 .• 10.- Representaci6n de la propagación lineal ~e la 
fractura.Modelo PKN. 

Fig. 1.11.- Representac1on de la propagac~on lineal 
de la fractura,Modelo KGO. 
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Cartei°(l957), deriva una solución básica para la esti

maci6n de la extenci6n del área de la fractura, considerando 

la pérdida de fluido en la formación. La ecuación de conserv!! 

ci6n de la masa incluye el efecto de pérdida y está dada --

por: 

' 
CL JdA _.:::d_,..-:..__ 

dT J t-T 

S dA 
p dt 

(1-11) 

El volumen de la fractura, Vf' y área de la fractura, -

A, a cualquier tiempo, para la propagaci6n líneal de la fra.s_ 

tura tipo-PICN, son definidas respectivamente como sigue, pa

ra fractura-simétrica en ambas direcciones: 

"tr hf"Xf'w (o, t) (l-12) 

y 

(l-13) 

Donde Y es el factor de la forma de la fractura y apro

ximadamente ea igual a 0.75. 

Sustituyendo las ecuaciones 1-12 y 1-13 en 1-11 tenemos 

que. 

' 
qi E5n y J dxf Jdxf dT h~ = -:¡r-- w(o,t)+4Sp ~+4CL ;¡::¡:- ~~-
~ . ~ t-T 

(1-14) 

Si ee asume una amplitud promedio, w, y si Sp= O, la ª.2. 

luci6n coincide con la de Carter(l957); sustituyendo w(O,t) 

con un valor de w conetante(p. ej.,~w(O,tp))), donde al fi 

nal w ea la máxima amplit"d del agujero, la soluci6n aproxi

mada de la ecuaci6n 1-11 es con exactitud númericamente igual 
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a •J.no, ~ue.ndo se considera q_ue n~. ex:ist_e pé.r~ida ni aporta-

ción de fl<.lído. 

Por lo tanto en la ecuación 1-14 se tiene que. 

~ ( J dxf r·dxf d ... 
= 2 Yw o,tp)+4S ;u-+4CL dT ---

p o J t-..,. 
(1-15) 

La solución de la ecuación 1-15, esta dada por. 

xf= qi 2 [rr'l"w(o,tp)+Bs] [~ - 1 +e~!.11, o<..] 
32nhf'CL J 

(1-16) 

Donde. 

(1-17) 

Para el caso de un modelo de altura constante, el área 

de la fractura para cualquier tiempo de inyección esta dada 

por la ecuación 1-13. 

Sustituyendo la ecuación 1-16 en 1-13, nos da el área -

de la fractura en ténninos del tiempo y características de -

inyección. Entonces se pueden calcular los requerimientos de 

volumen de fluido y la ecuación 1-10 se puede escribir de la 

siguiente manera: 

Donde q
1

, es el gasto de inyección, w es la amplitud 

promedio, kL es un multiplo de coeficiente de pérdida CL' y 
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rp es el radio del área permeable (área .de pérdida) para el 

área de la fractura. 

La amplitud promedio esta dada por: 
i., 

- [ qi µ ( 1- I') xf J 
w = 2.31 ----G---- ( ~'°)") 
Donde G es el modulo de elasticidad. 

(l-19) 

La ecuación 1-18 es una relación cuadrática del tiempo 

de inyección y puede ser resuelta. 

Harrigto~0 (1973) muestra que~ puede estar aproximada 

por ,/8 con un margen de lOi' de presición. Nolt.;'' (1979) de--

muestra además que KL está relacione.da con la eficiencia : 

8 
3 "'/ + n (1-"'/) (1-20) 

Esto para unas condiciones específicas como, geometría 

de la fractura, parámetros de tratamiento y características 

de la formaci6n; en la ecuaci6n 1-18 se utilizan para obte

ner el volumen de fluido y el tiempo de inyecci6n. 

Para el modelo KGD la amplitud promedio es • 

- [ qi }l (1-"?) 
w = 2.27 Gh 

f 
( ~ ) (1-21) 

Para el cálculo de los requerimientos de fluido en el 

modelo KGD, se procede de la misma forma que le modelo PKN. 
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COlllPARACIOI; DE LA PROPAGACION DE LA FRACTURA 

Una comparaci6n de la propagaci6n de la fractura entre 

los modelos PK;: y KGN es analizada. La tabla l. 3 lista los -

paré.metros generales. 

Gasto de borobeo,qi 
Volumen total de fluido inyectado,Vi 
Viscosidad del fluido fracturante, u 
Modulo de Young,E 
Relaci6n de Poisson, }J 
Altura de la fractura,h 
Coeficiente de pérdida,Ct 
Coeficiente de pérdida de filtrado,SP 

40 bl/min. 
210,000 gal. 
100 cp. 
5xl06 lb/p¡f. 
0.2 
100 pie 
0.0015 pie/,/iñ'íñ. 
2. O gal/100 pie2• 

Tabla 1.3. Datos de tratamiento y mecánicos de la fractu
ra. 

Para ambos modelos se presenta una grá:fica log-log, --

Pig. 1.12 de presi6n del pozo antes del cierre contra volu-

men de fluído inyectado • 

i .. · 
d 
1 

1 . .. 
1,..: ftO 

ar 
H! ..: ... ... ... .. . 

Fig. 1.12.- Comparación de exceso de presión entre -
los modelos PKN y KGD. 
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En las figuras l.13'y 1.14 se muestra una relaci6n de -

la penetraci6n y amplitud d~ la fractura contra volurr.en de -

fluido inyectado respectivamente. El modelo KGD predice una 

fractura corta y amplia y el modelo PKN una fractura larga y 

angosta para el mismo volumen de.fluÍdo inyectado, excepto -

para tratamientos pequeños. Aquí se muestra que para volum~ 

nes menores de 10,000 gal., la amplitud es calculada por el 

m&todo KGD (Pig. 1.14). 

-· -i 1: -
j . . 
1 

• -- - -*.Ull«a DI PUi_, A4i1l- J 

Fig. l el3 .- ~axctción de penetrac-ion de la fractura 
entre los Modelos PKN y KGD . 

j 
.. 

1 
~ 

1 
.. 

1 ,. .,,. .. 

•o .... 

•oª 

Fig. 1.14.- Comparación ce ~a maxima ampiitud entre -
los modelos PKN y KGD. 
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I-2.5. SELECCION DEL FLUIDO FRACTURANTE 

La viscosidad del fluído fracturante y las caracterís~~ 

cae del fluido gobiernan el co~portamiento, la di~tribuci6n 

y el acomodru:;iento del agente sustentante en la fractura; la 

selecci6n apropiada de ios fluidos tiene influencia efectiva 

en el costo del tratamiento, un fluido ideal para la forma-

ci6n tiene las siguientes características: 

1.- Ser compatible con los fluidos de la roca de la -

formaci6n y del yacimiento. 

2.- Que sea facilmente bombeable al pozo y provoque u

na baja pérdida de presi6n por fricci6n en la tubería. 

3·- Este debe ser eficiente si tiene poca pérdida de -

fluido. 

4.- Debe ser capaz de mantener una viscosidad suficien 

temente efectiva a elevadas temperaturas del yacimiento, es

to crea una amplitud necesaria para el transporte del susten 

tante. 

5.- Debe presentar un daño mínimo en la permeabilidad 

sustentada. 

6.- El rompimiento del fluido debe ser pronto al térm~ 

no del tratamiento ayudando a la limpieza de la fractura. 

7.- Debe ser fácil de mezclar y seguro de usar. 

8.- Debe ser de bajo costo econ6mico. 
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I-2 .6. TRANSPORTE DEL SUSTE!ITANTE 

El prop6sito del agente sustentante es de mBLtener a--

bierta la fractura y así proveer un conducto permeable para 

la entrada de fluidos al pozo¡ el mejoramiento de la produc

tividad del pozo depende de la geometría final de la fractu

ra sustentada y la conductividad de la misma. 

El diseño final de la cobertura del sustentante general 

mente es obtenida con un simulador númerico, el cual incluye 

la capacidad de flujo en el sustentante, sin embargo para un 

estudio econ6mico preliminar este estudio es una buena apro

ximaci6n. Nolt~ (1986) present6 un método de aproximaci6n p~ 
ra obtener el volumen 6ptimo del colch6n y una cobertura de 

sustentante basado en la eficiencia del fluido. 

Bl fundamentar que la fracci6n del volumen del colch6n 

es, (1-"'! f + fe donde fe es un factor de correcci6n igual a -

0.05 o menor dependiendo de la eficiencia. El volumen del -

colch6n es derivado en una ~anera diferente y sin factor de 

correcci6n. 

VOLUMEN DEL COLCHON 

La ecuaci6n de conservaci6n de la masa a una posici6n x 

dada en la fractura puede ser escrita así: 

Volumen de la fractura : Volumen del fluido inyectado -

-Volumen pérdida de fluido (1-22) 
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q. 1· U xhfw = y - 2h C -;:=d=x=:::;::::;::~ 
f L /ti- 'T(x) 

o 
(l-23) 

Donde 7/x denota la v&locidad de la lechada a ur.a posi-

ci6n x en la fractura. Nolt~3 (1982) señala que el tiempo de 

l.a creaci6n de la fractura 'T (x), en un punto x puede ser e

valuado por el lí~ite superior e inferior. El tiempo para 

crearla, con una pérdida de fluido, y en el límite inferior 

ea ta dado por: 

.,_(x) = ( _x_ )2 
xf 

ti (l-24) 

El gasto de pérdida basado en el límite inferior puede 

ser calculado. 

qL, inferior 

J~x2~-x2 (l-25) 

El límite superior en el gasto para la extensi6n de la 

fractura ea para el caso de mínima pérdida de fluido y puede 

ser aproximada por: 

.,.. (x) = ( _x_ 
xf 

ti (l-26) 

Similarmente, el gasto de pérdida de fluido en el lími-

te superior puede ser abtenida así: 

qL, superior 
= 2hfCL .¡x;-1";:ª d=· x=== 

,J";i 0 Jxf - X 

(l-27) 



El volumen total de párdida de fluido equivalente puede 

ser calculado por la interpolaci6n de estos límites basado 

en la eficiencia de fluido, { , 

( l- jI-~ )+ (l-'))siñ' (: )] 
xf f 

(l-28) 

Sustituyendo la ecuaci6n l-28 en l-23 e integrando da -

un promed·io la fractura. 

[ 0.67'1 +. 0.51 

(l-29) 

Para ejecutar esta integración la amplitud.se aeume con!! 

tante, igual a la amplitud promedio de la fractura en el fi

nal de la in,yecci6n. 

Integrando la velocidad promedio de la lechada con el -

tiempo de producci6n. 

J:i 
colch6n 

ü dt= Ütf (l-30) 

Donde tcolch6n es el tiempo del colch6n y tf representa 

el tiempo de enlace desde el momento en que comienza la in~ 

yecci6n hasta el momento que el sustentante llega al final -

.de la fractura, es decir, xf. 

Sustitu¡endo la ecuación 1-29 en 1-30 y reagrupando se 

obtiene el tiempo adimensional de la lechada. 
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(l-31) 

El volumen del colch6n puede entonces ser calculado co-

tf 
Volumen del colch6n = Volumen inyectado (l- ~) 

ti 
::w. ..¡¡ '1-'Y\) . 

(' ~"I \ 

PROGRAMA DE DIAi\\ETRO DEL SUSTENTANTE 

(l-32) 

Nolt~2 (1986) también presenta una relaci6n para la adi

ci6n de sustentante después del colch6n. La eficiencia del -

fluido es relacionada para la variaci6n de la concentraci6n 

promedio (~p) inyectado en el tratamiento, para el final de 

la concentraci6n (Cf) al final del bombeo. 

y 

Vf 
-vr-

Donde ~p y Cf son definidas como: 

cp =-;ir peso del sustentante 
volumen totai de la lechada 

peso del sustentante 
volumen de la fractura 

(l-33) 

(l-34) 

(1-35) 

Por conveniencia, la concentraci6n del sustentante se -

define adimensional, Cllp (t); tiempo de bombeo adimensional, 

tDp; y tiempo del colch6n adilnensional, tdp; asi. 
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Cp {t) 

ºnp(t) ---------- {l-36) 

ºr 

tDp 
t-tcolch6n 

------------
ti-tcolch6n (l-37) 

y t 

tdp 
colch6n (l-38) -·T:-----

l. 

La concetraci6n d~ sustentante adimensional arriba de

finida eatisfase las dos condicionee de rrontera siguientes. 

cDp "' O para t 6. t colchón o 1;Dp~ O (l-39) 

l para t (l-40) 

Si se tiene una relación de la concentración y el tiem

po de bombeo adímensional, se puede escribir una ecuaci6n -

que describe mediante la ley de potencias y que twnbién sa-

tiafase la condici6n de límite superior, entonces. 

t! 
Dp 

para (l-41) 

El exponente,•, es derivado de La siguiente forma. 

(l-42) 
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o para tDp~ O, entonces. 

(lDp (l-43) 

Resolviendo la ecuaci6n anterior para un e dado. 

(l-44) 

Usando tpd igual (l-i) / (l+1) como el dado por la ecu~ 

ci6n l-32 entonces. 

(l.-45) 

El programa del sustentante es determinado por la si~

guiente ecuaci6n: 

Cp (t) Cf ( (l-46) 

SELECCION DEL SUSTENTANTE 

Empleando la concentraci6n adecuada y un sustentante r~ 

sietente se obtiene buen éxito para determinar la conductivi 

dad de la fractura con la cual se o.btiene el gasto 6ptimo, -

el. cual ea muy significativo sobre la vida del pozo. Facto-

res como las propiedades del sustentante (resistencia, diám~ 

tro de la particula, redondea, etc.), esfuerzos de cierre de 

la formaci6n, abatimiento del gasto de producci6n, empaca--

miento y ampl.itud de la fractura sustentada tienen un gran -



efecto en la conductividad de la miE~a. 

Cuando se vence los esfuerzos in-situ, se crea y se pr~ 

paga la fractura, entonces el pozo es puesto en producci6n, 

estos esfuerzos de la formaci6n tienden a cerrarse actuando 

sobre el sustentante y estos pueden ser representados por la 

siguiente ecuaci6n: 

Esfuerzos de Cierre ; Gradiente de fractura x Prafundi-

dad - Presi6n de fondo fluyendo. (1-47) 

Como la presi6n de formación se reduce al estar el uozo 

en producción, los esfuerzos de cierre se disminuyen; de ahí 

que la ecuaci6n 1-47 nos da la máxima preei6n de cierre, la 

cual es la primera que se conoce en la historia de produc--

ci6n. Si el sustentante no es suf'icientemente resistente, -

puede ocurrir que los esfuerzos rompan este reduciendo dras

ticamente la permeabilidad de la fractura. 

La Fig. 1.15 muestra el efecto del esfuerzo de cierre 

contra la permeabilidad, para varios agentes sustentantes. 

La arena es considerada co~o un sustentante cuando el esfue~ 

zo de cierre es menor de 6000 lb/pg~ En un rango de 5000 a -

10,000 lb/pl, sustentantes de esfuerzo intermedio (SEI), --

cuando los esfuerzos sean mayor de 10,000 lb/pg2 se denominan 

sustentantes de alto esfuerzo (bauxita sintetica). 
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Fig. 1.15.- Efecto de las esfuerzos de cierre en la 
permeabilidad para varios agentes sus -
tentantes. 

Estos son más resistentes que la arena, y dan una mayor 

conductividad, su alto costo los hace menos atractivos econ2 

micamente. 

En formaciones sucias o en aci.uellas con migraci6n de fi 
nos no son buenas candidatas a ser tratadas con sustentantes 

ya que los finos tienden a invadir el empaque, causando un -

tapemiento parcial y una reducción rápida de l~ pcrmeabili-

dad sustentada. La Fig. l.16 muestra el efecto del tamai1o -

del grano en la permeabilidad de la arena contra el esfuerzo 

de cierre .. 
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Fig. 1.16.- Efecto del tamaño del' sustentante en la 
permeabilidad de la arena blanca del Norte. 
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Los sustentantes de mayor diámetro posibles de utilizar 

dan un empaque más penneable bajo condiciones de esfuerzos -

bajos y pueden ser utilizados en pozos someros, ya que en po 

zos profundos se romperían por el alto esfuerzo (El grano de 

mayor tamaño tiene menor resistencia), ademÁs el problema se 

duplica pues se requiere una mayor amplitud de fractura y un 

alto gasto de bombeo. 

En las formaciones a fracturar donde si es posible la -

colocaci6n de sustentante, se puede determinar una mínima -

concentraci6n. La Fig. 1.17 ilustra la relaci6n (típica) de 

la conductividad debido a la concentraci6n de sustentante, 
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con el incremento de ar~na resulta en mayor número de capas 

y por lo tanto la conductividad se increnlentá. ·,Aunque la :n! 
xi!na conductividad se puede obtener. WÍ.! a,:regl.o.· parcial de 2 

·-. j• 

capas. su colocación es imposible de· realizar.: 
... :. -~-- :' .-..... :~. ' 

El diseño es impráctico para una sola capa y generalme!! 

te es para varias capas. Cuando esto sucede la capa más baja 

Y la sunerior quedan en contacto con la formación, las capas 

intermedias ~uedan abiertas al flujo • 

. 
¡¡:· 
.¿, 
.s 
;¡: 
;¿ 

UNA . . 
-- CAPA -} ~ ~j--MUlTIC A PA-

10' 

INu::•,o 
CAPAS 

104 
2: 45 

1\' ., 
¡, ' .¡,, i'>· !/ 
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102 ~ ~-~ ,· '~ 111 
0.01 0.10 1.0 

CONCEN t1lACION DE SUSTENTANTE 

1 lb p¡: d• orea wslentodo t 

! 

il 
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10 

Fig. 1.17.- Relación d~ la conductividad de la fractura 
para la concentración de sustentante. 
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Un paquete de sustentante de varias capas requiere un -

fluido fracturante con suficiente viscosidad para crear una 

amplitud de fractura suficiente 9ara una alta concentraci6n, 

esta amplitud es referida a la concentraci6n por. 

w 
12 Cp 

(1-48) ( 1-P'Sl)J S'so 

Donde w es la amplitud sustentada (pq), Cp es la conce~ 

trací6n de sustentante (lb/píef), ¡650 es la porosidad del pa-

quete sustentante :r Pso es la densidad del sustentante. Por -

ejemplo para obtener una fractura sustentada con amplitud de 

cinco capas de malla 20/40 (0.025 pg de díametro, densidad -

165 lb/píe y 35 % de porosidad), el sustentante bombeado de

be de alcanzar un área de fractura cerca de 1.1 lb/piJ. 

Cp _ w (l-P,.pl Psb _ 5 x 0.025 (l-0.35) l65 
- 12 - 1.1 lb/piJ 

(l-49) 

La Pig. l.lB presenta una gráfica de la concentración 

de sustentante contra amplitud de la fractura para una malla 

20/40, ilustra que ur.. paquete con varias capas realizado, la 

amplitud aumenta en una forma proporcional con la concentra

ci6n; consecuentemente la conductividad es incrementada. 

Otros factores que influyen en la conductividad final -

de la fractura, pero que son muy difíciles de definir, son -

los efectos de los residuos del gel en la fractura, el movi

miento de finos de la formaci6n a la fractura. Por lo tanto 
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es común diseñar con una alta concentración de sustentante -

para compensar el deterioro de la conductividad de la fraci:!:!. 

ra. 

10 

V 

' 

' º·1
0.01 

" 

/ 

0.10 

w(P<O 

7 

, 
/ 

Fig. 1.18.- Concentración de sustentante en la tractura 
contra la amplitud de fractura sustentada. 
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RESTRICCIOHES OPi:.'RACIO!IALES 

El gas~? d& C~mbe? y la presi6n de t~a~amier.to son fre

cuentementt consideradas co~v restricc~ones operacionales -

por varias razones. Primero, el inyectar a alto gasto es una 

de las causas para fracturar fuera de la zona de producci6n 

como un resultado de la alta presión de tr~tamiento. Segun~ 

do, para algunos fluidos la severa degradación. del fluído -

fracturante puede ocurrir bajo alto gasto de inYecci6n. Ter

cero, la alta pérdida de presi6n por fricción en la tubería 

resulta en una alta presi6n de tratamiento en la S'.J.perficie, 

la cual es límitada debido a la potencia disponible y tam--

bién por la presión pennisible por las tuberías en el pozo.

Por lo tanto, es importante determinar los pa.r{t.IDetros de bo!!! 

beo que garanticen que las condiciones durante la operaci6n 

de inyecci6n no excedan la presi6n y gasto máximo permisible. 

DETERll!INACION DE LOS PARAMETROS OPTIMOS DE BCXt\BEO 

La presi6n de tratamiento en el pozo puede ser calcula

do como: 

(1-50) 

Donde SH,min , denota el mínimo esfuerzo horizontal de 

la formación o presión de cierre de la fractura y[). pf es la 

preei6n neta en la fractura. 

