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INTRODUCCIÓN 

INTRODUCCIÓN. 
  

 Se utiliza el método de Pollard (1958), para el análisis de pruebas de presión 
de incremento debido a que es un método práctico al cual se le realizan 
modificaciones en este trabajo de tesis, añadiendo la consideración del factor de 
daño en bloques de matriz por incrustación de minerales. 

 

Existen diversos métodos para analizar las pruebas de presión de 
incremento; inicialmente se usaba el método de Horner, el cual consiste en graficar 
pws vs 𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙 𝑡𝑡𝑝𝑝+∆𝑡𝑡

∆𝑡𝑡
, y calcular la permeabilidad, el daño en el pozo, s, y la 

transmisibilidad; a partir de la pendiente del segmento rectilíneo en la gráfica, en un 
yacimiento homogéneo. 
 

 Pollard (1959) y Pirson (1961), desarrollaron un método gráfico, para 
pruebas de incremento de presión, a partir del cual se calculan tres diferenciales de 
presión en el sistema del yacimiento naturalmente fracturado, que consiste en 
bloques de matriz y una red de fracturas naturales lejanas al pozo y fracturas 
cercanas al pozo en donde existe daño, método aplicado a pruebas de presión 
realizadas en un yacimiento naturalmente fracturado. Con el método de Pollard 
(1959), se establece que existe un diferencial de presión Δp1, entre los bloques de 
matriz y las fracturas, otro diferencial de presión Δp2, entre las fracturas lejanas al 
pozo y las fracturas cercanas al pozo y otro diferencial de presión Δp3, en las 
fracturas que rodean al pozo, debido al daño. Se considera que los bloques de 
matriz que rodean al pozo aportan fluidos solamente a las fracturas interceptadas 
por el pozo, pero no producen directamente a éste. Mediante el método de Pollard 
(1959), se puede calcular la permeabilidad, volumen de fluidos en fracturas y matriz 
dentro del radio de investigación a partir de las pendientes de los segmentos 
rectilíneos de cada diferencial de presión en el sistema fracturado. 

 
Barenblatt et. al. (1960) supusieron que el volumen de control infinitesimal 

(yacimiento) contiene una gran cantidad de bloques de matriz y fracturas, que son 
los dos medios que constituyen a un yacimiento naturalmente fracturado. Barenblatt 
et. al. (1969), establecieron un parámetro adimensional llamado “shape factor” α 
característico de los bloques de matriz.  

 
Warren y Root (1963) establecieron el modelo de doble porosidad que 

consiste en bloques de matriz cúbicos distribuidos uniformemente en el yacimiento. 



 

ix 
 

INTRODUCCIÓN 

Establecieron dos nuevos parámetros, coeficiente de flujo interporoso λ y relación 
de almacenamiento ω, como resultado de las contribuciones de fluidos de los 
bloques de matriz hacia la red de fracturas naturales en el yacimiento. 
 

En 1985, Heber Cinco-Ley y Samaniego Verduzco, profundizaron y 
discutieron sobre tamaño de bloque variable, establecieron un nuevo modelo 
matemático de un yacimiento naturalmente fracturado compuesto por una red de 
fracturas y bloques de matriz de tamaño variable y uniformemente distribuidos. Su 
modelo incluye régimen de flujo pseudo estacionario, transitorio y daño debido 
incrustación de minerales en los bloques de matriz debido al flujo interporoso.  

 

En este trabajo de tesis se retoma el modelo de Pollard (1959), adicionando 
el concepto de daño en bloques de matriz 𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑, inicialmente modelado por Cinco-
Ley y Samaniego Verduzco (1985), el cual considera que existe incrustración de 
minerales en los bloques de matriz debido al flujo interporoso, dicho modelo fue 
modificado por Valdez-Pérez, Cinco-Ley y Pulido, (2011). El motivo de tomar en 
cuenta el daño por flujo interporoso en bloques de matriz es considerar que el 
abatimiento de presión debido a flujo interporoso Δp1, es menor si se descarta otra 
caída de presión debida al daño por incrustación de minerales en los bloques de 
matriz ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 . Al descartar el diferencial de presión por daño debido a flujo 
interporoso, se requiere calcular los parámetros del yacimiento tomando en cuenta 
esta consideración, por lo tanto, los volúmenes calculados de fluidos dentro del radio 
de investigación de la prueba de incremento de presión son más precisos. 

 

Con una prueba de presión de incremento y aplicando el método modificado 
de Pollard (1959), se calcula la permeabilidad y porosidad de bloques de matriz y 
fracturas, radio de drene, tomando en cuenta que durante el periodo de producción 
tp, a gasto constante, se alcanzó el régimen de flujo pseudo estacionario, es decir, 
la onda de abatimiento de presión ha alcanzado los límites del yacimiento, por lo 
cual, los cálculos de volúmenes de fluidos dentro del radio de investigación en 
bloques de matriz y fracturas, corresponden al volumen de hidrocarburos original en 
sitio si la prueba de presión se realizó al inicio de la explotación del yacimiento, o 
corresponde a petróleo remanente en sitio, si la prueba de presión se realizó en otra 
etapa posterior de desarrollo. Este método se puede usar si la prueba de incremento 
de presión se realizó antes de haber alcanzado la presión de burbujeo pb. Al 
adicionar el factor de daño en los bloques de matriz debido al flujo interporoso, se 
corrigen los parámetros del yacimiento calculados para obtener mayor precisión. 
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RESUMEN 

RESUMEN. 

 

 Se establece que el pozo productor, terminado en un yacimiento 
naturalmente fracturado, intercepta una fractura vertical dominante, de longitud 
media xdf, ancho bdf, permeabilidad kdf, y compresibilidad total ctdf,  Cinco-Ley (1996). 

Antes de realizar la prueba de incremento de presión, se ha clasificado al yacimiento 
como naturalmente fracturado, además de haber sido caracterizada la fractura 
dominante mediante registros de pozo como ATV (Acoustic Televiewer Logs o 
registros de imagen) y AWF (Tube-wave attenuation), respectivamente. O se han 
realizado previamente pruebas de decremento de presión a gasto constante para 
conocer si el yacimiento que se está caracterizando es naturalmente fracturado y 
caracterizar a la fractura dominante, ya que si únicamente se usa el modelo original 
de Pollard (1959), no se puede determinar si un yacimiento es naturalmente 
fracturado.  

               

Pollard (1959) no considera una geometría de fracturas, únicamente toma en 
cuenta que existe un abatimiento de presión entre fracturas lejanas al pozo y 
fracturas cercanas al pozo, dentro de un sistema de fracturas interconectadas, a 
través de las cuales producen los bloques de matriz. Por lo tanto, se puede 
considerar cualquier geometría de fracturas a la cual se le atribuye el diferencial de 
presión en los fluidos entre fracturas lejanas y cercanas al pozo. Adicionalmente, el 
abatimiento de presión debido al factor de daño en las fracturas alrededor del pozo 
está presente, pero se considera una sola fractura dominante equivalente 
interceptada por el pozo, Cinco-Ley (1996). 

 

 En este trabajo de tesis, se consideró que los bloques de matriz son de 
tamaño uniforme, con tamaño de bloque H, el cual es calculado mediante el modelo 
de bloques de matriz uniformes de Belani (1988) y la cantidad de bloques de matriz 
en el yacimiento es directamente proporcional al diferencial de presión debido al 
daño por flujo interporoso en los bloques de matriz ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑. Se realiza un ajuste a 
los parámetros calculados del yacimiento, tomando en cuenta ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑, afectando 
los valores de permeabilidad, porosidad de matriz y fracturas, además del volumen 
de hidrocarburos en sitio. 
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RESUMEN 

 La tesis está estructurada en cinco capítulos, en el primero se abarcan los 
conceptos fundamentales sobre pruebas de presión, qué tipos existen y qué 
consideraciones se deben hacer al realizar pruebas de presión para obtener datos 
precisos. En el segundo capítulo se derivan las ecuaciones fundamentales que 
permiten modelar flujo de fluidos en medios porosos, iniciando con la ecuación de 
continuidad en un volumen de control, sustituyendo la ecuación de Darcy para 
modelar flujo de fluidos en un volumen de control poroso homogéneo; para poder 
obtener la ecuación de Difusividad general en forma vectorial, de la cual se pueden 
obtener múltiples soluciones de acuerdo a consideraciones como tipo de 
yacimiento, condiciones iniciales y de frontera. Se presentan algunas de las 
soluciones más comunes en este capítulo. En el capítulo II se plantea el modelo de 
bloques de matriz cúbicos propuesto por Warren & Root (1963) para yacimientos 
naturalmente fracturados y se definen algunos parámetros que permiten modelar 
matemáticamente el flujo de fluidos en yacimientos naturalmente fracturados, como 
“shape factor”, coeficiente de flujo interporoso, coeficiente de almacenamiento de 
fracturas y bloques de matriz. En el tercer capítulo se explica la ecuación formulada 
por Pollard (1959), qué representa cada componente de esta ecuación y se realizan 
modificaciones matemáticas a los términos que involucran flujo interporoso, para 
tomar en cuenta el daño debido a flujo interporoso y calcular el diferencial de presión 
debido a la incrustación de minerales en los bloques de matriz ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑. En el 
capítulo cuarto se establece un método para caracterizar al yacimiento naturalmente 
fracturado, empleando las ecuaciones modificadas de Pollard y se establece un 
método para caracterizar a la fractura dominante mediante registros de imagen y 
calcular tamaño de bloque de distribución uniforme mediante curvas tipo 
desarrolladas por Belani (1988). En el quinto capítulo se discuten las aportaciones 
realizadas a la caracterización dinámica de yacimientos naturalmente fracturados 
mediante este trabajo de tesis.  
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OBJETIVOS 

OBJETIVOS. 

 

 Desarrollar un método matemático para determinar los parámetros físicos de 
los yacimientos naturalmente fracturados mediante pruebas de presión de 
incremento, tales como el daño, daño debido a incrustación en bloques de matriz, 
permeabilidad de fracturas y bloques de matriz, porosidad de fracturas y bloques de 
matriz, y radio de investigación de la prueba de presión. 

 

Ilustrar las ecuaciones fundamentales de flujo de fluidos en medios porosos, 
para derivar la ecuación de difusividad y las soluciones más comunes de ésta. Se 
definen los parámetros requeridos para modelar la interacción de fluidos entre 
bloques de matriz, fracturas y fracturas o fractura dominante interceptada por el 
pozo productor. De esta forma se validan los modelos matemáticos propuestos de 
acuerdo con el tipo de yacimiento, régimen de flujo, geometría de flujo y geometría 
de fracturas. 

 

Modificar las ecuaciones desarrolladas por Pollard (1959), empleadas en las 
pruebas de presión de incremento; para agregar el factor de daño en bloques de 
matriz debido a flujo interporoso por incrustación de minerales, lo cual permite 
realizar cálculos más precisos de los parámetros del yacimiento y obtenerlos de 
forma práctica mediante el método de Pollard (1958) modificado. Calcular el 
volumen original de hidrocarburos en sitio de forma precisa, así como la 
permeabilidad y la porosidad del sistema matriz-fracturas.  

  

 Establecer una geometría de fracturas naturales para el modelo matemático 
de Pollard (1959), quien solamente formuló una caída de presión entre fracturas 
lejanas al pozo y fracturas cercanas al pozo en una red de fracturas interconectadas 
y flujo de fluidos de las fracturas alrededor del pozo hacia el pozo; considerando 
bloques de matriz de tamaño uniforme H. Se establece que el pozo productor 
intercepta una fractura vertical dominante, la cual es un equivalente a las fracturas 
que intercepta el pozo en realidad, pero produce la misma cantidad de fluidos que 
las fracturas interceptadas en conjunto. 
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CAPÍTULO I 
 

CONCEPTOS FUNDAMENTALES SOBRE PRUEBAS DE PRESIÓN. 
 
Introducción al uso de las pruebas de presión. 
 

El análisis de pruebas de presión en pozos petroleros es una tarea que 
corresponde a la ingeniería de yacimientos. La información que se obtiene del flujo y 
presión de hidrocarburos en pruebas transitorias, realizadas a las condiciones in-situ del 
yacimiento, son importantes para determinar la capacidad productiva del yacimiento. 
Además, con el análisis de pruebas de presión transitoria se puede estimar la presión 
promedio del yacimiento. El área de ingeniería de yacimientos debe tener suficiente 
información sobre las condiciones y características del yacimiento y sus pozos, para 
analizar su comportamiento de forma precisa y pronosticar la producción futura bajo 
distintos escenarios y modelos de operación. De esa manera se puede llevar a cabo una 
mejor planeación de la forma en la que se explotará el yacimiento durante las distintas 
etapas de producción, maximizar el factor de recuperación y conservar la mayor cantidad 
de energía natural del yacimiento, usándola eficientemente durante la vida productiva. 
Para lograr esto, se debe conocer la condición de los pozos productores e inyectores, 
mediante la cual se va a controlar el desempeño del yacimiento. Las mediciones de 
presión aportan datos muy valiosos en los cálculos de ingeniería de yacimientos y ayudan 
a determinar los parámetros del yacimiento en forma más precisa.  

 
Objetivos de las pruebas de presión: 

 
En general, se llevan a cabo las pruebas de presión y su análisis para: 
 

• Evaluar las condiciones del pozo y realizar la caracterización del yacimiento. 
• Obtener parámetros que describen el yacimiento. 
• Determinar que parte de la profundidad perforada de un pozo es zona productiva, 

después de la perforación del pozo y mediante un Drill Stem Test, después de 
perforar el pozo y antes de instalar la terminación del pozo. 

• Determinar el factor de daño, daño por perforación o por la terminación del pozo. De 
acuerdo a la magnitud del daño se pueden tomar decisiones en relación a la 
estimulación del pozo. 

 
Durante la vida productiva del yacimiento, desde la exploración hasta el abandono, 

se llevan a cabo muchas pruebas de presión que tienen como fin describir la condición 
del pozo, el yacimiento y su comportamiento, se deben realizar e implementar programas 
de toma de información mediante las pruebas de presión (well testing). 
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Cuando se está desarrollando un campo petrolero, sería ideal hacer mediciones 

iniciales de presión de fondo de pozo, preferentemente en cada pozo que se perfora y 
después de forma periódica en pozos clave del campo, seleccionados previamente. Los 
pozos clave, representan el 25% del total de los pozos Ramey, Kumar y Gulati, (1973). 
Ramey et al, 1973, también encontraron que es bueno hacer mediciones en todos los 
pozos por lo menos cada 2 o 3 años para mejorar la calibración de los modelos de 
yacimiento. Es esencial establecer específicamente que tanta información se necesita 
obtener de las pruebas de presión y flujo en los pozos, y realizar la planeación del 
procedimiento y frecuencia a seguir para la toma de información. 
 
Uso de las pruebas de presión. 
 
• Determinar la presión promedio o inicial del yacimiento 𝑝̅𝑝 o 𝑝𝑝𝑖𝑖: Utilizada en cálculos 

de balance de materia y en la simulación numérica de yacimientos. 
• Calcular permeabilidad vertical y horizontal: para conocer el grado de anisotropía en 

el yacimiento. 
• Para determinar la extensión areal del yacimiento y calcular el volumen de fluido en 

sitio (OIP). 
• Interpretación y análisis de las mediciones de presión: Se determina 

cuantitativamente la condición del pozo, la eficiencia de la estimulación, y la eficiencia 
de cualquier tratamiento que se le haya hecho al pozo para mejorar la productividad. 

• Pruebas de presión estándar: Mediante estas, se puede determinar la permeabilidad 
de la roca in-situ y las condiciones del pozo (almacenamiento, productividad, daño, 
etc) 

• Los parámetros derivados de las pruebas de presión se usan para calcular cambios 
de permeabilidad entre pozos y para identificar tendencias de permeabilidad y usarlos 
como datos de entrada en modelos del yacimiento. 

 
Programa de toma de información de pozos y análisis. 
 

Para cada campo petrolero debe existir un plan de toma de información, programar 
tiempos en los que se debe llevar a cabo en cada pozo, pozos prioritarios en los que se 
realizarán las mediciones y qué información se busca obtener. Se debe diseñar el 
programa, dar un seguimiento a su realización y analizar la información obtenida. En 
términos generales, el programa se puede estructurar de la siguiente forma: 

 
a) Antes de producción del pozo 

 
i. Registros de lodos. 
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ii. Análisis de cortes de la barrena. 
iii. Registros de pozos/núcleos. 
iv. Datos del fluido (PVT) 
v. Pruebas de presión: Drill Stem Test (DST), Modular Dynamic 

Tester (MDT). 
 
b) Durante la producción 

 
i. Pruebas de presión y flujo (molinete o PLT) 
ii. Historia de producción 
iii. Pruebas de presión de inyección: En pozos con inyección de 

agua y proyectos de recuperación mejorada (RM) 
iv. Cualquier otro tipo de información que se pueda obtener del pozo 

mediante registros de pozo. 
 

La información que se obtenga de los pozos mediante cualquier prueba de presión, 
de producción, de fluidos del yacimiento, registros, muestras de núcleos, etc. debe ser 
integrada y analizada por equipos de trabajo multidisciplinarios para conformar el modelo 
estático y dinámico del yacimiento. 

 
Las mediciones que se realizan en núcleos de muestras seleccionadas por el 

geólogo aportan información para la identificación preliminar de los tipos de rocas en el 
yacimiento. Usando distintas técnicas, los resultados de las pruebas de presión de pozos 
se ajustan de forma razonable cuando se correlacionan con la geología conocida y las 
mediciones en núcleos. Las pruebas de presión aportan al modelo del yacimiento la 
identificación de barreras de flujo, fracturas, fallas conductivas (permiten el flujo de fluidos 
a lo largo y a través de ellas), semi-conductivas (permiten el flujo de fluidos solamente a 
través de ellas) o no conductivas y variaciones de permeabilidad en el yacimiento 
(anisotropía). Los ajustes de la historia de producción del pozo y el comportamiento de 
presión consisten en ajustar los parámetros del yacimiento de un modelo hasta que la 
simulación coincide con el comportamiento real del yacimiento y/o el historial de 
producción. La meta es optimizar la recuperación de petróleo a través de la 
caracterización del sistema dinámico y estático del yacimiento.  
 
Objetivos de las pruebas de presión transitoria. 
 

Principalmente se evalúa la presión del yacimiento, inicial o promedio; también se 
toman muestras de fluidos del yacimiento para hacer estudios PVT en laboratorio con el 
objetivo de conocer sus propiedades termodinámicas y su composición. Con las 
mediciones de presión y flujo, se calculan las propiedades del yacimiento, en términos 
generales: k (permeabilidad), s (daño), xf (mitad de longitud de fractura dominante), ω 
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(relación de almacenamiento en Yacimientos Naturalmente Fracturados), λ (coeficiente 
de flujo interporoso). Finalmente se hacen cálculos de los parámetros volumétricos del 
yacimiento, aceite original en sitio y área de drene. 
 
DATOS DE ENTRADA. 
 

Para realizar los cálculos de parámetros del yacimiento derivados de las pruebas 
de presión, se requieren algunos datos conocidos antes de realizar la prueba, como 
presión de fondo de pozo (BHP); datos de producción del pozo, que comúnmente se 
miden de forma deficiente o no se realizan, conocer las propiedades de los fluidos que 
produce el yacimiento mediante análisis PVT: viscosidad, compresibilidad, composición, 
corte de agua y ºAPI. También deben conocerse las propiedades del yacimiento: espesor 
h, porosidad ɸ, radio del pozo rw, compresibilidad de la formación cf, entre otras. 
 
Resultados de la interpretación de pruebas de presión transitoria. 
 

Mediante las pruebas de presión se puede conocer la capacidad productiva del 
pozo y determinar si tiene daño para seleccionar un tratamiento de estimulación 
adecuado. El cálculo de la transmisibilidad sirve para conocer la capacidad productiva del 
yacimiento. Y con las pruebas de presión se conoce la presión actual del yacimiento. Hay 
pruebas de presión que sirven para conocer los límites del yacimiento (se sabe que la 
onda de abatimiento de presión en el yacimiento ha alcanzado los límites del yacimiento 
cuando se produce bajo régimen de flujo pseudo-estacionario). También hay pruebas de 
presión especiales para conocer efectos de interferencia de pozos. Entre otros 
parámetros específicos del pozo/yacimiento (en general: almacenamiento del pozo Cs, 
xf, ω, λ, longitud de la falla Lfalla, compresibilidad de la roca rcomp, relación de 
permeabilidad vertical y horizontal kv/kh) que se calculan gracias a las mediciones hechas 
con las pruebas de presión. 

 
Datos estáticos para el análisis de pruebas de presión transitoria (PTA). 
 
• Propiedades PVT:  

 
 Aceite negro: Bo, Rs, μo, co (para las correlaciones se requiere: T, 

γg, pbw, salinidad) 
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• Propiedades del yacimiento: 
 

 Porosidad (ɸ) (de núcleos o registros de pozo) 
 Espesor neto de la formación (h), (obtenida mediante núcleos y/o 

registros de pozo) 
 Radio del pozo (rw). Historia de la terminación del pozo (diámetro 

de la barrena, estado mecánico del pozo) 
 Compresibilidad de la formación (cf). 

 
 
 
• Historia de la terminación del pozo: 

 
 Registros de perforación (presiones iniciales, pruebas de 

producción, o aforos) 
 Archivos del pozo (registros del pozo, núcleos, PVT, terminación, 

registros de reparaciones mayores y menores, fracturamientos) 
 Registros de producción anotados (registros de actividades, cierres 

de pozo, otras pruebas de producción, aforos) 
 
Historias de producción. 
 

• Asignación de datos de producción. 
 

Es común que, en producción de pozos de campos maduros, existan pozos que 
tienen producción acumulada de distintos intervalos de profundidad que corresponden a 
distintas formaciones. En estos casos hay que asignar la producción que corresponde a 
cada formación, para realizar los cálculos de los parámetros del yacimiento empleando 
la producción acumulada correcta Np. Cuando no se reportan reparaciones mayores en 
un pozo, se pueden estar calculando parámetros sobre un intervalo distinto y considerar 
una presión inicial del intervalo incorrecto, producción acumulada incorrecta y realizar 
cálculos erróneos. 
 

En algunas operaciones costa afuera, no se realiza la medición de producción por 
pozo sino por toda la producción que se mide en los manifolds provenientes de varios 
pozos, o medición de producción en baterías de almacenamiento. En ciertos casos esta 
producción medida en los manifolds o en las baterías de separación se promedia para 
todos los pozos de donde proviene dicha producción, por lo cual, tampoco se realizan los 
cálculos de los parámetros del yacimiento usando la producción acumulada correcta que 
corresponde a cada formación. Si se asigna mal la producción de pozos, también se 
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pueden atribuir otras mediciones en superficie de forma inadecuada, como Relación Gas 
Aceite (RGA), corte de agua, composición de los fluidos inadecuada. 
 

La asignación de producción (back allocation, en inglés) depende de los registros 
de producción de molinete y revisiones de consistencia en cada pozo. Si algún pozo 
estuvo cerrado durante algún tiempo determinado, no se le puede asignar producción a 
ese pozo durante ese periodo de tiempo, o de la misma forma al historial de producción 
de cada intervalo productor, en los casos en los que un pozo intersecte varios intervalos 
de rocas impregnados con aceite. 
 

• Datos de presión incompletos o de baja calidad (o erróneos): 
 

Reparaciones mayores o menores realizadas a los pozos no reportadas en el 
historial del pozo (cambios en la terminación, reparaciones mayores y menores, 
tratamientos, inicio de producción en distintos intervalos no reportado). 
 

Cambios de terminación no reportados en el pozo, comúnmente no se reflejan en 
las presiones de superficie, es decir, no se puede detectar un cambio en la terminación 
del pozo analizando la prueba de presión. El diámetro de la tubería por la que se produce 
añade diferencia entre la presión medida y la presión real a fondo de pozo, debido al 
efecto de almacenamiento, también añade pérdidas de carga por fricción y por flujo 
multifasico.  

 
Algunos datos medidos de presión son incorrectos debido a sensores de presión 

de baja calidad, mala sincronización, problemas operativos porque los empacadores no 
sellan, entre otros factores. 
 

• Problemas con la terminación del pozo: 
 

Debidos a cambios de equipo, prácticas deficientes, fallas en equipos. 
 

DESCRIPCIÓN DE UNA PRUEBA DE PRESIÓN. 
 
Proceso de una prueba Drill Stem Test, DST. 
 

Después de terminar la perforación del pozo, se empaca el intervalo de interés, se 
instala un aparejo de producción temporal y se hacer fluir el pozo a uno solo gasto o 
varios, durante un tiempo de producción tp (tiempo de producción). Después se cierra el 
pozo para provocar un incremento de presión a fondo de pozo (build – up) (PBU, Pressure 
Build Up), t. Finalmente se mide la presión a fondo de pozo con un sensor, en función del 
tiempo, p, t y q (presión, temperatura y gastos, respectivamente), gasto durante el 
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incremento de presión = 0. En la figura 1-1 se puede observar la configuración del pozo 
durante una prueba de DST. 
 

 
Fig. 1-1. Diagrama de una prueba DST (Drill Stem Test). Configuración del pozo 

durante una prueba Drill Stem Test. 
 
Información obtenida: 
 
• Fluidos del yacimiento (BHS, bottom hole samples, muestras de fondo de pozo), 

muestras de separador para análisis de PVT. 
• Temperatura del yacimiento y presión (obtenidas del sensor) 
• Se calcula la permeabilidad y daño en la formación (eficiencia de terminación, como 

daño debido a los disparos, daño debido a penetración parcial del yacimiento).  
• Se conocen las estructuras geológicas del yacimiento que pueden limitar el flujo de 

los hidrocarburos (Fallas conductivas o cerradas, cuñas, discontinuidades). 
 
Tipos de pruebas de presión 
 
Prueba de decremento, Drawdown test (DD). 
 

