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ABSTRACT
•  The static formation temperature of 

a petroleum reservoir is relevant for 
evaluating its properties. There is a 
variety of methods for estimating it. 
However, each method assumes different 
hypotheses and simplifi cations which lead 
to diverging estimations, in some cases far 
from the real value. This makes diffi cult 
knowing in advance which method to use. 
In this paper, the most common methods 
(Horner, spheric and radial, two-measures 
and cylindric source) are applied to four 
different wells. The way of applying them 
to real cases is described, paying special 
attention to the necessary input data 
in each case: especially thermophysical 
properties and number of measurements. 
Criteria for estimating properties in case 
their real value cannot be known are also 
provided. The paper concludes suggesting 
a decision tree for selecting the most 
appropriate method depending on the 
available information.

•  Keywords: petroleum, static formation 
temperature, reservoir, estimation 
methods, Horner.
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RESUMEN
Conocer la temperatura estática 

de una formación de petróleo es 
importante a la hora de evaluar 
y terminar un pozo. Existe una 
gran  variedad de métodos para la 
determinación de esta temperatura. 
Cada método utiliza hipótesis y 
simplificaciones distintas que llevan 
a estimaciones diferentes, en algunos 
casos bastante alejadas del valor real. 
Esto hace difícil saber qué método  
utilizar. En este trabajo, se aplican los 
métodos de cálculo  más  comunes - 
Horner (HM), flujo radial y esférico 
(SRM), de las dos medidas (TLM) y 
de  fuente de calor cilíndrica (CSM)- 
a cuatro pozos distintos. Se describe 
cómo aplicarlos en casos reales. Se 
presta especial atención a establecer 
los datos necesarios en cada caso: 
propiedades termo-físicas y número de 
medidas, y se proporcionan criterios 
para estimarlos en caso de no conocer 
su valor real. Como conclusiones a 
este trabajo se presentan  una serie 
de pautas que permiten seleccionar el 
método de cálculo más conveniente 
en función de la información de que 
se disponga.

Palabras clave: petróleo, 
temperatura de estática, formación, 
métodos de cálculo, Horner. 

1. INTRODUCCIÓN
Las empresas explotadoras de 

yacimientos de petróleo diseñan 
y construyen sus instalaciones 
optimizándolas para el tipo de 
petróleo que contiene cada reservorio 
y para el volumen de producción 
que se puede obtener de él. Por ello, 
tener información precisa sobre 
ambos aspectos lo antes posible 
puede permitir ahorros importantes 
en las inversiones en infraestructuras 
y también acortar los plazos de 
comienzo de explotación; ambos, 
aspectos esenciales en la rentabilidad 
del yacimiento.

La determinación  del volumen de 
producción esperable exige el cálculo 
del   “petróleo original in-situ” (Bidner, 
2001). Este cálculo depende de cuatro 
factores: el volumen de roca del 
reservorio, la porosidad de esa roca,  
porcentaje de los poros ocupados 
por agua y el factor de volumen de 
petróleo. Los tres primeros se estiman 
mediante el análisis de muestras 
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extraídas en la perforación. El factor de volumen de 
petróleo representa la relación entre el volumen de petróleo 
en condiciones de reservorio (presión y temperatura) y en 
condiciones estándares de superficie. Se determina mediante 
correlaciones que dependen de la presión a la que se encuentra 
el reservorio y de su temperatura de formación. Para obtener 
más detalle, consultar Bidner (2001).

Esto hace que la temperatura y la presión del reservorio 
sean  dos características especialmente representativas del 
mismo. La manera ideal de medirlas sería en el momento 
de perforar el pozo, introduciendo sondas de presión 
y temperatura, aprovechando que éste aún no está en 
explotación. Normalmente se hace así, sin embargo las 
medidas obtenidas no son las buscadas, especialmente en el 
caso de la temperatura. La razón es que el propio proceso 
de perforación perturba el estado del reservorio y provoca 
cambios en su presión y su temperatura originales (Espinosa-
Paredes et al., 2009).

Los pozos se perforan utilizando taladros que van 
excavando el terreno hasta alcanzar el reservorio. Este 
proceso requiere refrigerar el taladro y extraer la tierra 
excavada, para lo que se inyecta por el agujero un fluido que 
baja hasta el taladro, lo refrigera y sale otra vez a la superficie 
arrastrando los residuos de tierra y rocas. Este fluido se suele 
llamar fluido de circulación. En el momento en que el taladro 
penetra finalmente en el reservorio, cae dentro cierta cantidad 
de fluido de circulación con tierra y rocas. Puede transcurrir 
cierto tiempo desde este momento hasta que se detecta que 
se ha alcanzado el reservorio y se extrae el taladro, durante 
el cual sigue vertiéndose fluido de circulación y tierra. El 
momento en que se extrae el taladro marca el final de la 
perforación del pozo, indicado en la Figura 1.