Para el modelo PKN de propagaci6n de fractura, ia pre--
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si~n 1e !rac~uramiento se incrementa con sl tiempo, o xf' 02 

:r.::i se m·..:..estra a continuaci6n para un fl•.ii:io newtoniano. 

llPf (O,t) (1-51) 

Para el modelo KGD de prop~gaci6n dé fractura, la pre-

ci6n de fracturamiento decrece con el tiempo, o xf' co~o se 

muestra a contintAaci6n para un :fluído mewtoniano. 

co.t) =I-G-'_q_iv ____ ]Y.. 
(l-1>i' hfx~ (t) 

(1-52) 

Ambos modelos indican que el gas~o de boa:.teo qt y la v~ 

cosidad del fluido fractura!1te, JI , ~n el lado derecho de la e

cuaci6n 1-51 y 1-52 son los des p..rámetros d& bombeo control<! 

bles, que variando estos se puede obtener la preEi6n de trat:f! 

:.riiento. 

En el pozo se reconoce que el desarrollo de la altura -

vertical de la fractura tiene un significante efecto en la -

exten.ei6n de la fractura y ~ue el esfuerzo in-situ actua en

tre la formación y las barreras circunvecinas consideradas -

como paraínetros controlablee para el desarrollo de esta alt~ 

ra. 

Nolte y Smit~' 1981, presenta la base de la interpreta-

ci6n de la presión de tratarr.iento que permite identificar pe 

ríodos de extensi6n de la altura confinada, sin controlar el 
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de la altura y más importa~te~e~te una presi6n crítica Ce -

formación. De ahí la importancia del conocimiento de los pa

rsínetros Óptimos de bombeo. 

Como ee mensiona con la variaci6n de estos parám~tros -

se obtiene la presión de tratamiento. Un algoritmo para de-

terminar los parán:etros de bombeo óptimo es desarrollado co

mo eigue, el objetivo es maximizar el volumen de la fractura 

sustentada para dar una penetración y conductividad deseada. 

Las restricciones son e1 gasto de bombeo y la presi6n -

de tratamiento. El procedimiento paso a paso es delineado a 

continuación: 

1.- Un diagnostico in-situ nos conduce al estudio para 

establecer una relación entre la altura de la fractura y la 

presión de tratamiento. 

2.- Determinar la presión critica de formación o la -

presión máxima permisible que previene el desarrollo más a-

lla da la altura deseada. 

3.- Determinar el gasto de bombeo permisible basado en 

la degradación de el fluido fracturante e incluyendo las li

mitaciones superficiales. 

4.- Determinar la relación entre el gasto de bombeo y 

la viscosidad del fluido que satisfaga las relaciones de pr~ 

si6n similares a las ecuaciones 1-51 y 1-52. 

5.- Obtener los parámetros Óptimos de bombeo, que sa~ 

tisfagan los objetivos descritos arriba, sujetos a las res--
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restricciones mensionadas. 

I-2.8. CONSIDERACIONES ECO!IOMICAS 

Uno de los requerimientos básicos en el diseño de un -

tratamiento de fractura es maximizarlo para obtener un resu! 

tado econ6mico. Un criterio para determinar el mejor trata-

miento considerando efectividad-costo es para maximizar el -

valor presente neto de varias opciones de diseño. 

El valor presente neto de una fractura (NPv) es calcul~ 

do por la resta del costo total del tratamiento con la util.i 

dad obtenida. Las ecuaciones usadas para calcular el costo -

total del tratamiento para un pozo descontando la ganancia 

para una longitud de fractura dada son como sigue: 

COSTO DEL TRATAMIENTO 

La ecuaci6n para calcular el costo total del tratamien

to esta dado por: 

y 

Costo del tratamiento 

cia + otros) costo 

( Fluido + Sustentante + Poten

(1-53) 

Donde 

Costo de fluido = $ /galon x galones de fluido (l-54) 

Costo del sustentante =$/libras x libras de sustentan-

te 

Costo del HHP = $ /hhp x qi P sup 
40.B 

(l-55) 

(1-56) 
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Dor.de qi denota gasto· de bo::ib.eo y P sup •. es la ·presión -

de bombeo en la superficie. 

GANANCIA DE UN POZO 

La ecuación para calcular la ganancia de un pc.zo para n 

ai:os esta dado por: 

Ganacia de un pozo = 

Ganancia anual total neta durante J años 

(l+. )j 

(1-57) 

Donde i denota el gasto desconLado. La ganancia neta -

del pozo es calculada por: 

Ganancia neta = $ /lil. (o $/Miles pie ) x Producción --

del pozo(Fracturado - Sin fracturar) (l-5B) 

Otras consideraciones de imyuestos y costos de produc-

ci6n son generalmente incluidos. 

VALOR PRES ENTE NETO 

La ecuación para calcular el valor presente neto de la 

fractura esta dado por: 

NPV fractura = Ganancia del pozo - Costo del +ratareien-

to. (1-59) 



I-3. PROCEDIMIENTO PARA OPTIMIZAR 
EL DISEilO DE UN TRATAMIENTO 

CRITERIO DE OPTIMIZACION 
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El criterio considerado en la determinaci6n de la opti

mizaci6n del tamaño del tratamiento: 1) Optimizáci6n de la -

limitación del yacimiento, 2) MaxiTiizaci6n de la penetración 

del sustentante, 3) Optimización de los parámetros de bom--

beo, 4) Maximizar loa gastos del tratamiento, 5) Maximiza--

ción de los beneficios económicos; es paso a paso ilustrado 

a continuaci6n: 

l.- Asumir una longitud de fractura hidráulica y una -

máxima concentraci6n de sustentante. 

2.- Seleccionar el modelo de propagación de fractura -

apropiado (PKN o KGD) basado en las características de la -

formación y comportamiento de la presi6n observada durante -

el tratamiento, pruebas de esfuerzos in-situ o mini-frac. 

3.- Seleccionar varios candidatos de sistemas de flui

do fracturante compatible con la formaci6n a fracturar. 

4.- Seleccionar el tipo de sustentante apropiado basa

do en las características de la deformación por compresi6n -

de la formación. 

5.- Determinar la máxima presión de tratamiento permi

sible contra la relación de altura de la fractura basado en 

la distribuci6n de esfuerzos in-situ. 
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6.- Det~rminar el máximo gasto de bombeo permisible b~ 

sado en la pérdida de presi6n por fricci6n en la tubería, o

mitiendo los factores de degradaci6n del fluido fracturante 

y las limitaciones del equipo. 

7.- Optimizar la geometría de fractura sustentada, vo

lumen de fluído y requerimientos de sustentante, este proce

dimiento involucra: (1) Determinar los parámetros de bombeo 

6ptimo sujeto a las restricciones de presión de tratamiento 

y gasto de bombeo, (2) Maximizar la eficiencia del fluído y 

(3) Maximizar la penetraci6n del sustentante para una con-

centraci6n diseñada y una longitud de fractura dade en el p~ 

BO l. 

8.- Construir curvas IPR transitorias para varios tiefil 

pos de producci6n basadas en la geometría sustentada (optimi 

zada) y la conductividad de la fractura calculada en el paso 

1. 

9.- Con un par de curvas IPR transitorias.con las cur

vas de entrada en la tubería para obtener la capacidad de a

portaci6n del pozo. 

10.- De las curvas de la declinaci6n de la producci6n 

obtener la recuperación acu.~ulativa anual para varios tiem-

pos de producci6n. 

11.- Calcular el valor presente de la ganancia neta o~ 

sada en la producci6n. 

12.- Calcular el costo del tratamiento incluyendo el -

costo asociado con los fluídos, sustentante, potencia hidrá~ 



lica, y otros artículos. 

13. - Calcular el vaY'br _presen-:s r.e'to je1 frac .. E'.lstr~

yendo los costos del trata.;niento ds l~s pozos descontando la 

ganancia. 

Esto completa el ciclo computacional para una lon 

gitud hidráulica asumida. 

14.- Construir curvas del valor presente neto de la -

fractura o el criterio econ6mico apropiado contra las longi

tudes medias de la fractura, por repetici6n por los ciclos -

computacionales antes nencionados. 

El tratamiento más efectivo en costo puede entonces de

terminar la utilidad de lQS pozos, y así la máxima ganancia 

econ6mica. 

EJEMPLO DE APLICACION 

Un ejemplo de un pozo de aceite es usado para demostrar 

el procedimiento de disefio de optimizaci6n. Para fines ilus

trativos, se asume una geometría del yacimiento de 640 acres 

cuadrados y 25 diferentes longitudes de fractura, en un ran

go de 100 pie a 2500 pie son simulados. El modelo PKN es se

leccionado para predecir la geometría de la fractura. La má
xima presi6n de tratamiento permisible es de 7300 lb/pg~ el 

gasto máximo de bombeo es de 40 bl/min. Un sistema de fluído 

fracturante base agua es utilizado (con cinco diferentes va• 

lores da viscosidad) para transportar el sustentante. Una a

rena blanc~ del Norte malla 20/40 es seleccionada como agen-
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Las viscos.idade~ corre$pond~n para ".l!"a3. carga 1e polí:-ie

ro &sp&cifico. Por eje::oplo, una viscosidad de 67 cp es pi;.ra 

45 lb/1000 gal de carga de polí~ero, estos se ::ruestran en la 

Fig. 1.21. Los pi:;.rámetros claves para el ejemplo de 1iseño -

son listados en la tabla 1-4. 

La Fig. 1.19 mustra la presi6n de frac~~ran.i&nto al fi

nal de la inyecci6n contra relaciones de longíti.id n:.e1ia de 

la fract'..A.ra. La presi6n de "tratamiento no es 9robls:::.a para 

trabajos peq~eños de fracturamiento. A medida de qu~ el tam~ 

ño crese, la determinación de los parámetros de bo~beo llega 

a ser muy i:nportante para conservar la presión de tratamien

to bajo un valor crítico. 

Existen cuatro combinaciones usadas en la selección de 

los gastos de bombeo y viscosidad del fluído. Inyectando a -

bajos gastos con menor viscosidad produce un trata~iento in~ 

ficiente y no es considerado. Para trab3jos de fractura pe-

queños la presi6n no es coneerniente, inyectando a altos ga!!_ 

tos con .un fluído con mayor viscosidad se obtiene '.lna mayor 

eficiencia del tratamiento. La Fig. 1.20 y l.21 muestran que 

a un gasto de bombeo de 40 bl/.nin y un fluido de viscosidad 

de 233 cp son selecionados mientras que la longitud -H~ la -

fractura sea m~nor Oe 400 nie. Cuando la presión tiene que -

ser conservada bajo un valor crít;ico para una longitud de -

fractura más grande que 400 ~ie, inyectando a altos gastos 
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con flu!do de ~:nor viscosidad o reduciendo el gasto de bo~

beo con fluído de alta visc0sidad son las dos alternativas.

R~cordando que la ~aximización del trata:r.iento considera dos 

reEtriccioneE. La Fig. 1.20 y 1.21 muestran el gasto de bom

beo 6ptimo y el correspondiente sistema de fluído calculado 

para cada longitud de acuerdo al criterio de optinizaci6n.o~ 

servar que ~l gasto de bombeo per.nisible es posible incremen 

tarse a medida que la viscosidad del fluído es reducida (a -

longitudes de fractura de 600 pie, 800 pie, 1200 pie, y 1500 

pie} en orden para realizar el tratamiento ~ás eficiente. 

El volumen de fluído requerido para crear una cierta -

geometría de fractura es normalmente minimizado una vez que 

los parámetros de bombeo son optimi?.ados. La Fig. 1.22 se o~ 

serva los requerimientos de ·1olumcn de fluído para varias 

longitudes de fractura. 

La Fig. 1.23 indica los requerimientos de sustentante -

contra varias longitudes de fractura para una concéntraci6n 

deseada, se observa la relaci6n líneal entre el peso del su~ 

tentante y la longitud de la fractura (el promedio de la nm

plitud es constante para longitudes de fractura mayores de -

500 pie.). El costo del fluído, del sustentante y del trata

miento se calculan en base al costo unitario, y se observa -

en la Pig. 1.24 que el fluído se incrementa exponencialmente 

con la longitud de la frac tura, de este modo el ·..:on8U!!.O de -

fluido llega a ser muy i:11µortante en la minimiz&.c16n del CD!!, 

to total del tratamiento. 



SECCION I : DATOS DEL YACIMIENTO. 

Permeabilidad del yacimiento, k 
Espesor de la formación, h 
Porosidad del yacimiento, ~ 
Temneratura del yacimiento, T 
Presi6n inicial del yacimiento, Pi 
Gravedad API del aceite,º 
Gravedad especifica del gas,19 
Saturación de aceite del yacimiento,So 
Saturación de agua del yacimiento, S.. 
Gravedad específica del agua, ~w 

Salinidad del agua, 
Area de drene cuadrada, A 

0.2 md. 
60 pie. 
0.10 
lB5ªP 
4,200 lb,?;¡2 

37 
0.65 
o.B 
0.2 
l.03 
100,000..,..,,. 
640 acre. 

SECCION II : DATOS DE PRODUC.CION Y FISICOS DEL POZO. 

Relación de producción gas-liquido 
Relación de producción agua-líquido 
Temperatura fluyente en la cabeza, Ttf 
Presión fluye~te en la cabeza,. Ptf 
Diametro interior de la tubería, 
Diametro exterior de la tubería, 
Diametro interior de la T.R., 
Longitud de la tubería (profundidad medida) 
Longitud de la tubería(pro~undidad vertical) 
Profundidad vertical perforada 

SECCION III : DATOS DE LA FRACTURA. 

Modelo geométrico de la fractura 
.Esfuerzo mínimo horizontal 
Modulo de Young, E 
Relación de Poisaon, 
Altura de la fractura, hf . 
Coeficiente de pérdida in-situ, CL 
Coeficiente de pérdJida de filtrado, SP 

900 pie//ae.s .. 
O.l 
lOOªF 
900 lb/pl 
2.441 pg. 
2.875 pg. 
6.5 pg. 
9, 500 uie. 
9,500 pie. 
9, 500 pie. 

PKN 
6,500 lb,4/ 
5, ooo, ooo•'ril 
0.2 
90 pie. 
0.002 pie¡.;;;. 
2. o gal/100.;.• 

SECCION IV : DATOS DE LA SELECCION DEL SUSTENTAN'l'E. 

Tiuo de sustentante (arena blanca del norte) 
Gr~vedad específica del ·sµstentante 
Diámetro del sustentante 
Costo unitario del sustentante 

• • · •contlnuocJdn 

20/40 
2.65 
0.0248 pg 
$0.08/lb. 
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SECCIO!l V : DATOS DE LA SELEGCIO:I DEL FLUI!lO 
FRACTURAliTE. 

Tipo de fluído base a¡;;ua . 
Fiuíio No. l viscosid~d,)11 

Pl.uido No. 2 viscosidad,,11¡ 
Fl.uido No. 3 viscifiidad ,_..

1 
Fluido No. 4 viscosidad,.Jff 
Fl.uido No. 5 viscosidad,_,..1 

67 cp(45 :b/l,0~0 gal.}. 
84 cp(50 l.b/l.,000 gal.). 
l.25cp(60 l.b/l.,000 gal). 
175cp(70 lb/1,000 gal.). 
233cp(80 l.b/1;000 gal). 

SECCION VI DATOS DE LAS RESTRICCIO!!ES 
OPERACIO!iALES. 

Máxi~a presión arriba del cierre en EOJ 
Máxi~o gasto de bombeo permitido 
Tratamiento a trav~s de 
Máxima consentraci6n de sustentante en EOJ 

SECCION VII : DATOS ECON~ICOS. 

Costo unitario del. fluido No. l. 
Costo u.nitario del fluido No. 2 
Costo unitario del fluido !io. 3 
Costo unitario del fluido No. 4 
Costo unitario del fluido No. 5 
Costo unitario de l.a potencia 
hidr1fol.ica. 
Costo de otros artícul.os 
Gasto descontado para cal.cular el. NPV 
Ganacia unitaria por pozo productor 

800 lb/pg! 
40 bl/min~ 
T.R. 
15 lb/gal.. 

$0.17/gal. 
$0.17/gal. 
$0.17/gal. 
$0 .18/ gal. 
$0.18/gal.. 

S0.2/hhp. 
$3,000 
O.l. 
Sl.5/bl.. 

Tabl.a l..4. Datos para el ejempl.o de un pozo de aceite. 
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La reducci6n en la amplitud de la fr~ctura durante el -

periodo de cierre depende de la concentraci6n de sustentante 

en la fractura. La Fig. 1.25 indica la arupli~ud hidráulica -

a1 final de la inyecci6n y la amplitud sustentada deepu~s -

del cierre para varias longitudes medias. 

El efecto del esfuerzo de cierre en la permeabilidad -

sustentada es considerado. La permeabilidad del sustentante 

es obtenida a un esfuerzo de cierre (presión de fondo fluyerr 

do - presión de cierre de la fractura) bajo condiciones de -

flujo. La Fig. 1.26 es una gráfica de la conductividad con-

tra la longitud de la'fractura, esta conductividad es optim! 

mizada descuerdo al criterio determinado para cada longitud 

considerada. 

La conductividad adimensional de la fractura, FcD' def! 

ne la relación entre las características de la fractura y -

las propiedades del yacimiento. La importancia de este pará

metro es que prevee un enlace entre la fractura y el yací-~ 

miento para un post-tratamiento al pozo en producción. La Fig. 

1.27 ilustra la conductividad adimensional de la fractura p~ 

ra varias longitudes de la fractura, con la ayuda de esta se 

puede optimizar la capacidad del yacimiento. La Fig. 1.28 es 

una gráfica log-log del gasto contra el tiempo de producción 

para varias longitudes de la fractura, se puede observar que 

el gasto declina rápidBl!lente durante el primer ~ño de produ~ 

ci6n, entonces loe efectos de transición dominan los prime-

ros periodos de producción y esto es considerado para la ob-
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tenci6n de buer.os reE'Jltados a corto tiempo que pagarían el 

costo del trata.n:ien~o. La Fig. 1.29 muestra el comportamien

to de la reC'.lperaci6n ac1..unul.ada contra el tiempo de produc-

ci6n para varias longitudes de fractura; de estos dos últi-

mas gráficas se obtiene la diferencia de producci6n para las 

diferentes longitudes durante los procesos de diseño y así -

poder evaluar ln efectividad de un trata.miento, y post-tratª 

miento con la ayuda de la historia de producci6n. La produc

c i6n acumulada contra las longitudes de la fractura para va

rios tiempos de producci6n es mostrada en la Fig. l.30. 

El valor presente neto para cada longitud es utilizado 

como base para obtener el diseño más econ6mico. La Fig. 1.31 

es una gráfica del valor presente neto (NPV) calculado para 

diferentes tiempos de producci6n contra laE longitudes de -

fractura, ca~a curva tiene la característica de ser concava 

hacia abajo, el punto máximo de la curva NPV determina el di 

seña del tratamiento más eco~6mico. Para este ejemplo se de

termina que la longitud de fractura 6ptima es de 2000 pie. Q 
peracional~ente se requiere un volumen de 304,000 gal., de -

fluído con una concentración de 45 lb/lot>OO gal., y 391,400 -

lb de sustentante a un gasto de 30 bl/min., para crear la -

geometría de la fractura 6ptima. 

El programa de bombeo para el tratamiento optimizado e~ 

ta dado en la Fig. 1.32. 

La propagaci6n de la fractura hidráulica y el movimien-
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to del sustentante esta mostrado en la Fig. l.33, se puede -

observar que el frente del sustentante alcanza el extremo je 

la fractura cuand0 se detiene la inyecci6n. Esto demuestra -

lo importante que es el volumen del colch6n 6ptimo que llev~ 

rá el sustentante hasta el final de la fractura creada. 
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Fig. 1.19.- Presión de fracturamiento en el pozo para -
el ejemolo de aplicación. 
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Fig. 1.20.- LJeterminación dei gasto de bombeo-6Ptirno -
para el ejemplo de aplicación. 
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Fig. 1.21.- Determinación de la máxima viscosidad del 
fluído para el ejemplo de aplicación. 
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Fig. 1.22.- Requerimientos de fluído para el ejemplo de 
aplicación. 
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Fig. 1. 23. - Requerimientos de sustentante par.a el ejemplo 
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Fig. 1.25.- Comparación entre la amplitud de la fractura 
hídráulica al final del tratamiento y la am
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Fig. 1.26.- Conductividad de la fractura para el ejemplo 
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Fig. 1.28.- Declinación del gasto de producc.ión para -
varias opciones de diseño. 
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. B , . :. 5 
~ 
M~ 5 
DO 
I!- 4 
M >< 
z"' 3 I!-

= 
2 

i 
9 
; o 1000 2000 3000 

Fig. 1.31.- Valor presente neto para varias opciones 
de diseño 

1 
' 0 20 .. 
% ¡ lS 

~ 1 
l'I 
~ 5 

1 o 50 100 150 
TIEMPO .DEIOMIEO (Min) 

Fig. 1.32.- Programa de la adicción de sustentante -
para optimizar el tratamiento. 
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Fig. 1.33.- Comparación entre la penetración de la -
fractura hidráulica y la penetración del 
sustentante durante el tratamiento. 
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Un p<>zo de gas es dado como ejemplo para comparar el di 

seffo de los modelos PKN y ,KGD. La Fig. 1,34 compara los re-

querimientos de fluído para los modelos contra la longitud -

media de la fractura, se puede observar que se requiere ma-

yor volumen de fluido para el modelo KGD para cualquier log! 

tud de fractura. Para fracturas cortas la diferencia de flui 

do no es significante (ver Fig. 1.34). 

Como se menciona el modelo KGD predice una amplitud de 

fractura ancha comparado con ·e1 modelo PKN, - esto re.quiere -

de mayor sustentante para una concentraci6n diseñada. La Fig. 