Una prueba de decremento de presión consiste en, una serie de mediciones de 
presión a fondo de pozo hechas durante un periodo de flujo a gasto constante. 
Comúnmente el pozo se cierra antes de la prueba de flujo, durante un periodo de tiempo 
suficiente que permita que la presión se estabilice alrededor del pozo a lo largo de la 
formación, hasta que alcance la presión estática. De acuerdo a Odeh y Nabor (1966), 
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durante la prueba de decremento, prevalece la condición de régimen de flujo transitorio 
hasta un valor de tiempo real aproximado por: 
 

𝑡𝑡 ≈
𝜙𝜙𝜇𝜇𝑜𝑜𝑟𝑟𝑒𝑒2

0.00264𝑘𝑘 , (1-1) 

 
 donde: 
 𝑡𝑡  = Tiempo de producción (hrs). 
 𝜙𝜙  = Porosidad. 
 𝜇𝜇𝑜𝑜  = Viscosidad (cp). 
 𝑟𝑟𝑒𝑒2  = Radio de drene cuadrático (ft). 
 𝑘𝑘  = Permeabilidad (mD). 
 

Las condiciones de flujo pseudo-estacionario se alcanzan a un tiempo 
aproximado de: 

 

𝑡𝑡 ≈
𝜙𝜙𝜇𝜇𝑜𝑜𝑐𝑐𝑟𝑟𝑒𝑒2

0.00088𝑘𝑘 , (1-2) 

 
 donde: 
 𝑐𝑐𝑓𝑓  = Compresibilidad de la formación. 
 
Se debe tener presente que: 
• Es difícil de mantener el gasto constante 
• Incluye mediciones dispersas de presión de fondo fluyendo (FBHP) to (hrs) 
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Fig. 1-2. Prueba de decremento de presión, Draw-Down (DD). Samaniego y Cinco-Ley 

(1996), Chapter 6. 
 

EL Draw-Down es la técnica para pruebas de presión de pozo más usada en la 
industria petrolera. La prueba se realiza mediante la puesta a producción de un pozo a 
gasto constante durante un tiempo, después se cierra el pozo, normalmente en superficie, 
haciendo que la presión en el pozo incremente, y ésta se mide al fondo del pozo en 
función del tiempo. Mediante esta información medida, es posible estimar la 
permeabilidad de la formación y área de drene, el daño del pozo, la heterogeneidad del 
yacimiento y las fronteras. 

 
Es importante conocer las condiciones de superficie y el estado mecánico del pozo 

para la interpretación de datos medidos de pruebas de incremento de presión. Se debe 
tener información sobre la profundidad del pozo, diámetros internos de tuberías, 
condición del empacador, etc. Normalmente, al inicio de una prueba de incremento de 
presión se necesitan mediciones de presión frecuentes, tanto como cada 15 segundos 
durante los primeros minutos y conforme avanza la prueba estos periodos de tiempo se 
pueden ir expandiendo. 
 
Prueba de incremento ideal. 
 

Idealmente, se supone que la prueba se lleva a cabo en un yacimiento infinito en 
el cual no hay efectos de frontera durante toda la prueba y el posterior periodo de cierre. 
El yacimiento es homogéneo y contiene un fluido ligeramente compresible, de una sola 
fase con propiedades uniformes a manera de que la función Ei y su aproximación 
logarítmica apliquen. Se aplica el método de Horner. Se supone que el daño o 
estimulación del pozo se contienen en una película de grosor cero en el pozo. El flujo 
hacia el pozo desde la formación se detiene de forma inmediata al cierre del pozo. Si un 
pozo se cierra después de que ha producido a un gasto q durante un periodo de tiempo 
tp y la presión de fondo de pozo pws se mide a un tiempo Δt, entonces si se grafica pws 
vs log(tp+ Δt)/Δt se obtendrá una línea recta, que se representa por la siguiente ecuación: 
 

𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 = 𝑝𝑝𝑝𝑝 −
162.6 𝑞𝑞𝑜𝑜𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜

𝑘𝑘ℎ 𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙 �
𝑡𝑡𝑝𝑝 +  𝛥𝛥𝛥𝛥
𝛥𝛥𝛥𝛥

�, (1-3) 

 
 donde: 
 
 𝑝𝑝𝑝𝑝 = Presión inicial (psi). 
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 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 = Presión estática en el pozo (psi). 
 𝑞𝑞𝑜𝑜 = Gasto del pozo durante tiempo de producción (bpd). 
 𝐵𝐵𝑜𝑜 = Factor de volumen del aceite (c.y./c.s.). 
 ℎ = Espesor del yacimiento (ft). 
 𝑡𝑡𝑝𝑝 = Tiempo de producción (hrs). 
 ∆t = Incrementos de tiempo entre cada medición de presión (hrs). 
 

Donde la pendiente m es 162.6 𝑞𝑞𝑜𝑜𝜇𝜇𝑜𝑜𝛽𝛽𝑜𝑜/𝑘𝑘ℎ y pi (presión de yacimiento inicial) es la 
intersección en (tp+ Δt)/ Δt=1.0. El valor absoluto de la pendiente m se usa para analizar 
el resultado de la prueba. La permeabilidad de la formación k se puede calcular de la 
pendiente y dada por la ecuación: 
 

𝑘𝑘 =
162.6 𝑞𝑞𝑜𝑜𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜

𝑚𝑚ℎ , (1-4) 

 
 donde: 
 𝑚𝑚 = Pendiente del segmento rectilíneo de una gráfica del log presión vs (tp+ Δt)/ 
Δt. 
 
El factor de daño (s), calculado con: 
 

𝑠𝑠 = 1.151 �
𝑝𝑝1ℎ𝑟𝑟 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤(∆t=0)

𝑚𝑚 − 𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙 �
𝑘𝑘

𝜙𝜙𝜇𝜇𝑜𝑜𝑐𝑐𝑡𝑡𝑟𝑟𝑤𝑤2
�+ 3.23�, (1-5) 

 
 donde: 
 𝑠𝑠 = Daño a la formación. 
 𝑝𝑝1ℎ𝑟𝑟 = Presión de fondo de pozo a 1 hora de cierre del pozo. 
 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤(∆t=0) = Presión estática de fondo de pozo al momento del cierre del pozo. 
 
• Ventajas: Se conoce el gasto, por ejemplo, q=0, a partir del cierre del pozo. 
• Desventajas: Producción perdida por cierre del pozo. 
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Fig. 1-3. Prueba de incremento de presión (Build Up). Samaniego y Cinco-Ley (1996), 

Chapter 6. 
 
Prueba de inyección. 
 

Las pruebas de inyección y de fall-off (decaimiento de presión) se usan para 
estimar las propiedades del yacimiento alrededor del pozo de inyección en proyectos de 
inyección de agua o de recuperación mejorada, el perfil de gasto y presión contra tiempo 
se puede observar en la figura 1-4. 
 
Régimen de flujo estacionario. 
 

Los yacimientos con pozos de inyección pueden alcanzar un estado de régimen 
estacionario cuando el gasto de inyección total es igual al gasto de producción total.  
 
• Ventajas: Los gastos de inyección son controlados. 
• Desventajas: El análisis es complicado por efectos multifasicos y posibles fracturas. 
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Fig. 1-4. Prueba de inyección. Samaniego y Cinco-Ley (1996), Chapter 6. 

 
 
Prueba Fall-off. 
 

Las pruebas de fall-off se realizan en pozos de inyección. Si se cierra un pozo de 
inyección, da como resultado una caída de presión análoga al incremento de presión 
cuando se cierra un pozo productor, el perfil de presión contra tiempo y gasto contra 
tiempo se pueden observar en la figura 1-5. Por lo tanto, las ecuaciones para pruebas 
de pozos en producción aplican a las pruebas de pozos de inyección realizando cambios 
de signos en las variables de gasto, en este caso el gasto es negativo. 

 

 
Fig. 1-5. Prueba Fall-off. Samaniego y Cinco-Ley (1996), Chapter 6. 

 
Prueba de interferencia-pulso. 
 

Las pruebas de interferencia y pulso, también se conocen como pruebas de pozo-
múltiple, involucran más de un pozo. Este tipo de pruebas pueden ser usadas para 
obtener una descripción adecuada del yacimiento para sistemas homogéneos 
(isotrópicos y anisotrópicos) y heterogéneos. En el caso de los sistemas heterogéneos 
se deben usar métodos numéricos para analizar las mediciones de presión transitoria. 
Las pruebas de pulso/interferencia son de las más importantes para conocer el 
comportamiento del pozo en proyectos de inyección de agua y recuperación mejorada. 
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Estas pruebas se usan para determinar cuándo dos o más pozos tienen 

comunicación de presión en el mismo yacimiento, y cuando existe comunicación, dar 
estimados de permeabilidad horizontal de la formación k, y el producto de porosidad por 
compresibilidad ɸ, ct, en la vecindad de los pozos donde se realizan las pruebas. La 
prueba de interferencia se realiza mediante la puesta a producción o inyección de un 
pozo activo y en otro pozo de observación se mide la respuesta de presión. El pozo activo 
inicia la producción a gasto constante al tiempo cero y la otra respuesta de presión en el 
pozo de observación a una distancia r de un pozo activo inicia después de un periodo de 
tiempo. 
 
Aplicaciones de las pruebas de interferencia y pulso. 
 
• Prueba la conectividad entre pozos mediante pozos productores y de observación. 
• Usado para estimar la transmisibilidad kh/µ, y capacidad de almacenamiento ɸhct. 

 
Prueba de interferencia. 
 

La modificación del gasto de larga duración en un pozo crea una interferencia de 
presión en un pozo de observación que puede analizarse para conocer propiedades del 
yacimiento como transmisibilidad y almacenamiento. La técnica de análisis es mediante 
el uso de ajuste de curvas tipo (curva tipo integral exponencial). 

 
Prueba de pulso. 
 

Una prueba de pulso provee mediciones de presión mediante el uso de pulsos cortos 
de gasto observándose algunos cambios pequeños de presión en los pozos de 
observación. Se pueden estimar variables como difusividad hidráulica, transmisibilidad y 
capacidad de almacenamiento de la formación, el perfil de presión contra tiempo y gasto 
en pozos activos contra tiempo, se puede observar en la figura 1-6. Los valores de las 
pruebas de pulso son mucho menos afectados por condiciones de frontera como fallas y 
acuíferos comparado con las pruebas de interferencia. La técnica de análisis es mucho 
más complicada y usualmente requiere el uso de computadoras. 
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Fig. 1-6. Región de influencia de una prueba de interferencia/pulso. Amanat U. 

Chaudhry. 2004 
 

 

 
Fig. 1-7. Prueba de pulso. Samaniego y Cinco-Ley (1996), Chapter 6. 

 
 
Drill Stem test (DST). 
 

La prueba de Drill Stem Test es un método en el cual se realiza una terminación 
temporal en un pozo para determinar las capacidades productivas de una zona 
específica, aislada con empacadores. Inicialmente esta prueba se concibió para proveer 
un indicador primario del contenido de fluidos de una formación en un pozo recién 
perforado. Se tenían registros de presión, pero se usaba principalmente para evaluar la 
operación de las herramientas. Hoy en día la información de presión medida de forma 
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adecuada y planeada sirve para conocer la capacidad productiva de la zona de interés, 
evaluar la terminación del pozo y la extensión del daño a la formación y determinar si se 
requiere estimular. Con el cálculo de esta información se puede estimar el potencial de 
flujo del pozo con una terminación regular y estimulación al pozo para quitar el daño a la 
formación. 
Características del yacimiento que se pueden conocer con una prueba DST. 
 
• Permeabilidad promedio efectiva: Esta permeabilidad es mejor que la calculada con 

análisis de núcleos debido a que se promedia un volumen mucho mayor con el DST. 
También se obtiene la permeabilidad efectiva en lugar de solo la absoluta. 

• Presión de yacimiento: Se mide esta presión si el tiempo de cierre es suficiente para 
alcanzar presión estática, o de otro modo se puede calcular. 

• Daño al pozo: La relación de daño permite conocer cómo se debería comportar el 
pozo sin daño y por lo tanto estimar cual es el daño en el pozo. 

• Conocer barreras, anisotropía (cambios de permeabilidad) y contactos de fluido. 
Estas anomalías del yacimiento afectan la pendiente de la gráfica del incremento de 
presión.  

• Radio de investigación: Una estimación de que tan lejos del pozo puede escucharse 
con el DST (en función de la presión) 

• Abatimiento: Se puede saber si el yacimiento es pequeño y la prueba se corre 
adecuadamente. 

 
Procedimiento de operación del DST. 
 

La herramienta de DST es un arreglo de empacadores y válvulas localizadas al fondo 
de la tubería de perforación. Los empacadores sirven para aislar la zona de interés del 
lodo de perforación en el agujero y dejarla producir en la celda de prueba (espacio entre 
empacadores), drill collar y tubería de perforación. Los empacadores también ayudan 
para reducir los efectos de almacenamiento de pozo.  

 
• Usado en pozos exploratorios. 
• Se cierra el pozo en el fondo y reduce los efectos de almacenamiento (wellbore 

storage, WBS). 
• Medición precisa de gastos de producción durante el tiempo de producción previo al 

cierre del pozo. 
• Infraestructura de producción en sitio. 
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MÉTODO DE ANÁLISIS DE PRUEBAS DST. 
 
Método de grafica de Horner. 
 

Los datos de incremento de presión son comúnmente analizados usando este 
método, cuando se conoce el espesor de la formación y la viscosidad del fluido y el 
periodo de cierre de flujo (o cierre de pozo) es suficientemente largo, y si el efecto de 
almacenamiento de pozo es despreciable. La grafica de Horner de los datos de 
incremento de presión tienen una sección de línea recta con pendiente m. El valor de m 
se puede usar para determinar las características de la formación. 

Se pueden usar las ecuaciones 1-4, 1-5 para calcular permeabilidad, capacidad 
de flujo de la formación (producto kh), estimar la transmisibilidad del yacimiento 
despejando kh/µoβo de la ecuaciòn1-4:  

 
𝑘𝑘ℎ
𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜

=
162.6𝑞𝑞𝑞𝑞

𝑚𝑚 , (1-6) 

Si no se conoce µo ni h, kh/ µo puede ser estimada despejándolo de la ecuación 
(1-7). El gasto de producción usado es normalmente el promedio durante el tp (tiempo de 
producción). Muchas veces los resultados de los DST están afectados por el daño a la 
formación. Por lo tanto, se debe tomar en cuenta la restricción al flujo por el daño a la 
hora de anañizar mediciones de un DST. El efecto de daño se puede determinar con la 
ecuación (1-6). 

 
El término log[(tp+1)/tp] normalmente se desprecia cuando tp>>1 o cuando el 

efecto de daño es alto. 
El efecto de daño es útil cuando se compara el daño entre pozos, sin embargo, no 

puede ser aplicado en una formación en específico para mostrar cómo debería 
comportarse esa formación si el daño se removiera. 
Zak y Phil Griffin, 1957, usaron la ecuación 1-7 para introducir el concepto de relación de 
daño (Damage Ratio, DR), el cual compara los gastos de producción observados en un 
DST (qo) con el gasto de producción teórico sin daño (qt). 
 

𝐷𝐷𝐷𝐷 =
𝑞𝑞𝑞𝑞
𝑞𝑞𝑞𝑞, (1-7) 

 
La anterior ecuación se usa para calcular DR basado en el factor de daño 

relacionado a la siguiente ecuación: 
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𝐷𝐷𝐷𝐷 =
𝑝𝑝𝑝𝑝 − 𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝

𝑚𝑚�𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙 �
𝑘𝑘𝑡𝑡𝑝𝑝

𝜙𝜙𝜇𝜇𝑜𝑜𝑐𝑐𝑡𝑡𝑟𝑟𝑤𝑤2
� − 2.85�

, (1-8) 

 
Un valor de DR significativamente mayor a 1 indica daño. La ecuación (1-8) puede 

simplificarse mediante la asignación de valores promedio a los parámetros de la 
formación k, 𝜙𝜙, ct, µo y rw. Lo que da como resultado la ecuación de relación de daño 
estimado (Estimated Damage Ratio EDR): 

 

𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸 =
𝑝𝑝𝑖𝑖 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤

𝑚𝑚(𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑡𝑡𝑝𝑝 + 2.65), (1-9) 

 
Una ecuación para calcular DR en base a la relación de S, es la siguiente: 
 
𝐽𝐽𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖
𝐽𝐽𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟

=
𝑝̅𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤

𝑝̅𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤−(∆𝑝𝑝)𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠
, (1-10) 

 
Donde para calcular la caída de presión a lo largo del daño (S), se usa: 
 

(∆𝑝𝑝)𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠 =
141.2𝑞𝑞𝑜𝑜𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜

𝑘𝑘ℎ 𝑆𝑆 = 0.869𝑚𝑚𝑚𝑚, (1-11) 

 
Una forma más significativa de evaluar la necesidad de un tratamiento de 

estimulación para solucionar el efecto de daño (S) o para estimular la producción, es 
mediante el cálculo de la eficiencia de flujo del pozo: 
 

𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸 𝑑𝑑𝑑𝑑 𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓 =  
𝑝𝑝𝑖𝑖 − 𝑝𝑝𝑓𝑓 − (∆𝑝𝑝)𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠

𝑝𝑝𝑖𝑖 − 𝑝𝑝𝑓𝑓
, (1-12) 

 
La presión inicial o promedio 𝑝̅𝑝 se estima extrapolando la línea recta de la gráfica 

de Horner al tiempo de cierre infinito (tp+Δt)/Δt=1. Si el gasto de producción durante una 
prueba de DST varía durante el periodo de flujo, entonces se debe usar la técnica 
propuesta por Odeh y Selig, 1963, de análisis múltiple, quienes propusieron una técnica 
simplificada útil para largos periodos de variación del gasto cuando tp es menor al tiempo 
de cierre. tp y el gasto son modificados por la siguiente ecuación: 
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𝑞𝑞 ∗=
1
𝑡𝑡𝑝𝑝∗
�𝑞𝑞𝑗𝑗�𝑡𝑡𝑗𝑗 − 𝑡𝑡𝑗𝑗−1�,
𝑁𝑁

𝑗𝑗=1

 
 

(1-13) 

 
 
 
Y el tp modificado por: 

𝑡𝑡𝑝𝑝∗ = 2 �𝑡𝑡𝑝𝑝 −
∑ 𝑞𝑞𝑗𝑗(𝑡𝑡𝑗𝑗2 − 𝑡𝑡𝑗𝑗−12𝑁𝑁
𝑗𝑗=1 )

2∑ 𝑞𝑞1(𝑡𝑡𝑗𝑗 − 𝑡𝑡𝑗𝑗−1)𝑁𝑁
𝑗𝑗=1

�, (1-14) 

 
Los valores modificados 𝑡𝑡𝑝𝑝∗  y 𝑞𝑞 ∗ después se usan en la gàfica de Horner. Para propósitos 
prácticos, el radio de investigación durante una prueba DST es equivalente al radio de 
drene dado por: 
 

𝑟𝑟𝑖𝑖 = �
𝑘𝑘∆t𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

948𝜙𝜙𝜇𝜇𝑜𝑜𝑐𝑐𝑡𝑡
, (1-15) 

 
 Donde: 
𝑟𝑟𝑖𝑖  = Radio de drene o investigación (ft). 
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CAPITULO II. 
 

ECUACIONES FUNDAMENTALES DE FLUJO DE FLUIDOS EN MEDIOS POROSOS 
FRACTURADOS. 

 Este capítulo está focalizado a medios porosos fracturados. Sin embargo, es 
necesario comprender los conceptos básicos y desarrollo de la ecuación de difusión. 
 
Derivación de la ecuación de difusividad en una sola fase. 
 
 Se requiere derivar la ecuación de continuidad, sustituyendo la Ley de Darcy y 
obtener la ecuación de difusividad para validar los modelos modificados en el capítulo III, 
estableciendo las idealizaciones consideradas, condiciones de frontera e iniciales, así 
como geometría de flujo, régimen de flujo en los cuales aplican las ecuaciones 
modificadas en el capítulo III. En este capítulo también se obtienen algunas de las 
soluciones más comunes de la ecuación general de difusividad, a partir de distintas 
condiciones iniciales y de frontera. 
 
 Para desarrollar la ecuación de difusividad que modela el flujo de fluidos en medios 
porosos, se deben tomar en cuenta los siguientes conceptos físicos: 
 

1. Ecuación de continuidad que es un balance de masa en el sistema. 
a. Ecuación de continuidad. 

2. Ecuación de movimiento (balance de fuerza): 
a. Ecuación de Darcy (relaciona velocidad al gradiente de presión). 

3. Ecuación de estado (relaciona la densidad del fluido con la presión, temperatura y 
composición). 
 

Las ecuaciones constitutivas (relación en el caso de elasticidad con esfuerzo y 
deformación de fluidos), no se toman en cuenta debido a que se suponen fluidos 
Newtonianos (término de viscosidad en la Ley de Darcy). 

La ecuación de conservación de energía (balance de energía en el sistema) no se 
usa, debido a que se suponen condiciones de flujo isotérmicas. 
 
Conservación de la masa: Ecuación de continuidad. 
 

Considérese el volumen de control de la (figura 2-1). Dicho volumen de control se 
encuentra aislado del exterior mediante una superficie de control δAsal y δAent. Existe 
transferencia de materia hacia dentro y fuera del volumen de control, a través de las 
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superficies de entrada y salida δAent y δAsal, respectivamente. Durante un intervalo de 
tiempo to=0 y t=t0+δt, entra al volumen de control el gasto másico δment y sale del volumen 
de control el gasto másico δmsal. El gasto másico que sale del volumen de control durante 
el intervalo de tiempo t=t0+δt, no es necesariamente igual al que entra, por lo que la 
diferencia entre ambos es el gasto másico acumulado dentro del volumen de control y 
recibe el nombre de acumulación δma, lo cual ocurre cuando δment > δmsal, de lo 
contrario, la masa dentro del volumen de control se está vaciando. La cantidad de masa 
que para t=0 era m0, para el tiempo t0+δt, será m0 + δma. La masa se conserva debido 
a que [acumulación] = [gasto másico de entrada] – [gasto másico de salida]. 

 
(𝑚𝑚0 + 𝛿𝛿𝛿𝛿𝑎𝑎) − (𝑚𝑚0) = 𝛿𝛿𝛿𝛿𝑎𝑎 = 𝛿𝛿𝛿𝛿𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠 − 𝛿𝛿𝛿𝛿𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 , (2-1) 

 

 
 

Fig. 2-1. a) Volumen de control para el tiempo t = 0. b) Volumen de control para el 
tiempo t = t0 + δt. 

 
Si la ecuación anterior se divide entre δt y pasando al límite cuando δt →0, se obtiene: 
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𝑑𝑑𝑑𝑑𝑎𝑎

𝑑𝑑𝑑𝑑 =
𝑑𝑑𝑑𝑑𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒

𝑑𝑑𝑑𝑑 −
𝑑𝑑𝑑𝑑𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠

𝑑𝑑𝑑𝑑 , (2-2) 

 
 Si se iguala cada término de la ecuación anterior a la ecuación anterior. 
𝐴𝐴(𝑡𝑡) = 𝐹𝐹(𝑡𝑡)𝑑𝑑𝑑𝑑 −𝑊𝑊(𝑡𝑡)𝑑𝑑𝑑𝑑, (2-3) 

 

Donde 𝑑𝑑𝑑𝑑𝑎𝑎
𝑑𝑑𝑑𝑑

= 𝐴𝐴(𝑡𝑡) es el término de acumulación en función del tiempo; 𝑑𝑑𝑑𝑑𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒
𝑑𝑑𝑑𝑑

=

𝐹𝐹(𝑡𝑡)𝑑𝑑𝑑𝑑, es el término de gasto másico de entrada en función del tiempo y 𝑑𝑑𝑑𝑑𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠
𝑑𝑑𝑑𝑑

= 𝑊𝑊(𝑡𝑡)𝑑𝑑𝑑𝑑 
es el término de gasto másico de salida en función del tiempo. 
El estado estacionario en el volumen de control con respecto a la masa. Sucede cuando 
el gasto másico de entrada es igual al gasto másico de salida. 
 
𝑑𝑑𝑑𝑑𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 = 𝑑𝑑𝑑𝑑𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠, (2-4) 

  
Sustituyendo en la ecuación (3-3) 
 

𝐹𝐹(𝑡𝑡)𝑑𝑑𝑑𝑑 = 𝑊𝑊(𝑡𝑡)𝑑𝑑𝑑𝑑, (2-5) 
 

Expresando los gastos másicos de entrada y salida anteriores en función de la 
velocidad del fluido 𝑣⃗𝑣, se tiene que la velocidad del fluido a través de la superficie de 
control es 𝜌𝜌𝑣⃗𝑣𝑑𝑑𝑑𝑑. 
 
𝑑𝑑𝑑𝑑𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠

𝑑𝑑𝑑𝑑 = 𝜌𝜌𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑣⃗𝑣𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑑𝑑𝑑𝑑𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠. (2-6) 

 
𝑑𝑑𝑑𝑑𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒

𝑑𝑑𝑑𝑑 = 𝜌𝜌𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑣⃗𝑣𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑑𝑑𝑑𝑑𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒. (2-7) 

 
Considerando que, el gasto másico de salida a través de la superficie de control 

de salida Asal es positivo y el gasto másico de entrada a través de la superficie de control 
de entrada Aent, la diferencia entre el gasto másico de salida y el gasto másico de entrada 
es igual a la velocidad de flujo de masa 𝜌𝜌𝑣𝑣��⃗  a través de la superficie de control A y dicha 
velocidad de flujo es normal a la superficie de control A.  
 

𝑑𝑑𝑑𝑑𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠

𝑑𝑑𝑑𝑑 −
𝑑𝑑𝑑𝑑𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒

𝑑𝑑𝑑𝑑 = � 𝜌𝜌𝑣⃗𝑣𝑑𝑑𝑑𝑑
𝐴𝐴

. (2-8) 
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La integral toma en cuenta toda la superficie de control A. La acumulación de masa 

dentro del volumen de control se puede escribir como una integral volumétrica de la masa 
acumulada dentro del volumen. 
 

𝑚𝑚𝑎𝑎 = � 𝜌𝜌𝜌𝜌𝜌𝜌
𝑉𝑉

. (2-9) 

 
Sustituyendo las ecuaciones (2-2) y (2-9) en (2-8), se obtiene la ecuación de continuidad: 
 

𝑑𝑑
𝑑𝑑𝑑𝑑
� 𝜌𝜌𝜌𝜌𝜌𝜌
𝑣𝑣

+ � 𝜌𝜌𝑣⃗𝑣
𝐴𝐴

𝑑𝑑𝑑𝑑 = 0, (2-10) 

 
La ecuación (2-10) físicamente representa: 
Acumulación + (gasto másico de salida – gasto másico de entrada) = 0 
 

Si se considera un volumen de control como un medio poroso, partiendo de la 
ecuación (2-10), se puede escribir el término de acumulación en función de la porosidad 
y la densidad del fluido, despejando el término del vector de velocidad del fluido, el cual 
representa la diferencia de gasto másico de salida – gasto másico de entrada. 
 