Figura 1: Variación de la temperatura medida en los sensores a lo largo del tiempo

El tiempo ct  que transcurre previamente a extraer el 
taladro determina las condiciones de temperatura que serán 
registradas por las sondas. La cantidad de fluido, tierra y 
rocas vertida al reservorio se encuentra a una temperatura 

mT  más baja  que la que tenía el reservorio antes de la 

perforación, por lo que, al entrar en contacto con el petróleo, 
bajará la temperatura del reservorio en las proximidades 
del pozo. Las sondas de temperatura, situadas precisamente 
en esta zona,  medirán por tanto valores que no son los 
característicos del reservorio. Sin embargo, como la masa 
de petróleo en el reservorio es mucho más grande que la 
masa del vertido, la temperatura medida  se irá elevando 
a medida que la zona perturbada recupere su temperatura 
original fT . Este proceso es la evolución de la temperatura 
del intervalo st   representada en la Figura 1. Dejando una 
sonda de temperatura dentro del pozo durante suficiente 
tiempo, terminaría midiendo la temperatura original del 
pozo, que llamaremos temperatura estática de la formación 

fT . Al tiempo necesario para que esto ocurriese, medido 
desde el final de la perforación, lo llamaremos tiempo de 
estabilización del pozo 

st  .
Normalmente, por razones económicas, hay que retirar 

las sondas antes de alcanzarse el tiempo de estabilización, 
por lo que las mediciones de temperatura consistirán en un 
conjunto de medidas  tomadas durante un intervalo de 
tiempo stt <Δ , cuyo valor máximo es inferior a la fT . 

El conjunto de medidas de temperatura obtenidas 
será una serie de valores ascendentes, pero no llegará al 
valor buscado. Existen diversas alternativas para proceder 
que son comunes en la práctica. La más elemental es utilizar 
el máximo valor de temperatura medido como si fuera la 
temperatura estática de la formación. También se puede 
utilizar la serie de medidas tomadas para estimar cuál sería 
el valor real de la temperatura estática. Existen dos familias 
de métodos. Los llamados indirectos se basan en reglas 
empíricas que describen la variación de la temperatura 
con el tiempo. Para estimar fT , se sustituyen los valores 
medidos en las fórmulas y se ajustan los parámetros de 
cálculo iterativamente, hasta minimizar los errores de 
ajuste. Los segundos son los métodos llamados directos, 
que están basados en modelos de ecuaciones diferenciales 
que describen los fenómenos de transmisión de calor en 
el reservorio. Debido a la complejidad del problema y a la 
ausencia de datos sobre las características del reservorio, 
suelen simplificarlo de forma que sea resoluble y a la vez 
representativo de cada caso.

Este artículo va a tratar de esta segunda familia de 
métodos, y va a aportar criterios para elegir cuál emplear 
en función de los datos de partida de que se disponga en 
cada caso. En particular, analizaremos la aplicabilidad y 
exactitud de cuatro métodos muy extendidos (Santoyo, et al., 
2000): Horner (HM), flujo radial y esférico (SRM), de las 
dos medidas (TLM) y de fuente de calor cilíndrica (CSM). 
Para ello, los aplicaremos a cuatro pozos de características 
diferentes: ROUX1, HYODO1, DOWDLE1 y SHEN1.

2. MÉTODOS DE CÁCULO
Como se ha mencionado previamente, en este artículo 

vamos a analizar cuatro métodos directos para estimar la 

Tws

Tws
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temperatura estática de una formación de petróleo. Antes de 
proceder, es necesario describirlos brevemente. 

� Método de Horner (HM): Este método modeliza 
la perforación como una fuente de calor  cilíndrica constante 
y infinitamente larga. Considera que la temperatura  es 
uniforme en el instante inicial, que el gradiente radial de 
temperatura permanece constante a lo largo del tiempo y que 
la temperatura es constante en regiones alejadas (Dowdle & 
Cobb, 1975).

� Método del fl ujo radial y esférico (SRM): Este 
método modeliza la zona perturbada por la perforación  como 
una región esférica, asumiendo que la formación de roca es 
infinita, homogénea e isotrópica con propiedades termo-
físicas constantes. Se desprecia la perturbación producida 
por la circulación de los fluidos  (Ascencio, et al., 2006).

� Método de las dos medidas (TLM): Modeliza la 
perforación como un cilindro con una distribución inicial 
de temperaturas, mT en el eje y fT en las paredes,  inmerso  
en un medio infinito a temperatura constante fT . Utiliza la 
ecuación de difusividad térmica que describe la variación 
de temperatura en este modelo. (Kritkos & Kutasov, 1988, 
Carslaw, & Jaeger, 1959).