1.35 compara los requerimientos de sustentante entre los mo

delos, tambi6n se puede observar que hay una diferencia sig

nificante para grandes fracturas. 

Una comparaci6n del costo del tratamiento entre los dos 

modelos se ilustra en la Fig. 1.36, como se espera la dife-

rencia del costo diverge amedida que aumenta la longitud de 

la fractura. 

La comparaci6n de la conductividad y la conauctividad ~ 

dimensional entre los modelos PKN y KGD son ilustrados en la 

Pig. 1.37 y 1.38 respectivamente, la conductividad para el -
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modelo KGD es mayor debido a las condiciones de la fractura. 

La diferencia de la producci6n entre estos modelos se 

muestran en la Pig. 1.39. Estas comparaciones y otras con -

moetrades en las figuras 1.40, 1.41, 1.42, donde la fractura 

es generada por uno u otro ffiodelo. Obviamente no ee posible 

e&leccionar un mismo modelo para una misma formación. Para -

prop6sitos ilustrativos se presenta la declinaci6n de la pr~ 

ducci6n para unas longitudes medias de 600, 1200, y 1800 pie 

• Ambas geometrías predicen la declinaci6n de la producci6n 

para una fractura de 600 pie. La diferencia en la producci6n 

llaga ha ser significante entre los modelos a medida que la 

longitud se incrementa. 

El modelo KGD predice una alta producci6r. en un corto -

tiempo para una fractura de 1200 pie, mientras que para el 

modelo PKN será para una longitud de 1800 pie. En la Fig. l~ 

40 se observa poca diferencia en la recuperaci6n acumulati-

va. 

La Fig. 1.41 compara la recuperación acwnulativa para -

varias longitudes de fractura entre los modelos. El gasto de 

producci6n mejorado para ambos modelos disminuye a medida 

que se incrementa la longitud. El valor presente neto de la 

fractura (NPV) para varias longitudes de fractura entre los 

modelos PKN y KGD es comparada y mostrada en la Fig. 1.42, -

la curva es similar 6n ambos casos. 
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ESTUDIO PARAMETRICO NPV DE LA FRACTURA 

Mediante e1 valor presente neto se realiza un estudio -

de los parámetros yacimiento-pozo (permeabilidad, presi6n de 

fondo fluyendo, etc.), los parámetros controlables (gasto de 

bombeo, viscosidad del fluÍdo fracturante, altura de la fra~ 

tura, concentraci6n de sustentante), él efecto de estos parí 

metros se estudia dtirante el primer año. 

El análisis de la sensibilidad del NPV de la fractura -

para varias longitudes de fractura como permeabilidad del y~ 

cimiento como'el parámetro de interés como se muestra en la 

Pig. 1.43, se puede observar lo siguiente, el valor NPV se -

incrementa con la permeabilidad para cualquier longitud de -

fractura y la curva tiende a la recta a medida que la permea 

bilidad decrece. La Pig. l.44 ilustra el efecto de la pro--

si6n de fondo en el valor presente neto contra las longitu-

des, las condiciones operacionales de la cabeza tienen un -

significante efecto en la ganancia econ6mica. En este ejem-

plo, el pozo tiene una ganancia de $ l.2 millones para 5000, 

pie de longitud de ·fractura c•ln una presi6n de 200 lb/pj en 

lugar de 1500 lb/p¡f. 

El efecto de la variaci6n del diámetro de la tubería en 

el NPV para varias longitudes de fractura esta dado en la 

P~g. 1.45, amedida que se obtenga una mayor fractura se ten

drá una mayor aportaci6n de fluidos de tal forma que el tam~ 

Ro de la tubería llega a ser una restricci6n. La variaci6n -
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de1 gasto de bombeo y la viscosidad del fluido fracturante -

con respecto al NPV se indica en las Fig. 1.46 y 1.47 respe~ 

tivamente, conforme el ta~eño del ~rataT.iento se incremente, 

el gasto de·bombeo tiene un mayor efecto en el NPV, es reco

mendable bombear a alto gasto con un fluido menos viscoso -

que a bajos gastos con fluido más viscoso especialmente CUS!! 

do se trata de trata~ientos de fracturamiento hidráulico ma-

sivo. 

Las figuras 1.48 y 1.49 muestran el coeficiente de pér

dida de fluido y altura de la fractura en la variación del -

NPV y la longitud media de la fractura respectivamente. La -

Fig. 1.50 es la concentración del sustentante y el efecto -

que este tiene en el NPV, es significativo en la producci6n 

y alcanzar una Óptima concentración es lo recomendado. 

La permeabilidad del paquete sustentante se reduce sig

nificativamente debido al fluido residual del tratamiento, 

representando un problema al final de este, este efacto se -

representa como un porcentaje referido del NPV para las lon

gitudes establecidas y se puede observar en la Fig. 1.51, i~ 

teresante ver el comportamiento de estas curvas, la longitud 

óptima de la fractura es de 600 pie, con un daño a la perme~ 

bilidad de un 10 %, comparado con una longitud de 1300 pie, 

con un daño significante de 90 % retenido. Si el tratamiento 

es para 1300 pie, la consecuencia sería, tener una pérdida -

de un ingreso de $ 1.5 millones por año (17 ~ del ingreso, 

basado en un 90 % de permeabilidad referida). 
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Fig. 1.34.- Comparación del volúmen de fluido en~re 
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CAPITULO :r:r 



CONSIDERACIONES EN EL DISENO DE LA FRACTURA 

II-1. INTRODUCCION. 

En un principio el fracturamiento hidráulico se realizó 

en pequeñas proporciones, de 1000 lb a 3000 lb de arena como 

sustentante y de 1000 a 3000 galones de fluído fracturante, 

con gastos de inyecci6n bajos 3 bl/min., limitados por la -

disponibilidad de potencia en la superficie, en comparación 

con los tratamientos actuales. 

La mayor parte de los éxitos obtenidos se atribuyen al 

daño superado que es causado por la perforaci6n y la termil'lf!; 

ci6n. 

Paulatinamente se ha aument~do el tamaño de los trata-

mientas, l,000,000 lb de sustentante, lo cual no ea muy co-

mún en ciertas areas. 

II-2. LIMITACIONES DE TAMANO 

Una pregunta es ¿ Cuál ea el tamaño del sustentante ad~ 

cuado para un tratamiento ?. Una condici6n se presenta, que 

a grandes longitudes de fractura y a grandes volúmenes de -

sustentante, se tiene un gran incremento en la producción. -

Sin embargo existen ciertas limitaciones. 
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II-2 .1. EFECTO DE LA SARTA. DE PRODUCCION 

Una limitaci6n para la obtenci6n de grandes fracturas, 

es impuesta por la caída de presi6n debido a la velocidad 

del fluído en la sarta de producci6n. Como se analiza por a

nálisis NODAL, en el capitulo I. 

II-2. 2. Ei>ECTO DE LA cormuc·rIVIDAD DE LA FRACTURA 

La conductividad de la fractura es una limitaci6n para 

el ~xito del tratamiento y está dada por la permeabilidad -

del sustentante. Esta se observa en una curva tipo de pre--

si6n constante y de conductividad finita como se muestra en 

la Fig. 2.1. La curva tipo da la respuesta de producción del 

pozo como un gasto adimensional recíproco (1/qD) para un r"!! 

go de conductividad adimensional de la fractura (FcD). 

En la figura anterior se muestra un diseño con un FCD -

cálculado de 1.0 y para un tiempo dado tD igual .01 se gráf.!, 

ca en el punto A. Esto corresponde a una producción represe~ 

tada por 1/qD igual 0.8. Duplicando la longitud de la fract);! 

ra con la misma conductividad se reduce el F
0

D en un medio y 

decrese el tD en un cuarto (como se muestra en el punto B).

El l/q
0 

para el punto B no tiene cambio, indicando que la -

producci6n de éste no es diferente al punto A. Por lo tanto 

si la penetración es duplicada y el volumen de sustentante _ 

es incrementado por un factor de cuatro sobre el que está en 

el diseño A, la conductividad se duplica y el FcD permanece-
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ria igual a l. Esto se demuestra en el punto C con u..~ corre~ 

pendiente l/qD de 0.55, el cual indica um 45 % de incremento 

del gasto de producción. Para un incremento mayor de este -

gasto sobre el diseño en A se obtiene incrementando el volu

men de sustentante o afectando la conductivided por un fac-

tor de cuatro para la misma longitud como se ve en el punto 

D. 

Incrementando la conduc+ividad en el diseño A por un -

factor de 50 resulta un FCD de 50, como se observa en el pu~ 

to A'., este diseño corresponde a un l/qD de 0.25. Ahora du-

plicando la longitud con la misma conductividad resulta un -

l/qD de aproximada.mente 0.15, o un 66 ~ de incremento del -

gasto de producción a un tiemoo en particular (como se obse~ 

va en el punto B•). Un diseño con el doble de longitud, pero 

con el mismo volumen de sustentante que para A', produce un 

FCD de 12.5; esto aún resulta en un alto gasto de producción 

con respecto a A•. 

II-2.3. COSIDERACIONES DEL ESPACIAMIENTO ENTRE POZOS 

otra consideraci6n es el espaciamiento entre pozos. La 

mayor parte de los campos son desarrollados basados en un m2 

delo cuadrado de drene, con fracturas que se extienden más -

allá de los limites establecidos y que no son deseados. En 

algunos casos se limita la penetración de la fractura a un -

80 ~de la distancia del límite considerado. En algunas oca

siones, en formaciones de baja permeabilidad una fractura l:!, 
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mitada no incremer.taría la prod~cción econ6micarr1ente. En tal 

caso ee desea un c~mbio de la forma del es~aciamiento en re~ 

tangular para obtener las longitudes de fractura requeridas, 

conservando la misma área, pero cambiando la forma como se -

observa en la Fig. 2.2, no solo se incrementa el gasto de -

producción a causa de la longitud de la fractura, sino que -

también se obtiene un incremento en el porciento de recuuer~ 

cci6n, por la poca distancia del límite paralelo a la fract~ 

ra. Elbef (1986), introduce un método para determinar la lo~ 
gitud de la fractura y la forma rectangular requerida para -

obtener una mayor recuperación de fluidos del yacimiento. 

La Fig. 2.3 es una gráfica de Q¡/'tD contra Xe/Ye para -

diferentes porcientos de recuperaci6n a un tiempo dado. QD -

es la producci6n acumulativa adimensional, Xe ea la distan-

cia 'del pozo al límite (paralelo a la fractura), y Ye es la 

distancia de la fractura a el límite perpendicular a la fra~ 

tura. La producción acumulada (Gp) es directamente proporciQ 

nal a Q¡/'tD y al tiempo como se ve en la siguiente ecuación. 

(2-1) 

Ejemplos como éste muestran la utilidad del uso de las 

curvas tipo como apoyo para calcular la evaluación de los 

tratamientos para diferentes F
0

D. Diseños con FcD igual a 3 

o menos no pueden ser mejorados, con el increm6nto de la lo~ 

gitud con la misma conductividad, entonces para un incremen

to significante en la producci6n, es necesario el incremento 
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Si el FcD es de 30 o mayor, incrementando la longitud -

se obtiene un beneficio mayor que incrementando la conducti

vidad. 

En la Fig. 2.3b, el término Qnftn e~reemplazado por (G) 

para establecer ciertas propiedades del yacimiento y a 30 a

ños de producci6n son graficadas las líneas de recuperaci6n 

para este yacimiento en particular, para este caso si se ti~ 
9 

ne un espacio cuadrado Fig. 2.3b con un volumen de 4.5xl0 --

pie' de gas, y es fracturado con una penetración de 90 % al -

radio de drene, aproximadamente el 40 ~ de las reservas son 

recuperadas en 30 afios. Si el área de drene permanece igual 

pero la fonna es cambiada a un rectangulo de 2:1, se puede -

ver en la figura que el 70 % de las reservas pueden ser rec~ 

peradas. Si qu~remos increm8ntar la producci6n en un 70 % de 

un pozo cuya reserva es 7xLÚ pi~ de gas se necesita una área 

rectangular de 3:1. 

Para un campo hipot6tico Fig. 2.3, la producción acumu

lativa para un modelo rectangular de 2:1 es 1.75 veces más -

grande (con 40 % al 70 % de recuperaci6n) que el modelo cua

drado con el mismo número de pozos. La suma de la longitud -

de la fractura para el modelo 2:1 sería dos veces más que el 

modelo cuadrado, el volumen del sustentante requerido es cuª 

tro veces más (para obtener la misma F
0

D de 30), y el volu-

men de fluido es de tres a cuatro veces más que los pozos --
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fracturados en el modelo cu drado 

Esta t6cnica, aun no e exac~a puesto que está basada -

en un simple modelo analítif o, y puede servir como base para 

un simulador n:Smerico m€s detallado para el desarrollo de y~ 

cimientos. l 
Es de gran importanci el conocimiento del azimut de la 

fractura para la aplicaci6J de esta t6cnica. Smit¡{ (1979) y 

La.cy
3 

(19B7) mostraron el etecto la interferencia de un ?OZO 

causada por el fracturamieÁto hidráulico masivo cuando el a

zimut de la fractura no eajconocido, tambi6n discuten resul

tados de varios procedi~ieltos para poder detenninar este a

zimut. 

Fi,g. 2.1.- Curva tipo 
fini~a con va 
tados por pun 

presión constante y conductividad 
diseños de fractura represen-
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Fi9. 2.2.- Espaciamiento y forma de drene para pozos de igual 
área de drene~ 
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Fig. 2.3.- Porciento de recuperación para varias relaciones 
de Xe/Ye con área constante; a) en términos de -
producción acumulativa adimensional y b) en tér
minos de volúmen original de gas. 
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II-2,4, LIJ.lITACION DE LA PRESION NETA CRITICA 

La alta presión con que se bombea es un riesgo para la 

extensión de la fractura, ya que esta puede llegar fuera de 

la zona productora, cuando la penetraci6n es corta la proba

bilidad de que esta llegue fuera de la zona económica es mí

nima. En algunos casos el contraste de litología de las zo-

nas adyacentes avudan a evitar el desarrollo de la fractura. 

En un estudio de fracturamiento hidráulico masivo en -

forn;aciones de baja permeabilidad, Holte y Smit~ (1981) ob-

eervaron que la excesiva presi6n crítica, arriha d~ la cual 

el fracturamiento cae fuera de la zona productora y que esta 

presión será considerada en el diseño de la fractura. 

Métodos para el control de la altura de la fractura han 

sido desarrollados por Braunlic~ (1967), Clear.J (1980), N~ 
yen y Larsotl (1983). La presi6n requerida para extender la -

fractura puede ser disminuida por reducci6n del gasto de in

yecci6n y viscosidad del fluido, con ello se puede obtener -

la presión total o por etapas, El bel y otro~ ( 1984). 

II-2.5. EFECTQ DE LA VISCOSIDAD 

Como se ha venido mensionando la importancia de la vis

cosidad para el transporte del sustentante a grandes distan

cias, y a la vez está podría ser un factor límitante para el 
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diseño de la fractura. Por el problema de la degradaci6n del 

fluído con el tiempo y la temperatura, frecuentemente los -

tratamientos empiezan con una viscosidad más alta de la re-

querida en etapas posteriores. De estudios de laboratorio 

los problemas se reducen con respecto a la degradaci6n de e~ 

te, excepto cuando se excede los 350ªF (177ª0). 

Con esto también los diseños resultan con un fluído de 

viscosidad más alta de la necP.saria; NoltJ (1982) sel'íaJ.a, ~ 

que sin una completa consideraci6n de los efectos del fluído 

sobre el comportamiento del sustentante, la viscosidad de e~ 

te puede ser diseñada 50 veces arriba de la requerida. 

White y Daniels'1 (1981) y Nolte' (1982) muestran el bene

ficio de adelgazar los pol!meros durante el tratamiento. La 

concentraci6n de polimeros astá basada en la' máxima exposi-

ci6n de tiempo y de temperatura para diferentes fluídos fra~ 

turantes durante la inyecci6n. La Fig, 2.4 es un ejemplo de 

esto, a la máxima temperatura de la fractura, resultando en 

un fluído adelgazado para un cierto tratamiento. No solo hay 

un ahorro en el costo del polímero, también hay menor dafio -

de este en la permeabilidad del empaque sustentante y una m~ 

nor pérdida excesiva de presi6n neta. 

Algunos tratamientos son diseBados usando agua con pe-

quella.s cantidades de polímeros como reductor de fricción. En 

estos casos, un banco de sustentante es constituido al final 

de la fractura, hasta que se enlace la altura de equilibrio, 

después de que la velocidad es suficiente para transportar -
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el sustentante sobre el banco, este proceso es descrito por 

Scho).s y Visseiº(J.974) y son reaJ.izados usando bajas concen

traciones de ~rena y por lo tanto son requeridos grandes vo

lumenes de agua; resultando una amplia fractura sustentada -

con penetraci6n J.ímitada y altura vertical límitada cubrien

do solo una porci6n de esta penetraci6n. 
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Fig. 2.4.- ~e~eccion del fluído en función del tiempo de ex
posición y sustentante ( Nolte~ 1982 ). 
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II-2.6. LIMITACION DE LA EFICIENCIA DEL PLUIDO 

La longitud de la fractura también es limitada porque 

la eficiencia del fluído decrece con el tiempo de inyecció~. 

Conforme la longitud de la fractura se incrementa, la pérdi

da total de fluído a lo largo del área de la cara de la fras 

tura se ~cerca al gasto de inyección. El costo de esta longi 

tud creada se in~rementa exponencialmente Fig. 1.24, y se 

considera un factor limitante económicamente, esto es más s~ 

vero cuando la velocidad de la pérdida de fluido se comporta 

linealmente con el tiempo, porque el efecto de 'erosión es -

compensada por una capa depositada por filtración. 

II-3. COll"SIDERACIONES CON VOLUMEN PREDETERMINADO 

El tamafio de un fracturamiento a menudo es basado en un 

presupuesto, una longitud, un volumen de fluído o de susten

tante ~redeterminado, esto se toma en cuenta nara la ontimi

zaci6n económica, así como otro tipo de consideraciones. 

II-3, l. VOLUMEN CONSTANTE DE SUSTENTANTE, OPTIMD F CD 

Pratsn(l961), muestra que para un volumen de fractura -

dado (volumen de sustentante), existe una relación de ampli

tud-longitud de fractura para la obtención de una máxima pr2 

ducción. Esta relación puede ser expresada corno un PCD igu~ 

l a 1.26, y setá es válida cuando el pozo se encuentra en e~ 

t.._do pseudo-estable para el mejoramiento de la productividad, 
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con estas cor.sideraciones Maree y Von GonteA' (1971) moetra-

ron que la prcducción en formaciones de baja permeabilidad ~ 

fectan económic8lllente los tratamientos de fracturaroiento hi

dráulico. 

13 
Un estudio realizado por Elbel (1985) da a conocer un -

simulador de yacimientos con permeabilidad~s mayores de lmd, 

donde el FcD de 1.26 es el Óptimo pe.ra ur:a máxima producción 

Fig. 2.5, la cual muestra la producción acumulativa contra -

el tiempo para iguales cantidades de distribución de susten

tante sobre diferentes longitudes. En simulaciones con menos 

de lmd de permeabilidad y un FcD de 3 son el Óptimo para re~ 

l.izar fracturas con un voiumen de sustentante constante Fig. 

2.6. Por lo tanto estas evaluaciones no toman en cuenta el 

costo del fluído adimensional requeridos para la obtención 

de grandes fracturas y solo estan basadas en la producción. 

1000 
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Fig. 2.5.- Producción. acumulativa: volúmen de sustentante -
constante ( Permeabilidad de la formación 1.0 md). 
( Elbel1~ 1985 ) • 
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Fig. 2~6.- Producción acumulativa; volúmen de sustentante -
consta~§e ( Permeabilidad de la formación 0.01 md). 
( Elbel, 1965 ) • 

11-3,2. LONGITUD COh~TANTE, OPTIMO FcD 

Para una longitud constante dA fractura, y FcD entre 10 

y 30 son aceptados generalmente como un rango 6ptimo. Es así 

como un 7
0

D de 30 requiere tres veces más el volumen de su~ 

tentante, como el caso de un FcD de 10, además esto se estu• 

dia con la ayuda de una curva tipo de presi6n constante, si 

en esta curva se cálcula el tiempo adimensional para 36 dias 

y se observan las dif erenc1as entre las correspondientes -

l/q, se puede ver el efecto de varios PcD' Si 1a tD calcula

da a 36 dias para la longitud de fractura es de 0.1, se tie

ne un beneficio ::n un PcD mayor de 10, pero lo deseable es 

tener un tD de 10 y PcD de XOO Pig. 2.7. 

Con una penetraci6n de rractura de 400 pie, en un pozo 

productor de at:eite con una perme'abilidad de fonnaci6n de -
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O.l md, una porosidad de 0,l, un fluido de viscosidad igual 

a lcp, y una compresibilidad de l6xlÓ
6 

(lb/pg)
1 

, tiene en 36 

días un tD igual O.l. Con una penetraci6~ de 2500 pie en un 

pozo productor de gas de ba~a presi6n con una penneabilidad 

de forrnaci6n de 0.003 md, una porosidad de O.l, y contiene -

gas con una viscosidad de O.Ol4 cp y una compresibilidad de 

7.2xío' (lb/pl)
1 

en 36 días un tD igual a l.26xlo'. 