∇⦁(𝜌𝜌𝑣⃗𝑣) = −
𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕 . (2-11) 

 
 donde: 
 𝑣⃗𝑣 = Vector de velocidad de fluido. 
 𝑡𝑡 = Tiempo. 
 𝜙𝜙 = Porosidad. 
 𝜌𝜌 = Densidad del fluido. 
 
 La ecuación de movimiento usada para flujo de fluidos en medios porosos 
homogéneos es conocida como la ecuación de Darcy. La ley de Darcy fue derivada 
empíricamente realizando experimentos de agua fluyendo a través de paquetes de arena, 
y funciona para flujo lamiar de fluidos en medios porosos. La ley de Darcy está dada (en 
forma vectorial) por: 
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𝑣⃗𝑣 = −
𝑘𝑘
𝜇𝜇

(∇𝑝𝑝 + 𝜌𝜌𝑔⃗𝑔), (2-12) 

 
donde: 

 
 ∇𝑝𝑝 = Gradiente de presión 
 k = Permeabilidad efectiva 
 µ = Viscosidad del fluido 
 𝑔⃗𝑔 = Vector de gravedad 
 
Si se sustituye las ecuaciones de continuidad y de Darcy (2-12) en (2-11), se obtiene: 
 

∇⦁ �
𝜌𝜌𝜌𝜌
𝜇𝜇

(∇𝑝𝑝 + 𝜌𝜌𝑔⃗𝑔)� =
𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-13) 

 
Si se supone flujo horizontal, y las capas no buzan, el término de gravedad se 

puede despreciar, lo cual reduce la ecuación (2-13) a: 
 

∇⦁ �
𝜌𝜌𝜌𝜌
𝜇𝜇 ∇𝑝𝑝� =

𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-14) 

El operador nabla ∇ se define como: 
 

∇⦁𝑎𝑎 =
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 ∇y, (2-15) 

 
Donde la presión se usará como la variable “y”. Los términos ∇⦁∇𝑎𝑎, están dados por: 

 
Flujo lineal 
 

∇⦁∇𝑎𝑎 = ∇2𝑎𝑎 =
𝜕𝜕2𝑎𝑎
𝜕𝜕𝑥𝑥2 +

𝜕𝜕2𝑎𝑎
𝜕𝜕𝑦𝑦2 +

𝜕𝜕2𝑎𝑎
𝜕𝜕𝑧𝑧2 , 

Flujo radial 
 

∇⦁∇𝑎𝑎 = ∇2𝑎𝑎 =
1
𝑟𝑟
𝜕𝜕2𝑎𝑎
𝜕𝜕𝜕𝜕

�𝑟𝑟
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
� +

1
𝑟𝑟2
𝜕𝜕2𝑎𝑎
𝜕𝜕𝜃𝜃2 +

𝜕𝜕2𝑎𝑎
𝜕𝜕𝑧𝑧2 , 
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El término nabla ∇ denota una geometría de flujo general. Posteriormente en este 

capítulo se usan los operadores apropiados para flujo radial. 
 La ecuación (2-14) es la forma fundamental  de la ecuación de difusividad en 
términos de la densidad del fluido y representa el punto de inicio para desarrollarla en 
términos de presión, presión al cuadrado. En este punto, la ecuación de estado de 
compresibilidad no se ha incorporado en la ecuación de difusividad. La ecuación de 
difusividad se puede usar en términos de la densidad, pero no es práctico para 
aplicaciones de campo. 
 La ecuación (2-14) incluye de forma implícita la ecuación constitutiva, mediante el 
término de viscosidad en la ley de Darcy, ecución (2-12). Se considera que todas las 
pruebas de presión se llevan a cabo bajo condiciones isotérmicas, por lo que se descarta 
la ecuación de conservación de energía. 
 
 Suponiendo que la permeabilidad, k, y la viscosidad del fluido, μ, son constantes, 
la ecuación (2-14) se reduce a: 

 

∇⦁[𝜌𝜌∇𝑝𝑝] =
𝜇𝜇
𝑘𝑘
𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-16) 

 
 En yacimientos naturalmente fracturados, la viscosidad permanece constante ya 
que está en función de la temperatura y se consideran procesos isotérmicos, pero cuando 
la presión decrementa a la presión de burbujeo y se comienza a liberar gas en solución, 
la viscosidad aumenta. En el caso de la permeabilidad, influye la expansión y 
compresibilidad de roca y fluidos. 

 
Derivación de la ecuación de Difusividad. 
 
 Expandiendo los términos del lado izquierdo de la ecuación (2-16), usando las 
reglas de productos vectoriales y reglas de doble derivación, tenemos: 
 

(∇⦁𝜌𝜌)∇𝑝𝑝+ 𝜌𝜌∇⦁∇𝑝𝑝 =
𝜇𝜇
𝑘𝑘
𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-17) 

 
Usando regla de la cadena para términos vectoriales (∇), el primer término del lado 
izquierdo de la ecuación (2-16), puede ser escrito de la siguiente forma: 
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(∇⦁𝜌𝜌)∇𝑝𝑝 =
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 ∇𝑝𝑝∇𝑝𝑝 =

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕

(∇𝑝𝑝)2, (2-18) 

 
El segundo término en el lado izquierdo de la ecuación (2-17), puede ser reducido usando 
la definición del operador ∇. Esto da como resultado:  
 
𝜌𝜌∇⦁∇𝑝𝑝 = 𝜌𝜌∇2𝑝𝑝, (2-19) 

 
𝜌𝜌∇⦁∇𝑝𝑝 = 𝜌𝜌∇2𝑝𝑝, (2-20) 

 
Sustituyendo las ecuaciones (2-18) y (2-17) en (2-16): 
 
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕

(∇𝑝𝑝)2 + 𝜌𝜌∇2𝑝𝑝 =
𝜇𝜇
𝑘𝑘
𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-21) 

 
Aplicando la regla del producto al término 𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)

𝜕𝜕𝜕𝜕
 en la ecuación anterior, se obtiene: 

  
𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕 = 𝜙𝜙

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 + 𝜌𝜌

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , 

 
Factorizando los términos 𝜙𝜙𝜙𝜙  
 
𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕

= 𝜙𝜙𝜙𝜙 �
1
𝜙𝜙
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 +

1
𝜌𝜌
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
�, 

 
La definición de compresibilidad de un fluido está dada por: 
 

𝑐𝑐 =
1
𝜌𝜌
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕, (2-22) 

 
La definición de compresibilidad de volumen-poroso, está dada por: 
 

𝑐𝑐𝑓𝑓 =
1
𝜙𝜙
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-23) 
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Combinando la definición de compresibilidad con la expansión del término 𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕

, se 
obtiene: 
 
𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕 = 𝜙𝜙𝜙𝜙�𝑐𝑐 + 𝑐𝑐𝑓𝑓�, (2-24) 

 
La compresibilidad total está definida por 𝑐𝑐 + 𝑐𝑐𝑓𝑓 = 𝑐𝑐𝑡𝑡, y finalmente, el término anterior se 
puede escribir de la siguiente forma: 
 
𝜕𝜕(𝜙𝜙𝜙𝜙)
𝜕𝜕𝜕𝜕 = 𝜙𝜙𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡, (2-25) 

 
Sustituyendo la ecuación (2-22) en (2-19), se obtiene: 
 
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕

(∇𝑝𝑝)2 + 𝜌𝜌∇2𝑝𝑝 = 𝜌𝜌
𝜇𝜇𝜇𝜇𝑐𝑐𝑡𝑡
𝑘𝑘

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-26) 

 

Dividiendo ambos lados de la ecuación entre la densidad del fluido 𝜌𝜌, se obtiene: 
 
1
𝜌𝜌
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕

(∇𝑝𝑝)2 + ∇2𝑝𝑝 =
𝜇𝜇𝜇𝜇𝑐𝑐𝑡𝑡
𝑘𝑘

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , 

 
Aplicando la definición de compresibilidad en función de la densidad del fluido en el primer 
término de la ecuación, se obtiene: 
 

𝑐𝑐(∇𝑝𝑝)2 + ∇2𝑝𝑝 =
𝜇𝜇𝜇𝜇𝑐𝑐𝑡𝑡
𝑘𝑘

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-27) 

 
El término 𝑐𝑐(∇𝑝𝑝)2 es no linear, y como este término eleva al cuadrado el gradiente 

de presión (el cual es no linear y la presión por si sola es no linear) y multiplica este grupo 
por la compresibilidad del fluido (la cual es una función débil de la presión para líquidos 
sobre la presión de burbujeo). 
Si se supone un fluido ligeramente compresible y constante (como se supone para la 
ecuación de estado para un fluido ligeramente compresible), el primer término de la 
ecuación (2-27), 𝑐𝑐(∇𝑝𝑝)2, se puede despreciar, dando como resultado la siguiente 
ecuación: 
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∇2𝑝𝑝 =
𝜇𝜇𝜇𝜇𝑐𝑐𝑡𝑡
𝑘𝑘

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-28) 

 
La ecuación anterior es la forma general de difusión diferencial parcial y puede ser 

resuelta analíticamente para varias geometrías de flujo y condiciones de fronteras (todas 
asumen que el término de difusividad 𝜇𝜇𝜇𝜇𝑐𝑐𝑡𝑡

𝑘𝑘
, es constante). 

 
Ecuaciones de régimen de flujo estacionario en medios porosos. 
 

En el régimen de flujo estacionario, la presión permanece constante con respecto 
al tiempo. Las soluciones de las ecuaciones de flujo bajo régimen estacionario pueden 
ser derivadas mediante la integración y evaluación de las variables de integración de las 
condiciones de frontera. A continuación, se presentan las ecuaciones de flujo estacionario 
y las ecuaciones de Darcy para distintas geometrías de flujo. 

 
Las ecuaciones de flujo estacionario están basadas en las siguientes suposiciones: 
 

1. Espesor del yacimiento uniforme, permeabilidad constante. 
2. Fluido compresible. 
3. El flujo a través de cualquier circunferencia es constante. 

 
Ecuación ideal para régimen flujo estacionario, geometría de flujo radial. 
 

Si pw, es la presión en el fondo del pozo a un gasto qo, medido en barriles a 
condiciones de yacimiento, y en el yacimiento se mantiene una presión pe o presión 
promedio del yacimiento al exterior del radio de drene re. Siendo la presión a cualquier 
radio dentro del radio de drene p y r. Entonces a este radio de observación r, se tiene la 
siguiente igualdad: 

 

𝑣𝑣 =
𝑞𝑞𝑜𝑜
𝐴𝐴 =

𝑞𝑞𝑜𝑜
2𝜋𝜋𝜋𝜋 = −1.127

𝑘𝑘
𝜇𝜇
𝑑𝑑𝑑𝑑
𝑑𝑑𝑑𝑑, (2-29) 
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Fig. 2-2. Pozo intersectando un yacimiento que presenta geometría de flujo radial. 

 
La variable de gasto qo es positiva y en dirección del radio r.  

Separando variables en términos del radio y la presión, e integrando entre los radios r1 y 
r2, a dos presiones correspondientes p1 y p2: 
 

�
𝑞𝑞0𝑑𝑑𝑑𝑑
2𝜋𝜋𝜋𝜋 = −� 1.127

𝑘𝑘
𝜇𝜇 𝑑𝑑𝑑𝑑

𝑝𝑝2

𝑝𝑝1

𝑟𝑟2

𝑟𝑟1
, (2-30) 

 
El signo negativo se debe a que cuando p2>p1, se considera que el flujo es 

negativo en la dirección en la que aumenta el radio r, es decir del yacimiento hacia el 
pozo debido a que el flujo de fluidos va del punto de mayor presión hacia el de menor 
presión y r en la cara del pozo es cero y aumenta hacia la dirección de la formación. El 
gasto qo se expresa a condiciones de superficie (c.s.) en lugar de condiciones de 
yacimiento. 

 
Tomando en cuenta lo anterior, se considera el valor absoluto del gasto, quedando 

la ecuación (2-3) de la siguiente forma:  
 

𝑞𝑞𝑜𝑜 = −
0.00708𝑘𝑘ℎ(𝑝𝑝2 − 𝑝𝑝1)

𝜇𝜇𝐵𝐵𝑜𝑜 ln �𝑟𝑟2𝑟𝑟1
�

, (2-31) 

 
 donde: 
 𝑞𝑞𝑜𝑜 = Gasto del pozo (bpd). 
 𝑘𝑘 = Permeabilidad (mD). 
 𝑝𝑝1 = Presión (psi) 
 𝐵𝐵𝑜𝑜 = c.y./c.s. 
 ℎ = Espesor total (ft) 
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 𝑟𝑟2 = Radio de investigación 
 𝑟𝑟1 = Radio del pozo 
 

Los radios de interés son el radio del pozo rw y el radio de drene re, sustituyéndolos 
en la ecuación (2-29) queda: 
 

𝑞𝑞𝑜𝑜 =
0.00708𝑘𝑘ℎ(𝑝𝑝𝑒𝑒 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤)

𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜ln (𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑤𝑤
)

, (2-32) 

 
qo = gasto de aceite (stb/dia) 
k = permeabilidad sin daño, mD 
h = espesor de la formación, ft 
pe = presión en el radio de drene, psi, o presión promedio p = 𝑝̅𝑝 o presión inicial a r = re. 
re = radio externo o radio de drene, ft, se calcula del espaciamiento de pozos 
rw = radio del pozo, ft 
µo = Viscosidad del aceite, cp 
Bo = Factor de volumen del aceite, c.y./c.s.  
 
Ecuación (2-33) para geometría de flujo lineal.  
 

𝑞𝑞𝑜𝑜 =
0.001127𝑘𝑘𝑘𝑘(𝑝𝑝1 − 𝑝𝑝2)

𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜L . (2-33) 

 
Para calcular la permeabilidad sin daño alrededor del pozo, se agrega la caída de 

presión debida al daño (Δp)skin como término negativo en la ecuación (2-32): 
 

𝑞𝑞𝑜𝑜 =
0.00708𝑘𝑘𝑠𝑠𝑠𝑠ℎ(𝑝𝑝𝑝𝑝 − 𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝 − ∆𝑝𝑝𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠𝑠)

𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜ln (𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑤𝑤
)

, (2-34) 

 
 donde: 
 𝑘𝑘𝑠𝑠𝑠𝑠 = Permeabilidad sin daño (mD). 
 
 
 
 



 

30 
 

CAPÍTULO II 

Ecuaciones de flujo pseudo-estacionario. 
 

Cuando se produce un pozo a gasto constante durante el tiempo suficiente para 
que la onda de abatimiento de presión alcance todas las fronteras, el cambio de presión 
sobre el tiempo es constante a cualquier radio. Este cambio de presión constante da 
como resultado distribuciones de presión y cambios de gasto, paralelas para cualquier 
radio y tiempo. Estas condiciones dan como resultado el régimen de flujo pseudo 
estacionario y la mayor parte de los yacimientos producen bajo este régimen la mayor 
parte de su vida productiva.  

 
El problema de flujo pseudo estacionario se resuelve de la siguiente forma: 

�
∆𝑝𝑝
∆𝑡𝑡
�
𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝

=
5.61𝑞𝑞𝑜𝑜
𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡𝑉𝑉𝑏𝑏

, (2-35) 

 
Vb es igual al volumen de poro (volumen bulk) del yacimiento en pies cúbicos y es igual 
a 𝜋𝜋𝑟𝑟𝑒𝑒2ℎ, sustituyendo en (2-33): 
 

�
∆𝑝𝑝
∆𝑡𝑡
�
𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝𝑝

=
1.7866 𝑞𝑞𝑜𝑜
𝜙𝜙ℎ𝑐𝑐𝑡𝑡𝑟𝑟𝑒𝑒2

, (2-36) 

 
Las ecuaciones (2-37) - (2-38b), son ecuaciones de flujo para flujo pseudo-estacionario 
en pozos localizados centralmente en el plano de drene areal. Las ecuaciones están 
basadas en la presión de límite de radio de drene pe o presión promedio del yacimiento 
𝑝̅𝑝. En general, la presión del yacimiento se estima realizando una prueba de presión tipo 
DST, o presión de incremento de presión. Estos métodos estiman la presión promedio 
del yacimiento 𝑝̅𝑝. La siguiente ecuación se aplica cuando existe régimen de flujo pseudo 
estacionario: 
 

𝑝𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 =
141.2𝑞𝑞𝑜𝑜𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜

𝑘𝑘ℎ �𝑙𝑙𝑙𝑙 �
𝑟𝑟
𝑟𝑟𝑤𝑤
� −

𝑟𝑟2

2𝑟𝑟𝑒𝑒2
�, (2-37) 

 
La siguiente ecuación, es una ecuación pseudo-estacionaria escrita en términos de p = 
pe al radio r = re. 
 

𝑝𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 =
141.2𝑞𝑞𝑜𝑜𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜

𝑘𝑘ℎ
�𝑙𝑙𝑙𝑙 �

𝑟𝑟
𝑟𝑟𝑤𝑤
� − 0.5�. (2-38) 
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  La siguiente ecuación (2-37a) está en términos de la presión promedio del yacimiento 
para un área circular de drene: 
 

𝑝𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 =
141.2𝑞𝑞𝑜𝑜𝜇𝜇𝑜𝑜𝐵𝐵𝑜𝑜

𝑘𝑘ℎ
�𝑙𝑙𝑙𝑙 �

𝑟𝑟
𝑟𝑟𝑤𝑤
� − 0.75�, (2-38a) 

 
Se puede tomar en cuenta el factor de daño “skin”, cambiando el término de radio de 
pozo, incluyendo el factor de daño “skin”. 
 

𝑝𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 =
141.2𝑞𝑞𝑜𝑜𝜇𝜇𝑜𝑜𝛽𝛽𝑜𝑜

𝑘𝑘ℎ
�𝑙𝑙𝑙𝑙 �

𝑟𝑟
𝑟𝑟𝑤𝑤′
� − 0.75�. (2-38b) 

 
Donde: 

𝑟𝑟𝑤𝑤′ = 𝑟𝑟𝑤𝑤𝑒𝑒−𝑠𝑠 
 
- Pozo con daño, s>0. 
- Pozo estimulado, s<0. 
 
Ecuaciones de régimen de flujo transitorio. 
 

El régimen de flujo transitorio ocurre cuando la presión o gasto son variables en 
función del tiempo. Entre mayor sea la compresibilidad del fluido en el yacimiento, será 
mayor la duración del régimen de flujo transitorio. Se usa la ecuación de difusividad para 
estudiar el flujo de fluidos en medios porosos. Las ecuaciones usadas para describir flujo 
transitorio se derivan de la ecuación de difusividad hidráulica. 
 
Ecuación de difusividad radial. 
 

La ecuación diferencial se deriva en forma radial para simular el flujo de fluidos en la 
vecindad del pozo. Las soluciones analíticas de la ecuación entonces se pueden obtener 
bajo varias condiciones de frontera e iniciales. Se hacen las siguientes suposiciones para 
desarrollar la ecuación de difusividad: 

 
1. El flujo es radial. 
2. Se aplica la ley de Darcy. 
3. Medio poroso homogéneo e isotrópico de espesor uniforme. 
4. Propiedades de la roca y de los fluidos son independientes de la presión. 
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5. Los gradientes de presión son pequeños. 
6. La viscosidad y compresibilidad del fluido son constantes. 
7. El flujo de fluidos de una sola fase de baja compresibilidad y la saturación de fluidos 

en el sistema es constante. 
8. Flujo laminar e isotérmico. 
9. Se desprecian fuerzas gravitacionales.  
10. Permeabilidad y porosidad constantes en tiempo y espacio. 

 

 
Fig. 2-3. Flujo radial en la vecindad de un pozo productor. Amanat U. Chaudhry. 2004. 

 
Se considera flujo a través de un volumen de control (Fig. 2-3) con un espesor dr, 

situado a una distancia r desde el centro de la celda radial, representando el pozo, con 
un espesor rw. Aplicando el principio de conservación de masa, Masa que entra – Masa 
que sale = tasa de cambio másico en el volumen de control. Entrada = Salida. 
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𝑞𝑞𝑞𝑞ǀ𝑟𝑟+𝑑𝑑𝑑𝑑 − 𝑞𝑞𝑞𝑞ǀ𝑟𝑟 = 2𝜋𝜋𝜋𝜋ℎ𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 . (2-39) 

 
El término 2𝜋𝜋𝜋𝜋ℎ𝜙𝜙 es el volumen poroso del volumen de control de espesor dr. El 

lado izquierdo de la ecuación se puede expresar de la siguiente forma agregando el gasto 
másico sobre el volumen de control: 
 

𝑞𝑞𝑞𝑞ǀ𝑟𝑟+𝑑𝑑𝑑𝑑 +
𝜕𝜕(𝑞𝑞𝑞𝑞)
𝜕𝜕𝜕𝜕 𝑑𝑑𝑑𝑑 − 𝑞𝑞𝑞𝑞ǀ𝑟𝑟 = 2𝜋𝜋𝜋𝜋ℎ𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-40) 

 
Dado que los términos del lado izquierdo de la ecuación (2-38) representan el 

gasto másico en el volumen de control, la ecuación (2-39) se simplifica de la siguiente 
forma: 

 
𝜕𝜕(𝑞𝑞𝑞𝑞)
𝜕𝜕𝜕𝜕 = 2𝜋𝜋𝜋𝜋ℎ𝜙𝜙

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-41) 

 
Aplicando la ley de Darcy para flujo radial horizontal, es posible sustituir en la 

ecuación (2-12) el gasto q: 
 

𝑞𝑞 = 2𝜋𝜋𝜋𝜋𝜋𝜋ℎ
µ

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕

, (2-42) 

 
Sustituyendo: 
 
𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
�

2𝜋𝜋𝜋𝜋𝜋𝜋ℎ
µ 𝜌𝜌

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
� = 2𝜋𝜋𝜋𝜋ℎ𝜙𝜙

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-43) 

 
Reordenando términos: 
 

1
𝑟𝑟
𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
�
𝑘𝑘𝑘𝑘
µ 𝜌𝜌

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
� = 𝜙𝜙

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-44) 

 
La derivada de la densidad en función del tiempo se puede expresar en términos 

de una derivada de la presión en función del tiempo mediante el uso de la compresibilidad 
isotérmica. 
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𝑐𝑐 = −
1
𝑉𝑉
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 . (2-45) 

 
Y la definición de la densidad es: 
 

𝜌𝜌 =
𝑚𝑚
𝑉𝑉 . (2-46) 

La compresibilidad se puede expresar como: 
 

𝑐𝑐 = −
𝜌𝜌
𝑚𝑚

𝜕𝜕 �𝑚𝑚𝜌𝜌�

𝜕𝜕𝜕𝜕 =
1
𝜌𝜌
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕. (2-47) 

 
Diferenciando la ecuación anterior en función del tiempo: 
 

𝑐𝑐𝑐𝑐
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 =

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 . (2-48) 

 
Sustituyendo la ecuación 2-44 en la ecuación 2-48 se tiene: 
 

1
𝑟𝑟
𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
�
𝑘𝑘𝑘𝑘
𝜇𝜇 𝑟𝑟

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
� = 𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-49) 

 
La ecuación anterior es no lineal, dado que los coeficientes en ambos lados son 

funciones de una variable dependiente, la presión. Se requiere que la ecuación esté en 
forma lineal para obtener soluciones analíticas. Se puede reducir a la forma radial. Para 
flujo radial hacia un pozo en un yacimiento circular, combinando 

 
1. La ley de conservación de masa 
2. La ley de Darcy para flujo isotérmico de fluidos ligeramente compresibles y de 

compresibilidad constante,  
3. La ecuación de estado. 

 
La ecuación 2-49 da como resultado: 
 
𝜕𝜕2𝑝𝑝
𝜕𝜕𝑟𝑟2 +

1
𝑟𝑟
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 =

𝜙𝜙𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡
0.00264𝑘𝑘

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-50) 
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La anterior es la Ecuación de difusividad radial, el término 0.000264k/ɸµct es el de 
difusividad hidráulica. Las soluciones analíticas de esta ecuación se obtienen bajo varias 
condiciones de frontera e iniciales. 
 

La ecuación (2-50) puede ser expresada en términos de coordinadas lineares, 
cilíndricas o esféricas. 
 

∇2𝑝𝑝 =
𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙
𝑘𝑘

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 . (2-51) 

 
Donde ∇2𝑝𝑝 es el Laplaciano de p. 
 
Geometría de flujo lineal. 
 

Las líneas de flujo son paralelas, y el área de control es ortogonal, se representa 
por la siguiente ecuación: 

 
𝜕𝜕2

𝜕𝜕𝜕𝜕 =
𝜙𝜙𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡

0.000264𝑘𝑘
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 . (2-52) 

 
El flujo lineal ocurre en algunos yacimientos con fracturas verticales largas, 

altamente conductivas. Considérese un caso de flujo lineal (en la dirección x) de un fluido 
ligeramente compresible en un yacimiento infinito, homogéneo, inicialmente a presión 
uniforme, pi. El fluido es producido a gasto constante qBo sobre un área Af (ft2). Si el área 
Af representa una fractura vertical con dos lados iguales, de longitud igual Lf (ft) y altura 
h (ft), Af=4hLf, con flujo entrando por cada uno de los lados verticales, figura 2-4. Este 
caso se modela con la ecuación de difusividad en la forma de la ecuación (2-52). Para 
las condiciones establecidas, la solución para esta ecuación a x = 0 es: 
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Fig. 2-4. Fractura vertical intersectada por un pozo vertical. Cinco-Ley, Pulido 

(2011). 
  