� Método de la fuente de calor cilíndrica (CSM): 
Supone un modelo físico basado en una fuente de calor 
cilíndrica. Se basa en los procesos transitorios de intercambio 
de calor que se producen entre el líquido de circulación  y 
la formación. Se consideran mecanismos de conducción y 
convección (Hasan & Kabir, 1994).

Todos ellos tienen en común tratar el problema 
dividiendo en dos la región circundante a la perforación (ver 
Figura 2). Distinguen por un lado las regiones alejadas de 
ésta, que asumen que se hallan a temperatura fT , como lo 
estarían antes de perforar. Por otro lado consideran la zona 
afectada térmicamente por los vertidos de la perforación, 
inmediatamente próxima a ella. En un punto de esta zona es 
en la que se midieron los valores de temperatura . 

La primera diferencia entre los métodos es la geometría 
que asumen para la zona perturbada. Los métodos HM, TLM 
y CSM, suponen que la zona perturbada es un cilindro cuyo 
eje coincide con el eje del pozo (ver Figura 2); las medidas 
estarían tomadas en un punto de ese eje. El método SRM 
asimila la zona perturbada a una esfera cuyo centro se sitúa 
en la intersección del pozo con el reservorio; las medidas 
estarían tomadas aproximadamente en este punto.

Aparte de las hipótesis geométricas, las diferencias 
principales entre ellos están en cómo modelizan el proceso 
de transmisión de calor en la zona perturbada. Brevemente, 
se puede decir que todos los métodos consideran transmisión 
por conducción y algunos también por convección, y que 
algunos consideran condiciones de contorno constantes en 
algunos puntos y otros consideran condiciones variables.

Como resultado de todo ello, cada método produce una 
fórmula basada en parámetros propios. Estos parámetros 
se calculan bien con la serie de medidas de temperatura 
disponible, bien con datos sobre las características 
geotérmicas del pozo a estudiar, o bien combinando ambos. 
Las fórmulas de cada método y la definición de los parámetros 
se muestran en la Tabla 1. 

Figura 2: Hipótesis de los distintos métodos empleados en este estudio

Tws
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En los métodos HM, SRM y CSM la temperatura 
estática de la formación se determina obteniendo la recta de 
regresión entre las medidas  y una función de tiempo 

respectivamente. En el método SRM las medidas 
incluidas en la regresión deben de ser mayores a dos veces 
el cuadrado del radio de pozo 

wr  divido por la difusividad 
térmica de la formación a . En el método CSM, la función 

F  depende de las propiedades termo-físicas del pozo, su 
cálculo en detalle se presenta   en Hasan y  Kabir (1994). El 
método TLM se aplica resolviendo la ecuación de la Tabla 1 
para cada pareja de temperaturas y calculando la media de 
todos los resultados. La función 

iE  representa a la integral 
exponencial y se resuelve por métodos de aproximación 
(Abramowitz & Stegun, 1964).

3. DATOS DE MEDIDAS Y PROPIEDADES TERMO-
FÍSICAS DE LOS POZOS

Se van  aplicar los métodos descritos en la sección 
anterior a cuatro pozos:
�  ROUX1. Tiempo de circulación  (Roux, 

et al., 1980).

�  HYODO1. Tiempo de circulación htc 5=  (Takai, 
et al., 1994).

�  DOWDLE1. Tiempo de circulación htc 5,3=
(Dowdle & Cobb, 1975).

�  SHEN1. Tiempo de circulación htc 5=  (Shen & 
Beck, 1986).

En la Figura 3 se encuentran reflejados las medidas de 
temperatura  y tiempo tΔ  para cada uno de los cuatro 
pozos.

Figura 3: Temperaturas medidas y tiempos para los cuatro pozos

Método Ecuación Aplicación
HM Regresión lineal entre los valores de 

log ((t
c
+Δt)/Δt) y T

ws
.

SRM Regresión lineal entre los valores de 1/√Δt y T
ws

.

Válido para: a/2 2
wrt ⋅≥Δ

TLM Se agrupan las medidas de temperatura T
ws 

y 
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ws1  
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1
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Se aplica la expresión para cada pareja.

La temperatura estática de la formación es la media 

de todas las temperaturas obtenidas.

CSM Regresión lineal entre los valores de
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D
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Tabla 1: Métodos de cálculo de la temperatura estática de la formación
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En muchas ocasiones se desconocen las variables 
que son necesarias para estimar la temperatura estática 
de la formación según los diferentes métodos de cálculo. 
A continuación se presentan una serie de criterios que se 
pueden utilizar para estimar esos valores:

� Propiedades térmicas de la formación: Valores 
típicos de la conductividad térmica, capacidad calorífica y 
densidad de la formación son,   respectivamente  (Takai, et 
al.,1994).