Se hace notar que para un PcD de lO, la conductividad -

para una corta penetraci6n en un pozo de aceite es 400 md--

pie y para un pozo de gas de baja permeabilidad es 750 md--

pie. 

khAp 
Vqo • 141.2 qe,.. 

1 0.0063 kl ( .... , 
O<f • ol>pc,xi> 

k,W 
Feo•-¡¡¡¡;-

1 ••11 •··10'-1' ..... ''',"Q'-1' 
TllUWO '-OUlCJtllOflAL (lo.t) 

t• 19. 2. 7. - Ejemplo de aplicación por la determinación del -
óptimo Fcd. 
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Il-3.3. LONGITUD CONSTANTE, VARIACION DE LA CONDUCTIVIDAD 

Para incrementar la productividad una parte importante 

de un tratamiento consiste en crear una alta penneabilidad 

con un sustentante seleccio~ado, Semejante a la bauxista o 

de resistencia intermedia. Inicialmente los fracturamientos 

se realizaban con arena donde existen altos esfuerzos de ci~ 

rre, por lo que el costo de este tratamiento se elevaba gra

dualmente y no era costeable por lo que se dejo de emplear -

para esas condiciones. Bennett y otro~' (1981) investigaron -

el efecto de la variaci6n de la conductividad y de la alta 

conductividad, al final del tratamiento, mostraron que con-

ductividad cercana al pozo determina el gasto de producci6n 

inicial, a un tiempo después, el gasto de producci6n ea de-

terminado por el promedio aritmético de la variaci6n de la~ 

conductividades de la fractura. Por lo tanto, al final con -

un sustentante que de msyor conductividad, proporcionará ur~ 

mayor ~entaja en el promedio de las conductividades. 

Si al final se desea una alta conductividad, para incr~ 

ment~ el promedio adimensional (FcD), entonces la longitud 

final (x
1

) para una conductividad dada (kfw), ea calculada -

por la siguiente acuaci6n. 

xf(~ ~f - (krw>J 
(kfw)l- {kfw)2 

(2-2) 

Si hay tres segmentos de longitud con diatintivoa dife-
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~entes en (kfw)i, la longitud del segmento final para una -

(kfw)1 dada es calculado si la longitud de el segmento ini-

cia1 es conocida. 

pcD kx~ 
(2~3) 

Las longitudes de los se@llentos de la fractura son de-

signados como xi; x 1 es el segmento más cercano al pozo. 

Las curvas tipo estan basadas en una amplitud de suste~ 

tante constante y algunos ingenieros innecesariamente se es

fuerzan para obtener una amplitud sustent~da constante para 

otros diseí'los. ElbeÍ
3 

(1985) da a conocer que para un volumen 

de sustentante dado, el decremento de la conductividad paul~ 

tina lejos del pozo puede ser benéfico en algunos casos. Le 

Pig. 2.8 es una gráfica de la producci6n acumulativa para -

tratamientos de longitud COZ1$tante· y con 600,000 lb de sus-

tentante que es distribuído en un cuarto de segmento de la -

distancia de la penetraci6n. 

La amplitud constante, la cual tiene 150,000 lb en cada 

cuarto de segJDento, no muestra una buena respuesta con la -

distribtici6n de gran cantidad de sustentante cerca del pozo, 

En el caso que se tenga 300,000 lb de sustentante en un 

cuarto de segmento cerca del pozo, se tiene una producción -

cSpti.ma. 



109 

Fig. 2.8.- Efecto de la variacjón de la conductividad en 
volúmen de sustentante y longitud de la fractura 
constante. 

Con referencia al tiempo real para un tD, ayuda a dete~ 

minar cuando una variación en la conductividad ea un benefi

cio significativo sobre una conductividad uniforme. Se obse~ 

va que en la figura'2.7 para el caso de un P
0

D cerca de 10, 

si a 36 dias, tD ea más grande que O.l, variando la conduct! 

vidad con un sustentante de alta resistencia tiene un mínimo 

efecto. 

En la Fig. 2.9 (Bennett y otroJ~ 1981) analizan el efe~ 
to de la variaciÓn de la conductividad en términos adimensi2 

nales. Tres casos son mostrados, los cuales tienen Un P
0

D -

promedio ig{ial a 5, con el sustentante distribuido en forma 

similar como el caso dado en la Fig. 2.8. Se observa que es 

dificil obtener una curva tipo con una amplitud constante de 

fractura, cuando la fractura tiene una variación en la con-

ductividad. Si en 72 hrs., GC conntruye el comportamiento de 

·1a presi6n, en un pozo con una variación de la conductividad 
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y el tD a 72 hrs., es 

lar a un P cD de 50 y 

culada es del 45 % de 

4xl0~ la pendiente construida es sL~i-
·3 

a 72 hrs., tv· es 2x.10. Lá longitud ca1 

la longitud a.ctuS:i. · 

.,. 
~ .10,..------------------. 

II-4. BENEPICIO DE LA AUJJA CONCENTRACION UB SUSTENTANTE 

La relaci6n entre el volumen de sustentante, V so , un 

sustentante específico y los parmnetros del yacimiento son -

establecidos por la siguiente ecua.ci6n. 

124.6 ? cD xf khr (l - .0's
0

) 

k so 

(2-4) 

Donde 't, k
50 

y ¡,{so son la gravedad específica, la permea

bilidad y la ooros~d.a.d del sustentantcr respectivamente. Tam-
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bién presenta un método para determinar una combinaci6n de -

la penetración y el volumen de sustentante requerido para -

una producci6n deseada, como lo demuestra la Fig. 2.10, que 

dan las producciones en un año para unas condiciones establ~ 

cidas del yacimiento. Se observa que 3000 lb de arena con u

na pene~raci6n de 1000 pie resultaría en l.2xlÓ piJ de pro-

ducci6n en un año. Incrementando la penetraci6n a 1500 pie -

se incrementaría la producción a l .4xl0
9 

pie
3

• 

PAOOlCCION ~Tt..- DESA.ES DE.UN AHJ¡s:it plu
1 1 

'º'r-~~~~~0~0,.,~1 r·r176"rii~77"7717':':-rr-71 ~ 

~ 1os 

4xl0'1--,~~~~~~~~~~~~~~--' 
1QJ 10' 10-

Laigttw om froctura (xi) 

Fig. 2.10.- Curvas de producción lso-acumulativa -
después de un año, para vario volúmenes 
de sustentante y longitudes. 

La experiencia de campo frecuentemente muestra que con 

el incremento de volumen de sustente.nte y de fluído fractu

rante, se obtiene como resultado una mejor producci6n, y es

to se atribuye a varios factores; uno es que el FCD estimado 

es más bajo q~e el esperado como lo observaron (~ontgomery y 

Steansoi\.s, 1985; Munch y PeruJ~ 1987) la actual conuuctividad 
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in-situ puede ser el 20% más baja del esperado en laborato-

rio, en el caso mencionado y con un trata.miento con resulta

dos pobres, se tratara con 5 veces el volumen de sustentan-

te, lograndose los resultados deseados, por lo que la condu~ 

tividad de la fractura se incrementa, debido al incremento -

de la amplitud. 

Los pobres resultados obtenidos tambián se atribuyen a 

que el sustentante no cubre la altura total de la zona pro-

ductora, esto se debe a1 tien1po en que la t'ractur.a cierra. 

Entonces el fluÍdo fracturante debe cumplir; (1) Sufí-

ciente viscosidad para transportar el sustentante, y (2) La 

facilidad de la párdida de la viscosidad despuás del despla

zamiento para asegurar la limpieza en el empaque sustentan-

te. Los rompedores son adicionados para una mejor limpieza, 

·ai final de la inyecci6n. 

Con un fluído eficiente, el tiempo de cierre de la fra~ 

tura con sustentante es un poco más largo, permit'iendo al ..._ 

sustsntante depositarse hasta el final de la fractura. 

Schlottman y otro~~ {1981), atribuyen una pobre conduc

tividad aparente en el Valle del A1god6n, cuando fracturan -

con concentracibnes de un cuarto de lb de arena por ga16n de 

flu~do usado en el tratamiento. En estas concentraciones s~ 

lo el 25% de la altura es alcanzada. 
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La Fig. 2.11 muestra el porcentaje del volumen de la l~ 

chada que un bulto de arena y bauxita ocuparía, teniendo una 

porosidad del 48~. Esto demuestra que concentraciones in-si

tu de 15 lb de arena en un gal6n de fluído ocuparía un 75~ -

del volumen de la fractura. 

2 3 4 5 6 7 8 10 20 30 
C:ONCUtTAACION DC SUSf(NTANtYlr• htkllh111 .. /gol l111.1do 1 

Fig. 2.11.- Efectos de la concentración de susten -
tante en la fractura. 

II-5. EP'ECTO DE LAS PROPIEDADES DEL YACIMIENTO 

No importa cual grande sea el tratamiento de fractura~ 

miento, la altura de la formaci6n, la permeabilidad efecti-

va, y la porosidad hidrocarburo, son los factores que deter

minan la productividad de1 pozo, un conocimiento preciso de 
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estos valores es importante er: la evaluac.ión y diseiio de la 

fractura. 

II-5.l. El'ECTO DE LA POROSIDAD DEL YACilHENTO 

En formaciones compactas, es fácil presu~oner la poros! 

dad y subestimar la saturactón de agua. Puesto que la ecua-

ción de Dercy no incluye el tér:nino de porosidad, el efecto 

de la porosidad hidrocarburo, se examina frec~entemente en -

la respuesta de l.il1 fracturemiento. 

Sin embargo, el efecto de la porosidad es importante 

cuando prevalecen efectos trar.sitorios en la producción. 

Se puede ver que la declinación de la producción en un 

tratamiento de post-fractura es err6newnente analizado, por 

una disminución de la permeabilidad de la fractura. La pro--

ducción pronosticada a una fractura.realizada con una longi

tud de lOOO pie y un PCD de 10 con una porosidad hidrocarbu

ro de 10 %, es mostrada en la Fig. 2.l2. Una declinación en

la producción se gráfica con puntos en esta figura. Después 

de 50 dias de producción, no es razonable concluir que la -

conductividad de la fractura es 30 % del valor disefiado por

que la producoi6n resultaría ser igual a tener lOOO pie de -

penetración y un •en de tres. 

Después de 2 años de producción, se concluye que la co~ 

ductividad de la fractura disminuyó hasta un lO % del origi-
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nal porque ahora esta produciendo un gasto para un pozo que 

tiene una penetraciÓfi de 1000 pie con un PcD de l. De cual-

quier forma, la declinación de la rroducci6n también puede -

ser aplicada como el resultado de tener 1000 pie de penetra

ción y un PcD de 10 (el cual es el diseñado), la excepción -

es que la porosidad hidrocarburo es solo 5% en lugar de 10%. 

-"1"1000ft.W. C?.0"7"10 

- Por.=0.1 F'cn=10 
2000 ....... ~->-~~+-~--< ::::. ~~~::K~s ~gg: 1g_ 

-· ~or.~o.¡ Fcot 1 
0 ~0 ......... 1~00~ .... 2~00,...~3~0~0 ........ •0~0~~5~00,,........,6~0~0~~7:"-!oo 

'lflilPOlllal 

Fig. 2 .. 12.- Gasto de producción simulado para varios 
Fcd y mostrando un efecto del valor de -
la porosidad .. 

Cuando la porosidad hidrocarburo es sobreestimada, la -

penetración futura requerida para ur.a cierta producción es 

subestimada. La Fig. 2.13 muestra el volumen de sustentante 

requerido para dar una producción específica, establecidas -

las c.ondiciones del yacimiento tan solo cambiando la porosi-
9 3 

dad. Esto indica que para producir lxlO pie de gas en un a~o, 

se debe tener 70,000 lb de sustentante, además una penetra-

ción de 200 pie y una porosidad hidror.arburo de 13%; sin em-
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bargo se tendrían con une penetraci6n de 500 pie y una poro

sidad hidrocarburo de 6%. Con una penetración de 350 pie, s~ 

lo se requiere 35,000 lb de arena, en un yacimiento con una 

porosidad hidrocarburo de 13%. 

Similarmente la longitud de la fractura calculada es 

tambi6n sobreestimada si la porosidad hidrocarburo es más b~ 

ja que la utilizada" en el análisis de la prueba de un pozo. 

2xtot 1 
1 

~ 1 
10• \ / 10- MSCF 

! " / •-0.06 
j 

, _ _... 

i 5•10' 10' MSCF 
Í 4x10' ••0.13 

13x10I 

2'10' 
10' 10' 

" 
Fig. 2.13.- Curvas de producción para dos valores de 

porosidad. 

II-5.2. SOBRESTIMACION DE LA ALTURA DE LA FORMACION 

En áreas donde la porosidad y la saturaci6n de agua sen 

dificiles de estimar, se sobrestima una alta productividad~ 

Si se realiza en un pozo de prueba para determinar el pro-

dueto hf y la altura es sobrestimada, el valor de la perme~ 

bilidad efectiva de la formaci6n es subestimada. Después de 

la realizaci6~e un análisis de post-fractura con una curva 
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tipo igual (diseño original), el cálculo de la longitud de -

un valor más bajo que el inicial porque esta es proporcional 

a la raíz cuadrada de la permeabilidad, como se puede ver en 

la ecuaci6n tD. 

Como un ejemplo, se asume que una prueba a un pozo so-

bre un intervalo en capas (laminado) de 100 pie tiene un kh 

igual a l md-pie. Se tiene que la permeabilidad promedio es 

de 0.01 md,-se diseña un tratamiento para una penetraci6n de 

10~0 pie y un F
0

D de 10. ta producci6n proyectada es d~ 0.8~ 

10 piJ en un año. Si el intervalo tienP. actualmente solo 50 

pie de un estrato permeable considerando los límites, el pr2 

medio de la permeabilidad es 0.02 md, con la misma 9enetra-

ci6n se obtiene 0.52xld pi,? de producci6n en un año. Una pe

netraci6n menor que 500 pie en un intervalo de 100 pie de -

permeabilidad igual a O.Ol md, ·también resultaría en 0.58xld 

piJ de producci6n. 

En formaciones compactas, como turbiditas frecuentemen

te se. tienen limitaciones, en estos casos, la altura neta es 

tomada como la distancia de la cima y el fondo de este inte~ 

vale, en realidad la stuna de los estratos permeablco es me-

nor ert cantidad que en un estrato total. 

Un estrato tiene características muy diferentes con re~ 

pecto a otros. y también deben ser establecidos. 



II-5.3, YACIMIENTOS ESTRATIFICADOS 

Eennett y otro~'(1986) investigaron la respuesta de las 

fracturas hidráulicas en yacimientos estratificados. Mostra

ron que la longitud es subestimada en un yaci~iento mezclado 

(que tiene muchas capas cruzadas, con propiedades diferen--

tee), es considerada cuando no se toman en cuenta los estra

tos originales. Introducen el ténnino de conductividad adi-

mensional del yacimiento (CRD) definido como: 

kjhj (pct)jhj 

~ ~ 
(2-5) 

También mostraron que las curvas tipo de Agarwal Pig. -

2.1 son usadas para evaluar la respuesta transitoria en yac! 

mientas estratificados, si el término tD es sustituido por_ 

trf'CRDº 

Se ignora que la longitud de la fractura es lejana a la 

afectada por un factor igual a CRDº CRD es siempre menor que 

uno en un yacimiento estratificado, el valor de la longitud 

sería menor que la original. 

Si se utilizan valores promedio, la producci6n deseada 

también puede ser subestimada. 

Si un pozo contiene más de una zona por tratar, es me-

jor aislar cada una y fracturarlas ·individualmente, Porque -
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las condiciones econ6micas y operacionaies, no son las dese~ 

das cuando se fracturan pozos con una sola fractura en la -

cual se toman en consideraci6n el promedio de las propieda-

des de·l yacimiento. 

Camacho y otros18 (1987) ampliaron el trabajo de Bennett, 

para analizar la respuesta en multizonas donde la longitud -

varía de zona a zona. 

Sullivan y otrod9 (1987) evaluan las propiedades de las 

fracturas hidráulicas en una formaci6n multiestratificada -

donde los estratos tienen diferentes áreas, bas~dos en estu

dios geol6gicos, desarrollaron curvas tipo con estas situa-

ciones, las cuales ayudaron al conocimiento de los paráme--

tros del yacimie~to y así crear un simulador numárico que 

les ayudará a determinar las propiedades de la fractura. 
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C A P I T U L O III 



Al1AL1.SlS DE PRESION DURANTE EL FRACTURAMIENTO 

III-1.. IN'TRODUCCION 

El aná1.isis de presi6n durante y después de un trata--

miento de fracturamiento proporciona una herramienta para d~ 

terminar la forma de la propagación y los parámetros para e1. 

diseño de otros tratamientos. 

Si se conocen los esfuerzos tect6nicos inherentes y la 

presión de formación, durante el tratamiento es posible con~ 

cer el tipo de fractura inducida. 

Para el mejor entendiminto se debe de ohservar el com-

porta.miento de las presiones tanto en la cal:-eza como en el -

fondo de1. pozo. 

En un principio el desarrollo de los fracturamientos se 

realiz6 con volúmenes pequeños, entonces se inici6 el deea-

rrollo de fracturruniento hidráulico masivo en pozos de gas y 

es obvio que el ent:endimiento está le jos de completarse. 

Simonson y otroJ (1978), presentan el estudio de los e

fectos de la presión del fluÍdo, propiedades de la roca y el 

incremento de los esfuerzos in-situ de una fractura verti--

cal. 

En 1979, Noltl presenta un aná1.isis del mecanismo de --

123 
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la declinaci6n de la presi6n, con lo cual permite estimar -

parámetros importantes, como ~1 coeficiente de filtrado y 

la eficiencia del fluído. Nolte y Smitf (1981), presentaron 

un procedimiento de análisis de la presi6n durante le inye~ 

ci6n. 

III-2. BALANCES DE MATERIA DURANTE EL 
FRACTURAMIENTO Y EL CIERRE 

El análisis de .presi6n, sin tomar en cuenta el modelo 

de propagación usado está basado en dos expresiones de ba-

lance de ~atería. 

Durante el bombeo, el volumen acumulado de fluído inye~ 

tado, q 1tp, debe ser igual 

vf, más el volumen filtrado 

beo, VLp' por ejemplo: 

al volumen de la fractura cerrada 

en la formación durante el bom--

(3-1) 

Después del cierre, el volumen en la fractura a cual-

quier, 6t, es entonces. 

{3-2) 

Donde Vf(tp) es el volumen al final del periodo de bo~ 

beo y Vf(6t) es el volumen a cualquier tiempo después. Fi-

nalmente VLs ~s el volumen total de fluído pérdido en la --
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formaci6n entre el tiempo de cierre y cualquier tiempo (ót) 

después. 

La longitud, la amplitud y el área de la fractura son 

evaluados asumiendb una ley de potencias relacionadas con -

el tiempo. 

(J-3) 

Donde el exponence m as igual a 1 para una pérdida de 

fluído insignificante (límite superior) y cuando existe una 

pérdida mayor (significante) de fluído m es igual a 2 (lími 

te inferior). 

Para el límite superior, el exponente para los dos mo

delos comunes de propagación son: 

PKN: l/m < (2n' + 2)/{2n' + 3} 

KGD: l/m < (n' + l}/(n• + 2) 

(3-4) 

(3-5) 

Donde n' es el exponente de la ley de potencias del m2 

delo reol6gico. 

III-2.1. DESARROLLO 

Carte~ (1957} analiza la relaci6n de pérdida de fluído 

durante el bombeo a medida que se incrementa el área, dA: 



2CLdA 
qL(t, dA) ; 

)t-t(A) 

Y se muestra que: 

{ 

2/t/tp (1- /i-A/Ap) 

señ' (A/A ) 
p 

126 

(3-6) 

(a) 
(3-7) 

(b) 

Donde (a) es para el líinite superior y (b) es para el 

líinite inferior; A es el área de pérdida de fluído s. cual-

quier tiempo, t, y AP, es el área de pérdida al final del -

bombeo a tp. 

La ecuaci6n 3-7 se puede acupar a un periodo después -

del cierre (al final del tiempo de bombeo). Durante el. tiefil 

po de cierre, t puede ser reemplazado por la suma: 

t ; t + At 
p 

(3-8) 

Donde At, es el tiempo de cierre. Con las ecuaciones -

3-3 y 3-8 y asumiendo AP como cons.tante, la ecuaci6n 3-7 

llega a ser: 

f. (2(1+6tD) - (~tD)'1] 
\ señ1 (l+AtD)'S 

(3-9) 
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Donde AtD es la relaci6n de tiempo de cierre segÚn el 

tiempo de bombeo. 

El volumen total de pérdida de fluído durante el bom-

beo puede ser obtenido por la integraci6n de la ecuaci6n 

3-7, de t = O a tp, cuando A .= Ap, por lo tanto. 

V =jtp 
Lp . o 

4/3 
TT/2 

(3-10) 

Durante el desarrollo la diferencia entre el límite s~ 

perior e inferior es aproximadamente de 17~ y decrece duran 

te e1. periodo de cierre. 

El volumen perdido después del cierre puede ser obteni 

do por la integraci6n de la ecuacuaci6n 3-9 entre los lími

tes de AtD=O (At=O) y AtD. 