𝑝𝑝𝑖𝑖 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 = 16.26
𝑞𝑞𝐵𝐵𝑜𝑜
𝐴𝐴𝑓𝑓

�
𝜇𝜇𝜇𝜇
𝑘𝑘𝑘𝑘𝑐𝑐𝑡𝑡

�
0.5

, (2-53) 

 
Para flujo lineal dentro de una fractura vertical, 𝐴𝐴𝑓𝑓 = 4ℎ𝐿𝐿𝑓𝑓:   
 

𝑝𝑝𝑖𝑖 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 = 16.26
𝑞𝑞𝐵𝐵𝑜𝑜
4ℎ𝐿𝐿𝑓𝑓

�
𝜇𝜇𝜇𝜇
𝑘𝑘𝑘𝑘𝑐𝑐𝑡𝑡

�
0.5

, (2-54) 

 
Flujo Radial-Cilíndrico. 
 
Para flujo radial, la ecuación correspondiente es: 
 

1
𝑟𝑟
𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
�𝑟𝑟
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
� =

𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙
0.000264𝑘𝑘

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-55) 

 
La ecuación (2-55) es una ecuación de difusividad. Las soluciones analíticas para la 

ecuación (2-55) son conocidas para varias condiciones de frontera; estas soluciones son 
usadas para la mayor parte de las pruebas de presión en pozos. La ecuación (2-55) está 
basada en las siguientes suposiciones: 

1. -El flujo de fluido de una sola fase es ligeramente compresible y constante. 
2. -k es constante y la misma en todas las direcciones (isotrópica). 
3. -𝜙𝜙 es constante, y 
4. -Los gradientes de presión son pequeños 
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Flujo Radial-Esférico. 
 

Para flujo radial-esférico, la ecuación correspondiente es: 
 

1
𝑟𝑟2

𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
�𝑟𝑟2

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
� =

𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙𝜙
0.000264𝑘𝑘

𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕 , (2-56) 

 
   Soluciones adimensionales de presión. 
 
La ecuación (2-56) se puede presentar de la siguiente forma: 
 
𝜕𝜕2𝑝𝑝𝐷𝐷
𝜕𝜕𝑟𝑟𝐷𝐷2

+
1
𝑟𝑟𝐷𝐷
𝜕𝜕𝑝𝑝𝐷𝐷
𝜕𝜕𝑟𝑟𝐷𝐷

=
𝜕𝜕𝑝𝑝𝐷𝐷
𝜕𝜕𝑡𝑡𝐷𝐷

, (2-57) 

 

𝑝𝑝𝐷𝐷 =
𝐾𝐾ℎ[𝑃𝑃𝑖𝑖 − 𝑃𝑃(𝑟𝑟, 𝑡𝑡)]

141.2𝑞𝑞𝑞𝑞𝑞𝑞 , (2-58) 

 
Donde: 
 

𝑡𝑡𝐷𝐷 =
0.000264𝐾𝐾𝐾𝐾
𝜙𝜙𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡𝑟𝑟𝑤𝑤2

, (2-59) 

𝑟𝑟𝐷𝐷 =
𝑟𝑟
𝑟𝑟𝑤𝑤

, (2-60) 

 
La razón para usar variables adimensionales tiene como propósito simplificar el 

proceso de generalizar las soluciones a la ecuación de flujo. Las cantidades físicas son 
directamente proporcionales a las variables adimensionales de las ecuaciones (2-58 a 2-
60). 
 
 
Solución adimensional de un yacimiento infinito. 
 

Se consideran las suposiciones de la solución de la ecuación (2-56) y adicionalmente:  
 

1. -El pozo penetra completamente el yacimiento productor, y tiene un radio 
infinitesimalmente pequeño, r →0. 

2. El yacimiento tiene un espesor uniforme y de extensión radial infinita. 
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3. Gasto de flujo constante en el pozo. 
4. El yacimiento está originalmente a presión constante y uniforme; pi. 

 
Condiciones iniciales. 
 
 tD = 0 para todos los rD: 
 
PD(rD,tD)=0  
 

La ecuación anterior establece que, la presión es uniforme en el yacimiento e igual 
a la presión inicial del yacimiento Pi. 

 
Flujo a gasto constante en el pozo, para tD>0: 
 

lim
𝑟𝑟𝐷𝐷→0

�𝑟𝑟𝐷𝐷 �
𝜕𝜕𝑝𝑝𝐷𝐷
𝜕𝜕𝑟𝑟𝐷𝐷

�� = −1, (2-61) 

 
La ecuación anterior es la condición de frontera interna para gasto constante en el pozo. 
 
Frontera exterior del yacimiento infinita, rD →ꝏ para todos los tD: 
 
pD(rD,tD)=0 
 

La condición de frontera anterior establece que la presión en la frontera externa no 
està afectada por la presión transitoria inducida en el pozo. 

 
Con estas condiciones de frontera y aplicando la transforma de Boltzman, la 

ecuación (2-56) se puede solucionar analíticamente obteniendo la siguiente ecuación: 
 
 

𝑝𝑝𝐷𝐷(𝑟𝑟𝐷𝐷, 𝑡𝑡𝐷𝐷) = −
1
2𝐸𝐸𝑖𝑖 �−

𝑟𝑟𝐷𝐷2

4𝑡𝑡𝐷𝐷
�, (2-62) 

 
La anterior ecuación es la solución exponencial integral. 
 
La ecuación 2-61 se puede aproximar de la siguiente forma: 
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𝑝𝑝𝐷𝐷(𝑟𝑟𝐷𝐷, 𝑡𝑡𝐷𝐷) ≈
1
2
�𝑙𝑙𝑙𝑙 �

𝑡𝑡𝐷𝐷
𝑟𝑟𝐷𝐷2
�+ 0.80907�, (2-63) 

 
Para 𝑡𝑡𝐷𝐷/𝑟𝑟𝐷𝐷2>100 
  
Solución para yacimiento cilíndrico finito. 
 
 Partiendo de la ecuación (2-50), que es la ecuación de difusividad radial alrededor 
de un pozo en un yacimiento cilíndrico. Se considera que la compresibilidad c, es 
pequeña e independiente de la presión, permeabilidad k, constante e isotrópica, 
viscosidad µ, es independiente de la presión, porosidad constante ɸ y se considera que 
los términos cuadráticos de la presión son despreciables. 
 
 Una solución de la ecuación (2-50) es la de yacimiento cilíndrico finito, la cual 
requiere especificar dos condiciones de frontera y una condición inicial. Se puede obtener 
una solución si se supone que: 
 

1. El pozo produce a gasto constante qBo (q se refiere a gasto en STB/D a 
condiciones de superficie, y Bo, es el factor de volumen de la formación en 
Barriles a condiciones de yacimiento sobre barriles a condiciones estándar). 

2. El pozo, con radio rw, está centrado en un yacimiento cilíndrico de radio re, y 
que no hay flujo a través de esta frontera externa. 

3. Antes de que la producción inicie, el yacimiento está a presión uniforme, pi. 
 

La solución más útil relaciona presión de fondo fluyendo, pwf, en la cara del pozo con 
el tiempo y con las propiedades de la roca y de fluidos. 

 
Condiciones iniciales: 
𝑡𝑡 = 0 y 𝑝𝑝 = 𝑝𝑝𝑖𝑖 para cualquier r. 
 
Condiciones de frontera: 
Para 𝑟𝑟 = 𝑟𝑟𝑒𝑒, 𝑞𝑞 = 0, para t>0, o 𝜕𝜕𝜕𝜕

𝜕𝜕𝜕𝜕
� 𝑟𝑟𝑤𝑤 = 0 

Para 𝑟𝑟 = 𝑟𝑟𝑤𝑤, 
 

𝑞𝑞 = −0.001127(2𝜋𝜋𝑟𝑟𝑤𝑤ℎ)
𝐵𝐵𝑜𝑜

𝑘𝑘
𝜇𝜇
𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕

.  para t>0 (2-64) 
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  𝜕𝜕𝜕𝜕
𝜕𝜕𝜕𝜕
� 𝑟𝑟𝑤𝑤 = − 𝑞𝑞𝐵𝐵𝑜𝑜𝜇𝜇

0.00708𝑘𝑘ℎ𝑟𝑟𝑤𝑤
 

O en variables adimensionales: 

𝑝𝑝𝐷𝐷 = 0 para todo 𝑟𝑟𝐷𝐷 a 𝑡𝑡𝐷𝐷 = 0, 𝜕𝜕𝑝𝑝𝐷𝐷
𝜕𝜕𝑟𝑟𝐷𝐷

� 𝑟𝑟𝐷𝐷 = 𝑟𝑟𝑒𝑒  / 𝑟𝑟𝑤𝑤 = 𝑟𝑟𝐷𝐷𝑒𝑒 = 0 para 𝑡𝑡𝐷𝐷 > 0, 

 

 𝜕𝜕𝑝𝑝𝐷𝐷
𝜕𝜕𝑟𝑟𝐷𝐷

� 𝑟𝑟𝐷𝐷 = 1  

para 
 𝑡𝑡𝐷𝐷 > 0 
 
Yacimientos de doble porosidad.  
Warren & Root (1963). 
  
 Los dos tipos de porosidades que se consideran al modelar yacimientos 
naturalmente fracturados pueden ser descritos de la siguiente forma: 
 

a) Porosidad primaria: Es intragranular y controlada por deposición y litificación. 
Está altamente interconectada y usualmente puede ser correlacionada con la 
permeabilidad debido a que es altamente dependiente de la geometría, 
distribución de tamaño y distribución espacial de los granos. Los sistemas 
porosos de arenas, areniscas y calizas oolíticas son comúnmente de este tipo. 
 

b) Porosidad secundaria: Es foramenular (de pequeña apertura) y está controlada 
por el fracturamiento, fracturas adjuntas formadas por sedimentos en solución 
en el agua que circula, y se pueden modificar por incrustaciones que se 
precipitan. No están altamente interconectadas y usualmente no pueden ser 
correlacionadas con la permeabilidad. Canales formados por soluciones o 
porosidad vugular formada durante la formación de cuencas debido a 
depositación de sedimentos y erosión de las rocas formadas por flujo de agua 
durante la diagénesis. 
Las fracturas que ocurren de forma extensiva y la formación de sistemas de 
fracturas compuestas de esquisto, limolita, calizas, dolomitas; son 
generalmente verticales y son comúnmente consecuencia de fracturamientos 
debidos a esfuerzos en las rocas durante la deformación mecánica. La 
permeabilidad asociada a este tipo de sistemas porosos es a menudo 
anisotrópica. 
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Debido a la presencia de dos tipos distintos de medio poroso en los yacimientos 
naturalmente fracturados, la suposición de comportamiento homogéneo en un medio 
isotrópico no es válida en este caso. Los bloques de matriz y fracturas constituyen los 
dos tipos distintos de medios porosos en yacimientos naturalmente fracturados, debido a 
que cada una cuenta con sus propias características de conductividad y almacenamiento. 
Comúnmente, estos yacimientos son llamados yacimientos de doble porosidad. En la 
figura 2-5, se puede observar la ilustración de un yacimiento naturalmente fracturado, 
compuesto por una roca matriz rodeada por un sistema irregular de vúgulos y fracturas 
naturales (Modelo propuesto por Warren y Root 1963). 

 

 
Fig. 2-5. -Modelo de doble porosidad: a) Real. b) Idealizado. 

(Warren y Root 1963). 
 

Existen muchos modelos matemáticos propuestos que representan el 
comportamiento de presión en yacimientos naturalmente fracturados. Dichos modelos 
difieren conceptualmente solo en las suposiciones hechas para describir el flujo de fluidos 
en la matriz y la geometría de fracturas, tamaño de bloques de matriz, tamaño y forma. 
La mayoría de los modelos de doble porosidad, suponen que el flujo de fluidos del sistema 
naturalmente fracturado se produce de los bloques de matriz, hacia la fractura y después 
al pozo a través de una fractura que interseca al pozo productor. Es decir, que la matriz 
no produce directamente hacia el pozo. Los modelos suponen que la matriz tiene baja 
permeabilidad, pero gran capacidad de almacenamiento relativo al sistema de fracturas 
naturales; mientras que las fracturas tienen alta permeabilidad, pero baja capacidad de 
almacenamiento relativa al sistema de fracturas naturales.  

 
Warren y Root (1963) introdujeron los parámetros de doble porosidad, los cuales 

se usan para describir a los yacimientos naturalmente fracturados. 
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El flujo interporoso es el intercambio de fluidos entre los dos medios de matriz y 
fractura, constituyendo un sistema de doble porosidad. Warren y Root (1963) definieron 
el coeficiente de flujo interporoso, λ, como: 
 

λ = α𝑟𝑟𝑤𝑤2
𝑘𝑘𝑚𝑚
𝑘𝑘𝑓𝑓

, (2-65) 

 
Donde km es la permeabilidad de la matriz, kf es la permeabilidad de las fracturas 

naturales y α es el parámetro característico de la geometría del sistema. 
El coeficiente de flujo interporoso es una relación entre las permeabilidades de matriz y 
fractura que nos indica la facilidad con la que los fluidos fluyen de un sistema de matriz a 
la red de fracturas. El parámetro α está definido por: 
 

α =
4𝑛𝑛(𝑛𝑛 + 2)

𝐿𝐿2 , (2-66) 

 
Donde L es una dimensión característica de un bloque de matriz y n es el número 

de fracturas normales a los planos de los bloques de matriz (n = 1, 2, 3). Por ejemplo, n 
= 3 en modelo cúbico de yacimiento idealizado de la figura 2-3. 

 
L = a                                               para n = 1  
L = 2ab/(a+b)                                 para n = 2  
L = 3abc/(ab +bc + ca)                   para n = 3 
 
En 1960 Barenblatt et. al. establecieron el concepto de flujo interporoso λ, es decir, 

flujo de fluidos entre bloques de matriz y fracturas, en régimen de flujo pseudo-
estacionario (tiempos largos): 

 

𝑞𝑞𝑚𝑚 =
𝜆𝜆
𝜇𝜇 𝑘𝑘𝑚𝑚

�𝑃𝑃𝑚𝑚 − 𝑃𝑃𝑓𝑓�, (2-67) 

 
La relación de almacenamiento, ω está definida por: 
 

𝜔𝜔 =
(𝜙𝜙𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)

(𝜙𝜙𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑓𝑓+𝑚𝑚
=

(𝜙𝜙𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑓𝑓
(𝜙𝜙𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑓𝑓 + (𝜙𝜙𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑚𝑚

, (2-68) 
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Donde V, es la relación del volumen total de un medio al volumen bulk del sistema 
total y 𝜙𝜙 es la relación del volumen de poro del medio sobre el volumen total de ese 
medio. Los subíndices f y f+m se refieren al sistema y al sistema total (fractura más 
matriz), respectivamente. La relación de almacenamiento es una variable que indica la 
capacidad de almacenamiento de las fracturas sobre el sistema total del yacimiento de 
fracturas y matriz. 
 

Se han desarrollado muchos modelos para yacimientos naturalmente fracturados. 
Dos modelos comunes son el de flujo pseudo estacionario y el de flujo transitorio. El flujo 
pseudo estacionario fue supuesto por Warren y Root (1963) y Barenblatt et al. (1960), 
otros modelos como el de Swaan (1976), supusieron flujo transitorio en la matriz. La 
permeabilidad en la matriz es mucho menor que la de las fracturas, por lo tanto, debe 
transcurrir mucho tiempo para alcanzar el flujo pseudo estacionario (tp>>1) y el flujo 
transitorio de la matriz dominaría el régimen.  
 
Modelo matemático de yacimiento naturalmente fracturado transitorio, con 
tamaño de bloque variable. Cinco-Ley, F. Samaniego, Kucuk, 1985. 
 
 Si se considera un yacimiento naturalmente fracturado compuesto por bloques de 
matriz de tamaño variable y distribuidos uniformemente a traves del yacimimento. Siendo 
f(hma) la función de frecuencia para bloques de matriz de tamaño hma de tal forma que: 
 

� 𝑓𝑓(ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚)𝑑𝑑ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚 = 1
ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

, (2-69) 

 
O en forma discretizada: 
 

�𝑓𝑓𝑖𝑖(ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚) = 1
𝑁𝑁𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

, (2-70) 

 
donde NB es el numero total de bloques de matriz. 
 
 La función fi representa el volumen de poro dentro de los bloques de matriz de 
tamaño hmai expresado como una fracción del volumen de poro total de la matriz en el 
yacimiento. 
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Fig. 2-6. Yacimiento naturalmente fracturado de tamaño de bloque variable. Cinco-Ley, 

Samaniego, kucuk, 1985. 
 
 El modelo estudiado se muestra en la figura 2-6, donde la red de fracturas tiene 
una permeabilidad equivalente kfb, una compresibilidad total ctf y porosidad ɸfb. El 
subindice b indica que los parámetros del yacimiento se definen usando el volumen bulk. 
(matriz y fracturas). Los bloques de matriz tienen una permeabilidad kma, porosidad ɸma 
y una compresibilidad ctma. Estos parámetros son las propiedades intrinsecas definidas 
mediante el uso de volumen de matriz. 
 
 Un parámetro usado que está directamente relacionado con calculos de tasa de 
imbibición es el área de fractura por unidad de volumen de roca Afb (o por unidad de 
volumen de matriz Afma), esto es, el área de interacción entre fracturas y matriz por unidad 
de volumen de roca. 
 
Bloques de matriz en forma de locetas. 
 

𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓 =
2

ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚 + ℎ𝑓𝑓
=

2
ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚

𝑉𝑉𝑚𝑚𝑚𝑚
𝑉𝑉𝑏𝑏

. (2-71) 

 

𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓 =
2
ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚

. (2-72) 
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Bloques de matriz en forma de cubos. 

𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓 =
6ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚2

�ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚 + ℎ𝑓𝑓�
3. (2-73) 

 

𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓 =
6
ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚

. (2-74) 

 
 tanto hma como hf se definen en la Fig. 2-7. además Vb y Vma son el volumen bulk 
y el volumen de matriz respectivamente. 
 

 
Fig. 2-7. Representación de un yacimiento naturalmente fracturado. Cinco-Ley, 

Samaniego, Kucuk, 1985. 
 
 Para un yacimiento con bloques de tamaño múltiple Afb y Afma, se define como: 

𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓 = � 𝑓𝑓(ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚)
ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓�ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚,ℎ𝑓𝑓�𝑑𝑑ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚, (2-75) 

 

𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓 = � 𝑓𝑓(ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚)𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓(ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚)𝑑𝑑ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚
ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

, (2-76) 

 
 
 las cuales en forma discretizada son: 

𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓 = �𝑓𝑓𝑖𝑖𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓

𝑁𝑁𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

, (2-77) 
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𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓 = �𝑓𝑓𝑖𝑖𝐴𝐴𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓𝑓

𝑁𝑁𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

, (2-78) 

 
En este modelo se supondrá que los bloques de matriz tienen forma de locetas. 

 
Se supone que el flujo en el yacimiento ocurre bajo las siguientes condiciones: 
 

• El fluido fluye hacia el pozo solamente a traves de la red de fracturas. 
• El flujo en las fracturas obedece a la ley de Darcy. 
• Los gradientes de presión son pequeños a traves del yacimiento. 
• Los efectos gravitarorios son despreciables. 
• La red de fracturas se comporta como homogenea y como un medio porosi 

isotrópico. 
 

El fenómeno de flujo transitorio es descrito en coordenadas cilindricas para flujo 
radial en términos de variables adimensionales por: 
 

1
𝑟𝑟𝐷𝐷

𝜕𝜕
𝜕𝜕𝑟𝑟𝐷𝐷

�𝑟𝑟𝐷𝐷
𝜕𝜕𝜕𝜕𝑓𝑓𝑓𝑓
𝜕𝜕𝜕𝜕𝐷𝐷

�

− 8(1

−𝜔𝜔)�𝑓𝑓𝑖𝑖𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 �
𝜕𝜕𝑝𝑝𝑓𝑓𝑓𝑓(𝜏𝜏)
𝜕𝜕𝜕𝜕

�𝑒𝑒(2𝑛𝑛+1)2𝜋𝜋2𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚(𝑡𝑡𝐷𝐷−𝜏𝜏)𝑑𝑑𝑑𝑑
∞

𝑛𝑛=0

𝑡𝑡𝐷𝐷

0

𝑁𝑁𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

= 𝜔𝜔
𝜕𝜕𝑝𝑝𝑓𝑓𝑓𝑓
𝜕𝜕𝑡𝑡𝐷𝐷

, 

(2-79) 

  

 Donde los parámetros adimensionales están definidos como sigue: 

 

 Radio adimensional. 

𝑟𝑟𝐷𝐷 =
𝑟𝑟
𝑟𝑟𝑤𝑤

. (2-80) 

 

 Caída de presión adimensional. 

𝑝𝑝𝑓𝑓𝑓𝑓 =
𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓ℎ∆𝑝𝑝𝑓𝑓
𝑞𝑞𝑞𝑞𝑞𝑞 . (2-81) 
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 Tiempo adimensional. 

𝑡𝑡𝐷𝐷 =
ß𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓𝑡𝑡

(𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑡𝑡𝜇𝜇𝑟𝑟𝑤𝑤2
. (2-82) 

 

 Coeficiente de almacenamiento en fracturas: 

𝜔𝜔 =
𝜙𝜙𝑓𝑓𝑓𝑓𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡
(𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑡𝑡

, (2-83) 

 

 Difusividad hidráulica adimensional de la matriz. 

𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 =
𝑘𝑘𝑚𝑚𝑚𝑚(𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑡𝑡𝑟𝑟𝑤𝑤2

𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓(𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑚𝑚𝑚𝑚ℎ𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚2 . (2-84) 

 

 De acuerdo con estas ecuaciones las características de tamaño de bloque multiple 
del yacimiento, son dependientes de las funciones fi y ɳmaDi, este último parámetro 
considera el tamaño de bloque de matriz. Se requieren valores para las funciones fi y 
ɳmaDi, para los dinstintos tamaños de bloque para que el problema sea completamente 
definido. 

 

 Los parámetros td, ω, y ɳmaDi, son definidos usando (𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑡𝑡, el cual está dado por: 

 

(𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡)𝑡𝑡 = 𝜙𝜙𝑓𝑓𝑓𝑓𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡 + 𝜙𝜙𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡, (2-85) 
 

 Las constantes ꭤ y ß sirven para hacer conversión de unidades. 

 

Soluciones de presión para el modelo de flujo. 

 

 El comportamiento de presión causado por un pozo produciendo a gasto constante 
en un yacimiento naturalmente fracturado con tamaños de bloque múltiple está dado por: 
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𝑝𝑝𝑓𝑓𝑓𝑓(𝑟𝑟𝐷𝐷, 𝑡𝑡𝐷𝐷)��������������

=
1

𝑠𝑠3/2[𝜔𝜔 + (1 − 𝜔𝜔)𝑔𝑔(𝑓𝑓𝑖𝑖, 𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝑠𝑠)]1/2

−
𝐾𝐾0 �𝑟𝑟𝐷𝐷𝑠𝑠

1
2[𝜔𝜔 + (1 −𝜔𝜔)𝑔𝑔(𝑓𝑓𝑖𝑖, 𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝑠𝑠)]

1
2�

𝐾𝐾1 �𝑠𝑠
1
2[𝜔𝜔 + (1 −𝜔𝜔)𝑔𝑔(𝑓𝑓𝑖𝑖 , 𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝑠𝑠)]

1
2�

, 

(2-86) 

 

donde: 

𝑔𝑔(𝑓𝑓𝑖𝑖, 𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝑠𝑠)

= 2�𝑓𝑓𝑖𝑖�
𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
𝑠𝑠 𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡ℎ�

𝑠𝑠
(𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚)

2

𝑁𝑁𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

, 
(2-87) 

 

Comportamiento a tiempos cortos. 

 

 A valores muy cortos de tD, las contribuciones de los bloques de matriz son 
despreciables y el fluido es producido debido a la expansión del fluido en la red de 
fracturas. Bajo estas condiciones s→ꝏ; la función 𝑔𝑔(𝑓𝑓𝑖𝑖, 𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝑠𝑠) es igual a 0 y la 
respuesta de presión adimensional en el espacio de Laplace se convierte en: 

 

𝑝𝑝𝑓𝑓𝑓𝑓����� =
𝐾𝐾0�𝑟𝑟𝐷𝐷𝑠𝑠1/2𝜔𝜔1/2�

𝑠𝑠3/2𝜔𝜔𝜔𝜔1[𝑠𝑠1/2𝜔𝜔1/2], (2-88) 

 

esta ecuación es similar a la solución radial en un yacimiento homogéneo; es decir, 
si se consideran valores grandes de rD, la transformada inversa de Laplace de la ecuación 
(2-88) es la solución de línea fuente: 

 

𝑝𝑝𝑓𝑓𝑓𝑓�𝑟𝑟𝐷𝐷,𝜔𝜔, 𝑡𝑡𝐷𝐷� =
1
2𝐸𝐸1

�
𝑟𝑟𝐷𝐷2

4 �𝑡𝑡𝐷𝐷𝜔𝜔�
�, (2-89) 

 

La caída de presión en el pozo para valores prácticos de tD es: 
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𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤(𝜔𝜔, 𝑡𝑡𝐷𝐷) =
1
2
�𝑙𝑙𝑙𝑙 �

𝑡𝑡𝐷𝐷
𝜔𝜔
�+ 0.80907�, (2-90) 

la ecuación anterior describe el comportamiento de una línea semi-logarítmica. Las 
ecuaciones 2-89 y 2-90 describen el comportamiento de presión del periodo de flujo 
dominado por la red de fracturas. 

 

Comportamiento de presión a tiempos largos. 

 

Para valores largos de tiempo durante una prueba de decremento a gasto constante, la 
expansión total del sistema (fracturas+matriz) contribuye a la producción de fluidos y el 
flujo en bloques de matriz alcanza una condición similar a la de régimen pseudo 
estacionario. Bajo esta condición, la función g se vuelve unitaria y la ecuación 2-86 se 
simplifica, obteniendo: 

 

𝑝𝑝𝑓𝑓𝑓𝑓�����(𝑟𝑟𝐷𝐷, 𝑠𝑠) =
𝐾𝐾0 �𝑟𝑟𝐷𝐷𝑠𝑠

1
2�

𝑠𝑠
3
2𝐾𝐾1 �𝑠𝑠

1
2�

, (2-91) 

 

 la transformada inversa de Laplace de la ecuación anterior es la solución para flujo 
radial en un yacimiento homogéneo infinito para el cual, valores grandes de rD, produce 
la solución de línea fuente: 

 

𝑝𝑝𝑓𝑓𝑓𝑓(𝑟𝑟𝐷𝐷, 𝑡𝑡𝐷𝐷) =
1
2𝐸𝐸1

�
𝑟𝑟𝐷𝐷

4𝑡𝑡𝐷𝐷
�, (2-92) 

 

 Para valores prácticos de tiempo, la presión en el pozo está dada por: 

 

𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 =
1
2

[𝑙𝑙𝑙𝑙𝑡𝑡𝐷𝐷 + 0.80907], (2-93) 

 

la ecuación anterior es el comportamiento de presión rectilíneo en una gráfica 
semi-logarítmica. Las ecuaciones 2-93 y 2-95 son similares, a excepción del parámetro 
𝜔𝜔. 
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Comportamiento de presión a tiempos intermedios. 