Donde Ap algunas veces es reempazado por rpAf; para mo

delos de altura constante, rp está dado por : 



r 
p 

12t; 

(3-12) 

hf es la altura vertical de la fractura y hp es la al

ta permeabilidad (sección de pérdida de fluído). 

La ecuación evalua el tiempo de cierre, lit
0

, cuando VLs 

es igual al volumen de la fractura generada Vf' sin susten

tante. Por lo tanto: 

(c1+ 
~ t ~l -1] r/3) ten> cD 

vf 2CLrpAf R (3-13) 

P [Cl+lit cD) 
, (l+llt 0~J +lit l!r - 17/2] sen 

cD 

El volumen de la fractura Vf es igual a el producto de 

Afw' donde w es la amplitud promedio de la fractura. 

w (3-14) 

La amplitud de la fractura es estimada usando las ecu~ 

cienes 3-13, 3-14, al tiempo de cierre, lit
0

, y también el -

coeficiente de pérdida puede ser obtenido. 

La eficiencia del fluído en un lapso de inyección,~ -

ea obtenida por: 

(3-15) 
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Con las ecuaciones 3-1 y 3-15 se tiene que: 

(3-16) 

La relaci6n Vf/VLp se obtiene dividiendo 3-13 y 3-10, 

si las caracteristicas sor. las mismas durante la inyecci6n 

y la declinaci6n. 

Para este análisis, el caso de características de p~r

dida similar se considera con la siguiente ecuaci6n: 

J ( l+lit Djz 

l [<>•A:onl 
( TT/2) 

- lit ~ -l 
cD 

_, 
sen lit Jí 

cD 

(3-l7) 

rr/2] / 

La eficiencia del fluído se obtiene por la incorpora-

c i6n del valor de cierre en la ecuaci6n 3-17 y con la rela

ci6n Vf/VLp en la ecuaci6n 3-16, y son mostrados en la Fig. 

3.l. 

Nolt€ (1986 a) presenta un procedimiento para el uso -

de la eficiencia de un trata.miento de calibración, anterior 

a la actual estimulaci6n, para determinar el tamaño del co_l 

ch6n, adicionando sustentante y expuesto un tiempo a una -

temperatura para un subsecuente tratariliento. 
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Finalmente la longitud de la fractura se estima, usan

do las ecuaciones· 3-1 y 3-10, y se puede escribir. 

vi = q.t = (l+V¡JvL J [2cLAfr rt J 4/3 J 
i P P PI P '\ "/2 

(3-lB) 

Recordando que el área de la fractura, Af es igual a -

2hfxf (Modelos PKN y KGD), entonces reacomodando la ecua--

ci6n 3-18 y con una solución para R 6 xf' es facilmente ob

tenida. 

Fig. 

~ 

i:! 

=~ 
~ ,i 
;; e; 
;¡! :~ 
w ·~ a -;¡e 

I! ~= 

= 
i..~ 

~ g ~ 

3.1.- Relación entre el tiempo de cierre y la efi 
ciencia sin considerar sustentante ( Nolte7 
1986 b6 ). 
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III-3, ANALIS IS DE LA DECLINACION IÍE , LA .PRES ION 

Desarrollos previos se derivan de un ar..álieis de balan 

ce de ~atería así como de la relaci6n entre el tiempo y la 

generaci6n del área de la fractura. Los modelos relacionan 

la amplitud con la presi6n neta del fluido dentro de la --

fractura. Un desarrollo de estas relaciones permite establ.~ 

cer una técnica de análisis basada en la .presi6n. 

Nolte" (1986 b) expresa relaciones generales usando el 

concepto de coeficiente de fractura para un promedio de la 

amplitud. 

w ºf Apf cf(pw - pe) (3-19) 

y 

TT J3 hf PKN (3-20) 
cf 

2E' xf KGD 

Donde Pw y Pe son la presi6n de fondo y de cierre res-

pectivamente; ªr es el. "coeficiente de fractura", E• es el. 

modulo de esfuerzo plano y ]J esta dado por: 

} (2n'+2) / (2n'+3+ a) 

l 0.9 

PKN 

(3-21) 

KGD 

Donde n• es el exponente de la ley de potencias del m~ 
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delo reologíco para el fluído y a es un coeficiente de de-

gradación. 

j3 , esta definido como la relación del promedio de la -

presión neta en la fractura la cual determina la amplitud -

promedio para la presión neta en el pozo, la cual puede ser 

medida en el campo. 

La diferencia de estas presiones resulta el gradiente 

de presión esperado para el fluído en la fractura y la mag

nitud de la presión neta refleja el efecto de la viscosidad 

en este flujo. Por lo tanto jJ resulta porque el flujo conti 

nuo en la fractura hasta el cierre de esta y este flujo es 

ana:logo a un flujo de gas del pozo al cierre de la superfi-· 

cie. La Fig. 3.2 ilustra el gradiente de presión, flujo de§. 

¡iu~s del cierre, y la definición de fJ la cual es relativa-

mente constante dUrante el cierre. Esto denota que durante 

los períodos antes y despuás del cierre, el volumen de la -

fractura y de la presión promedio es la misma, sin embargo 

el gradiente de presión cambia, ambos para el cambio del -

gasto natural al cierre. 

De el balance de materia despuás del cierre (ecuación 

3-2), es la siguiente: 

(3-22) 



Fig. 
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3.2.- Ejemplo de presion y gasto de flujo en la -
fractura antes y después de cierre ( Nolte~ 
1986 b ) • 

Diferenciando la ecuaci6n 3-19 y sustituyendo en 3-22 

con el valor de qL (ecuaci6n 3-9), resulta en. 

(3-23) 

Integrando 3-23, entre ~tD=O y AtD con p
0 

constante. 

l'uperior 

(3-24) 

ini'eríor 



Donde: 

y 

16 
3n 

·~ [ (l+AtD) 

Límite superior 

4 
3n 

_, 
sen 

Límite inferior 
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(3-25) 

(3-26) 

La función del tiempo G (AtD) para el límite superior 

e inferior de la relación líneal con el cambio de la pre--

eión real (ecuación 3-24) durante el periodo de cierre de -

la fractura. 

La interpretaci6n indica que es la construcci6n de una 

línea recta entre la preei6n del pozo pw y la función G 

(lltn>· 

La pendiente de la línea recta esta dada por: 

m (3-27) 

Se asume que la línea recta es correcta e indefinida -

Pig. 3.3, la cual se realiza si la presión de cierre es co

nocida por otra prueba diferente, entonces la pendiente da 

un punto de coeficiente de filtrado. La forma de interpretª 

ción indicada en la Fig. 3.3, da una simple gráfica con la 
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misma informe.ci6n obtenida de ambas curvas en un procedi--

miento semejante (igual presión, desviaci6n en corto tiempo 

indicando una extensi6n adicional despuéE del cierre) y la 

presi6n centra la raíz cuadrada del tiempo graficada al ci~ 

rre. (La desviación de la línea recta indica el cierre de -

la fractura). 

Fig. 3.3.- Respuesta de la declinación de la presión -
contra la función del ti~mpo de Nolte. 

Noltl (1979) presentó un análisis el cual incluye solo 

la presi6n para definir Vf/VLp de las ecuaciones 3-16 y 3-= 

17, utiliza la vuriaci6n de la presión proporcional a la -

presi6n neta interceptnndo a un tiempo cero Fig. 3.3, divi

dida por la pendiente Pm, denotado respectivamente como P
8 

y P~ en estas referencias. 
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III-3 l. APLICACION 

El análisis antes mencionado to~a en cuenta suposicio

nes ideales, Noltt (1986 b) discute este análisis ccn datos 

más reales. 

Las discuciones realizadas de la presi6n dependen de 

la pérdida de fluído (pérdida de fluído controlada por el 

yacimiento, en la cara de la formaci6n por un enjarre), del 

incremento de la altura, de la pérdida significante en la -

fractura y cambio en la presi6n de cierre. La altura deter

mina ºfo rp en la ecuación 3-27, una breve discusi6n se 

realizá en este análisis en que el v~lor de la altura es u

sado si el incremento de la altura ocurre en los límites de 

la formaci6n. Hay un crunbio insignificante durante el periQ 

do de cierre, cuando la presi6n neta (Pw
0

- P
0

) es menor que 

la mitad de la presi6n de cierre. Esta cercano a W1 valor -

constante basado entre los límites, y no la parte de la al

tura realizada al cierre. 

III-).2. EJEMPLO: 

De una prueba de inyección se tienen variables de un ~ 

nálisis de la declinación de la prési6n (tabla ).1), antes 

de un fracturamiento, datos siguientes al cierre, aparecen 

en las dos primeras columnas de la (tabla ).2). 

1 •• 
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El tiempo adimensional, AtD, es cual es solamente la -

variaci6n de el tiempo de cierre y el tiempo de bombeo, es 

calculado en la tercera columna de la tabla 3.2. 

Finalmente, la funci6n del tiempo, G (AtD)' esta dada 

por la ecuaci6n 3-26, (límite superior), es calculado y ap~ 

rece en la coltunna 4 de la misma tabla. 

Una gráfica de la presi6n medida contra la funci6n del 

tiempo es mostrada en la Fig. 3.4. Como se menciona ante--

riormente, una línea recta se representa durante el cierre 

de la fractura y una desviaci6n después del cierre, cuando 

la reepueeta del yacimiento es predominante. 

V!RINllS CE lA R'.O\ Y m. 'lRl!l1MlENlO 
FJIRA. EL EJH4J.O 1E ,.. ..... - -

E - 4xl0 .lQ1:q lp = 120 pie 
y = 0.26 hf = 150 pie 
Vi= 507.5 bl. n • = 0.4 
tp = 35 min a = l (vis::csidid cte. 

en la fra::tuca). 

Tabla 3.1.- Variables de roca y del tratamiento para el 
ejemplo de aplicación. 



~ •h pr..-. parolll ~d.lopkodoft 

.11 (mln) p ,~ -2> Ato G(Alo) 

o.o 5990 O.DO O.DO 
0.9 5963 0.03 0.04 
3.7 5882 O.ti 0.14 
6.5 5811 0.18 0.24 
9.2 5748 0.2tl 0.33 

12.0 5894 0.34 0,42 
13.8 5&59 0.4D 0.47 
15.7 5626 0.45 0.52 
17.5 5594 0.50 0.58 
19.4 5564 0.55 0.62 
21.2 5534 0.61 0.67 
230 5504 0.66 0,72 
24.9 5474 0.71 o.n 
26.7 5447 0.78 0.81 
286 5418 0.82 0.85 
30.4 5392 0.87 0.90 
323 5364 0.92 0.94 
34.1 5338 0.97 0.99 
36.0 5314 1.03 1.03 
37.8 5291 1.08 1.07 
39.6 5269 1.13 1.11 
415 5247 J.19 1.15 
43.3 !>228 1.24 1.19 
"11.1 5200 1.32 1.25 
489 5174 1.4D 1.30 
516 5148 1.48 1.36 
54 4 5128 1.55 1.41 
57.2 5106 1.63 1.46 
59.9 5087 1.71 1.52 

Tabla 3.2.- Declinación de la presión para el ejemplo 
de aplicación. 



0000 

S800 

:; 5600 

!! 
;¡ 

.. oo 

5200 

50000 025 0.5 075 , 25 , "° 
G(>1o) 

Fig. 3.4.- Gráfica de diagnóstico para el ejemplo de 
aplicación. 
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La misma gráfica se presta para dos posibles líneas -

rect;as con dos pruebas con vaJ.ores de presión y tiempo de -

cierre. 

p 5700 lb/pg, G (Atn)"'0.4, tD 0.32, 
c 

At 11. min. y 

p 5225 lb/pg, G (t.tD)., l.19 
c 

At 42 min. 

El primer vaJ.or tiene eficiencia menor 0.2 (Fig. 3.1) 

e1 cual se considera pequeño. De este modo el caso anterior 

sería usado para el cálculo de un grupo de variables en la 
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ecuación 3-27 (m = 450 lb/pJ). Aquí se indica la importan-

cia de la obtención de la presión de cierre independiente. 

Asumiendo que el modelo PKN se lleva a cabo, el coefi

ciente de fractura se calcula en la ecuación 3-21 y usando 

n'=0.4 y a=l (de la tabla 3-1) entonces. 

fl (2n'+2) / (2n'+3+a) = 0.58 

Refleja el efecto del flujo del fluído y la Viscosidad 

durante el cierre. 

El modulo de esfuerzo plano se puede calcular usando 

el modulo de Yoil.ng (4xlcf lb/pil y la relación de Poisson -

(0.26): 

3-21. 

E'= E/(1-.:) 4. 3xl& lb/pg2 

De aquí, el coeficiente de fractura de la ecuación 

2E' 

(3.14) (0.58) (150) 

(2) (4.3xlcf ) 

3. 2 x lrl pie/lb/pg2 

Entonces con el valor de la pendiente, m=450 lb/pg~ el 

coeficiente de filtrado se puede obtener CL. 



2(450)cf 

TTr ít p { "p 

_, 
2 (450 )( 3. 2xl0 ) 

3.14(120/150) /35 
1.9 x 1Ü

3 
pie/miJí 
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La eficiencia se calcula con ecuaci6n 3-16 y 3-17 la -

cual remplaza la relaci6n Vf/VLp' De la figura 3,4 un valor 

de At
00 

igual l.19 es obtenido y entonces de la ecuaci6n -

o figura 3.l Vf/VLp=0.8, entonces resulta un valor de efi-

ciencia igual a 0.44. 

De la ecuación 3-18 usando el valor de Vf/VLp=0.8 (re

cordando que Af=2xfhf) y entonces reorganizando los result~ 

dos calculados para la longitud de la fractura para un volll 

men inyectado de V
1
=507.5x5.6l5=2850 pie. 

2850 

(4)(1.9xli )(150)(120/150)(59)(1.47)(1.B) 

200 pie. 

Finalmente, la ecuaci6n 3·-13 y con la ecuaci6n 3-14 se 

obtiene la amplitud media de la fractura. De la eficiencia, 

el volumen de la fractura es 

plitud promedio es: 

w l250/(2x200xl50) 0.021 pie 0.25 pg. 
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Para verificar si el valor de la amplitud es correcto, 

es comparado con la ecuaci6n 3-19 al cierre, P .i.5990 lb/p¡;2. w . 

-5 
w = Cf (Pw-Pc) = 3.2xl0 (5990-5225) = 0.024 pie 

Este valor es similar al obtenido anteriormente. 

La diferencia resulta en el uso de la presi6n actual -

de cierre en lugar del valor interceptado a un tiempo cero 

en la Fig. 3.4. 

III-4. EPECTOS DEL SUSTENTANTE 

Anteriormente se mensioncf que el cierre de la fractura 

es sin una amplitud residual, la cual es esencialmente co-

rrecto para un tratamiento de calibraci6n sin sustentante.

Sin embargo, para las fracturas actuales resulta una ampli

tud sustentada, w
80 

despuás del cierre. El volumen de sus-

tentante es igual a. 

V 
so 

m 
SD (3-28) 

Donde m
60

, P
60

, ~so' son la masa, la densidad y lapo

rosidad del paquete de sustentante respectivamente. 

La fracci6n del volumen en el sustentante con respecto 

al volumen de fluído inyectado es: 



V 
so 

V 
SD 

v. 
]. 

m 
so 

l.43 

0-29) 

En lo siguiente, el tiempo de cierre con sustentante -

es denotado como t~; la presión neta, 6pso al cierre; el -

promedio de l.a ampl.itud sustentada, ws
0

y el. volumen de l.a -

fractura, V
9

ó 

El promedio de la amplitud sustentada se cálcula con la 

relaci6n del coeficiente de fractura. 

(3-30) 

y la máxima amplitud hidrául.ica a la presi6n de cierre, APs, 

se obtiene la siguiente relaci6n de ampl.itud. 

(3-31.) 

l.a cual es una indicaci6n de l.a eficiencia de la fractura -

sustentada del. tratamiento. Un anál.isis completo del. efecto 

del sustentante lo describe, Nol.tt (19B6b), la eficiencia -

del fluido•{• de una fractura sustentada puede ser estimada 

de la eficiencia aparente,,.(por ejempl.o usando et tiempo -

de cierre para la fractura sustentada con la relaci6n de -

una fractura sin sustentante,Fil!. 3.l.). La expresión es¡= -

v 5 D(l-j1 +"Z'· 
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III-5. PERFILES DE PRESION DURANTE EL -"'RACTUR.M!IENTO. 

Una aproximaci6n se presenta en base a un análi~is di

mensional. 

El gradiente de presión del fluído dentro de una frac

tura está dado por una ley de potencias. 

dp K'u n' 

"' (3-32) 
n'+ 1 

w 

Donde u es la velocid~d del fluído y es igual a qi/whf 

entonces la ec. 3-32 llega a ser. 

dp 
(3-33) 

La ecuación 3-33 es una relación entre el gradiente de 

presión y el gasto de flujo. 

Introduciendo el coeficiente de fractura (ec. 3-20) y 

asumiendo que P
0 

ea coruítante para: 

ce ----~2~n~+~l 
(cff¡pf) · 

(3-34) 

Integrando y suponiendo que lipf es insignificante, el 

resultado es: 

l/(2n'+ 2) 

(3-35) 
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Introduciendo la relación del. coeficiÉ?nte ·de :frac.tura papa 

los dos modelos. (eci. 3-20) 

.. [E2n'+ l K'qin'xf] 
l/(2n'+ 2) 

PKN: llP:ra: 3n + 1 (3-36) 
hf 

[ E2n '+ l K'qin 1 l/(2n'+ 2) 
KGD: llpfcx 2n (3-37) 

h'rn xf 

Estas relaciones indican que los efectos de la viscos! 

dad del fluído en la presión (KJ, gasto de inyección (qi) y 

el modulo (E) son los mismos para cada modelo y la dependeg 

cia de la extensión de la fractura (xf o R) y la altura son 

diferentes. La ecuación 3-36 también muestra que Apf se ig 

cromenta con el incremento de xf (modelo PKN), y considerag 

do un decremento de Apf con la extensión (ec. 3-37) para el 

modelo KGD. 

La amplitud de la fractura,w, es igual a cfllpf. Por -

lo tanto, introduciendo la definición de cf y multiplican

do el lado derecho de la ecuación 3-36, 3-37 resulta ser -

proporcional a la amplitud de la fractura. 

[

K' .n'Jl/(2n'+ 2) 
PKN: iic:C 7 hfl-n'xfl/(2n'+ 2) (3-38) 

0-39) 
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La extensión de la fractura cuando "'!-->O esta dada -
1/2 por la condición Af~t (ec.3-3) por lo cual, 

para los modelos PICN Y KGD (3-40) 

Cuando "'l- 1, la extensión de la fractura se basa en 

la condición Vf = wAf = Vi« t, o wxfc:s: t para los modelos 

PKN y KGD (hf constante). 

Sustituyendo estas relaciones de tiempo en las ecúaci~ 

nes 3-36, 3-37 y resolviendo para la penetración, 

PKN: 

KGD: 

t(2n'+ 2)/(2n'+ 3) 
xf ce 

t(n'+ l)/(n'+ 2) 
x;f a 

(3-41) 

(3-42) 

Finalmente, sustituyendo las ecuaciones 3-40 a 3-42 -

(para extensión contra tiempo) en las ecuaéiones 3-36 y 3--

37 para la presión neta. 

A tl/4(n'+ 1) (3-43) Pf"" 
PKN: 

A tl/(2n'+ 3) 
P;f.., (3-44) 

Ap:f ce t 
-n/2(n'+ l) 

0-45) 

KGD: -n/Cn'+ 2) 
Ap:fa:t (3-46) 

Las expresiones para la presión neta de la fractura -

Ceca. 3-43 a 3-46) son exponenciales y por lo tanto las gr~ 

:ficas log-log de estas variables contra tiempo son lineas -
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rectas son pendientes igual a los respectivos exp6nentes. 

Esto nos forma una idea básica para la interpretaci6n 

de perfiles de pr&si6n durante el fracturamiento. 

III-5.1. EJEMPLO DE PRESION DE FRACTURALlIENTO 

La Fi~. 3.5 muestra un registrador de fondo el cual mi 

de la presión del fluído durante y después de un trata~ien

to de fractura en una formaci6n de arena con gas.La gráfica 

contiene todas las faces de la respuesta del periodo de in

yecci6n, de la presi6n de fracturamiento, la presi6n decli

na al cierre de la fractura, el tiempo al cual la fractura 

se cierra (con sustentante) y la recuperación del incremen

to de la presión en el yacimiento causada por la pérdida de 

fluído durante el tratamiento. La presi6n de cierre, P
0

, p~ 

ra la formaci6n se indica en la figura, esta es la presión 

que se puede exceder por el fluído inyectado para mantener 

la fractura abierta y la cual es como referencia para la -

presión neta que gobierna la propagación de la fractura así 

como sus dimensiones. 

Una interpretación de la presi6n se realiza de la in

formaái6n presentada en la sección anterior. El incremento 

de la presión neta durante las dos primeras horas de trata

miento indican que el modelo PKN, para una altura confinada 

de la fractura en el plano vertical, es más aplicable y so

lo predice incrementos de presión con incrementos de la pe

netraci6n (ec. 3-36). La presión es proxima a ser constante 
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después de dos horas del tratamiento conforme a un substan

cial desarrollo de la altura vertical en formaciones limit~ 

de.a por altos esfuerzos. 