 

 A tiempos intermedios durante la prueba de presión de decremento a gasto 
constante, tomando en cuenta que el valor de ω es pequeño, el comportamiento de 
presión está dominado por flujo lineal en los bloques de matriz. Bajo estas circunstancias, 
la función g está dada por: 

 

𝑔𝑔(𝑓𝑓𝑖𝑖, 𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝑠𝑠) = 2�𝑓𝑓𝑖𝑖 ��
𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
𝑠𝑠 �

𝑁𝑁𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

, (2-94) 

 

 

 la transformada de Laplace para tiempos de interés y rD=1 (pozo) para la ecuación 
(2-86), es: 

 

𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 =
1
4 𝑙𝑙𝑙𝑙𝑡𝑡𝐷𝐷 −

1
2 𝑙𝑙𝑙𝑙

�2�𝑓𝑓𝑖𝑖�𝜂𝜂𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

𝑁𝑁𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

� + 0.2602, (2-95) 

 

 la ecuación anterior muestra que hay un segmento rectilíneo semi-logarítmico cuya 
pendiente es igual a la mitad de la pendiente de las rectas semi-logarítmicas paralelas. 
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CAPÍTULO III. 
 

Modelo de Pollard (1959) modificado: Análisis de pruebas de incremento de 
presión, calculando el daño debido a flujo de fluidos interporoso y tamaño de 

bloque de matriz uniforme, con una fractura vertical dominante. 
 

En 1959, Pollard publicó un modelo matemático para analizar pruebas de 
incremento de presión en pozos perforados en calizas fracturadas, en las cuales se 
supone que el volumen poroso en un yacimiento naturalmente fracturado consiste en un 
sistema de doble porosidad, conformado por porosidad de matriz y porosidad de 
fracturas. 

 

Este modelo considera: 

1. Que existe un sistema de doble porosidad finito. 
2. Diferencia entre el gasto de fluidos del pozo y el gasto de fluidos de los bloques 

de matriz hacia las fracturas. 
3. La existencia de un gradiente de presión en la red de fracturas. 
4. Daño o resistencia al flujo (skin) en las fracturas que conectan al pozo, debido a 

filtración de fluidos de perforación. 

La ecuación siguiente, representa el incremento de presión en el pozo en función del 
tiempo de cierre del pozo. 

 

𝑝𝑝𝑠𝑠 − 𝑝𝑝𝑤𝑤 = 𝐶𝐶𝑒𝑒−𝑎𝑎1∆𝑡𝑡 + 𝐷𝐷𝑒𝑒−𝑎𝑎2∆𝑡𝑡 + �𝑝𝑝𝑠𝑠 − 𝑝𝑝𝑤𝑤0 − 𝐶𝐶 − 𝐷𝐷�𝑒𝑒−𝑎𝑎3∆𝑡𝑡. (3-1) 
 

C, D, a1, a2 y a3 son constantes que prevalecen mientras la presión del yacimiento 
sea mayor a la presión de burbuja. C es la diferencia de presión entre bloques de matriz 
y fracturas al momento de cierre del pozo, D es la diferencia de presión entre fracturas 
lejanas al pozo y cercanas al pozo. Cuando la presión disminuye con respecto a la 
presión de burbuja se introducen aproximaciones, pero al graficar el diferencial de 
presión que disminuye conforme aumenta la presión en el pozo en función del tiempo de 
cierre, da como resultado, una gráfica semi-logarítmica, con porciones cuasi rectilíneas; 
es decir, las aproximaciones no se aplican en porciones largas de la gráfica. Sin 
embargo, estas constantes pueden cambiar para las mediciones realizadas en el mismo 
pozo en tiempos distintos, en los cuales las condiciones de presión del yacimiento 
cambian, es decir; en mediciones efectuadas cuando la presión del yacimiento está por 
debajo de la presión de burbuja. Las constantes también cambian debido a que la presión 
promedio del yacimiento decrece conforme aumenta el tiempo de producción del pozo y 
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causa la expansión del sistema roca-fluidos, por lo tanto, está en función de la 
compresibilidad de los fluidos, fracturas y bloques de matriz. 

La constante Cp o C es la diferencia de presión que existe entre los bloques de 
matriz y las fracturas adyacentes. 

La constante Dp o D es la diferencia de presión entre fracturas lejanas al pozo y 
fracturas cercanas al pozo. 

La constante Ep o E es la diferencia de presión entre fracturas cercanas al pozo y 
la cara del pozo o el abatimiento de presión en las fracturas alrededor del pozo 
interceptadas por éste. 

La constante Ap es la diferencia de presión total entre la presión inicial o promedio 
del pozo y la presión de fondo de pozo medida al momento de cierre del pozo. 

La constante Up es la diferencia de presión total en la red de fracturas. 

Cada término exponencial representa un fenómeno físico, representando un 
concepto en el cual está basada la teoría desarrollada por Pollard, los cuales se explican 
a continuación. 

El primer término 𝐶𝐶𝑒𝑒−𝑎𝑎1∆𝑡𝑡, es una expresión aproximada de la diferencia de 
presión entre matriz y las fracturas. Es dependiente de la transferencia entre matriz y 
fractura (𝑎𝑎1). 

El segundo término 𝐷𝐷𝑒𝑒−𝑎𝑎2∆𝑡𝑡, es una aproximación para la diferencia de presión 
que existe a lo largo de las fracturas; es decir, la diferencial de presión entre fracturas 
lejanas al pozo y fracturas cercanas al pozo. 

El tercer término (𝑝𝑝𝑠𝑠 − 𝑝𝑝𝑤𝑤0 − 𝐶𝐶 − 𝐷𝐷)𝑒𝑒−𝑎𝑎2∆𝑡𝑡 es una aproximación al diferencial de 
presión que existe entre las fracturas cercanas al pozo y el pozo; es decir la diferencia 
de presión causada por un daño de dimensión física infinitesimal (como lo definió Hurst 
y van-Everdingen), que pueda existir en la cara del pozo o cercana a esta y restrinja el 
flujo de fluidos hacia el pozo. 

Cuando se cierra el pozo, disminuye conforme aumenta el tiempo de cierre y la 
presión en el fondo del pozo se va igualando a la presión en las fracturas cercanas al 
pozo. Conforme el gasto hacia el pozo decrece, la pérdida de presión en las fracturas 
cercanas al pozo también disminuye rápidamente (segundo término), en función de la 
compresibilidad de los fluidos; entre mayor sea la compresibilidad, mayores serán los 
tiempos en los que ocurran estas condiciones; también depende del volumen de fluidos 
dentro del radio de investigación, es decir, el tiempo de producción antes del cierre del 
pozo. Lo cual no ocurre tan rápido con el tercer término. El segundo término desaparece 
en cuestión de 30 minutos a 5 horas, con excepción de algunos casos en los que puede 
durar días. En las etapas tardías del incremento de presión, cuando el gasto hacia el 
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pozo y a lo largo de las fracturas es prácticamente nulo, solo es efectivo el primer término, 
es decir el que toma en cuenta el diferencial de la presión estabilizada del sistema, y la 
presión a lo largo de las fracturas, el cual disminuye conforme la matriz se re-presuriza 
por medio del flujo de fluidos que ocurre a través de las fracturas, lo cual ocurre en 
algunos casos (baja permeabilidad de la matriz) lentamente. 

Durante las etapas tempranas de la prueba de incremento de presión, la diferencia 
de la presión promedio en las fracturas es efectivamente constante y el incremento de 
presión se representa por el tercer término, es decir, el diferencial de presión entre las 
fracturas cercanas al pozo y el pozo. En la ecuación desarrollada por Pollard, esto 
significa que a1<<a2<<a3. 

 

 
Fig. 3-1. Caídas de presión en un yacimiento naturalmente fracturado. 

 

Da Prat (1990), presentó la ecuación de Pollard en forma adimensional: 

 

(𝑝̅𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤)𝐷𝐷 = 𝐶𝐶𝐷𝐷𝑒𝑒�−𝑎𝑎1𝐷𝐷𝜋𝜋𝑟𝑟𝑒𝑒𝑒𝑒
2 ∆𝑡𝑡𝐴𝐴𝐴𝐴� + 𝐷𝐷𝐷𝐷𝑒𝑒[−𝑎𝑎2𝐷𝐷𝜋𝜋𝑟𝑟𝑒𝑒𝑒𝑒

2 ∆𝑡𝑡𝐴𝐴𝐴𝐴] + (𝑝𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 − 𝐶𝐶 − 𝐷𝐷)𝐷𝐷𝑒𝑒[−𝑎𝑎3𝐷𝐷𝜋𝜋𝑟𝑟𝑒𝑒𝑒𝑒
2 ∆𝑡𝑡𝐴𝐴𝐴𝐴],     

 (3-2) 
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Ecuación para el gasto de la matriz (Pollard, 1959), sumándole una caída de 
presión extra 𝚫𝚫𝒑𝒑𝑺𝑺𝒇𝒇𝒇𝒇−𝒅𝒅𝒅𝒅𝒅𝒅, debido al daño en la matriz. 

 

Las constantes C, D, A1, A2 y A3 se obtienen de las pendientes (a1, a2 y a3) y las 
intersecciones con las ordenadas. El modelo de Pollard asume régimen de flujo pseudo 
estacionario y no identifica geometrías de flujo. Usando la gráfica también se puede 
calcular el daño. 

 
La ecuación de Pollard (1959), se deriva de la forma siguiente: el flujo interporoso 

entre matriz y fractura ocurre durante tiempos largos, en el periodo de producción, 
dominados por la transferencia matriz-fractura en régimen de flujo pseudo-estacionario: 

 

𝑞𝑞𝑚𝑚 = −𝑉𝑉𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑝𝑝𝑚𝑚
𝑑𝑑𝑑𝑑 = 𝐴𝐴1�𝑝𝑝𝑚𝑚 − 𝑝𝑝𝑓𝑓�, (3-3) 

donde: 

 𝑞𝑞𝑚𝑚 = Gasto de la matriz. 

 𝑉𝑉𝑓𝑓 = Volumen de fluidos en las fracturas. 

 𝑐𝑐𝑓𝑓 = Compresibilidad de las fracturas. 

 𝑝𝑝𝑚𝑚 = Presión de los fluidos en matriz. 

 𝑝𝑝𝑓𝑓 = Presión de los fluidos en fracturas. 

 𝐴𝐴1 = Constante. 

 𝑡𝑡 = Tiempo. 

 

En 1960 Barenblatt et.al. Establecieron el concepto de flujo interporoso λ, es decir, 
flujo de fluidos entre los bloques de la matriz y las fracturas, en régimen de flujo pseudo-
estacionario (tiempos largos): 

𝑞𝑞𝑚𝑚 =
𝜆𝜆
𝜇𝜇 𝑘𝑘𝑚𝑚

�𝑝𝑝𝑚𝑚 − 𝑝𝑝𝑓𝑓�, (3-4) 

 

donde: 

 𝜆𝜆 = Coeficiente de flujo interporoso de fracturas bulk. 
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 𝜇𝜇 = Viscosidad de los fluidos contenidos en la matriz. 

 

El producto de coeficiente de flujo interporoso, viscosidad de fluidos y 
permeabilidad de la matriz, 𝜆𝜆

𝜇𝜇
𝑘𝑘𝑚𝑚 = 𝐴𝐴1, es igual al área de la matriz por la que fluyen los 

fluidos desde el bloque de matriz, hacia la fractura adyacente. 

 

Modelo propuesto para geometría de fractura vertical dominante 
interceptada por el pozo productor (Valdez-Perez, Cinco-Ley, H. Pulido Bello, 
2011). 

 

 El modelo original de Pollard (1959), no considera una geometría de fractura, 
solamente tres caídas de presión que ocurren en el yacimiento naturalmente fracturado, 
las cuales corresponden al flujo de fluidos de bloques de matriz a fracturas Δp1, flujo de 
fluidos de fracturas lejanas y cercanas Δp2 y finalmente de fracturas alrededor del pozo 
Δp3, Fig. 3-1. Se hace la suposición de que el yacimiento produce fluidos hacia el pozo 
únicamente a través de las fracturas, para ello se modela una fractura vertical dominante 
intersectada por el pozo vertical productor, dicho modelo de fractura vertical dominante 
fue propuesto inicialmente por Cinco-Ley (1996). 

El coeficiente de flujo interporoso de la fractura dominante se calcula de la forma 
siguiente, λdf (Valdez-Pérez, H. Pulido, Cinco-Ley, 2011): 

 

𝜆𝜆𝑑𝑑𝑑𝑑 =
𝜎𝜎𝑑𝑑𝑑𝑑𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓𝑥𝑥𝑑𝑑𝑑𝑑2

𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑
, (3-5) 

  

𝜎𝜎𝑑𝑑𝑑𝑑 =
12

𝑚𝑚𝑣𝑣𝑚𝑚ℎ�𝐻𝐻 + ℎ𝑓𝑓�
2, (3-6) 

 

donde: 

 𝜆𝜆𝑑𝑑𝑑𝑑 = Coeficiente de flujo interporoso de la fractura dominante. hc 

 𝜎𝜎𝑑𝑑𝑑𝑑 = Parámetro geométrico de la fractura dominante. 

 𝑚𝑚𝑣𝑣 = Número de bloques verticales de matriz. 

 𝑚𝑚ℎ = Número de bloques horizontales de matriz. 
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 𝐻𝐻 = Tamaño de los bloques. 

 𝑥𝑥𝑑𝑑𝑑𝑑 = 𝐿𝐿𝑓𝑓 = Mitad de la longitud de la fractura. (Fractura dominante) 

ℎ𝑓𝑓 = Espesor de las fracturas bulk. 

𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑 =  𝐴𝐴𝑓𝑓 = Área de flujo de la fractura dominante. 

 

 
Fig. 3-2. Modelo propuesto para geometría de fractura vertical dominante intersectada 

por el pozo productor (Cinco-Ley y cols. 1996). 

 

En la siguiente ecuación, qm es el gasto en los bloques de matriz, hacia las 
fracturas o flujo interporoso. Si se considera que existe un factor de daño debido al flujo 
interporoso, debido a que se forma una película por incrustación de minerales, entre 
bloques de matriz y fracturas, se debe agregar un término adicional debido a una caída 
de presión extra causada por el daño en la matriz ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑. 

 

𝑞𝑞𝑚𝑚 = −𝑉𝑉𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚
𝑑𝑑𝑝𝑝𝑚𝑚
𝑑𝑑𝑑𝑑 = 𝐴𝐴1 �𝑝𝑝𝑚𝑚 − 𝑝𝑝𝑓𝑓 − ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑�. (3-7) 

 

donde: 

 𝑞𝑞𝑚𝑚 = Gasto en la matriz. 

 𝑉𝑉𝑚𝑚 = Volumen de fluidos en matriz. 
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 𝑐𝑐𝑚𝑚 = Compresibilidad de matriz. 

 𝑝𝑝𝑚𝑚 = Presión de fluidos en matriz. 

 𝑝𝑝𝑓𝑓 = Presión de fluidos en fracturas. 

 ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑= Diferencial de presión debido al daño por flujo interporoso. 

 

donde ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 es el diferencial de presión adicional causada por el daño por flujo 
interporoso. Despejando a pf (presión en las fracturas) de la ecuación anterior, se tiene 
la ecuación de presión en las fisuras o fracturas. 

 

En la ecuación anterior, se modela el gasto de fluidos de bloques de matriz hacia 
las fracturas, tomando en cuenta que existe un factor de daño s debido al flujo interporoso 
y por lo tanto una caída extra de presión ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑. Debido a que el flujo de fluidos de 
matriz a fracturas ocurre en tiempos tardíos (tp>>1), se considera que la geometría de 
flujo en la matriz es linear y el régimen de flujo es pseudo-estacionario. 

 

𝑝𝑝𝑓𝑓 = 𝑝𝑝𝑚𝑚 − ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 +
𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚
𝐴𝐴1

𝑑𝑑𝑝𝑝𝑚𝑚
𝑑𝑑𝑑𝑑 . (3-8) 

 

Se considera la suposición de que, al momento del cierre del pozo, el tiempo de 
producción a gasto constante ha alcanzado tiempos largos tp>>1, es decir, el régimen 
de flujo del yacimiento naturalmente fracturado es pseudo estacionario y por lo tanto, se 
presenta una geometría de flujo bilineal. 
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Geometría de fracturas propuesta para el modelo de Pollard modificado. 

 

 Ashok (1988) propuso la geometría de fracturas mostrada en la figura 3-3, en la 
cual los bloques de matriz tienen tamaño uniforme. Debido a que Pollard (1959) no 
propuso una geometría de fracturas, sino solamente modela matemáticamente un 
diferencial de presión Δp2, debido al flujo de fluidos entre fracturas lejanas y cercanas al 
pozo, se puede usar cualquier modelo de geometría de fracturas y atribuirle el Δp2 a esa 
geometría de fracturas. 

 

 
Fig. 3-3. Distribución uniforme de tamaño de bloques de matriz. Belani (1988). 

 

Modelo de flujo bilineal en un yacimiento naturalmente fracturado con daño en 
bloques de matriz debido a flujo interporoso 𝑺𝑺𝒇𝒇𝒇𝒇−𝒅𝒅𝒅𝒅𝒅𝒅. 

 Pulido, Cinco-Ley, et. al., 2011; desarrollaron un modelo de flujo bilineal en 
yacimientos naturalmente fracturados (Y.N.F.), tomando en cuenta el daño en la matriz 
que afecta al flujo interporoso, causado por incrustación de minerales (Cinco-Ley, 1985), 
que toma en cuenta la geometría de fracturas propuesta por Cinco-Ley (1996), en la que 
se considera que una fractura dominante vertical produce hacia el pozo, con longitud de 
fractura dominante hf igual al doble de la mitad de longitud de fractura 2xdf, hf = 2xdf, 
mostrado en la figura 3-2. 

 

 Se considera un pozo intersectado por una fractura dominante vertical, el pozo 
produce a gasto constante, qo, en un yacimiento isotrópico, distribución de tamaño de 
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bloque uniforme y horizontal, que contiene un fluido ligeramente compresible, de 
compresibilidad y viscosidad constantes. 

  

 Se supone que el pozo está interceptado por una fractura vertical dominante, que 
penetra totalmente la formación, de longitud media xdf, ancho bdf, permeabilidad kdf, y 
compresibilidad total, ctdf. 

 Debido a que se consideran bloques de matriz de tamaño uniforme en el 
yacimiento naturalmente fracturado, es decir, las fracturas naturales tienen una 
distribución uniforme y homogénea, por lo que se les llama fracturas bulk a la geometría 
de fracturas que forman parte de la red de fracturas efectivas interconectadas, que 
rodean los bloques de matriz, la fractura dominante es la fractura que intercepta el pozo 
productor vertical, con mitad de longitud de fractura xf. El yacimiento tiene 
permeabilidades de un sistema de doble porosidad, kfb (permeabilidad de fracturas bulk), 
permeabilidad de bloques de matriz porosidad total, ɸt, espesor total, ht, compresibilidad 
total de las fracturas bulk, ctfb, presión inicial, pi. 

 

 El sistema de fracturas propuesto por Valdez-Pérez, Cinco-Ley, Pulido Bello 
(2011), se puede adaptar a la ecuación de Pollard (1959), adjudicando Δp2 y Δp3 a la 
caída de presión en las fracturas bulk y la fractura dominante, respectivamente. 

 
Fig. 3-4. Flujo bilineal hacia la fractura dominante. Valdez-Perez, Cinco-Ley y Pulido 

Bello (2011). 
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Para calcular el diferencial de presión debido al daño en bloques de matriz por 
flujo interporoso, se calcula el diferencial de presión en el yacimiento debido al factor de 
daño por flujo interporoso, para ello, se requieren usar la solución del modelo propuesto 
por Valdez-Pérez, Cinco-Ley, Pulido Bello (2011): 

 

Tiempos cortos: 

 

𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤(𝑡𝑡𝐷𝐷) =
2

�𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑�𝐷𝐷
�𝜋𝜋𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑡𝑡𝐷𝐷,  

(3-9a) 

 

Tiempos largos: 

 

𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤(𝑡𝑡𝐷𝐷) = 2.45

��𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑�𝐷𝐷
𝑡𝑡𝐷𝐷
1/4 − 0.0766

��𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑�𝐷𝐷
𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝐻𝐻𝐷𝐷2𝑡𝑡𝐷𝐷

−34,                                      (3-9b) 

    

(∆𝑝𝑝)𝑑𝑑𝑑𝑑ñ𝑜𝑜𝐷𝐷 =
4𝑠𝑠𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓ℎ𝑡𝑡�𝑝𝑝𝑖𝑖−𝑝𝑝𝑑𝑑𝑑𝑑[0,𝑡𝑡]�

141.2𝑞𝑞𝐵𝐵𝑜𝑜𝜇𝜇
�𝑒𝑒

−
𝜋𝜋2𝑡𝑡𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒
𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝐻𝐻𝐷𝐷

2
− 1�,                                                (3-9c) 

 

�𝑝𝑝𝑖𝑖 − 𝑝𝑝𝑑𝑑𝑑𝑑[0, 𝑡𝑡]� = 𝐶𝐶𝑝𝑝, (3-9d) 
 

 donde: 

 𝑝𝑝𝑖𝑖 = Presión inicial del yacimiento. 

 𝑝𝑝𝑑𝑑𝑑𝑑 = Presión de la fractura dominante en la cara del pozo. 

 𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓 = Presión de fracturas bulk. 

 𝑡𝑡𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 = Tiempo adimensional de fin del flujo lineal adimensional. 

 𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 = Difusividad hidráulica de la fractura dominante adimensional.  

 𝐻𝐻𝐷𝐷2 = Tamaño de bloque adimensional cuadrático. 

 ℎ𝑡𝑡  𝑜𝑜 ℎ𝑐𝑐 = Espesor total del yacimiento. 
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Se adiciona una caída de presión adicional ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 en el término de la ecuación 
de Pollard que modela el flujo de fluidos interporoso, es decir, de la matriz a la fractura. 
Se considera que existe un factor de daño (skin) en la matriz debido al flujo interporoso 
por incrustación de minerales en la matriz. Dicha ecuación fue formulada inicialmente por 
Cinco-Ley, Samaniego y Kucuk (1985). 

 

𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 =
𝑘𝑘𝑚𝑚𝑚𝑚𝑥𝑥𝑑𝑑
𝑘𝑘𝑑𝑑𝐻𝐻

. (3-10) 

 

donde: 

𝑥𝑥𝑑𝑑 = Espesor de zona dañada en matriz. 

𝑘𝑘𝑚𝑚𝑚𝑚 = Permeabilidad de matriz. 

𝑘𝑘𝑑𝑑 = Permeabilidad de zona dañada. 

𝐻𝐻  = Tamaño de bloque de matriz. 

𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 = Factor de daño (skin) debido a incrustación de minerales por flujo 
interporoso. 

 
Fig. 3-5. Modelo de daño en matriz debido a flujo interporoso. Cinco-Ley, 

Samaniego. (1985). 

 

Con el modelo de una sola fractura interceptada por el pozo productor, 
propuesto por Valdez-Perez, Hector Pulido y Cinco-Ley (2011), se dedujo que la 
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ecuación anterior, al momento en el que la geometría de flujo linear cambia a 
bilineal, durante una prueba de decremento, el factor de daño en matriz por 
incrustación de minerales se puede calcular de la siguiente forma: 

 

𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 =
2�1 −𝜔𝜔𝑑𝑑𝑑𝑑�
𝐻𝐻𝐷𝐷2𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝜆𝜆𝑑𝑑𝑑𝑑

, (3-11) 

 

donde: 

 𝜔𝜔𝑑𝑑𝑑𝑑 = Coeficiente de almacenamiento de la fractura dominante. 

 𝐻𝐻𝐷𝐷 = Tamaño de bloque de matriz adimensional. 

 𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 = Difusividad hidráulica de la fractura dominante adimensional. 

 𝜆𝜆𝑑𝑑𝑑𝑑 = Coeficiente de flujo interporoso de la fractura dominante. 

𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 = Factor de daño debido al flujo interporoso entre matriz y fracturas. 

 

 Para calcular el coeficiente de almacenamiento de la fractura dominante, fractura 
y matriz, 𝜔𝜔𝑑𝑑𝑑𝑑, 𝜔𝜔𝑓𝑓, 𝜔𝜔𝑓𝑓, respectivamente, se usa la siguiente ecuación: 

  

𝜔𝜔𝑑𝑑𝑑𝑑 =
𝜙𝜙𝑑𝑑𝑑𝑑𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡

𝜙𝜙𝑑𝑑𝑑𝑑𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 + 𝜙𝜙𝑓𝑓𝑓𝑓𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡
, (3-12) 

 

𝜔𝜔𝑓𝑓 =
𝜙𝜙𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓

�𝜙𝜙𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 + 𝜙𝜙𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓�
, (3-13a) 

 

𝜔𝜔𝑚𝑚 =
𝜙𝜙𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚

�𝜙𝜙𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 + 𝜙𝜙𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓�
, (3-13b) 

 

donde:  

𝜙𝜙𝑑𝑑𝑑𝑑 = Porosidad de la fractura dominante. 

𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 = Compresibilidad total de la fractura dominante. 
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𝜙𝜙𝑓𝑓𝑓𝑓 = Porosidad de las fracturas bulk. 

 

 Para calcular el tamaño de bloque adimensional, 𝐻𝐻𝐷𝐷, se usa la siguiente ecuación: 

𝐻𝐻𝐷𝐷 =
𝐻𝐻
𝑥𝑥𝑑𝑑𝑑𝑑

, (3-14) 

 

 Solución de gasto en bloques de matriz hacia la red de fracturas 
considerando daño debido al flujo interporoso por incrustación de minerales en 
bloques de matriz. 

De tal forma, tomando en cuenta la geometría de fracturas propuesta 
originalmente por Cinco-Ley (1996), que el pozo productor intersecta una fractura vertical 
dominante y el modelo de flujo bilineal considerando daño en bloques de matriz 𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑; 
la ecuación del gasto en los bloques de matriz resulta de la siguiente forma: 

𝑞𝑞𝑚𝑚 = −𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚
𝑑𝑑𝑝𝑝𝑚𝑚
𝑑𝑑𝑡𝑡

= 𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑑𝑑𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑡𝑡

, (3-15) 

 

𝑑𝑑𝑝𝑝𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑑𝑑 = −

𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚
𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓

𝑑𝑑𝑝𝑝𝑚𝑚
𝑑𝑑𝑑𝑑 , (3-16) 

 

𝑑𝑑2𝑝𝑝𝑚𝑚
𝑑𝑑𝑡𝑡2 +

𝐴𝐴1 �𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚 + ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 + 𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓�
𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓

𝑑𝑑𝑝𝑝𝑚𝑚
𝑑𝑑𝑑𝑑 = 0, (3-17) 

 

Condiciones iniciales: 

Tiempos cortos 

Para: 𝑡𝑡 = ∞, pm = pf 

Tiempos largos 

Para: 𝑡𝑡 = 0, 𝑉𝑉𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚�𝑝𝑝𝑚𝑚𝑜𝑜 − 𝑝𝑝𝑠𝑠� = 𝑉𝑉𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓(𝑝𝑝𝑠𝑠 − 𝑝𝑝𝑓𝑓0)    

donde: 

 𝑝𝑝𝑓𝑓0 = Presión en fracturas al momento de cierre. 

 𝑝𝑝𝑠𝑠 = Presión en el yacimiento después del cierre del pozo. 
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𝑝𝑝𝑚𝑚𝑜𝑜 = Presión en matriz al momento del cierre de fracturas.  

 

𝑎𝑎1 =
𝐴𝐴1 �𝑉𝑉𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 + ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 + 𝑉𝑉𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓�

𝑉𝑉𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚𝑉𝑉𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓
. (3-18) 

 

Sustituyendo la ecuación (3-67) en (18): 

 

𝑎𝑎1𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 =
𝐴𝐴1  �𝑉𝑉𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚 +

(∆𝑝𝑝)𝑑𝑑𝑑𝑑ñ𝑜𝑜𝐷𝐷141.2𝑞𝑞𝐵𝐵𝑜𝑜𝜇𝜇
𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓ℎ𝑡𝑡

+ 𝑉𝑉𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓�

𝑉𝑉𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚𝑉𝑉𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓
, (3-19) 

 

El resto de los términos en la ecuación original de Pollard (1959) permanecen 
iguales debido a que no involucran flujo de fluidos en la matriz. 

 

Derivación del segundo término a2 (Modelo original de Pollard, 1959). 

 

El gasto en el sistema de fracturas es igual a la siguiente ecuación: 

 

𝑞𝑞𝑓𝑓 = −𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑝𝑝𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑑𝑑 = 𝐴𝐴2�𝑝𝑝𝑓𝑓 − 𝑝𝑝𝑓𝑓′ �, (3-20) 

 

donde pf’ es la presión de los fluidos en las fracturas cercanas al pozo. 

 

𝑞𝑞𝑓𝑓 = −𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑝𝑝𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑑𝑑 = 𝑉𝑉𝑓𝑓′𝐶𝐶𝑓𝑓′

𝑑𝑑𝑑𝑑𝑓𝑓′
𝑑𝑑𝑑𝑑 . (3-21) 

 

Debido al potencial de flujo de los fluidos, el gasto de fluidos en las fracturas 
lejanas al pozo es negativo y en las fracturas cercanas al pozo es positivo, donde la 
presión es menor que en las fracturas lejanas al pozo. 
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𝑑𝑑𝑝𝑝𝑓𝑓′
𝑑𝑑𝑑𝑑 = −

𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓
𝑉𝑉𝑓𝑓′𝐶𝐶𝑓𝑓′

𝑑𝑑𝑝𝑝𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑑𝑑 . (3-22) 

 

𝑑𝑑2𝑝𝑝𝑓𝑓′
𝑑𝑑𝑡𝑡2 +

𝐴𝐴2�𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓 + 𝑉𝑉𝑓𝑓′𝐶𝐶𝑓𝑓′�
𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓𝑉𝑉𝑓𝑓′𝐶𝐶𝑓𝑓′

𝑑𝑑𝑝𝑝𝑓𝑓
𝑑𝑑𝑑𝑑 = 0. (3-23) 

 

Condiciones iniciales. 

Tiempos cortos 

Para: 𝑡𝑡 = ∞, pm = pf 

 (3-24a) 

Tiempos largos 

Para: 𝑡𝑡 = 0, 𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓 �𝑃𝑃𝑓𝑓𝑜𝑜 − 𝑃𝑃𝑠𝑠� = 𝑉𝑉𝑓𝑓′𝐶𝐶𝑓𝑓′ �𝑃𝑃𝑠𝑠 − 𝑃𝑃𝑓𝑓′0�.    
 

(3-24b) 

𝑎𝑎2 =
𝐴𝐴2�𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓 + 𝑉𝑉𝑓𝑓′𝐶𝐶𝑓𝑓′�

𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓𝑉𝑉𝑓𝑓′𝐶𝐶𝑓𝑓′
. (3-25) 

 

𝑎𝑎3 =
𝐴𝐴2
𝑉𝑉𝑤𝑤𝐶𝐶𝑤𝑤

. (3-26) 

  

 Cálculo de parámetros del yacimiento, mediante el método original de Pollard 
(1959) y obtención de las ecuaciones para calcular los parámetros corregidos. 

Para calcular el volumen del sistema de fracturas dentro del área de influencia de 
la prueba de presión (radio de drene), se usa la siguiente ecuación, Pirson, (1961), lo 
cual es igual al volumen de fluidos dentro del sistema de fracturas: 

 

𝑉𝑉𝑓𝑓 =
𝑞𝑞𝑜𝑜

𝑎𝑎2(𝐷𝐷)𝐶𝐶𝑓𝑓
, (3-27) 

 

donde: 

𝑉𝑉𝑓𝑓 = Volumen de fluidos en fracturas. 
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𝑞𝑞𝑜𝑜 (Δt=0) = Gasto del pozo al momento de cierre del pozo, gasto usado en esta 
ecuación en unidades de fondo de pozo. 

𝑎𝑎2 = Pendiente debida al segmento de recta por el diferencial de presión por flujo 
de fluidos en las fracturas lejanas al pozo hacia las fracturas cercanas al pozo. 

𝐷𝐷 = Diferencia de presión en las fracturas lejanas al pozo y las fracturas 
cercanas al pozo, al momento de cierre del pozo. 

𝐶𝐶𝑓𝑓 = Compresibilidad de fractura bulk. 

 

Para calcular el volumen del sistema de fracturas dentro del área de drene, se 
requiere calcular el coeficiente de compresibilidad efectivo, Pirson (1961), de la siguiente 
forma: 

 

𝑐𝑐𝑜𝑜𝑒𝑒 = 𝑐𝑐𝑜𝑜 +
1

1 − 𝑠𝑠𝑤𝑤
�𝑐𝑐𝑤𝑤𝑠𝑠𝑤𝑤 + 𝑐𝑐𝑟𝑟

1 −𝛷𝛷
𝛷𝛷

�, (3-28) 

 

donde: 

𝑐𝑐𝑤𝑤 = Compresibilidad de agua de formación. 

𝑐𝑐𝑜𝑜 = Compresibilidad del aceite. 

𝑠𝑠𝑤𝑤 = Saturación de agua 

𝑐𝑐𝑤𝑤 = Compresibilidad del agua 

𝑐𝑐𝑟𝑟 = Compresibilidad de la roca 

𝜙𝜙 = Porosidad 

𝑐𝑐𝑜𝑜𝑒𝑒 = Compresibilidad efectiva del aceite 

 

Pirson (1961) derivó la siguiente ecuación, para calcular el volumen de matriz 
dentro del área de drene a partir del método de Pollard (1959): 

 

𝑉𝑉𝑚𝑚 =
𝐵𝐵𝑜𝑜𝑞𝑞𝑜𝑜𝑎𝑎1
(𝐶𝐶)𝑐𝑐𝑚𝑚

, (3-29) 
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 donde: 

 𝑐𝑐𝑚𝑚 = Compresibilidad de los bloques de matriz. 

 

Se usa la siguiente ecuación para calcular el volumen total de fluidos dentro del 
radio de drene, es decir, si durante el tiempo de producción se alcanzó el régimen de 
flujo pseudo estacionario, se estarían calculando los volúmenes de fluidos totales en el 
sistema de bloques de matriz y fracturas. 

 

𝑉𝑉𝑡𝑡 = 𝑉𝑉𝑓𝑓 + 𝑉𝑉𝑚𝑚 =  𝑟𝑟𝑒𝑒2ℎ𝑒𝑒𝜙𝜙(1 − 𝑠𝑠𝑤𝑤). (3-30) 
 

donde: 

𝑟𝑟𝑒𝑒 = Radio de drene del pozo. 

ℎ𝑒𝑒 = Espesor productor efectivo del yacimiento. 

ɸb = Fracción de porosidad. 

𝑠𝑠𝑤𝑤 = Saturación de agua. 

 

Para calcular 𝑉𝑉𝑚𝑚 tomando en cuenta el daño debido al flujo interporoso, se 
sustituye (3-19) en (3-29): 

 

𝑉𝑉𝑚𝑚𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 =
𝐵𝐵𝑞𝑞𝑜𝑜𝑎𝑎1𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐

(𝐶𝐶)𝑐𝑐𝑚𝑚
, (3-31) 

 

Ecuación para calcular el volumen de área de daño, Pirson (1961): 

 

𝑉𝑉𝑆𝑆𝑆𝑆 =
𝑞𝑞𝑜𝑜

𝑎𝑎3(𝑝𝑝𝑠𝑠 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 − 𝐶𝐶 − 𝐷𝐷)𝑐𝑐𝑜𝑜𝑜𝑜
, (3-32) 

  

De acuerdo a Pirson (1961), mediante analogías con circuitos electrónicos, el radio de 
drene se puede calcular de la siguiente forma: 
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𝑟𝑟𝑒𝑒2 =
(𝑇𝑇1 + 𝑇𝑇2)𝑘𝑘𝑡𝑡

8.72∅𝑡𝑡𝜇𝜇𝑜𝑜(1 − 𝑠𝑠𝑤𝑤)𝑐𝑐𝑜𝑜𝑜𝑜
, (3-33) 

 

Despejando 𝑟𝑟𝑒𝑒2 de la ecuación (3-30): 

 

𝑟𝑟𝑒𝑒2 =
𝑉𝑉𝑡𝑡

ℎ𝑒𝑒𝜙𝜙𝜙𝜙(1 − 𝑠𝑠𝑤𝑤), (3-34) 

 

 Radio de drene para un yacimiento cilíndrico: 

 

𝑟𝑟𝑒𝑒 = �
𝑉𝑉𝑡𝑡

ℎ𝑒𝑒𝜙𝜙𝜙𝜙(1 − 𝑠𝑠𝑤𝑤), (3-35) 

  

Porosidades ɸm y ɸf. 

 

ɸ𝑚𝑚 =
𝑉𝑉𝑚𝑚

𝑉𝑉𝑚𝑚 + 𝑉𝑉𝑓𝑓
. (3-36) 

 

ϕ𝑓𝑓 =
𝑉𝑉𝑓𝑓

𝑉𝑉𝑚𝑚 + 𝑉𝑉𝑓𝑓
. (3-37) 

 

 La constante A1 se puede despejar de la ecuación (3-19): 

 

𝐴𝐴1 =
𝑎𝑎1𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐(𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓)

�𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚 + ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 + 𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓�
, (3-38) 

 

Pirson (1961), obtuvo las siguientes ecuaciones para obtener km y kf. 
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𝑘𝑘𝑓𝑓 =
𝑞𝑞𝑜𝑜

1
2𝜋𝜋 𝜇𝜇𝑜𝑜ln (𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑤𝑤

)

𝐷𝐷ℎ𝑒𝑒
. (3-39) 

 

𝑘𝑘𝑚𝑚 =
𝑞𝑞𝑜𝑜

1
2𝜋𝜋 𝜇𝜇𝑜𝑜ln (𝑟𝑟𝑒𝑒𝑟𝑟𝑤𝑤

)

𝐶𝐶ℎ𝑒𝑒
. (3-40) 

 

donde: 

 𝑘𝑘𝑓𝑓 = Permeabilidad de fractura. 
 𝑘𝑘𝑚𝑚 = Permeabilidad de matriz. 

 

Factor de daño skin, SE: 

 

𝑆𝑆𝑆𝑆 =
𝑈𝑈𝑝𝑝 − 𝐷𝐷𝑝𝑝
𝐴𝐴𝑝𝑝

, (3-41) 

 

𝜙𝜙 = 𝜙𝜙𝑓𝑓𝑉𝑉𝑓𝑓 + 𝜙𝜙𝑚𝑚𝑉𝑉𝑚𝑚, (3-42) 
 

Debido a que hay mediciones de pruebas de presión con ruido, debido a sensores 
de presión poco precisos, no existe buen sello en el pozo durante la prueba de 
incremento, entre otros, se establece un método para reducirlo en base al teorema de 
valor medio para integrales definidas. 

 

𝑓𝑓(𝑐𝑐) =
1

𝑏𝑏 − 𝑎𝑎
� 𝑓𝑓(𝑥𝑥)𝑑𝑑𝑑𝑑
𝑏𝑏

𝑎𝑎
. (3-43) 

 

(𝑝̅𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤)𝐷𝐷 =
1
𝛿𝛿𝛿𝛿
� 𝑓𝑓(𝑝̅𝑝 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤)𝐷𝐷𝑑𝑑𝑑𝑑
𝑡𝑡+𝛿𝛿𝛿𝛿/2

𝑡𝑡−𝛿𝛿𝛿𝛿/2
. (3-44) 

 

donde 𝜏𝜏 es una variable de integración. 
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Para realizar los cálculos de los parámetros del yacimiento, se requiere conocer 
qo, hc, µo, Bo, ɸ, y Sw. 

 

Método gráfico de Pollard. 

 

 La figura 3-6 ilustra el método gráfico desarrollado por Pollard (1959) y Pirson 
(1961) en el cual se observan las tres principales caídas de presión de los fluidos desde 
los bloques de matriz hasta la cara del pozo, debidas al flujo de fluidos entre bloques de 
matriz, debido al flujo entre fracturas lejanas y fracturas cercanas al pozo y en las 
fracturas alrededor del pozo; Δp1, Δp2, Δp3, respectivamente.  

 

 
Fig. 3-6. Método gráfico del método de Pollard (1959) original. 
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La diferencia de presión se calcula empleando a la presión estática del yacimiento; 
por lo tanto, para una presión medida de fondo de pozo pwf la diferencia de presión total 
está dada por: 

 

∆𝑝𝑝1 = 𝑝𝑝𝑠𝑠 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤,     (∆𝑡𝑡 = 0) (3-45) 
 

En una gráfica, de ΔpT vs Δt(h), se obtiene una línea recta de pendiente m1, 

mediante la ecuación anterior. Si se extrapola la línea recta a Δt=0, el valor obtenido es 
Cp y la presión se expresa mediante la siguiente ecuación: 

 

∆𝑝𝑝𝑡𝑡 = 𝑝𝑝𝑠𝑠 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤 = 𝐶𝐶𝑝𝑝𝑒𝑒−𝑚𝑚1∆𝑡𝑡 + 𝐷𝐷𝑝𝑝𝑒𝑒−𝑚𝑚2∆𝑡𝑡 + 𝐸𝐸𝑝𝑝𝑒𝑒−𝑚𝑚3∆𝑡𝑡, (3-46) 
 

El primer componente describe el incremento de presión en la matriz dentro del 
radio de influencia, debido al cierre del pozo: 

 

∆𝑝𝑝𝑚𝑚 = 𝐶𝐶𝑝𝑝𝑒𝑒−𝑚𝑚1∆𝑡𝑡, (3-47) 
 

La diferencia en presión Δpt-Δp1, representa el incremento de presión total del 
sistema fracturado, de la siguiente forma: 

 

∆𝑝𝑝2,3 = ∆𝑝𝑝𝑡𝑡 − ∆𝑝𝑝1, (3-48) 
 

Mediante la gráfica de Δpt vs Δt, se obtiene una porción de línea recta con 
pendiente m2. Esta línea recta extrapolada a Δt = 0 da el resultado de Dp, y por lo tanto, 
el incremento de presión en las fracturas a través del yacimiento, expresado con la 
siguiente ecuación: 

 

𝛥𝛥𝑝𝑝𝑓𝑓 = ∆𝑝𝑝2,3 − ∆𝑝𝑝2 = 𝐷𝐷𝑝𝑝𝑒𝑒−𝑚𝑚2∆𝑡𝑡, (3-49) 
 

Se obtiene el diferencial de presión debido al flujo de fluidos de las fracturas 
cercanas al pozo, al pozo. 
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∆𝑝𝑝3 = �𝑝𝑝𝑠𝑠 − 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤−𝐶𝐶𝑝𝑝 − 𝐷𝐷𝑝𝑝�𝑒𝑒−𝑚𝑚2∆𝑡𝑡. (3-50) 
 

Gráficamente se puede calcular Up, Fig. (3-6): 

 

𝑈𝑈𝑝𝑝 = 𝐴𝐴𝑝𝑝 − 𝐶𝐶𝑝𝑝, (3-51) 
 

En el caso en el que Up > Dp, lo cual ocurre cuando la diferencia entre la caída de 
presión entre bloques de matriz y fracturas y la diferencia entre fracturas lejanas al pozo 
y cercanas al pozo es mayor y cuando es relativamente muy grande la caída de presión 
en la red de fracturas, no aplica la siguiente ecuación para calcular la caída de presión 
en las fracturas alrededor del pozo: 

 

𝐸𝐸𝑝𝑝 = 𝑈𝑈𝑝𝑝 − 𝐷𝐷𝑝𝑝, (3-52) 
 

La ecuación anterior representa la caída de presión en las fracturas alrededor del 
pozo. 

 

Cálculo de tamaño de bloque de matriz. 

 

Para el cálculo del factor de daño debido a flujo interporoso ecuación (3-11), se 
requiere determinar el tamaño de bloque de matriz. Se usará un modelo de cubos de 
matriz, de tamaño uniforme, propuesto por Ashok Kumar (1988): 

 

𝑃𝑃𝐷𝐷𝑤𝑤����� =
𝐾𝐾0(𝑥𝑥) + 𝑆𝑆𝐷𝐷𝑥𝑥𝐾𝐾1(𝑥𝑥)

𝑠𝑠[𝐶𝐶𝐷𝐷𝑠𝑠(𝐾𝐾𝑜𝑜(𝑥𝑥) + 𝑆𝑆𝐷𝐷𝑥𝑥𝐾𝐾1(𝑥𝑥)) + 𝑥𝑥𝐾𝐾1(𝑥𝑥)], (3-53) 

 

donde s es la variable de la transformada de Laplace relacionada con el tiempo 
adimensional para calcular tamaño de bloque: 

 

𝑡𝑡𝐷𝐷
𝑘𝑘𝑓𝑓𝑡𝑡

(𝜙𝜙𝑓𝑓𝑐𝑐𝑓𝑓 + 𝜙𝜙𝑚𝑚𝑐𝑐𝑚𝑚)𝜇𝜇𝑟𝑟𝑤𝑤2
, (3-54) 
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 El argumento de la transformada de Laplace: 

𝑥𝑥 = �𝑠𝑠𝑠𝑠(𝑠𝑠), (3-55) 
 

Para flujo pseudo estacionario, se usa: 

𝑔𝑔(𝑠𝑠) = 𝜔𝜔𝑓𝑓 + 𝜔𝜔𝑚𝑚
�3𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚/𝜔𝜔𝑚𝑚𝑠𝑠
1−�𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚/𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

�𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡−1�3𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚/𝜔𝜔𝑚𝑚𝑠𝑠 − 𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡−1�3𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚/𝜔𝜔𝑚𝑚𝑠𝑠�,              (3-56) 

 

  
 

𝑥𝑥 = �𝑠𝑠 �𝜔𝜔𝑓𝑓 + 𝜔𝜔𝑚𝑚
�3𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚/𝜔𝜔𝑚𝑚𝑠𝑠
1−�𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚/𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

�𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡−1�3𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚/𝜔𝜔𝑚𝑚𝑠𝑠 − 𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡−1�3𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚/𝜔𝜔𝑚𝑚𝑠𝑠��,           (3-57) 

 

Para solucionar las ecuacionies (3-56) y (3-57), se aplican las funciones de Bessel 
modificadas de segundo tipo 𝐾𝐾0(𝑥𝑥), 𝐾𝐾1(𝑥𝑥), se requiere la siguiente ecuación: 

 

𝐾𝐾0(𝑥𝑥) = �
𝜋𝜋

2𝑥𝑥
�
1
2 𝑒𝑒−𝑥𝑥 �1 −

1
8𝑥𝑥

�1−
9

2(8𝑥𝑥)
�1 −

25
3(8𝑥𝑥)

���, (3-58) 

 

𝐾𝐾1(𝑥𝑥) = �
𝜋𝜋

2𝑥𝑥
�
1
2 𝑒𝑒−𝑥𝑥 �1 +

3
8𝑥𝑥

�1−
5

2(8𝑥𝑥)
�1 −

21
3(8𝑥𝑥)

���, (3-59) 

 

Adicionalmente se aplica el algoritmo de Gaver-Stehfest, para obtener la función 
original f(x) mediante un método numérico, dado que se conoce F(z) o 𝑃𝑃𝐷𝐷𝑤𝑤�����: 

 

𝐹𝐹(𝑧𝑧) ≔ ∫ 𝑒𝑒−𝑧𝑧𝑧𝑧𝑓𝑓(𝑥𝑥)𝑑𝑑𝑑𝑑∝
0   
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Mediante una secuencia de funciones, se obtiene f(x) a partir de la transformada 
de Laplace F(z): 

 

𝑓𝑓𝑥𝑥(𝑥𝑥) ≔ ln (2)𝑥𝑥−1 ∑ 𝑎𝑎𝑘𝑘(𝑛𝑛)𝐹𝐹(𝑘𝑘𝑘𝑘𝑘𝑘(2)𝑥𝑥−1)2𝑛𝑛
𝑘𝑘=1 ,  n≥1, x>0, 

donde los coeficientes son definidos: 

𝑎𝑎𝑘𝑘(𝑛𝑛) = (−1)𝑛𝑛+𝑘𝑘

𝑛𝑛!
∑ 𝑗𝑗𝑛𝑛+1 �

𝑛𝑛
𝑗𝑗� �

2𝑗𝑗
𝑗𝑗 � �

𝑗𝑗
𝑘𝑘 − 𝑗𝑗�

min (𝑘𝑘,𝑛𝑛)
𝑗𝑗=[(𝑘𝑘+1)/2]      n≥1, 1≤k≤2n 

 

donde: 

x = tD, tiempo adimensional. 

 

 Se usa el programa desarrollado en fortran del Apéndice A, para generar las 
curvas tipo que son utilizadas en el cálculo del tamaño de bloque H (Ashok Kumar, 1988). 

 

Los coeficientes de almacenamiento adimensional 𝐶𝐶𝐷𝐷 y C, se calculan de la 
siguiente forma: 

 

𝐶𝐶𝐷𝐷 =
0.8936𝐶𝐶
𝜙𝜙𝑐𝑐𝑡𝑡ℎ𝑐𝑐𝑟𝑟𝑤𝑤2

, (3-60) 

 

𝐶𝐶 =
∆𝑉𝑉
∆𝑝𝑝 = 𝑐𝑐𝑜𝑜𝑉𝑉𝑤𝑤, (3-61) 

 

𝐶𝐶 =
𝑞𝑞𝑞𝑞

24𝑚𝑚𝑊𝑊𝑊𝑊𝑊𝑊
, (3-62) 

 

donde: 

𝑚𝑚𝑊𝑊𝑊𝑊𝑊𝑊 = Pendiente del almacenamiento del pozo. 
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A partir de las ecuaciones en régimen de flujo PSS (Pseudo Estacionario) y USS 
(Transitorio), (3-9a y 3-9b) del modelo de flujo bilinear con transferencia de flujo 
interporoso propuesto por Pulido, Cinco-Ley, Valdez-Perez (2011), se puede estimar 
tiempo de fin de flujo debido a la geometría de flujo linear e inicio de flujo bilinear, a partir 
de una prueba de presión de decremento: 

 

𝑡𝑡𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 = �
5.99025�𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑�𝐷𝐷

4𝜋𝜋𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑
, (3-63) 

 

 Con la siguiente ecuación, se calcula la afluencia de la fractura dominante 
adimensional (𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑)𝐷𝐷, (Valdez-Perez, Cinco-Ley, Pulido, 2011): 

 

(𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑)𝐷𝐷 =
𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑
𝑥𝑥𝑑𝑑𝑑𝑑𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓

, (3-64) 

  
La difusividad hidráulica de la fractura dominante (Valdez-Perez, Cinco-Ley, 

Pulido, 2011) se obtiene:  

 

𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 =
𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑
𝜂𝜂𝑓𝑓𝑓𝑓

= �
𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑

𝜙𝜙𝑑𝑑𝑑𝑑𝜇𝜇𝜇𝜇𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡
�
𝜙𝜙𝑓𝑓𝑓𝑓𝜇𝜇𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡
𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓

, (3-65) 

 

donde: 

𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 = Difusividad hidráulica de la fractura dominante, adimensional. 

𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑 = Difusividad hidráulica de la fractura dominante. 

𝜂𝜂𝑓𝑓𝑓𝑓 = Difusividad hidráulica total de las fracturas bulk. 

𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑 = Permeabilidad de la fractura dominante. 

𝜙𝜙𝑑𝑑𝑑𝑑 = Porosidad de la fractura dominante. 

𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 = Compresibilidad total de la fractura dominante. 

𝜙𝜙𝑓𝑓𝑓𝑓 = Porosidad de las fracturas bulk. 

𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 = Compresibilidad total de las fracturas bulk. 
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𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓 = Permeabilidad de las fracturas bulk. 