Para esta suposici6n, la presi6n es gobernada pDr el -

desarrollo de la altura y es regulado a un valor un poco 

más pequeño que el esfuer;o horizontal en el límite del y~ 

cimiento. 

Puesto que la presi6n neta para este periodo es del 

orden de 1400 lb/pg2 esto indica que la diferancia de es--

fuerzo entre la zollR productora y las barreras de la forma

ci6n que exceden las 1400 lb/pg: 

-·:: 
~ . .. 
i 
11 

1 

Fig. 
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3.5.- Ejemplo de la presión de fracturamiento (Nol
te~ 1982 ) • 
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Después de la inyecci6n, la Pig. 3.4 muestra la fase -

de la declinación de la presi6n al cierre de la fractura d~ 

bido a la pérdida de fluído a la formación. Durante el cie

rre, el ritmo de la declin~ción de la presión es proporcio

nal a la pérdida de fluído como lo indican las ecuaciones -

3-22 y 3-23. El punto a el cual la fractura cierra sobre el 

sustentante es concluido, de el punto de declinación del 

gasto incrementado. La presión neta, ÓP
80

, a este punto es 

cerca de 1/6 de la presi6n neta a el final de la inyecci6n~ 

La relaci6n de 1/6 indica la misma relaci6n para la ampli-

tud a este tiempo (ecuaci6n 3-31) y una eficiencia relativ~ 

mente pobre. 

III-5.2. INTERPRETACION DE LA PRESION DURANTE LA INYECCION 

Los cambios de la presi6n de fondo fluyendo durante la 

inyección sirve como una herramienta para la interpretación 

de procesos de fracturamiento. La Pig. 3.6 indica los cam-

bios de la presión con la propagación de la fractura, asu-

miendo condiciones cercanas al gasto de inyección y propie

dades de los fluidos constantes. Esta figura ayuda a la di~ 

minucí6n de la presión de fracturamiento. 

III-5.2.1. MAGNITUD DE LA PRESION 

En el estado de esfuerzos de la roca, el esfuerzo hor! 

zontal es más pequeño que el vertical, por lo tanto las ---
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fracturas son normalmente en el plano vertical, siguiendo -

la direcci6n de la misma resistencia, o en un plano perpen

dicular el mínimo esfuerzo. Le presi6n de fondo en un lapso 

del fracturarniento puede exceder la presión de cierre, P
0

, 

igual al esfuerzo perpendicular e le roes en el plano de le 

fracture (Fig. 3.6). En consecuencia le presi6n de fondo es 

menor que el esfuerzo de sobrecarga, cuando la presi6n exc~ 

de el esfuerzo vertical de sobrecarga, le fracture puede -

propagarse en el pleno horizontal. Esto scurre (l) en pro-

fundidades someras, cuando la erosi6n produce esfuerzos ho

rizontales menores que los verticales, (2) en formaciones -

de bajo esfuerzo in-situ resultando en igualdad de esfuer-

zos horizontales y verticales, (3) en frscturamiento verti

cal el cual crea grandes presiones mayores el e~fuerzo de -

sobrecarga y resultando en fracturas verticales como hori-

zontales. 

III-5.2.2. INCREMENTOS O DECR:FMENTOS DE PRESION 

Como se observa en le Fig. 3.6, durante le fase ini~

cisl de prapagaci6n (etapa l) el área de le fractura ae in

cremente en forme radial si el origen de inyecci6n (perfo

raciones) se aproxime e un punto o en forma elíptica si se 

aproxime e una línea. Bl costo de que ses línesl es pare -

un intervalo disparado, la pequeña varisci6n inicial de --

elipses es aproximado al modelo. KGD (Martins y Hspe/, 19--

85). Pare esta fase inicial le presi6n decrese con le inye~ 

ci6n pare el KGD y tiene una línea de pendiente log-log en-
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tre - 1./4 y - 1/6 dependiendo de l.a eficiencia y condicio-

nes de entrada (ecuaci6n 3-45 y 3-46). El decreJJento del.a 

presi6n refl.eja las fractura~ con refencia al. desarrollo en 

forma radial con el decremento de la resistencia de la for 

maci6n. 

En esta figura se indica una pequeña y negativa pen--

diente log-log representando la propagaci6n en una manera -

similar para el modelo KGD. En este caso para la primera e

tapa se aplica a fracturas en plano horizontal y vertical.

El punto de origen representa una condici6n para la presiór. 

de la fractura vertícal que resulta en perforaciones limit~ 

das o en un agujero que ea inclinado en el plano de mínimo 

esfuerzo. Para una fractura horizontal, el punto de entrada 

no es comparado con el de una vertical (Óh > Pr > bvl. 

Etapa uno para una fractura vertical es la mínima en 

pocos minutos en una zona relativamente pequeffa o para un 

tratamiento completo en una zona considerable. 

La Fig. 3.6 indica que la fractura vertical se propaga 

en una manera similar al modelo PKN después de que un mode

lo radial tiene lí~ites de barreras superior e inferior, e~ 

tos límites obligan a que e~ta tome una forma circular re-

sultando en un incremento de presión, si la fractura deaa-

rrolla gran altura vertical, como se observa en la eta~a -

II. Para el modelo (PKi\) la etapa de propagación se ve en 

la pendiente 1og-log que esta entre 1/4 y l/8 dependiendo 
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del fluído y la eficiencia (ecuaciones 3-43 y 3-44). Si los 

límites resultan con alto esfuerzo indican que el desarro-

llo vertical es limitado y que la pendiente log-log de la -

?ig. 3.6 es valida hasta q~e la presión neta ~pf' se apro

xime al valor más bajo de esfuerzo de la berrera para el 

cual es penetrada, Pe +ób, en este tiempo la presi6n es a

proximadamente constante (etapa III). Si la inyección conti 

nua con un significante desarrollo vertical, la fractura -

puede encontrar una formación de bajo esfuerzo el cual f aci 

lita el desarrollo de la misma. 

La disminuación de la presión neta durante el periodo 

inicial puede ser interpretado como una inclinaci6n de un -

desarrollo sin restricci6n de una fractura radial, en cual

quier& de los planos horizontal o vertical; considerando un 

incremento de la presión neta con una pequeña pendiente (es 

decir <: 1/4) después del periodo inicial ea indicativo de 

crear una fractura vertical extendiendose primeramente en -

logitud con una restricción en el desarrollo de la altura, 

la presión se acerca en este periodo a un valor constante, 

una posible causa ea el insignificante desarrollo de la al

tura por los esfuerzos de las barreras que actuan como un -

regulador de preei6n. 
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Fig. 3.6.- Características de los cambios de la presión 
con la propagación. 
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III-5.2.3. PRESION CONSTANTE 

Una interpretaci6n para un periodo de presi6n constan

te es el que ocurre en las fracturas naturales o fisuras 

que son creadas por la fractura primaria, normalmente se 

tiene mayor permeabilidad que la formaci6n y el fluÍdo pue

de penetrar profundamente con una presi6n cercana a la de -

la fractura primaria, estas fisura.a se abren cuando se tie

ne mayor presi6n del fluído y esta e~cede el esfuerzo de la 

formaci6n. 

Del fluído inyectado una cantidad importante se pierde 

en las fisuras las cuales se mantienen abiertas con la mis

ma presi6n. La presi6n neta para abrir las fisuras es /!. b /
(1-2..,..), donde /¡, Ó es la diferencia entre el esfuerzo princi 

pal en el plano horizontal y V es la relaci6n de Poisson de 

la roca. 

En esta etapa de presi6n constante (etapa III de la -

Pig. 3.6) resulta en una fractura vertical cuando: 

La presi6n excede la sobrecarga, y el desarrollo de 

una fractura en forma de T. 

La presi6n se aproxima al valor del esfuerzo de la 

barrera, y 

la presi6n excede el esfuerzo act.uando en fracturas 

naturales. 
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Todos estos mecanismos dependen de l.a etapa de l.os es

fuerzos de l.a roca. Por l.6 tanto, la presi6n esta lími tada 

por la barrera inferior y superior, por P
0 

y el. estado nat~ 

ral de los esfuerzos en la formaci6n. 

III-5.2.4. SIGNIFICATIVO INCREMENTO DE PRESION 

Un incremento en la presi6n neta, el cual se aproxima 

a una pendiente log-l.og unitaria, que resulta de una fract~ 

ra que tiene restricci6n en el desarrollo a lo largo de los 

ejes de este plano, generalmente ocurre por puenteo del su~ 

tentante y al final de la filtraci6n. En este caso se pre-

senta una expansi6n de la emplitud y restricci6n de la ex-

tensi6n. 

La presi6n neta ur,iforme, A°Pf' la cual define el pro

medio de la amplitud, w, es relacionado a el. coeficiente de 

la fractura, cf y la presi6n neta del pozo por. 

{3-47) 

(3-48) 

Donde p refleja el gradiente de presi6n debido al fl~ 

jo de fluído, W = Vf/Af' donde Vf y Af son el volumen y á--
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y qi, son la eficiencia del fluído, el volumen total de --

fluído y el gasto de inyección. 

ti-Pf 
w 1 vi 

e¡- Afcf 
(~-49) 

y 

,rpf 
lqi 

t mt 
Afcf 

(3-50) 

Donde . 

m 
lqi 

Afcf 
(3-51) 

De la ecuación 3-20 para el coeficiente, cf' y las re

laciones por área, ec. 3-51 llegan a ser. 

PKN: m C3-52) 

K'.GD: m 
2E'¡qi 
--.--
TThfxf 

(3-53) 

Para los modelos más comunes. 

La Pig. 3.7 muestra una gráfica log-log de la relación 

de las ecuaciones 3-47 y 3-50. La parte superior de la fi~ 

ra muestra la relación entre la presión neta en el pozo 6Pf 

y la presión uniforme APf, las cuales definen la amplitud -

promedio. De las ecuaciones 3-52 y 3-53 indican que m decr~ 

ee para una extensión continua de la fractura. Para una ex

tensión restringida o Af constante, a un tiempo tD el valor 
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de m 11ega a ser constante y se denota como m
0 

y se observa 

an 1a Fig. 3.7. La ecuaci6n 3-6, indica que 6pf 11ega a ser 

1inealmente dependiente en e1 tiempo de inyecci6n y tiene -

pendiente unit~ria como se muestra en la parte inferior de 

la Fig. J.7. Como la amplitud de la fractura se incrementa 

e1 gradiente de presi6n del fluído decrese y el va1or de -~ 

ÓPf se aproxima a APf así como ~ se aproxima a la unidad. -

Este mismo periodo de tiempo después del desarrollo de la -

restricci6n a t 0 , 6pt se empieza a incrementar a un gasto y 

se aproxima a una pendiente unitaria. El tiempo el cual la 

presi6n de1 pozo responde a la restricción en el orden de -

t 0/~ como se muestra en la Fig. 3.7. El valor de Ces mos

trado en la Fig. J.2, t
0

/13 es de1 orden de 1.5, o 50~ más 

grande que e1 tiempo de inyecci6n antes de la restricción -

ocurrida. Entonces una nendiente unitaria indica una fract~ 

ra con una restricción en sus límites, la cual ocurre en un 

tiempo insignificante antes de ser indicado por la presión. 

La distancia de 1a fractura restringida puede ser esti 

mada de la re1aci6n del incremento de presión, dAPf/dt = m 

y qi' E; hf con las ecuaciones 3-52 y 3-53 con "J =l, este -

valor da un lDnite superior en xf o R. Este mismo aná1isis 

puede ser extendido a restricciones cercanas al pozo, y en 

este caso m es más grande ~ue t
0 

y produciría grandes valo

res del gasto, de incremento de presión y de una pendiente 

lo'g-log más grande que la unidad, esta pendiente se aproxi

ma a una extensi6n de fractura restringida en los extremos 

de 1a fractura y 1os requerimientos para un gran colch6n; -
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considerando la pendiente >l indica una restricci6n de la 

fractura y es debido a una excesiva lechada, provocando.a-

pertura de las fracturas naturales .• 

Para este caso el incremento del colch6n no evita el -

arehamiento. 

La excesiva párdida de fluído ocurre por el puenteo 

del sustentante en la extensi6n, el uso de partículas en el 

colch6n causa una restricción en los extremos de la fractu

ra, y en la penetración de formaciones de alto esfuerzo de

bido a los gradientes de presión o debido al cambio de lit2 

logÍa. 

Ut. (Tl[:;;:PO) 

Fig. 3.7.- Presión neta contra tiempo: relaciones log
log. 



159 

III-5.2.5. EJE\1PLO PARA FRACTURAS VERTICALES CON BARRERA 

La Fig. 3.8 (Nolte~ 1982) muestra datos de campo en -

coordenadas log-log y una interpretaci6n de datos en la ta

bla 3·. 3 basada en las ,,endientes. Los datos de campo son pa 

ra tratamientos masivos en yacimientos compactos de gas. P~ 

ra los datos supuestos la µarte indica por II (pendiente e~ 

ro) resulta de la apertura natural de las fisuras, las cua

les actuart como zonas ladronas. La capacidad de formaci6n -

es de 1700 lb/pg~ en este caso se define co:no el esfuerzo -

actuando en la fisura y depende en la diferencia del esfueE 

zo principal horizontal. La apertura de las fisuras y la -

filtración acelerada del fluido fracturante resulta del --

puenteo del sustentante y extensión restringida indicada 

por la pendiente unitaria de los datos marcados en IIIa. Se 

ilustran cinco tipos de interpretación de pendientes: I in

dica extensión con altura restringida; II define la capaci

dad de presi6n de formación resultante de la penetración -

del esfuerzo de una barrera; y IV indica un desarrollo ver

tical sin restricción a través de bajos esfuerzos de forma-· 

ci6n hasta que el sustentante es introducido. 

Solo un periodo antes de un desarr•)llo vertical, el d~ 

sarrollo horizontal es retrasado. Como un resultado de alta 

concentración de polimeros el fluido forma una fila en el -

extremo de la fractura la cual restringe además el desarro

llo horizontal, de lo anterior con una continua inyección -

manifiesta un incremento en la amplitud indicada por IIIa 
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pendiente unitaria. Subsecuentemente la pendiente se incre

menta de 1:2 indicado par III-b. Esta pendiente indica que 

la mitad del área de la fractura es restringida al flujo -

(ecuaci6n 3-52) pon el resultado de que un flanco de la --

fractura ea bloqueado ·al flujo, 

Fig. 

DlTOI D11. CA•P'O 
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J.S.- Interpretación de la pendiente p:ra)un campo 
y datos idealizados, ( Nolte, 19 2 • 



~endi-c::ntes de "9resi6n de fractura'!l.iento ¡ 
y otras interpretaciones 

Tipo Valor 
Interpretación 

1 Aproximado 
de la pendie!! 1 

te lo"-lº"· 

I l/8 a l/4 Al.tura restrin 
gida y extensión 
sin restricci6n. 

II o a) Desarrollo de -
altura. 

b)Abriendo fisu--
ras. 

IIIa l Extensión restri~ 
¡:,ida, en las dos 
alas 

IIIb 2 Extensión restrin 
gida, en una ala-:-

.l.V r .. egativa Desarrollo de la 
altura sin restr.!_ 
nn• ~--Tabla 3.3.- Peqdientes de presion de fracturamiento 

III-5.3. SIMULACION DE LA PRESION MIENTRAS SE Bal!BEA 

La herramienta más importante para modelar eficiente-

mente los diseños de fracturamiento, es una extensi6n del 

modelo usado para predecir la presi6n necesaria medida en 

tratamientos anteriores a la zona a tratar. 

Esto es particularmente importante para zonas en las -

cuales la "capacidad de la presión de formaci6n" es alcanz.!! 

da durante un diseño normal. Para este caso el simulador u

sado puede ser calibrado para prever caminos racionales en 

los párametros de diseño (es decir gasto de inyecci6n, vis

cosidad del fluído, coeficiente de "p6rdida debido a los CSJ!! 

bies de los aditivos) y así tener nuevos diseños. El objeti 

vo de esos diseños es el de proveer la penetraci6n deseada 
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sin exceder la capacidad de presi6n o alternativa~ente para 

proveer las limitaciones en diseGos no convensionales (Nol

te11982). 

• En la Fig. J.9 de Veatch y Crowell (1982) muestran un 

ejAmplo ideal usado el análisis de presi6n durante y des--< 

pu~s del fracturamiento y un simulador. 

Los datos durante la inyección muestran la pendiente -

log-log en el modelo PKN. El simulador calibra de igual fo~ 

rna las variables sencitivas para este modelo E/hf ccuaci6n 

3-36. El análisis de la declinación usando la curva en un -

procedi·niento semejante para detenninar Pm, sien~o este un 

factor tambi~n dependiente de la relaci6n E/hf. Usando o--

tras fuentes de datos, completamente calibrados se estable

ce el diseño de parámetros quA son determinados para el di

seño de la 0enetruci6n. 

La Fig. 3.10 de Elbel y otro~º (1984) muestra el simul~ 
dor con alto desarrollo de la presión (parte b). La simula

ción predice el desarrollo de la altura de 67 a 168 pie. 
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Un ejempl.o final se muestra en la Fig. J.11. Es un tr~ 

tamiento con los mismos datos de la Fig. J.8. El mismo va-

lor de capaci·dad de presiónde 1700 lb/p!l, debido a la aper

tura de las fracturas naturales es exhibido µor la pendien

te cero para 100 minutos antes del cierre. Este ejemplo i--

1.ustra la importancia de la determinación de la capacidad -

de presi6n temprana en el campo. Porque esta capacidad esta 

gobernada por el estado de esfuerzos de la roca, la capaGi

dad es similar en todo el campo, si esta no se altera por -

cambios litologicos o tect~nicos. 

2000 

"': 51MULADD 1500 

·~ 1 
\_CCJMJ!MZO O! 

; 1000 
ME'OJDD 10,T~Aoo-j-._ 

ESCALA 

1 
log~LINHL 

500 
e-o 

10 20 40 60 80 100 150 250 ·"350 450 

TllMPO. (•91!.) 

Fig. 3.11 .- Comparación de la presión medida y simulada 
{ Nolte, 1982 ). 

Una vez que 1.a capacidad es decl.inada y la presi6n ca

librada por el. simulador, se puede real.izar cambios para h~ 

cerlo más eficiente y mRs efectivo para el resto del desa-

rrollo de los pozos. Para esta zona en particulPr el trata

miento diseñado esta por debajo de 1.700 lb/pg'. 

El. disefio usado fl.uidos de baja viscosidad, 40~ de pé~ 
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dida de volumen de fluido, y 50% de sustentante más ~ue el. 

mostrado en l.as figuras 3.8 y 3.l.l.. Con este nuevo trnta-

miento para el total de los pozos se tiene un ahorro del -

30% con respecto al. inicial.. La importancia de este trata

miento es que se obtuvo 0e nrocedimiento de ensaye y error 

por l.os cambios de diseño (ninguno de estos considerado él. 

6ptimo). 

III-6. PRUEBA DE FLUJO EN DIRECTO E INVERSO 

Con l.os datos recooil.ados de un tratamiento de cal.ibr~ 

ci6n frecuentemente es dificil. identificar l.a presi6n de -

cierre inaicada por l.a construcci6n Fig. 3.l.. Esto resulta 

en una mal.a interpretaci6n de l.a linea recta y su pendiente 

y por l.o tanto se tienen errores en l.os cál.cul.os. Una prue

ba sencilla conocida como prueba de flujo en directo-inver

so es di"señada (Nol.te
2 

l.979), para per:nitir l.a es'timaci6n de 

l.a presi6n de cierre y así identificar el. punto correcto de 

l.a linea recta. En l.a Fig. 3.l. l.a prueba involucra l.a inye~ 

ci6n del. fluido, normal.mente agua tratada a varios gastos -

(es decir de 5 al.O l.b/min.) y vol.umenes (de 30 a 50 bl.) s~ 

ficientes para crear una fractura. 

El elemP.nto esencial de la prueba involucra un periodo 

de gasto constante entre l./3 y l./4 de Fasto de inyecci6n. 

Considerando que la fractura ha sido iniciada, enton--
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ces la presi6n responde durant'!' ia: i:nyl!c:éi6n en inverso te

niendo dos diferentes perfiles distintos: 

Mientras que la fractura se .. esta cerrando. 

Despu6s del cierre de la fractura. 

El perfil de presi6n presenta dos distintas regiones -

separadas por una variaci6n de espacio en la pendiente de 

1a curva como se muestra en la ~arte inferior izquierda de 

la Fig. 3.12. La correspondiente presión de fondo fluyendo 

a el punto de inflexión en la presión de cierre de aquí es

ta separación en las dos distintas regiones en la prueba de 

inyección. 

Esta presi6n puede entonces ser usada en la siguiente 

prueba de calibracióh (minifrac) en orden para identificar 

el final del período correcto de la línea recta denotado en 

3.1. 

En la parte superior de la Fig. 3.12 se muestra una e

tapa de la prueba de gasto, que es recomendada entes de la 

prueba de inyección en directo-inverso cercana a la zona -

que ha sido fracturada (presión de extensión), y determinar 

el requerimiento del gasto de inyección de la prueba direc

to-inverso (arriba 1.5 veces el gasto de extensión). Tam--

bi6n la presión de extensión es el límite superior (es de-

·ir 50 a 200 lb/pg") sobre la presión de cierre. Esto provee 

una verificación sobre la presión de cierre determinada de 

la prueba dé bombeo directo-inverso a la declinación de la 
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presi6n después del cierre (parte inferior:derecha). 