 

Variables adimensionales para el cálculo del factor de daño debido al flujo 
interporoso (Valdez-Perez, Cinco-Ley, Pulido, 2011): 

 

𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤(𝑡𝑡𝐷𝐷) = 𝑝𝑝𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑(0, 𝑡𝑡𝐷𝐷) =
𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓ℎ𝑡𝑡�𝑝𝑝𝑖𝑖 − 𝑝𝑝𝑑𝑑𝑑𝑑(0, 𝑡𝑡)�

141.2𝑞𝑞𝐵𝐵𝑜𝑜𝜇𝜇
, (3-66) 

 

 Para calcular el diferencial de presión debido al daño por flujo interporoso en 
unidades reales, se usa la siguiente ecuación, se iguala �𝑝𝑝𝑖𝑖 − 𝑝𝑝𝑑𝑑𝑑𝑑(0, 𝑡𝑡)� = ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 en la 
ecuación (3-67) y 𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤(𝑡𝑡𝐷𝐷) = (∆𝑝𝑝)𝑑𝑑𝑑𝑑ñ𝑜𝑜𝐷𝐷: 

 

(∆𝑝𝑝)𝑑𝑑𝑑𝑑ñ𝑜𝑜𝐷𝐷141.2𝑞𝑞𝐵𝐵𝑜𝑜𝜇𝜇
𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓ℎ𝑡𝑡

= ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 , (3-67) 

 

Tiempo adimensional. 

𝑡𝑡𝐷𝐷 =
𝜂𝜂𝑓𝑓𝑓𝑓
𝑥𝑥𝑑𝑑𝑑𝑑2

𝑡𝑡 =
0.000264𝑘𝑘𝑓𝑓𝑓𝑓𝑡𝑡
𝜙𝜙𝑡𝑡𝜇𝜇𝜇𝜇𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑥𝑥𝑑𝑑𝑑𝑑2

. (3-68) 

 

Compresibilidad adimensional de la fractura dominante, 𝐶𝐶𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑. 

𝐶𝐶𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 =
�𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑�𝐷𝐷
𝜋𝜋𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑

. (3-69) 

 

 Compresibilidad total de fracturas bulk (70) y compresibilidad total de la fractura 
dominante (71): 

 

𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 = 𝑐𝑐𝑤𝑤𝑆𝑆𝑤𝑤 + 𝑐𝑐𝑜𝑜𝑆𝑆𝑜𝑜 + 𝑐𝑐𝑔𝑔𝑆𝑆𝑔𝑔 + 𝑐𝑐𝑓𝑓𝑓𝑓, (3-70) 
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𝑐𝑐𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 = 𝑐𝑐𝑤𝑤𝑆𝑆𝑤𝑤 + 𝑐𝑐𝑜𝑜𝑆𝑆𝑜𝑜 + 𝑐𝑐𝑔𝑔𝑆𝑆𝑔𝑔 + 𝑐𝑐𝑑𝑑𝑑𝑑, (3-71) 
 
 La siguiente ecuación se usa para calcular el tamaño de bloque H, a partir del 
match en las curvas tipo obtenidas mediante las ecuaciones de Belani (1988): 

 

𝜆𝜆 =
𝑘𝑘𝑚𝑚𝑟𝑟𝑤𝑤2

𝑘𝑘𝑓𝑓𝐻𝐻2, (3-72) 

 

 donde: 

 𝜆𝜆 = Coeficiente de flujo interporoso de geometría de fracturas bulk. 
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CAPITULO IV. 
 

Método de cálculo de parámetros del yacimiento mediante la ecuación 
de Pollard (1959) modificada.   

 
 Mediante el método de Pollard (1959), se puede calcular el volumen de fluidos 
afectados por el abatimiento de presión durante el tiempo de producción, radio de drene 
y las propiedades del yacimiento dentro de ese radio de drene. Debido a que se 
considera que, durante el tiempo de producción, se alcanzaron tiempos largos; al 
momento de cierre del pozo el régimen de flujo es pseudo-estacionario y la geometría de 
flujo es bilinear, es decir, el radio de drene ha alcanzado las fronteras del yacimiento y 
por lo tanto, al calcular el volumen de fluidos dentro de ese radio de drene, se está 
calculando el volumen de aceite original en sitio o petróleo remanente. A partir de las 
pendientes de la gráfica del método de Pollard (1959) y las ecuaciones que desarrolló, 
se puede hacer el cálculo de los volúmenes de fluidos en matriz, fracturas y porosidades, 
además de permeabilidad en matriz y fracturas.   
 
 Si se toma en cuenta que en los bloques de matriz existe un factor de daño debido 
a incrustación de minerales, se debe modificar el método de Pollard (1959). Se adiciona 
una caída de presión extra en el término de la ecuación de Pollard que modela el gasto 
de fluidos de la matriz hacia las fracturas, para calcular los parámetros obtenidos por el 
método original tomando en cuenta daño en matriz. Se debe usar el modelo de geometría 
de fracturas propuesto por Cinco-Ley (1996), que consiste en un pozo que intersecta una 
fractura dominante vertical, a través de la cual produce el pozo. La geometría de fracturas 
propuesta por Cinco-Ley (1996) es compatible con el modelo de fracturas de Pollard 
(1959), pero se debe caracterizar previamente a la fractura dominante mediante registros 
de imagen de pozos y otros métodos para obtener algunos parámetros como la mitad de 
longitud de la fractura dominante, 𝑥𝑥𝑑𝑑𝑑𝑑 , ancho de la fractura dominante, 𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑 , 
permeabilidad de la fractura dominante, 𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑 y porosidad de la fractura dominante, 𝜙𝜙𝑑𝑑𝑑𝑑. 
Se considera un modelo de bloques de matriz de tamaño uniforme H, calculado mediante 
el método de Ashok Kumar (1988). 
 
 Para realizar el cálculo del factor de daño por incrustación de minerales en los 
bloques de matriz, 𝑠𝑠𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 , se requiere realizar los cálculos de los parámetros del 
yacimiento con el método original de Pollard (1959), sin tomar en cuenta el daño en 
matriz. Una vez obtenidos estos parámetros iniciales, se calcula el tamaño de bloques 
de matriz mediante el método de Belani (1988) y el daño en matriz 𝑠𝑠𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑, y después, 
volver a calcular las propiedades del yacimiento, tomando en cuenta las modificaciones 
a las ecuaciones del gasto de la matriz hacia las fracturas, adicionando el factor de daño 
en matriz y tamaño de bloque uniforme, H. Se requiere realizar dichas operaciones de 
forma iterativa hasta que se satisfaga el rango de error establecido.  
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Caracterización de la fractura dominante. 
 
 La geometría de fracturas propuesta por Pollard (1959), consiste en un sistema 
de fracturas interconectadas, a través de las cuales producen los bloques de matriz. 
Existen diferenciales de presión entre fracturas lejanas al pozo y fracturas cercanas al 
pozo y diferenciales de presión entre las fracturas que rodean al pozo y la cara del pozo, 
incluyendo el abatimiento de presión debido al factor de daño en las fracturas alrededor 
del pozo. Para poder calcular el daño en matriz debido a la incrustación de minerales, se 
considera la geometría de fracturas propuesta por Cinco-Ley (1996), que consiste en una 
fractura dominante vertical que intersecta el pozo. Para calcular la mitad de longitud de 
la fractura dominante, 𝑥𝑥𝑑𝑑𝑑𝑑, se usa la siguiente ecuación: 
 
𝑥𝑥𝑓𝑓 = (2𝑟𝑟𝑤𝑤𝑒𝑒−𝑠𝑠), (4-1) 

 
Mediciones in-situ de la permeabilidad de fractura (USGS, 1984). 
  
 Los métodos de caracterización de fracturas involucran muchos modelos físicos 
para fracturas en la vecindad del pozo. Se requiere considerar que existe una diferencia 
en el volumen de rocas rodeando la cara del pozo de investigación por cada método 
individual, al considerar distintos registros geofísicos obtenidos en el mismo pozo. Los 
registros geofísicos se refieren a “volumen de roca de investigación” para denotar el 
volumen esférico aproximado de roca sobre el cual se promedia una medición 
determinada de alguna propiedad. Comúnmente, los registros geofísicos promedian una 
propiedad medida en un intervalo vertical, mediante equipo de medición geofísico que 
realiza el promedio de forma efectiva, alrededor del punto de profundidad asociado 
nominalmente a las mediciones. Por ejemplo, algún registro geofísico de pozo puede 
tener un pequeño volumen de investigación en la roca, dando como resultado una sola 
medición promediando las propiedades de varias fracturas adyacentes. El flujo en 
fracturas es simulado como un plano de flujo Poiseuille en una fractura abierta con área 
uniforme entre dos cuerpos de roca. La descarga por unidad de ancho de fractura abierta, 
en la simulación, está relacionada al gradiente de presión y el grosor de la fractura de 
acuerdo a la ecuación (Witherspoon y otros, 1981): 
 

𝑄𝑄 =
𝑃𝑃′𝑏𝑏3

12𝜂𝜂 , (4-2) 

 
donde Q, es la descarga medida por unidad de área (cm2/s), P’ es el gradiente de presión 
(pascal/cm), b es la apertura de fractura (cm), y ɳ es la viscosidad del agua (g/cm*s). 
Para acuíferos pequeños y confinados, el plano de fractura se considerará en ser un solo 
acuífero de transmisividad, T (cm/s), la cual está dada por la ecuación: 
 

𝑇𝑇 = 𝐾𝐾𝐾𝐾 =
𝜌𝜌𝜌𝜌𝑏𝑏3

12𝜂𝜂 , (4-3) 
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g = Aceleración de la gravedad. 
ρ = Densidad del agua (cm/s). 
k = Conductividad hidráulica de la fractura (cm/s) 
ɳ = Viscosidad del agua (g/cm⦁s) 
 
 La medición más directa de la permeabilidad de fractura es hecha mediante el 
aislamiento de un intervalo corto de un agujero descubierto en un pozo, y después medir 
el flujo inducido impuesto por un cambio en el cabezal hidráulico (piezometric head) 
(Zeigler, 1976; Hsieh and others, 1983). 
 
 Mediante estas mediciones, las interpretaciones de permeabilidad de fractura son 
presentadas como la permeabilidad promedio de la roca que rodea un intervalo vertical 
en un pozo donde una o varias fracturas intersectan al agujero descubierto. Las 
permeabilidades están dadas como la transmisividad total del intervalo, o como la 
apertura de una sola fractura, infinita y de ancho uniforme, b, el cual tiene el mismo 
volumen de flujo al gradiente hidráulico medido. 
 Las permeabilidades de más de un set de fracturas necesitan ser combinadas 
para dar la transmisividad equivalente de una sola apertura de fractura, que tiene la 
misma permeabilidad promedio que la combinación de los sets de fracturas. En dado 
caso, los valores de transmisividad de intervalos individuales se suman para obtener la 
transmisividad de una sola fractura equivalente: 
 
𝑇𝑇𝑐𝑐 = 𝑇𝑇1 + 𝑇𝑇2, (4-4) 

 
donde, T1 y T2 son los valores de transmisividad de fracturas individuales, teniendo una 
sola transmisividad de fractura equivalente Tc. Donde las permeabilidades de las 
fracturas se expresan en una sola apertura de fractura equivalente, las permeabilidades 
son combinadas usando la Ley Cúbica (Witherspoon y otros, 1981): 
 
𝑏𝑏𝑐𝑐 = (𝑏𝑏12 + 𝑏𝑏23)1/3, (4-5) 

 
donde b1 y b2 son las aperturas de cada una de las fracturas, y bc es la apertura de una 
sola fractura conduciendo el mismo flujo que las dos fracturas juntas (Paillet y otros, 
1987). 
 
 Las mediciones in-situ de la orientación y distribución de fracturas y ancho de 
aperturas de fracturas, b, se obtiene mediante los registros de imagen de pared de pozo 
(Acoustic Televiewer Logs, ATV). El registro ATV, provee un registro de imágenes del 
patrón de reflectividad acústica en la pared del pozo (Zemanek y otros, 1970, Paillet y 
otros, 1985). Las fracturas aparecen como líneas oscuras en la imagen, donde la 
intersección de la apertura de la fractura con la pared del pozo dispersa una onda de 
energía incidente. 
 
 El registro AWF (Tube-wave attenuation) se utiliza para medir la permeabilidad de 
las fracturas in-situ, es modelado como una disipación viscosa de energía acústica 
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producida cuando la onda acústica del tubo oscilatorio viaja a través de una fractura 
permeable (Rosenbaum, 1974, Paillet, 1983; Alan & Toksoz, 1986). 
 
Ejemplo de cálculo.  
 

Datos de una prueba de presión de incremento en el pozo ALT-17 (G.Da Prat, 
1984):  

 
Tabla 4-1. Datos del yacimiento ALT-17. 

pi 11180 psig Bo 1.478   sw 0.106   tp 34824 hrs cr 5.50E-06 1/psi 

Temperatura, T 270 °F μ 0.52 cp rw 0.03125 ft cw 3.10E-06 1/psi C 2.4538E-05   

pb 275 psig co 6.10E-05 psi-1 hc 131.2 ft cf 8.20E-06 1/psi SE -0.01682475   

Rsi   ft3/ft3 φ 0.038   q 3240 bpd cm 3.80E-06 1/psi CD 8.21E+01   

 
 

Tiempo de producción = 159 hrs. 
Se considera un modelo de bloques de matriz uniforme y se calculan inicialmente los 
parámetros del yacimiento sin tomar en cuenta el daño debido a flujo interporoso. 
 

Tabla 4-2. Prueba de presión de incremento en el pozo ALT-17 y cálculo de DP1 y 
DP2. 

Tiempo, Dt 
(hr) 

Tiempo, Dt 
(sec) 

Presión, pws 
(psi) 

ps-
pwf=DPt 

DP1=Cp*e^(m1dt
) 

Dp2,3=Dpt-
Dp1 

0.08 2.22222E-05 9216 1964 1499.0569 464.9430996 
0.17 4.72222E-05 9381 1799 1497.996622 301.0033779 
0.25 6.94444E-05 9449 1731 1497.054782 233.945218 
0.33 9.16667E-05 9505 1675 1496.113534 178.8864658 
0.42 0.000116667 9547 1633 1495.055338 137.9446623 
0.5 0.000138889 9581 1599 1494.115347 104.8846531 

0.58 0.000161111 9606 1574 1493.175947 80.82405284 
0.66 0.000183333 9623 1557 1492.237138 64.76286195 
0.75 0.000208333 9638 1542 1491.181683 50.81831668 
0.83 0.000230556 9652 1528 1490.244128 37.75587193 
0.92 0.000255556 9667 1513 1489.190083 23.80991701 

1 0.000277778 9676 1504 1488.25378 15.74622008 
1.15 0.000319444 9690 1490 1486.499798 3.500201942 
1.3 0.000361111 9717 1463 1484.747883 -21.74788335 
2 0.000555556 9742 1438 1476.599542 -38.59954229 
3 0.000833333 9777 1403 1465.036567 -62.03656683 
5 0.001388889 9832 1348 1442.181549 -94.18154934 
7 0.001944444 9917 1263 1419.683077 -156.6830771 

10 0.002777778 9984 1196 1386.591748 -190.5917475 
15 0.004166667 10067 1113 1333.14469 -220.1446898 
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19.2 0.005333333 10176 1004 1289.844556 -285.844556 
25 0.006944444 10255 925 1232.351617 -307.3516168 
30 0.008333333 10346 834 1184.849843 -350.8498427 
35 0.009722222 10409 771 1139.179055 -368.1790546 
40 0.011111111 10459 721 1095.268676 -374.2686759 
45 0.0125 10507 673 1053.050851 -380.0508507 
50 0.013888889 10551 629 1012.460338 -383.4603382 
55 0.015277778 10588 592 973.4344128 -381.4344128 
60 0.016666667 10613 567 935.9127664 -368.9127664 
63 0.0175 10638 542 914.0976175 -372.0976175 

63.5 0.017638889 10650 530 910.5115192 -380.5115192 
64 0.017777778 10652 528 906.9394896 -378.9394896 
65 0.018055556 10654 526 899.8374157 -373.8374157 
67 0.018611111 10657 523 885.7996774 -362.7996774 
70 0.019444444 10662 518 865.1526122 -347.1526122 
73 0.020277778 10673 507 844.9868085 -337.9868085 
78 0.021666667 10682 498 812.4162565 -314.4162565 
83 0.023055556 10696 484 781.101157 -297.101157 
88 0.024444444 10711 469 750.9931178 -281.9931178 
93 0.025833333 10723 457 722.0456121 -265.0456121 
98 0.027222222 10737 443 694.2139064 -251.2139064 

103 0.028611111 10745 435 667.4549914 -232.4549914 
108 0.03 10751 429 641.7275158 -212.7275158 
113 0.031388889 10758 422 616.991722 -194.991722 
118 0.032777778 10764 416 593.209385 -177.209385 

123.8 0.034388889 10769 411 566.7679421 -155.7679421 
127 0.035277778 10774 406 552.6874844 -146.6874844 
132 0.036666667 10786 394 531.383795 -137.383795 
137 0.038055556 10793 387 510.9012699 -123.9012699 
147 0.040833333 10803 377 472.2743231 -95.27432308 
157 0.043611111 10816 364 436.567786 -72.56778597 
167 0.046388889 10842 338 403.5608595 -65.5608595 
175 0.048611111 10861 319 378.961351 -59.96135098 

182.3 0.050638889 10871 309 357.8250882 -48.82508816 
 
Resultados ALT-17: 

Tabla 4-3. Resultados de cálculos de parámetros del pozo ALT-17. 
coe 2.94E-04 re ft 564.9250733 smfd* 1.92E+01 ɸf 0.003599507 

Vf (bbl) 16085.3143251 kf 0.181423667 dps(psi) 51.14868 ɸm 0.9964005 
Vm (bbl) 4.4526695E+06 km 0.074988449 

 
      

Vt (bbl) 4.4687548E+06 k 0.074988449         
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Figura 4-1. Método gráfico de Pollard (1959), diferencial de presión total. 

 
 En la Fig. 4-1 se grafica la diferencia total de presión entre presión medida en el 
fondo del pozo y la presión inicial, contra tiempo durante la prueba de incremento de 
presión. ∆pt= pws-pwf  La constante Ap representa la presión medida de fondo de pozo 
pwf menos la presión inicial del yacimiento pws al momento de cierre del pozo ∆t=0. La 
constante Cp, es la diferencia de presión entre presión en bloques de matriz y fracturas 
adyacentes, al momento de cierre del pozo. La constante a1, es la tendencia o pendiente 
de la gráfica del diferencial de presión pws-pwf, entre el diferencial de tiempo ∆t durante 
el periodo de flujo pseudo estacionario, después del cierre del pozo.  
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Figura 4-2. Método gráfico de Pollard (1959), diferencial de presión en fracturas. 

 
La gráfica de la Fig. 4-2, es la diferencia entre ∆pt (figura 4-1) menos el primer 

término de la ecuación de Pollard (1959), o ∆p2-3=∆pt-∆p1, lo cual equivale a la diferencia 
de presión que existe en los fluidos en fracturas lejanas al pozo y fracturas cercanas al 
pozo. Donde ∆𝑝𝑝1 = 𝐶𝐶𝑝𝑝𝑒𝑒𝑎𝑎1∆𝑡𝑡. La constante Up es la diferencia de presión total en la red 
de fracturas. La constante Dp o D es la diferencia de presión entre fracturas lejanas al 
pozo y fracturas cercanas al pozo. La constante a2, es la tendencia o pendiente del 
diferencial de presión ∆p2-3, durante el flujo pseudo estacionario después del cierre del 
pozo. 

 
Tabla 4-4. Resultados del método de Pollard (1959). 

Cp (psi) 1500 Dp (psi) 620 
m1 -0.188679245 m2 -39.61958447 

Ap (psi) 9216 
Up (psi) 464.9430996 
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Calculo del diferencial de presión debido al flujo interporoso. 
 

Para obtener el diferencial de presión debido al daño por flujo interporoso 
∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑, se realizan los siguientes cálculos. 
 La fractura dominante se puede caracterizar mediante una prueba de decremento 
a gasto constante, o mediante registros de imagen ATV (Acoustic Televiewer Logs) y 
registros AWF (Tube-wave attenuation) 
 
Cálculo del tamaño de bloque. 
 
 Inicialmente se calcula el tiempo de fin de geometría lineal o fin de flujo bajo 
régimen transitorio, durante una prueba de decremento de presión a gasto constante, 
usando la ecuación (3-64): 
 

𝑡𝑡𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 = �
5.99025�𝑘𝑘𝑑𝑑𝑑𝑑𝑏𝑏𝑑𝑑𝑑𝑑�𝐷𝐷

4𝜋𝜋𝜂𝜂𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑
 

 

𝑡𝑡𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 = �5.99025 ∗ 3.69E − 02
4𝜋𝜋 ∗ 9343.215153

 

 
𝑡𝑡𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 = 0.005399619 

 
 El resultado anterior, indica que a partir de 𝑡𝑡𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒𝑒 = 0.005399619  durante una 
prueba de decremento de presión a gasto constante, se tiene régimen de flujo pseudo 
estacionario, por lo cual, se usa la solución para flujo pseudo estacionario de Ashok 
Kumar (1988). 
 
 Con los siguientes datos de entrada, se genera una curva tipo de Belani (1988), 
observada en la gráfica 4-3: 
    Slmax =4.1201e-8 
    Omegm =0.992 
    Slmin =4.12e-8 
    Cbar =82.1 
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Figura 4-3. Curva tipo Belani (1988). 

 
 Mediante las ecuaciones desarrolladas por Belani (1988), se obtiene la curva tipo 
anterior Fig. 4-3, la cual incluye el perfil de presión adimensional y la derivada de la 
presión de Bourdet (1989) características de un yacimiento naturalmente fracturado, con 
tamaño de bloque uniforme, 𝜆𝜆𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 = 1.00002427, 𝜔𝜔𝑚𝑚 = 0.992, 𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = 4.1201e − 8. 
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Gráfica 4-4. Prueba de decremento de presión a gasto constante. 
 
 La gráfica (4-4) es el perfil de presión adimensional pD y la derivada de la presión 
de Bourdet (1989) contra tiempo de la prueba de decremento de presión a gasto 
constante del pozo ALT-17. 

 
 Se usa la siguiente prueba de decremento de presión a gasto constante para 
hacer match con la curva tipo Ashok Kumar (1988). 
 

Tabla 4-5. Prueba de decremento de presión del pozo ALT-17. 
Time, Dt 

(hr) pm td pwd 
0 10896 0 0.46142367 

0.08 10861 0.167014164 0.51828927 
0.17 10851 0.354905098 0.53453658 
0.25 10800 0.521919262 0.61739787 
0.33 10770 0.688933426 0.66613981 
0.42 10728 0.876824361 0.73437852 

0.0000001

0.000001

0.00001

0.0001

0.001

0.01

0.1

1

10

0.1 1 10 100 1000
pd

,d
pd

/ln
td

td

Prueba de presión de decremento

pd

dpd/lndtd



 

88 
 

CAPITULO IV 

0.5 10700 1.043838525 0.779871 
0.58 10646 1.210852689 0.86760649 
0.66 10590 1.377866853 0.95859144 
0.75 10552 1.565757787 1.02033122 
0.83 10518 1.732771951 1.07557209 
0.92 10489 1.920662886 1.12268929 

1 10462 2.08767705 1.16655704 
1.5 10349 3.131515575 1.35015167 
2 10281 4.175354099 1.46063339 
3 10198 6.263031149 1.59548609 

5.5 10085 11.48222377 1.77908072 
7 10003 14.61373935 1.91230868 

10 9905 20.8767705 2.07153234 
15 9780 31.31515575 2.27462375 
20 9679 41.75354099 2.4387216 
25 9592 52.19192624 2.58007322 
30 9517 62.63031149 2.70192807 
35 9460 73.06869674 2.79453775 
40 9406 83.50708199 2.88227323 
45 9353 93.94546724 2.96838399 
50 9302 104.3838525 3.05124528 
55 9264 114.8222377 3.11298507 
60 9227 125.260623 3.17310013 
63 9145 131.5236541 3.30632809 
67 9133 139.8743623 3.32582486 
70 9115 146.1373935 3.35507003 
73 9098 152.4004246 3.38269046 
78 9070 162.8388099 3.42818293 
83 9045 173.2771951 3.46880121 
88 9016 183.7155804 3.51591842 
93 8993 194.1539656 3.55328724 
98 8967 204.5923509 3.59553025 

108 8918 225.4691214 3.67514208 
113 8901 235.9075066 3.70276251 
118 8877 246.3458919 3.74175606 
123 8858 256.7842771 3.77262596 
125 8802 260.9596312 3.86361091 
126 8797 263.0473083 3.87173456 
128 8790 267.2226624 3.88310768 
130 8783 271.3980165 3.8944808 
132 8776 275.5733706 3.90585392 



 

89 
 

CAPITULO IV 

134 8766 279.7487247 3.92210123 
136 8764 283.9240788 3.9253507 
139 8761 290.1871099 3.93022489 
144 8739 300.6254952 3.96596898 
149 8727 311.0638804 3.98546575 
154 8716 321.5022657 4.0033378 
159 8701 331.9406509 4.02770876 
164 8686 342.3790362 4.05207973 
169 8671 352.8174214 4.0764507 
172 8663 359.0804525 4.08944855 

 
 

 
Fig. 4-5. Match de la curva tipo Fig. 4-3 y la prueba de decremento de la tabla 4-5. 

 
 La Fig. 4-5. Es el ajuste de las gráficas (4-3) y (4-2), mediante el cual se puede 
calcular el tamaño de bloque H, a partir de la ecuación (3-72). 
 
 Usando la siguiente ecuación (3-72), se obtiene el coeficiente de flujo 
interporoso a partir del match con la curva tipo y los datos de entrada para obtener la 
curva tipo. 
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    Slmax =4.1201e-8 =λmax 
    Omegm =0.992d0 =ωm 
    Slmin =4.12.e-8 =λmin 
 

𝜆𝜆 =
𝑘𝑘𝑚𝑚𝑟𝑟𝑤𝑤2

𝑘𝑘𝑓𝑓ℎ2
 

 
 Relación de flujo inerporoso para la curva tipo de la gráfica (4-3): 
 

𝜆𝜆𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 =
𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

= 1.00002427 

 

𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 =
𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
𝜆𝜆𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟

 

 
 

𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 =
4.1201e − 8
1.00002427

= 4.12e − 8 

 
 El valor de 𝜆𝜆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, obtenido a partir de la curva tipo de Belani (1988), es el 
coeficiente de flujo interporoso de las fracturas bulk, con el cual se calcula el tamaño de 
bloque. 
 
Tamaño de bloque: 
 

𝐻𝐻 = �
𝑘𝑘𝑚𝑚𝑟𝑟𝑤𝑤2

𝑘𝑘𝑓𝑓𝜆𝜆
 

 

𝐻𝐻 = �0.074988449 ∗ 0.031252

0.181423667 ∗ 4.12𝑒𝑒 − 8 = 99[𝑓𝑓𝑓𝑓] 

 
 
 
 Para calcular la cantidad de bloques verticales mv y la cantidad de bloques 
horizontales mh, se usan las siguientes ecuaciones: 
 

𝑚𝑚ℎ =
2𝑟𝑟𝑒𝑒
𝐻𝐻 , (4-6) 

𝑚𝑚𝑣𝑣 =
ℎ𝑐𝑐
𝐻𝐻 , (4-7) 
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Fig. 4-6. Cálculo de cantidad de bloques verticales y cantidad de bloques horizontales. 

 
 La figura 4-6, es un diagrama del yacimiento horizontal de radio re, para el cual se 
calculan la cantidad de bloques de matriz verticales y horizontales, mv y mh de tamaño 
H, y distribución uniforme. Para calcular la cantidad de bloques horizontales, se 
considera un volumen de control cúbico u horizontal que corresponde a un medio poroso 
naturalmente fracturado que constituye un yacimiento naturalmente fracturado, de 
longitud 2re y altidud hc. 
 
 

Tabla (4-6). Parámetros calculados de la fractura dominante, tamaño de bloque 
uniforme y diferencial de presión debido a flujo interporoso. 𝛥𝛥𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 

mh 1.35E+01  
mv 1.325252525  
σdf 6.86E-05 1/ft^4 
ɸfb 0.003599507  
ndfd 9343.215153  
bdf 1.64E-02 um 
kdf 27125 md 
xdf 1.967266416 ft 
kfb 0.181423667 md 
ɸdf 0.0048  
ctdf 3.00E-04 psi-1 
ɸt 0.038  

ctfb 2.50E-05 1/psi 



 

92 
 

CAPITULO IV 

µ 0.52 cp 
H 9.90E+01 ft 
q 3240 STBD 

Bo 1.48E+00  
wdf 3.25243E-05  

(kdfbdf)d 5.71E-01  
Hd 5.03E+01  
hf 131.2 ft 
λ 4.12E-08  
λdf 1.77E-09  

sfb-dfd 4.76E+01  
s -0.01682475  

Dps-d 0.00651  
telfd 0.005399619  
DPs 127.50759 psi 

 
𝜟𝜟𝒑𝒑𝑺𝑺𝒇𝒇𝒇𝒇−𝒅𝒅𝒅𝒅𝒅𝒅 = 127.50759 [psi]   
 
Para determinar si el diferencial de presión debido al daño por flujo interporoso 

afecta el cálculo del volumen de fluidos en matriz, se usan las siguientes ecuaciones 
(3-19), (3-31), (3-38): 

 

𝑎𝑎1𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 =
𝐴𝐴1  �𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚 +

(∆𝑝𝑝)𝑑𝑑𝑑𝑑ñ𝑜𝑜𝐷𝐷141.2𝑞𝑞𝐵𝐵𝑜𝑜𝜇𝜇
𝑘𝑘𝑓𝑓𝑏𝑏ℎ𝑡𝑡

+ 𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓�

𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓
 

 

𝐴𝐴1 =
𝑎𝑎1𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐(𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓)

�𝑉𝑉𝑚𝑚𝐶𝐶𝑚𝑚 + ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 + 𝑉𝑉𝑓𝑓𝐶𝐶𝑓𝑓�
 

 

𝑉𝑉𝑚𝑚𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 =
𝐵𝐵𝑞𝑞𝑜𝑜𝑎𝑎1𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐

(𝐶𝐶)𝑐𝑐𝑚𝑚
 

 
Tabla (4-7). Constantes corregidas del método modificado de Pollard. 

8.1823168E-02 A1 
6.2899029E+00 a1corregido 

 
 Debido a que a1 corregido es diferente a la pendiente calculada a partir del método 
de Pollard (1959), se concluye que ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 = 127.50759 [psi] , se requiere calcular 
𝑉𝑉𝑚𝑚𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐  para obtener los parámetros del yacimiento corregidos debido al daño en 
bloques de matriz por flujo interporoso. 
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Resultados corregidos mediante la ecuación de Pollard modificada. 
 

Tabla (4-8). Resultados corregidos tomando en cuenta el daño por flujo interporoso 
𝜟𝜟𝒑𝒑𝑺𝑺𝒇𝒇𝒇𝒇−𝒅𝒅𝒅𝒅𝒅𝒅. 

coe 0.0003 re (ft) 615.2503 smfd* 47.6198 ɸf 0.0030 
Vf (bbl) 16085.3143 kf 0.1830 dps(psi) 127.5076 ɸm 0.9970 
Vm (bbl) 5284312.9524 km 0.0756         
Vt (bbl) 5300398.2668 k 0.0750         

 
 
Tabla (4-9). Comparativa entre resultados corregidos y resultados calculados mediante 

ecuaciones de Pollard (1959) original. 

Parámetro Pollard (59) Corregido % 

coe 0.000294 0.000294 0.00% 

Vm (bbl) 4452669.474 6208895.279 28.29% 

Vf (bbl) 16085.31433 16085.31433 0.00% 

Vt (bbl) 4468754.8 6231523.066 28.29% 

re (ft) 564.9250733 667.1058 15.32% 

km 0.074988449 0.0763 1.72% 

kf 0.181423667 0.184491008 1.66% 

ɸf 0.003599507 0.002581281 -39.45% 

ɸm 0.9964005 0.997418719 0.10% 

 
 
 El diferencial de presión calculado debido a flujo interporoso ∆𝑝𝑝𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 =
127.50759 [psi], se resta en la ecuación de gasto de fluidos en matriz hacia fracturas 
∆𝑝𝑝1 = 𝐶𝐶𝑒𝑒−𝑎𝑎1∆𝑡𝑡; de esta forma se descarta el efecto de daño en bloques de matriz debido 
al flujo interporoso y esto permite corregir los parámetros del yacimiento. En la tabla 4-9, 
se muestra la variación de cada parámetro calculado después de corregirlo. El parámetro 
corregido que más varía respecto al parámetro original es el volumen de fluidos en los 
bloques de matriz debido a que el efecto de daño por incrustación de minerales ocurre 
en los bloques de matriz, por lo tanto, al corregir el cálculo de volumen total de fluidos 
dentro del radio de investigación, se requiere corregir volumen total, radio de 
investigación, permeabilidad de matriz y fractura además de porosidad de fractura y 
matriz en función de la porosidad total, la cual no varía. El cálculo de porosidad de matriz 
y porosidad de fracturas está calculado en función de la porosidad total o como fracción 
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de la porosidad total. Debido a que al corregir el parámetro de volumen de fluidos dentro 
del radio de investigación y siendo el resultado mayor al valor calculado, cambia fracción 
de porosidad de fractura y matriz, aumentando la de matriz y disminuyendo la de fractura. 
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CAPITULO V. 

 

APORTES. 

 

Esta tesis está estructurada en V capítulos, se describen los objetivos por los que 
se realizan las pruebas de presión, cuales son los principales tipos de pruebas y la 
finalidad e importancia de realizarlas. Es importante programar tomas de información 
durante la vida productiva del yacimiento; inicialmente las pruebas de presión sirven para 
caracterizar al yacimiento, obtener presión inicial, permeabilidad de la formación, daño 
debido a la perforación y después se siguen realizando durante la etapa de desarrollo 
del yacimiento para monitorear el comportamiento de la presión conforme se explota el 
yacimiento y poder realizar pronósticos de producción precisos, planear el desarrollo del 
yacimiento  así como maximizar el factor de recuperación. 

 

Para analizar las mediciones de pruebas de presión, se requiere el uso de 
métodos gráficos que usan modelos matemáticos para analizar el comportamiento de los 
diferenciales de presión de acuerdo al tipo de prueba realizada, los cuales modelan flujo 
de fluidos en medios porosos homogéneos y/o naturalmente fracturados, usando estos 
métodos y modelos matemáticos, se realizan cálculos sobre los parámetros del 
yacimiento, para encontrar tendencias al graficar cálculos con las mediciones de presión 
contra el tiempo, mediante las cuales se obtienen pendientes usadas en los modelos 
matemáticos o se comparan con curvas tipo generadas mediante ecuaciones de flujo en 
medios porosos que permiten obtener parámetros de yacimientos naturalmente 
fracturados como permeabilidad de fractura, matriz, porosidad de matriz y fractura, radio 
de investigación de la prueba de presión, daño en formación, longitud de fractura 
dominante interceptada por el pozo productor, coeficiente de flujo interporoso y 
coeficiente de almacenamiento de matriz y fractura. En el segundo capítulo se 
desarrollan las ecuaciones fundamentales que modelan flujo de fluidos, desde la 
ecuación  de continuidad, Ley de Darcy, ecuación de difusividad, soluciones típicas de 
acuerdo a las condiciones de frontera e iniciales, geometrías de flujo así como régimen 
de flujo y los modelos de geometrías de fracturas. 

 

Debido a la practicidad de usar métodos gráficos y obtener parámetros del 
yacimiento a partir de las pendientes obtenidas al graficar diferenciales de presión contra 
tiempo, se usó el método de Pollard (1959), el cual considera tres diferenciales de 
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presión en el yacimiento durante una prueba de presión de incremento, que consisten 
diferenciales de presión debido a flujo entre matriz y fractura, entre fracturas lejanas y 
cercanas además de flujo en las fracturas alrededor del pozo. Al no considerar 
geometrías de fracturas, daño en bloques de matriz y solamente considerar un diferencial 
de presión en las fracturas alrededor del pozo; se pueden adicionar varias 
consideraciones en el modelo original de Pollard (1959); como considerar cualquier 
geometría de fracturas y atribuirle el diferencial de presión entre fracturas lejanas y 
cercanas al pozo a esa geometría, daño debido a flujo interporoso por incrustación de 
minerales y restarle el diferencial de presión debido a ese daño a la ecuación de gasto 
de fluidos de matriz hacia fracturas y finalmente considerar la idealización de que el pozo 
vertical intercepta una fractura vertical dominante cuya producción es igual al de las 
fracturas que en realidad están interceptadas por el pozo productor, esta idealización 
matemática se puede modelar con el uso de registros de imagen. Finalmente se obtiene 
un método gráfico-matemático práctico que permite caracterizar a un yacimiento 
naturalmente fracturado cerrado cuya presión está sobre la presión de burbujeo. 

 

Se realiza un ejemplo de cálculo en el cual se describe la metodología aplicada 
empleando el método modificado de Pollard (1959), se describen las consideraciones 
bajo las cuales el método es correcto, como realizar registros de imagen para determinar 
una fractura vertical dominante equivalente, que aporte la misma cantidad de fluidos que 
las fracturas interceptadas por el pozo productor, modelar una geometría de fracturas 
que consiste en bloques de matriz de tamaño uniforme cuyo tamaño H se calcula 
mediante curvas tipo generadas mediante ecuaciones deducidas por Belani (1988). Uno 
de los parámetros más importantes que se calculan mediante éste método, es el 
diferencial de presión debido al daño por flujo interporoso Δ𝑝𝑆𝑓𝑏−𝑑𝑓𝐷, el cual se usa en las 
ecuaciones del método modificado de Pollard para corregir los cálculos de permeabilidad 
de bloques de matriz y fracturas, radio de investigación, porosidad de matriz y fractura y 
finalmente el aceite original en sitio (OOIP, por sus siglas en inglés). Se concluye que el 
diferencial de presión debido al flujo interporoso por incrustación de minerales es 
directamente proporcional al tamaño de bloque H. 
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CONCLUSIONES 

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES. 
  

 Se desarrollaron las ecuaciones fundamentales de flujo de fluidos en medios 
porosos para establecer los modelos matemáticos empleados en yacimientos de 
doble porosidad y los parámetros requeridos para modelarlos. 

 

Fue modificada la ecuación de gasto en matriz hacia las fracturas 
adyacentes, formulada por Pollard (1959), añadiendo un diferencial de presión 
adicional debido al daño por flujo interporoso debido a incrustación de minerales en 
los bloques de matriz. 

 

Se estableció una geometría de fracturas que consiste en bloques de matriz 
de tamaño uniforme y que el pozo productor intercepta una fractura vertical 
dominante; de esta forma, se puede adjudicar el diferencial de presión propuesto 
por Pollard (1959) debido al flujo de fluidos entre fracturas lejanas y fracturas 
cercanas al pozo, a la geometría de fracturas y diferencial de presión en fracturas 
alrededor del pozo a la fractura dominante. 

 

Ha sido propuesto un método simple, basado en el método de Pollard (1959) 
y Pirson (1961) para caracterizar parámetros físicos del yacimiento mediante una 
prueba de incremento de presión que cuenta con un periodo previo de producción 
tp, en el cual se alcanzó régimen de flujo pseudo-estacionario, descartando el 
diferencial de presión debido al daño por flujo interporoso en la ecuación de gasto 
en matriz hacia las fracturas adyacentes, lo cual permite obtener volúmenes de 
fluidos en bloques de matriz y fracturas dentro del área de investigación, de forma 
precisa y cálculos de permeabilidades de matriz y fractura corregidos. 

 

Se recomienda realizar registros de imagen en yacimientos naturalmente 
fracturados, pruebas de incremento de presión al inicio de la explotación de los 
pozos y registros para caracterizar la permeabilidad de la fractura dominante 
interceptada por el pozo productor. 
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Se requiere desarrollar un modelo matemático para calcular el daño en 
bloques de matriz 𝑆𝑆𝑓𝑓𝑓𝑓−𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 en función del tiempo, ya que con la igualdad encontrada 
por Valdés-Pérez, Cinco-Ley y Pulido (2016), se usa una igualdad para calcular el 
daño debido a flujo interporoso debido a incrustación de minerales en los bloques 
de matriz, al tiempo adimensional en el que se alcanza el fin del flujo lineal o fin de 
régimen transitorio, es decir, cuando durante una prueba de decremento a gasto 
constante la onda de abatimiento de presión alcanza las fronteras del yacimiento. 
De esta forma se estaría calculando el daño en bloques de matriz en función de 
otros parámetros que se adquieren mediante análisis composicionales a las 
muestras obtenidas de los fluidos que produce el yacimiento, compresibilidad de la 
roca, presión de poro, esfuerzos triaxiales, historial de explotación del yacimiento e 
incluso pronósticos de producción para vaticinar el comportamiento de los bloques 
de matriz en el yacimiento naturalmente fracturados. 
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NOMENCLATURA 

𝜙𝜙  = Porosidad. 

𝜇𝜇𝑜𝑜  = Viscosidad (cp). 

𝑟𝑟𝑒𝑒2  = Radio de drene cuadrático (ft). 

𝑘𝑘  = Permeabilidad (mD). 

𝑐𝑐𝑓𝑓  = Compresibilidad de la formación. 

𝑝𝑝𝑝𝑝  = Presión inicial (psi). 

𝑝𝑝𝑤𝑤𝑤𝑤  = Presión estática en el pozo (psi). 

𝑞𝑞𝑜𝑜  = Gasto del pozo durante tiempo de producción (bpd). 

𝐵𝐵𝑜𝑜  = Factor de volumen del aceite (c.y./c.s.). 

ℎ  = Espesor del yacimiento (ft). 

𝑡𝑡𝑝𝑝  = Tiempo de producción (hrs). 

∆t  = Incrementos de tiempo entre cada medición de presión (hrs). 

𝑟𝑟𝑖𝑖   = Radio de drene o investigación (ft). 

𝑣⃗𝑣  = Vector de velocidad de fluido. 

𝑡𝑡  = Tiempo. 

𝜌𝜌  = Densidad del fluido. 

∇𝑝𝑝  = Gradiente de presión 

k  = Permeabilidad efectiva 

µ  = Viscosidad del fluido 

𝑔⃗𝑔  = Vector de gravedad 

𝑞𝑞𝑜𝑜  = Gasto del pozo (bpd). 

𝑘𝑘  = Permeabilidad (mD). 

𝑝𝑝1  = Presión (psi) 

𝐵𝐵𝑜𝑜  = c.y./c.s. 

ℎ  = Espesor total (ft) 

𝑟𝑟2  = Radio de investigación 

𝑟𝑟1  = Radio del pozo 

qo  = gasto de aceite (stb/dia) 

h  = espesor de la formación, ft 

pe  = presión en el radio de drene, psi, o presión promedio p = 𝑝̅𝑝 o presión inicial a r = re. 

re  = radio externo o radio de drene, ft, se calcula del espaciamiento de pozos 

rw  = radio del pozo, ft 

µo  = Viscosidad del aceite, cp 

Bo  = Factor de volumen del aceite, c.y./c.s.  

g  = Aceleración de la gravedad. 

ρ  = Densidad del agua (cm/s). 
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NOMENCLATURA 

k  = Conductividad hidráulica de la fractura (cm/s) 

ɳ  = Viscosidad del agua (g/cm⦁s) 

a  =  Longitud total del yacimiento perpendicular al pozo, ft  
B    Factor de volumen de formación, res vol/surface vol  
ct  =  Soco + Swcw + Sgcg + cf = compresibilidad total, psi–1  
h  =  Grosor de la formación neto, ft  
hm  =  Grosor de la matriz, ft  

 

=  Permeabilidad promedio, md  
kf  =  Permeabilidad del apuntalante en la fractura, md  
km  =  Permeabilidad de la matriz, md  
L  =  Distancia del pozo a frontera de no flujo, ft  
q  =  Gasto en superficie, STB/D  
rw  =  Radio del pozo, ft  
tp  =  Tienmpo de pseudo-producción, horas.  

Δp1hr  =  Cambio de presión desde el inicio de la prueba de presión a una hora de tiempo 
trasncurrido, psi  

Δt  =  Tiempo transcurrido desde el inicio de la prueba, hours  
λ  =  Coeficiente de flujo interporoso 
α  =  Parametro característico a la geometría del Sistema en un Sistema de doble porosidad  
ω  =  Relación de almacenamiento en yacimientos de doble porosidad  
μ  =  viscosidad, cp  
γ  =  Constante de Euler, = 1.781, dimensionless  
(ϕVct) f  =  Almacenamiento de la fractura para yacimientos de doble porosidad  
(ϕVct) f

+m  =  Almacenamiento total para yacimientos de doble porosidad  

 

http://petrowiki.org/File:Vol5_page_0800_inline_001.png
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APÉNDICE A: CÁLCULO DE TAMAÑO DE BLOQUE. 

CÁLCULO DE TAMAÑO DE BLOQUE. 

Se usa el programa siguiente en fortran, para generar las curvas tipo que se 
utilizan en el cálculo del tamaño de bloque H (Belani, 1988). 

 

program main 
use var 
    implicit none 
    open (unit=3,file='datp.plt') 
    rewind (unit=3) 
    n=10 
    m=1 
    slmax=1.0e-5 
    omegm=0.95d0 
    slmin=1.0e-8 
    !print*,'lambda(max)=' 
    !read*,slmax 
    !print*,'lambda(min)=' 
    !read*,slmin 
   ! print*,'omega=' 
   ! read*,omegm 
    print*,'cbar=' 
    read*,cbar 
    ssn=0.0d0 
    sk=-2.3d0 
 do i=1,250 
 td(1)=0.1d0 
 !write(*,*)i,'td', td(i) 
 if(i>1) then 
 td(i+1)=td(i)*1.1 
 else 
 td(i+1)=td(i)*1.1 
 end if  
 end do 
    do  i=1,250 
    call pwd 
    tda(i)=td(i) 
    pda(i)=pd(i) 
    dpda(i)=dpd(i)*td(i) 
    d2pda(i)=d2pd(i)*td(i)*td(i)+dpd(i)*td(i) 
    td(i)=td(i)*1.1 
    end do 
    write(3,*)250 
    do  i=1,250 
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    write(3,102)tda(i),pda(i) 
    end do 
    write(3,*)250 
    do  i=1,250 
     write(3,102)tda(i),dpda(i) 
     end do 
    write(3,*)250 
    do  i=1,250 
d2pda(i)=(dpda(i+1)-dpda(i))/(tda(i+1)-tda(i)*(tda(i+1)+tda(i))) 
write(3,102)tda(i),d2pda(i) 
end do 
102    format(6e22.14) 
 close(unit=3) 
    stop 
end program main 
    SUBROUTINE pwd 
    use var 
    implicit none 
!THIS FUNTION COMPUTES NUMERICALLY THE LAPLACE TRNSFORM 
!INVERSE OF F (S) 
!NOW IF THE ARRAY V(1) WAS COMPUTED BEFORE THE PROGRAM 
!GOES DIRECTLY TO THE END OF THE SUBRUTINE TO CALCULATE 
!F(S) 
IF (N.EQ.M) GO TO 17 
M=N 
DLOGTW=0.6931471805599d0 
NH=N/2 
!THE FACTORIALS OF 1 TO N ARE CALCULATED INTO ARRAY G. 
G(1)=1 
DO 1 J=2,N 
G(J)=G(J-1)*J 
1 CONTINUE 
!TERMS WITH K ONLY ARE CALCULATED INTO ARRAY H. 
H(1)=2/G(NH-1) 
DO J=2,NH 
FI=J 
IF ((J-NH).lt.0) then 
H(J)=FI**NH*G(2*J)/(G(NH-J)*G(J)*G(J-1)) 
else 
if ((j-nh).eq.0) then 
H(J)=FI**NH*G(2*J)/(G(J)*G(J-1)) 
else 
end if 
end if 
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end do 
 
!THE TERMS (-1) **NH+l ARE CALCULATED. 
!FIRST THE TERM FOR I=1 
SN=2*(NH-NH/(2*2))-1 
write(*,*) sn 
!THE REST OF THE SN’S ARECALCULATED IN THE MAIN RUTINE. 
!THE ARRAY V (I) IS CALCULATED. 
DO 7 J=1,N 
!FIRST SET V(1)=0 
V(1)=0 
!THE LIMITS FOR K ARE ESTABLISHED. 
!THE LOWER LIMIT IS Kl=INTEG((I+1/2)) 
K1=(J+1)/2 
!THE UPPER LIMIT IS K2=MIN(I,N/2) 
K2=j 
IF (K2-NH) 8,8,9 
9 K2=NH 
!THE SUMMATION TERM IN V(1) IS CALCULATED. 
8 DO 10 K=K1,K2 
IF (2*K-J) 12,13,12 
12 IF (J-K) 11,14,11 
11 V(J)=V(J)+H(K)/(G(J-K)*G(2*K-J)) 
GO TO 10 
13 V(J)=V(J)+H(K)/G(J-K) 
GO TO 10 
14 V(J)=V(J)+H(K)/G(2*K-J) 
10 CONTINUE 
!THE V(1) ARRAY IS FINALLY CALCULATED BY WEIGHTING 
!ACCORDING TO SN. 
V(J)=SN*V(J) 
!THE TERM SN CHANGES ITS SIGN EACH ITERATION. 
SN=-SN 
7 CONTINUE 
!THE NUMERICAL APPROXIMATION IS CALCULATED. 
17 A(i)=DLOGTW/TD(i) 
PD=0 
dpd = 0 
d2pd = 0 
DO 15 j=1,N 
!write(*,*)'j',j,'v(j)',v(j) 
 ARG(i)=A(i)*J 
 argmin(i)=dsqrt(3*slmin/omegm/arg(i)) 
 argmax(i)=dsqrt(3*slmax/omegm/arg(i)) 
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 hratio=dsqrt(slmin/slmax) 
 fs(i)=(1.0-omegm)-(omegm*argmin(i)*(datan(argmin(i))-datan(argmax(i))))/(1-hratio) 
 sfs(i)=arg(i)*fs(i) 
 x(i)=dsqrt(sfs(i)) 
 y1(i)=bessel_y1(x(i)) 
 y0(i)=bessel_y0(x(i)) 
 plap(i)=((y0(i)+(sk*x(i)*y1(i))))/(arg(i)*((x(i)*y1(i))+(cbar*arg(i)*(y0(i)+sk*x(i)*y1(i))))) 
 plapd(i)=((y0(i)+(sk*x(i)*y1(i)))/(1*((x(i)*y1(i))+(cbar*arg(i)*(y0(i)+sk*x(i)*y1(i)))))) 
 plapd2(i)=arg(i)*((y0(i)+(sk*x(i)*y1(i))))/(1*((x(i)*y1(i))+(cbar*arg(i)*(y0(i)+sk*x(i)*y1(i))))) 
 if (j.EQ.1) THEN 
 PD(j)=V(j)*plap(i) 
 else 
 PD(j)=PD(j-1)+V(j)*plap(i) 
 end if 
 if(J.EQ.1) THEN 
 dpd(j)=v(i)*plapd(i) 
 else 
 dpd(j)=dpd(j-1)+v(i)*plapd(i) 
 end if 
 if(j.EQ.1) THEN 
 d2pd(j)=v(j)*plapd2(i) 
 else 
 d2pd(j)=d2pd(j-1)+v(j)*plapd2(i) 
 end if 
15 CONTINUE 
PD(i)=PD(n)*A(i) 
dpd(i)=dpd(n)*a(i) 
d2pd(i)=d2pd(n)*a(i) 
 RETURN 
END 
 
module var 
 implicit none 
     integer (kind=4) n,m,i,fi,nh,k,k1,k2,J 
    REAL(KIND=8) :: pda(300),dpda(300),d2pda(300),tda(300),G(50),H(25),v(50),arg(300) 
 REAL(KIND=8) :: a(300),argmin(300),argmax(300),fs(300),sfs(300),td(300) 
 REAL(KIND=8) :: 
x(300),y0(300),y1(300),plap(300),plapd(300),plapd2(300),pd(300),dpd(300),d2pd(300) 
    real(kind=8) :: sk,cbar,slmin,slmax,omegm,ssn,ans,hratio,DLOGTW 
    real(kind=8) :: sn 
 end module 
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