Ambas ~ruebos de declinaci6n pueden ser consideradas -

como etapas separadas. La interpret~ci6n de la declinaci6n 

del cierre usando la raíz cuadrada del tiempo inestable de 

la función G en la Pig. 3.1 y la selecci6n de el cierre si

milar al que se interpreto con la funci6n G. 

La experiencia indica que la gráfica de la raíz cuadr!! 

da puede proveer una mejor indicaci6n para los fluídos los 

cuales no han incrementado la pared, mientras que la fun---

· ci6n G puede proveer una mejor indicaci6n de los fluídos -

con un comportamiento de' incremento en la pared. 
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" 
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! 1 \ D<CUNACIO• Al. CI._ 

" ~-!? ~,,-i DI! CIERNE~ ftOSl•ILIDAOH 

../4t or 41 +t., 

Fig. 3.12.- Prueba ~~ n~~o post-fracturamiento para 
determinar la presión de cierre { Nolte, 
1982). 
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EVALUACION DE wN POST-TRATA.~IENTO Y 

COMPORTAMIENTO DE UN POZO FRACTURADO. 

IV-l. INTRODUCCION. 
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El comportamiento de los pozos, que son penetrados por 

fracturas naturales o inducidas hidráulicamente, son estu-

diados extensivamente. 

El anáJ.isis de la presión transitoria es una herra--

mienta Útil en la interpretaci6n de estos pozos,ya que pr~ 
1 

sentan diferentes patrones de flujo. En 1973 Muskat presen-

ta un modelo analítico que describe un pozo fracturado nat~ 

ralmente en estado estable, considerando la conductividad 

finita e infinita de fracturas verticales y horizontales. 

2 
Dyes y otros (1958), son los primeros en estudiar el -

comportamiento de flujo de un pozo fracturado bajo condiCiQ 

nea transitorias (estado inestable). En otro trabajo Prats3 

(1961), desarrolló perfiles de presi6n con una fractura ci~ 

cunvecina al pozo, también analiza el consepto de radio 

efectivo del pozo y que es una funci6n de la longitud de la 

fractura y en particular, para una conductividad infinita 

el radio efectivo es un medio de la longitud media de la -

fractura en un modelo de flujo completamente desarrollado • 

• Rueeel y Truitt (1964), estudiaron el límite del esta-

do inestable de una fractura vertical de conductividad infi 

nita, mostrando que el ánál.isis tradicional es efectivo en 
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pozos fracturados, si la loneitud de la fractura es más pe-
queña aue el radio de drene del pozo y también mos.tro que -

el desarrollo es en flujo p~eudo-radial. Clar~ 1986, es el 

primero en aplicar el concepto de flujo lineal. 

IV-2. ~!ODELOS DE FRACTURA DE CONDUCTIVIDAD .i.>INITA 
ANTES DE LAS REFERENCIAS SELECCIONADAS. 

Durante mucho tiempo se ha estudiado el comportamiento 

de un pozo fracturado y la comparaci6n de los Índices de -

productividad de un pre- y post-trat&~iento. En la Fig. 4.1 

muestra el incremento esperado del índice de productividad 

de la fractura contra la conductividad relativa para varias 

penetraciones de fracturas dadas por la relación L/re. La -
longitud media de la fractura es igual a L (en comparaci6n 

a las variables tradicionales, como en otras ecuaciones se 

usa xf). La ordenada señala la relaci6n del índice de pro--· 

ductividad antes y después del fracturall!iento (la amplitud 

en la Fig. 4.1 es dada en pulgadas). 

El estudio presentado por PratJ (~962), del comporta-

miento de flujo de estado inestable de un pozo fracturado, 

se muestra en la Fig. 4.2, un esquema de la geometría la -

cual es simétrica con flancos iguales de longitud, L. Bas'1!1 

dose en un modelo analítico present6 perfiles de presi6n c~ 

mo una funci6n de la longitud media de la fractura y del 0~ 

rámetro E, el cual esta definido por; 



173 

nkL 

2Y' (4-1) 

Se reconoce facilmente que a es inversamente proporoi2 

na1 a la conductividad adimensional de la fractura; 

(4-2) 

Las figuras 4.3a y 4.3b representan l~s distribuciones 

de presión en el yacimiento. La Fig. 4.3a muestra la distri 

bución de presión en ~=O, o para una fractura de conductivi 

dad infinita; la Fig. 4.3b es el perfil de presión para una 

baja conductividad en la fractura (a=lO). Un valor del pár~ 

metro ~ tendiendo al infinito implica una fractura ineficaz 

en su totalidad. 

Prata" (1962) introduce el concepto de radio efectivo 

del pozo es cual lo define en forma adimensional. 

r• . 
wD 

r' 
w 

x;-- (4-3) 

Una gráfica asociada (Fig. 4.4), indica el radio efec

tivo del pozo como una función del parámetro ~. y como 

a ->o, un valor límitado del radio efectivo es igual a 0.5. 

Entonces uara una alta conductividad de la fractura el 

radio esta dado por: 



1.74 

r' 
VI 

(4-4) 

Para ur_a baja conductividad (a tendiendo a in:f'inito), 

el. radio efectivo del nozo tiende a cero. De la Fig. 4.4 se 

puede observar, que a medida que el. radio tiene un val.ar ~ 

to, el rango del parámetro, ~' con valores más grandes que 

l.a unidad puede ser evitado, porque el beneficio decrece rg 

pidamente. Las fracturas serán diseñadas teniendo un valor 

de conductividad mayor que 1..6 (~;l). De esa figura se rea

liza una observaci6n muy importante. La pendiente log-log -

es unitaria para valores grandes de a, como por ejemplo pa

ra fracturas de baja conductividad que indican una relaci6n 

líneal entre r'w y ~. aproximada por. 

r' 
kfw 

(4-5) wD 4kL 
o 

kfw 
r' (4-6) w 4k 

Esto indica que para bajas conductividades (a:>- lO), el. 

incremento en el beneficio de la fractura no depende de la 

longitud de la misma.. Además se obtienen dos conclusiones -

importantes en la evaluaci6n: 

• El tratamiento es ineficiente, cuando la longitud ere~ 
da es más alta de la capacided de la fractura; y 

• Con l.os datos de producci6n no se puede determinar la 
longitud de la fractura creada con sustentante. 
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De varios modelos que estudian el Índice de productiv1 

dad antes y después de un tratsmiento difieren en su tota

lidad, ya que cada cual utiliza suposiciones físicas y mat.tl 

máticas diferentes para estandarizar, por lo que se debe t~ 

ner cuidado en el uso de estas suposiciones. La Fie. 4.5 s~ 

ñala una comparaci6n de los resultados obtenidos por McGui

re y Prats con trabajos de pozos conocidos (no referidos -

a.qui por motivos de brevedad). Para la conductividad relati 

va de la fractura, se tiene una variaci6n del Índice de pr2 

ductividad importante. 

Fig. 4.1.- Solución de Sikora·y McGuirJ
9 

( 1960 ). 
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Fig. 4.2.- Geometría de la fractura, Prat~ ( 1962 ). 
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4.3.- Distribución de la presión en un yacimiento. 
fract.urado; superior ~= O , inferior ~== 10. 
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4.4.- Parámetro ( g ) de capacidad relativa con el 
radio efectivo del pozo, ( Prats~ 1961 ). 
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Fig. 4.5.- Comparación de la relñción de eficiencia de -
flujo varios autores. 
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IV-3. MODELO DE CINCO Y SAN.ANIEGO 

Una serie de contribuciones de importancia en el ente~ 

dimiento de los pozos frac~urados hidráulicamente son dadas 

por Cinco y Samaniego' (1981). En particular el análisis de 

presión en las fracturas, utilizando algunos descubri~ien-

tos obtenidos; el siguiente perfíl de modelos y metodolo-

gías es deducido del trabajo de Cinco (entre otras fuentes). 

La geometría generalizada de conductividad finita y el 

modelo de la fractura vertical son indicados en la Fig. 4.6 

, la cual es de longitud simétrica, xf y una smplitud uní-

forme bf (se usará w para coincidir con otros autores), con 

permeabilidad kf la cual es superpuesta en el yacimiento -

con una permeabilidad k; otras suposiciones son, flujo tren 

sitorio de fluído ligeramente compresible en un yacimiento 

finito. 

La relación de este trabajo es que la caída de presión 

es dependiente de la longitud media de la fractura (inclui

da en el tiempo adimensional) y de la conductividad adimen 

sional. de la fractura, en otras palabras. 

(4-7) 

Primero. La respuesta de la presión es dominada por 

los efectos de almacensmiento del pozo. Simultaneamente, e

xiste un flujo lineal en la fractura Fig. 4.7, la cual apa

rece como 1/2 de la pendienT.e en una gráfica log-log. 



Fig. 

LIMITES 
l~PDnlE/8..ES 

4.6.- Geometría ideal de la fractura hidráulica 
( Cinco y Samaniegcl, 1981 a ) : 

Fig. 4.7.- Flujo en la fractura. 
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La duraci6n de este p~riodo es extremadamente corto y 

es cubierta por los efectos de almacenamiento del pozo. La 

caracteristica y respuesta unica de una fractura de conduc

tividad finita que se desarrolla en los contornos del yaci

miento y que empieza a contribuir al flujo total de produc

ción. Esto se denomina flujo bilíneal y es representado en 

la Fig. 4.8; en una gráfica log-log de la diferencia de pr~ 

si6n contra el tiempo, forma un cuarto de la pendiente, co

mo lo indica en la Fig. 4.9. 

Fig. 4.8.- Flujo bilineal desarrollado en su totalidad. 

Fig. 

\109 4 
j 1---+-=~""""'=--:±::~-=---j 
lf 
j 

log 1 

4.9.- Presión y respuesta derivada de la presión
de régimen de flujo bilineal en coordenadas. 
log.- log. 



J.8J. 

El fJ.ujo biJ.ineal es J.J.8.II!ado oor una f ormaci6n lineaJ. 

dominante en J.a formación perpendicular aJ. de la fractura -

como se indica en la Fig. 4.10, este se representa en una -

grá.f."ica log-log con una pendiente que se extiende des~ués -

de un intervaJ.o de tiempo aJ. final del flujo pseudoJ.ineal 

como ee indica en la Fig. 4.lJ.. 

Fi9. 4.10.- Flujo lineal en el yacimiento. 

log 1 

Fig. 4.11.- Presión y respuesta derivada de la presión de 
régimen de flujo bilineal en coordenadas log-
109. 
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Finalmente como se espera, la fracturé es como una ex

tensi6n del pozo en la formaci6n dando una confirmaci6n de 

el concepto de radio efectivo del pozo como lo presenta 

Prat.f (1962), entonces se presenta el flujo pseudo-radial.

Se observa que para grandes valores de xf/re (Fig, 4.6), -

los efectos en la frontera se pierden rapidamente, actuando 

en régimen de flujo radial. 

Una gráfica completa de todos los periodos de flujo e~ 

perados antes de desaparecer los efectos de almacenamiento 

en el pozo, se ilustra en la Fig. 4.12. 

Las variables adimensionales apropiadas para el modelo 

de flujo bilineal son las siguientes: 

Preei6n: PD 
kMp para aceite 

l41.2qBJJ 
(4-8) 

PD 
kMm(p) 

para gas 1,424qT 
(4-9) 

Tiempo: tDxf 
0.000264kt(hr) 

i'! J' ctx} 
(4-10) 

Conductividad adimensional de la fracturas 

FCD (4-11) 
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lo11(Fco)l 

Fig. 4.12.- Respuesta de la presión del flujo completa _ 
mente desarrollado. 

De la misma forma con una curva tipo y metodología si

milar se obtiene la soluci6n de problemas asociados con un 

pozo fracturado hidráulicamente que presenta este tipo de -

.flujo. 

Durante el flujo bilineal en ciertas gráficas la pre-

si6n diferencial (en el caso del aceite) o la diferencia de 

pseudo-presi6n de eas real (en caso de gas) contra la raíz 

cuarta del tiempo nos indica una línea recta que pasa por -

el origen Fig, 4.13. Una desviación ocurre despuás de un p~ 

riodo de tiempo dependiendo de la conductividad de la frac

tura, la pendiente de esta recta, ~f' se utiliza para cal

cular el producto de la permeabilidad con la amplitud de la 

fractura. 
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=( ~~qB ~ ( 

Q5 

kfw \tk ) 
para aceite (4-12) ¡;¡ 

kf w =( 444.BqT i( l. r para gas (4-J.3) 

~f 11 ctk 

Fig. 4.13.- ~~:~~;ta~:s:lujo bilineal en coordenadas 

La presencia de loe efectos de almacenamiento en el p~ 

zo deforman la respuesta del flujo biJ.ineaJ., para tiempos -

cortos, se debe de tener cuidado en el trazo correcto de la 

línea recta, un lapso de tiempo después puede favorecer 

después de que J.oe efectos de almacenamiento del pozo alte-



ren los datos en ese corto tiempo Pig. 4,14, 

4-

"' 
Fig. 4.14.- Gráfica de flujo bilineal con efectos de -

almacenamiento en el pozo. 
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La formación del régimen de flujo líneal solo se utili 

za para calcular la longitud media de la fractura. Además -

una gráfica cartesiana especializada de la diferencia de -

presión contra la raíz cuadrada del tiempo da como resulta

do una línea recta. 

Esto representa en la Pig. 4.15, y la pendiente obteni 

da 60 puede usar en la siguiente ecuación para calcular la 

longitud media de la fractura. 

4.064 qB 
lunlf 

(4-14) 



Fig. 4.15.- Gráfica de flujo Pseudoradial, coordenadas 
cartesianas. 

l.86 

Para PCD menores a l.O, el. régimen de fl.ujo l{neal. no -

se presenta y esta ecuaci6n no puede ser usada. En general. 

como se espera, l.as fracturas hidráulicas con al.ta conducti 

vidad se manifiestan en el. comportamiento corto que las ---· 

fracturas de conductividad infinita. 

En otras pal.abras el régimen de fl.ujo bil.ineal. desapa

rece, Fig. 4.l.6 es una gráfica en coordenadas cortesianas 

que incl.uye l.a raíz cuadrada del. tiempo. La figura indica 

que para todo fin práctico, con fracturas de conductividad 

adimensional. mayor de 50 se tratará como conductividad infi 

ni ta. 
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Fig. 4.16.- Efecto de la conductividad de la fractura en 
el comp~rtamiento del flujo lineal y bilineal 
( Cinco, 1982 ) . 

Para terminar, en la Fig. 4.l7 se presenta el efecto de 

daffo equivalente para flujo pseudo-radial de la fractura 

contra la conductividad, para valores mayores que 10, la s~ 

ma del efecto del daffo y la relación del logaritmo de la B!!! 

plitud media de la fractura a el radio del pozo permanece -

constante (0.7). 

En este caso. 

0.7 (4-15) 
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E1 cual puede ser reor~anizado, 

1n eo. 7 
1n 2. (4-16) 

Recordando que r'w =.rwe' , entonces r'w = xf/2 la --

cual es exactamente la ecuaci6n 4-4 derivada del. trabajo -

de PratJ (1961). 

º'~~~~~~~~~~~~~~~ 
10 1 10 102 10> 

Feo 

Fig. 4.17.- Efecto del daño en la fractura con la variación 
de la conductividad de la fractura. 

IV-4. CCJ«ENTARIOS DE FRACTURAS CON DAi':O 
Y ESTRANGULAMIENTO 

Comunmente aparecen dos tipos de desviaciones que pan.!!_ 

tran comp1stamente en una fractura ideal. y estas son presen 

tadas gráficamente, estos inc1uyen (1) fracturas dafladas ~ 

(Pig. 4.18), donde el dafio se extiende en direcci6n normal 

al yacimiento, rodeando 1a fractura y (2) fracturas estran

gu1adas (Pig. 4.19), donde 1a permeabi1idad de 1a fractura 
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justamente en le cara de le fractura es reducida. 

En el segundo caso la prolongación de la línea de la -

raíz cuadrada del tiempo en la gráfica (Fig. 4.14) no pasa

ría a trav~s del origen. En cambio interpretaría la presión 

en un valor finito de A p. 

Z<*A DE OAAO 

Fig. 4.18.- Frente de la fractura dañada. 

J-X5--1----X1------I 

Fig. 4.19.- Fractura re~ucida. 

El comportamiento de la fractura dañada o estrangulada 

descrita por Cinco y Samaniegg (l98lb), las figuras 4.20 y 

4.21 describen el "efecto de dafio en la fractura" en la 

respuesta de la presi6n y en el radio equivalente del pozo 

respectivamente, con grandes valores de daño se reduce el -



radio efectivo del ~ozo significantemente. 

Fig. 4.20.- Respuesta de presión de la fractura dañada 
(Cinco y Samaniego~ 1981 b). 

1 

o.s 

10· ' 

10-2 
10 

~ 

7 
1/ 

_, 

"" ,¿::;-
V 

\ Oda P[ADlo.l DE RUIDO 

!JCTRM• A • 

10 102 

Fig. 4.21.- Efecto del radio equivalente del pozo en una 
fractura dañada. 

l90 
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Raghavan y otro/ (19781 estudiaron los efectos de la -

terminaci6n parcial en el comportamiento de la fractura, y 

entonces estos efectos son asociados al daño provocado. Sin 

embargo en la actualidad esta configuraci6n es extremadamen 

te rara y puede aparecer solo en fonoaciones muy compactas 

con fracturas cortas. 

Wong y otros~ (19841 presentan una aplicación de la de

rivada de la presión en la prueba de presión transitoria de 

pozos fracturados. En otro trabajo presentaron la caída de 

presión adimensional en pozos con pérdida de fluído en la -

fractura dañada; la Fig. 4.22 indica otra solución. Las va

riables son definidas a continuación. 

(4-17) 

(4-18) 

(4-19) 

El efecto del da.f'io en la cara de la fractura, Sfs' no 

juega un papel significante. Samaniego y CincJ (198lb) tie

nen provista W'la ecuaci6n para esto. 
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(4-20) 

Donde b
8 

es la extensión del daño en el yacimiento, 

normal a la fractura y k
8 

es la permeabilidad disminuida en 

la zone. dañada. 

Un mismo efecto de daño (Sfs = 1, ver Fig. 4.20) y un 

95% de disminución de permeabilidad (k/k
6 

= 20) dan como re

sultado un valor para la relación b
9
/xf igual a O.O). 

Obteniendose un valor de 3 pie de daño para una fract~ 

ra de 100 pie o de 30 pie de daño para una fractura de 1000 

pie; lo que es físicamente imposible. 

La máxima penetración es del orden de 3 pg. e igual -

con un 95% de disminución de la permeabilidad, una fractura 

de 100 pie tendría un efecto de daño en el frente de 7.5x~ 
·3 

10 , Sfs es igual a 133. De la Fig. 4.21 el efecto de da-

ño más pequeño no es significativo en el radio efectivo del 

pozo (r'w = xf/2). 
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Fig. 4.22.- Repuesta de presión, de una fractura dañada 
por pérdida de fluido, CWong y otros~ 1984). 

IV-5. ANALISIS DE UNA POST-FRACTURA PARA UN POZO 

Siguiendo un tratamiento de fracturamiento hidráulico 

con 6xito, la configuración descrita anteriormente (~deal) 

puede ser obtenida como se observa en la Pig. 4.6. 

La fractura, genera una vía suficiente para que la pr~ 

si6n hidráulica venza el esfuerzo in situ, y así pueda ser 

sustentada (generalmente arena), esta fractura se asume si

m6trica en sus flancos de longitud xf' y altura constante.

El comportamiento de flujo de una fractura de conductividad 

finita descrita primero por Cinco y otro~ (1978) y Cinco y 

SamaniegJ (19Bla). 

La Fig. 4.23 de Agarwal y otro~ (1979), una curva tipo 

que describe la soluci6n de un problema de flujo en la fra~ 
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tura de cnnductividad finita. Donde la ordenada es PD' la 

cual se define en la misma forma que el modelo radial, la -

absisa contiene el tiempo adimensional de la fractura, y el 

cual se define en la ecuación 4-10, donde el denominador 

contiene la lon~itud media de la fractura. 

'w· :; 

10 • 10 J 10 z 10 ' 
nPIPd ADllllENSIOMAL' to.1 

Fig. 4.23.- Curva tipo de conductividad finita de Agarwal 
y otros"· 1979 .. 

La curva tipo es propuesta para un rango de FCD' la -

conductividad de la fractura adimensional, la cual es defi

nida en la ecuaci6n 4-ll. 

Después de un post_-tratamiento se realiz.~ .una. prueba -

al pozo y a la formaci6n que contiene una ex~tosa fractura 

de Conductividad finita, el régimen de fluj~ identifiCRdO -

en lo sucesivo puede incluir lo s~guiente. 
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El flujo del pozo es dominado por el almacenamiento. 

El flujo líneal en la fractura, caracterizdo por un -
medio de la uendiente en la gráfica log-log. Esto es 
extremadrur.ente en un corto lapso de tiempo y general
mente no se ve. por lo efectos de almacenamiento en -
el pozo. 

Flujo bilineal (caracteriz~do por un cuarto de la pen 
diente en la gráfica log-log). Esto es un ras~o oromi 
nente de una prueba en el pozo, si una fract>.1ra con -
éxito es generada. 

Flujo líneal en la formaci6n. 

Seguido de un tipo ºpseudo-radial". Estos regímenes -
de flujo son extensivamente descritos por 'Nagner y o
troJ~ { 1984) • 

Igual en la ausencia de los efectos de almacenamiento 

el rágimen en el cuarto de pendiente es límitado. Fracturas 

con FCD pequeBos dan una permeabilidad pequeBa contrastando 

con los alrededores del yacimiento y por lo tanto la presen 

cia temprana del flujo pseudo-radial. Similarmente, para un 

valor grande de FCD' el cual puede ser el resultado de una 

fractura corta rápidamente pasa de flujo bilineal a flujo -

pseudo-lineal, esto se observa en la Fig. 4.23. 

Entonces el análisis de fracturas de conductividad fi

nita se facilita utili?.ando curvas tipo. 

Aunque la permeabilidad del yacimiento se obtenga vía 

una prueba de un pre-tratamiento, de hecho se realiza un in 
tento en una curva tipo, (todas las variables multiplicando 
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la diferencia de presión constante medida y conocida). En-

tonces, la flexibilidad permitida es un movimiento grande -

en eje del tiempo. 

El análisis consiste en identificar el r~gimen en el -

cuarto de pendiente en los datos de una prueba de pozo den

tro del cuarto de pendiente en la región de la curva tipo -

por el movimiento de izquierda a derecha y de deracha a iz

quierda con una presión constante grande en la misma línea 

a un tiempo igual a la longitud media de la fractura se pue 

de estimar y de un FCD igual, el valor del producto kfw se 

puede obtener, 

IV-5, l, EJEMPLO DE INTERPRETACION PARA UN 
POZO CON UNA FRACTURA 

Una prueba comnleta realizada en un pozo (B) se ilus-

tra en la Fig. 4.24, en un periodo de flujo pasadas 67 ho-

ras e incrementandose hasta 122 horas. Para diagnosticar la 

prueba de incremento se utiliza una gráfica como la que se 

indica en la Fig. 4.25, de la función de pseudo-presión de 

gas real contra el tiempo de cierre, un cuarto de la pen--

disnte de la línea recta representa aproximadamente 0,75 h2 

ras, y se continua en dirección a los datos obtenidos. 



i.·~1 -== 1:: . 
. T'ENPO(tv) 

.Fig. 4.24.- Prueba de presión para el pozo del 
ejemplo B 

t:L21 
10' 10· 1 1 10 100 

~l(lv) 

Fig. 4.25.- Diagnóstico de el Pozo B. 
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Da el dato obtenido de la Fig. 4.25 de una prueba de -

incremento de presi6n, dada por Agarwal (19BO) como una pri 

mera aproximaci6n nos ayuda a obtener al efecto del tiempo 

de producci6n. Una funci6n equivalente del tiempo da produ.!!, 

ci6n en al caso de un yacimiento fracturado as. 
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•• Agarwal describe en su artículo (1960) que el tiempo -

desarrollado para un sistema radial puede ser aplicable pa

ra un pozo fracturado, el cual se asocia a un rágimen de -

f'lujo líneal. 

Economide~ (1965) muestra que las curvas tipo de incr~ 
mento/decremento en sistemas de flujo lineal, pueden ser 

normalizados de la misma forma que el sistema radial. 

La Fig. 4.26 es una gráf'ica de la f'unci6n de pseudo- -

preai6n de gas real contra al tiempo equivalente, se obser

va que el valor del cuarto de la pendiente indica la presen 

cia de una f'ractura de conductividad f'inita causando el pa

trón de f'lujo bilineal 

10' 

·~ u -
~~; g 10'¡ 

·~ ~ 

~· 
., 10 1 

"" 'º , 'º ' 'º ' 1 'º 100 

.l1e (hr), t0 • 67 hr 

Fig. 4.26.- Gráfica del tiempo equivalente para el 
Pozo B. 
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Para una prueba se tiene, q = 3,352 M piJ/d (95xl0 

m"/d), k = 0.137 md, (obtenido de una prueba de pre~trata--
miento), h = 46 pie, T = 210°P (672ºR) y m(p) = 10 enton--

ces. 

(0.137)(46)(10 ) 
0.2 (1,424)(3,352)1672) 

Una curva tipo similar (ver Pig. 4.27) es obtenida por 

alineamiento de la gráfica dimensionada de m(p) contra --

tiempo equivalente con la curva tipo de Agarwal y otroJ' 112 

79), desplazandola sobre el eje del tiempo (guardando la r~ 

laci6n entre la caída de presi6n adimensional y la presi6n 

dimensionada obtenida anteriormente). 

y 

El resultado de la curva tipo similar es. 

tDxf -· 3.2xl0 At l~ 

Utilizando la definici6n de tiempo adimensional como -

la dada por la ecuaci6n 4-10, se obtiene una longitud-media 

de la fractura (xf) igual a 550 pie. Entonces F0D = 10 y 

con la ecuaci6n 4-11, el análisis resulta en el producto 

kfw aproximadamente igual a 750 md-pie. 



\... .. u~ .. ·~cs·"' 
,CD & ·:.: 

10-• 10-1 10-z 10-1 

7'fWO ADlllOISUW. • to.1 

Fig. 4.27.- Curva tipo similar para el paz~ B usando 
la solución de Agarwal y otros' ( 1979 ) • 
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:XV-6. :XNTERPRETAC:XON DE POZOS CON FRACTURA DE CONDUCTIVIDAD 
FINITA Y Bl'ECTOS DE AIMACENAM:XENTO 

El efecto de el coeficiente de almacenamiento en la -

fractura, el cual es definido por. 

(4-22) 

El efecto de almacenamiento de transición en un patrón 

de flujo líneal o bilineal puede dar resultados de interpr~ 

tación equivocados. Un patrón de la respuesta de presión -

puede parecer similar a un número de conductividades y fac-
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tores de almacenamiento en la fractura. En datos reales en 

forma particular se pueden analizar con el uso de las cur-

vas tipo (considerando una combinaci6n de conductividades y 

coeficientes de almacenamiento) dando lugar a una interpre

taci6n erronea en los datos reales llevados a las curvas ti 
po. Economide: (1987) presenta la colocación de las curvas 

tipo para fracturas de conductividad finita, incluyendo el 

efecto de almacenamiento en la fractura. Se presentan tres 

curvas tipo para un (PCD 1) bajo, (FCD ~ 10) intermedio, 

(FCD = 100) alto, al final de este capítulo. 

Las variables empleadas para la graficaci6n son india~ 

das en las ecuaciones 4-8 y 4-9 (para presión), 4-10 (para 

tiempo). 4-11 (para la conductividad de la fractura) y 4-22 

(para el coeficiente de almacenamiento). Como lo muestra -

Gringarten y otroY (1979) la graficación de la presi6n con

tra el abatimiento de tr/Cn repitiendo familias de curvas 

(para cada CD) las cuales muestran una porci6n del efecto -

de almacenamiento en el pozo. 

La derivada de la presi6n de la forma dpr/d(ln tDxf) -

es usado; esto es conveniente porque. 

(4-23) 

La ecuación 4-23 implica que la gráfica es derivada --
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del paralelo de la gráfica de preei6n, desplazandola en foE 

ma vertical por el log de m. En la fractura el flujo denom~ 

nado almacenamiento, de las curvas superimpuestas de aquí -

que el log (m\ es igual a cero, porque m es igual a la uni

dad. Para yacimientos con acci6n infinita la derivada es i

gual a 0.5 (es un valor limitante) como el mostrado por --

Bourdet y otro~ª (1983, 1984) en pozo con una fractura de -

conductividad finita. 

En un estudio de Economidee~(l987), ee muestra quepa

ra un valor pequeño del coeficiente de almacenamiento en la 

fractura (CDf = 106
), el patr6n de flujo descrito por Cinco 

y Saroaniego' (1981) se presenta; para randee valores d·el 

coeficiente de almacenamiento (Cnf- > lÓ3
, igual a ·15,000 -

pie, por un pozo de gas penetrado por una fractura de 500 -

pj:e) no bilineal (l/4 de la pendiente) eete comportamiento 

ea evidente para varice valoree de Fcn• 

Existe una correlaci6n visual entre la conductividad y 

el coeficiente de almacenamiento de la fractura: Una alta 

conductividad una baja curvatura; un alto coeficiente de al 

maoenaroiento, una alta curvatura en la eoluci6n, 

Por ejemplo al colocar un dato con un FCD = 1 y CDf = 

ee requiere un valor mayor de CDf para un FCD = 100 -

para producir la misma tendencia de una curva tipo eimi--

lar. 
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Para el conocimiento de la efectividad de Wl tratamie~ 

to de estimulaci6n o fracturamiento se realiza una compara

ci6n de producci6n de una prueba de un pozo de pre y post-_ 

tratamiento. 

En la concl,,ici6n de un pre-tratamiento considera una 

configÜraci6n radial para una conductividad finita, para el 

modelo de fractura vertical se tiene la condici6n de post-_ 

tratamiento. 

La ecuaci6n para predecir el comportamiento futuro de 

un pozo de gas sin tratar es: 

q 
·• 

- 3.23+0.87s\ 
Jc4-24) 

Esta ecuaci6n es valida hasta el inicio del régimen de 

flujo de estado pseudo-estacionario. 

El tiempo para alcanzar este estado pseudo-estaciona-

ria esta dado por; 

t - "' pss 

&1 cual es para un yacimiento circular. 

(4-25) 
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Si se considera que el efecto del daño a la formaci6n 

es eliminado por una acidificaci6n, se tiene que la ecua--

ci6n Í4-24) es válida eliminando el término 0.87s de la mi~ 

ma. 

La Fig. 4.28 es una comparación de comportamiento futR 

ro del pozo B; cuya prueba de post-tratamiento se realizó -

anteriormente, en un tiempo de 180 dias. 

25 

i 22.5 

l j 20 

~~ 17.5 

!I 15 
.>Gp 

:iM:=. 12.5 r, - ! 7.5 

2.5 
o 
o 20 40 60 

Fi9. 4.28.- Comparación de la producción acumulativa 
del Pozo B tratado y sin tratar. 

La tabla 4.1 presenta un resumen de los resultados a -

los 180 dias, esto se realiza arbitrariamente como proposi

to ilustrativo (el pozo se encuentra en un yacimiento que -

actua infinitamente), esto da una buena indicación de la e

fectividad del trabajo realizado; en el caso del pozo B el 

incremento de la producci6n acumulativa en los primeros 180 

dias es de 220,000 pi: , el cual justifica este trabajo. 



q cp 

: '"""-3/d) """'º3> 
Sin tratar (s = +7) ll4 21,160 
k:idi.fica:b ( s = 0) 209 42,125 
Era:tl.IIa:b lOOJ 240,00J 

Tabla 4,1.- Resumen de 160 días de gasto de flujo Y 
producción acumulativa del Pozo B 
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CONCLUSIONES. 

Cerno primera observaci6n podemos mencionar que de las 

dos teorías e~tablecidas (PKN y KGD), y de los dos modelos 

de fractura se establece una comparaci6n con una s~rie de -

datos supuestos y podemos ver que para los mismos datos la 

teoria PKN tiene mejores resultados, pero para condiciones 

reales se tienen que analizar las dos y así saber cual se 

aproxima a los datos de campo, estableciendo que para todos 

loe parámetros se busca obténer el 6ptimo econ6mico. 

La mayoría de los diseños considera el yacimiento hom2 

géneo y este procedimiento presenta esta ventaja que se pu~ 

de ser aplicable a cualquier yacimiento. Además se deben de 

tomar en cuenta en los diseftos factores que afectan los re

sultados esperados, el daflo que se le causa a la cara de la 

fractura por la inyecci6n de loe fluidos, el efecto de la -

permeabilidad relativa, la variaci6n en la conductividad en 

la fractura, la mígraci6n de finos, la turbulencia que pre

sentan loe fluidos de pasar de la formación a la fractura, 

y la penetraci6n de la fractura en zonas no deseadas. 

El procedimiento que se presenta aquí da resultados -

confiables, dependiendo de que tan reales sean loe datos, y 

se puede observar que en campos donde es la primera vez que 

se fractura, no se tienen loa resultados esperados por la -

poca canti~ad de datos, que en lugares donde se tiene la e~ 

periencia de un fracturamiento, donde lugar al problema más 

frecuente que es la diferencia entre la longitud y la con--
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ductividad de la fractura diseñada con la obtenida en la -

práctica. 

Antes del fracturamiento se calcula el volumen de flui 

dos a r~cuperar en un cierto tiempo, entonces una herra--

mienta útil que emplea el ingeniero para saber el éxito o -

el fracaso del fracturamiento (Del diseño inicial y con los 

efectos antes mencionados), es mediante el análisis nodal -

en el cual se integran las condiciones finales de la fract~ 

ra y el equipo de producción, para que de una forma rápida 

y confiable se establesca loa resultados de este tratamien

to, las condiciones futuras y la recuperación total. 

Finalmente podemos mencionar que el buen resultado que 

se pueda obtener por ensaye y error dependerá de los datos 

que se tengan, estos deben de ser reales y en abundancia p~ 

rala obtención de los mejores resultados. 



NOMENCLA'rURA 

a 

A 

B 

c 

c 
p 

ct 

cw 
c 
e ca 

Inversa de la conductividad de la fractura de Prats 
( Capitulo IV) • 

Coeficiente de depraci6n de la viscosidad. 

Area, pie2 
, acre, m2 

• 

Area de la fractura con sustentante, pie
2

, m'. 

Area de fractura, pie2 , m~. 

Area de fractura durante el bombeo, pie:» , m1 .. 

Area de la fractura con sustentante suspendido, 
pie7 , rr? • 
Factor de volwnen de formaci6n. 

Compresibilidad, (lb/pg1 ) 
1

. , (bar )
1 

Concentraci6n del sustentante adimensional (Capitu
lo I). 

Concentraci6n de sustentante en la fractura, kg/m3 
, 

lg/gal (Capitulo I). 

Coeficiente de fractura. 

Compresibilidad del aceite, (lb/pg1 Y (bar-)
1 

Compresibilidad de la roca, (lb/pg~)' (barr 

Concentraci6n de sustentante, lb/gal, kg/J (Capitll 
lo I). 

Concentraci6n media de sustentante, lb/gal, kg/m3 

Compresibilidad total, (lb/pg")' , (barf 1 
• 

Compresibilidad del agua, (lb/pg" J1 
, (bar f 1 

Almacenamiento en el pozo, bl/(lb/pg'l) , m3 /bar. 

Coeficiente de pérdida a través del enjarre, pie/ -
mi~. 

Almacenamiento en el pozo adimensional constante. 

Coeficiente de almacenamiento en el pozo. 
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Coeficiente de pérdida, pie/minl<,. , m/s!li. • 

Concentraci6n de sustentante por área de fractura, 
lb/piel , kg/m2 , 

Concentraci6n de polimero en el fluído inyectado -
lb/gal, kg/m3 • 

Conductividad adimensional de la fractura en un ya
cimiento estratificado. 

Coeficiente de pérdida, control de viscosidad, pie/ 
mi~,~· 

d 

di 

dsD 

dtbgi 

dtbgo 
E 

lS 

Diametro, pg. 

Diametro interior de la T.R, pg. 

Diametro del sustentante, pg. 

Diametro interior de la tubería, 

Diametro exterior de la tubería, 

Modulo de Young, lb/pg 2 bar. 
' 

: Modulo de esfuerzo plano, lb/pg ll 

pg. 

pg. 

' 
bar. 

fg Factor geométrico de la forma de la fractura. 

FCD Conductividad adimensional de la fractura. 

G Modulo de elasticidad, lb/pg2, bar. 

GP Producci6n acwnulativa de gas, pie3 m3 
• 

h Espesor del yacimiento, pie, m. 

hf Altura de la fractura, pie, m. 

H Profundidad vertical de la tubería, pie, m. 

k Permeabilidad, md. 

kf Permeabilidad de l& fractura, md. 

ks Permeabilidad da.f'iada, md. 

ksD Pe:nneabilidad del sustentante, md. 

k Modulo de un bulto, lb-pg2
• 

k Coeficiente de consistencia de fluidos en la ley de 
potencias lbf-secn' /pie2 • 
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Multiplo del coeficiente de pérdida de fluÍdo adi-
rnensional. 

L 

m 

~f 
mlf 
m (p) 

Longitud de la tubería, pie, m. 

Pendiente de la línea recta en semi-logaritmo (lb/ 
nif )/ciclo(aceite), (lb/pg2 )

2 /ciclo(gas). 

Pendiente del flujo bilineal, (lb/pg2 )/~ 
Pendiente del flujo líneal, (lb/pg'l)/iuJ2 • 

Pseudo-presi6n de gas real, (lb/pg'-)2 /cp. 

n' Exponente de la ley de potencias. 

Np Producci6n acumulativa de aceite, bl, ~ 

p Presi6n, lb/pg~, bRr. 

p Presi6n media del yncimiento, lb/pg~, bar. 

pb Presi6n de burbujeo, lb/pg2 (Capitulo I). 

p
0 

Presi6n de cierre, lb/pg2 • 

Pn =·Presi6n adimenaional. 

p'D Derivada de la presi6n adimensional. 

pi Presi6n inicial del yacimiento, lb/pg2 • 

piw Presi6n de inyecci6n en el fondo, lb/pgR. 

Pwf Presi6n de fondo fluyendo, lb/pg2 • 

pit Presi6n de inyecci6n en la cabeza, lb/pg2 • 

p.,
8 

Presi6n de cierre en el fondo, lb/pg2 • 

Ptf Presi6n fluyente en la tubería, lb/pg2
• 

IP Indice de productividad, bl/día;lb/pg2 , Mpie" /día/ 
lb/pg'l. 

q Gasto de flujo, bl/día (aceite), MpiJ /día (gas). 

qb Gasto de flujo en el punto de burbujeo, bl/día. 

qi Gasto de inyecci6n, bl/d, bl/min. 

qL Gasto de pérdida de fluÍdo, bl/día, bl/min. 

rD. Distancia adimensional. 
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5 H,max= 
5H,min= 
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t c 
tD 

tD 

tDxf' 
tf 

R,..dio d"l yacimiento, 

Altura de la fractura para la relación de permeabi
lidad. 

Radio del pozo, pie, ~. 

Radio efectivo del pozo, pie. 

Radio efectivo del pozo adimensional. 

Radio de la fractura, pie (Capitulo I y II). 

Efecto del daño adimensional. 

Efecto inicial de daño. 

Efecto total de daño. 

Saturación de agua, fracción. 

Pérdida de filtrado, gal/pie
2 

• 

Esfuerzo horizontal máximo, lb/pg2 (Capitulo I). 

Esfuerzo horizontal mínimo lb/pg2 (Capitulo I). 
Tiempo, hr. 

Tiempo de cierre, min. 

Tiempo adimensional. 

Tiempo adimensional del colchón (Capitulo I) 

Tiempo adimensional de la fractura. 

Tiempo de enlace desde que inicia la inyección has
ta que el sustentante llega al final de la fractu-
ra, hr. 

Tiempo de inyección, hr. 

Tiempo de bombeo, hr. 

Tiempo de inyecci6n del colchón, hr. 

Temperatura adimenRionai. 

Velocidad, pie/seg. 

Velocidad de la lechada, pie/seg. 

Volumen, pie3 
• 



w 

Xe 

z 

Volumen del bulto, pie
3 

Volu.'llen del enjarre, pie3 

Volwnen de la fractura, pie
3 

Volumen total del fluído inyectado, bl, gal. 

Volumen p6rdido durante el bombeo, bl, s 
m • 

Vnlumen ·párdido durante el cierre, bl, m~ 

Amplitud de la fractura, pg., pie. 

Amplitud' promedio de la fractura, pg., pie. 

Peso, lb, kg. 

Peso del sustentante, lb, kg. 

Distancia líneal, pie, m. 

Longitud del yacimiento, pie, m. 

Longitud de la fractura, pie, m. 

Distancia líneal, pie, m. 

Distancia del yacimiento, pie, m. 

Distancia líneal vertival, pie. m. 
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Presión del yacimtento exterior constante, lb/pg~. 
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"'\'" Factor fonna de la fractura (Capito I). 

Y Gravedad específica (Capitulo II). 

áp Diferencial de presi6n, 1b/pl (Capitulo I). 

l 
Jl 

'V 

Exceso de presi6n en la fractura, 1b/pg2 • 

Caída de presi6n hidráulica, 1b/pg2 • 

Caída de presi6n debido al daño, 1b/pgq. 

Diferencial del tiempo, hr. 

Esfuerzo 1ongitu1inea1. 

Eficiencia del fluído. 

'liscosidad, cp. 

Re1aci6n de Poisson. 

Densidad, lb/pie", rg/cc. 

219 

Densidad de el aditivo en ~a degradaci6n del fluído 
fracturante, lb/gal. 

9sD 
O" 

Densidad del sustentante. 

Esfuerzo, 1b/pgq. 

tr' Esfuerzo efectivo, lb/pg2 • 

&-H,max= Máximo esfuerzo horizontal, 1b/pg•. 

O"'H,min= Mínimo esfuerzo horizontal, lb/pg2 • 

:V ~~::::: ::r:~::~: ~:;:::: 
"Te Caracteristica del tie~po para la propagaci6n de la 

fractura adimensional. 

Porosidad, fracci6n. 

Porosidad del paauete sustentante, fracci6n. 
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