� Propiedades térmicas del fl uido de circulación: 
Se pueden aproximar a las propiedades térmicas del agua  
(Hasan & Kabir,  1994).
� Coefi ciente de transmisión de calor: Se puede 

aproximar al cociente entre la conductividad térmica del 
fluido de circulación y el radio del pozo (Hasan & Kabir, 
1994). 
� Difusividad térmica de la formación: Se puede 

calcular a partir de las propiedades térmicas de la formación 
o considerar un valor de   (Takai, et al., 

1994).
� Radio del pozo: Se puede tomar un valor tipo de 
m1,0  (Takai, et al.,1994).
� Masa de fl uido de circulación: Se calcula 

multiplicando la sección de perforación por la densidad del 
fluido de circulación.

Las propiedades termo-físicas de los cuatro pozos de 
estudio vienen reflejadas en la Tabla 2 (con el símbolo * 
vienen marcadas las que se han estimado según los criterios 
anteriores). Para el pozo SHEN1 son conocidas la mayoría 
de las propiedades termo-físicas, para los pozos ROUX1 y 
DOWDLE1 se conocen algunas de ellas, mientras que para 
el pozo HYODO1 se han tenido que estimar todas ellas.

Un parámetro que permite evaluar la rapidez de un pozo 
es el cociente entre la difusividad térmica y el cuadrado 
del radio del pozo ( 2/ wra ). En un pozo lento, como el 
HYODO1 considerado aquí, este cociente tiene un valor 
muy inferior a 0,4  (Dowdle & Cobb, 1975). 

4. RESULTADOS 
En la Tabla 3 se aprecian los resultados obtenidos  al 

aplicar los cuatro métodos de estimación de la temperatura 
estática de formación (HM, SRM, TLM y CSM) a los cuatro 
pozos (ROUX1, HYODO1, DOWDLE1 y SHEN1). Para 
ello se han utilizado las propiedades  termo-físicas de la 

ROUX 1 HYODO1 DOWDLE1 SHEN1

Conductividad térmica de la formación (W/m K) 2,42 0,42* 2,42 2,5

Calor específi co del fl uido de circulación (J/kg K) 4186,73* 4186,73* 4186,73* 3491,6

Difusividad térmica formación (m2/h) 0,0037 0,0012 0,0037 0,0043

Radio del pozo (m) 0,117 0,1* 0,1* 0,108

Coefi ciente de transmisión de calor  (W/m2 K) 5,68* 14* 5,68* 5,55

Masa del fl uido de circulación (kg/m) 43,28* 31,42* 31,42* 43,97*

Parámetro  α/rw
2  (h-1)  0,270 0,126 0,372 0,43

Tabla 2: Propiedades termo-físicas de los pozos objeto de estudio

Tabla 3: Resultados obtenidos para la temperatura estática de la formación

TEMPERATURA ESTÁTICA DE FORMACIÓN

POZO Real (K) HM (K) SRM (K) TLM (K) CSM (K)

ROUX1 388,15 380,51 391,28 378,55 373,92

HYODO1 489,05 440,45 483,01 432,74 434,97

DOWDLE1 422,04 423,91 444,34 421,41 426,35

SHEN1 353,15 350,04 358,06 347,69 351,48
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Tabla 2, las medidas de temperatura de la Figura 3 y se han 
aplicado los métodos según las expresiones de la Tabla 1.

En la Figura 4 se pueden reflejar  los errores cometidos 
en la estimación de la temperatura estática de la formación 
para cada pozo.

Un criterio que puede extraerse de este trabajo es que, 
en el caso de disponer de 2 ó 3 medidas, el método TLM 
presenta mejores resultados en pozos rápidos que el HM 
(como en DOWDLE1). No se debe utilizar este método en 
pozos lentos (HYODO1 y ROUX1). Esto es debido a que las 

realizadas en tiempos cortos penalizan la temperatura final 
obtenida (Drury, 1984).

El método CSM presenta muy buenos resultados en 
aquellos pozos en que se pueden conocer con precisión las 
propiedades termo-físicas (SHEN1). La imprecisión en el 
conocimiento de las propiedades termo-físicas puede dar 
lugar a desviaciones significativas de la estimación final 
(Deming, 1989). Por lo que aunque el método CSM sea el 
que mejor refleje el problema, no siempre proporcionará los 
mejores resultados. Con los pozos de este estudio no se ha 
podido comprobar que el método CSM mejore  los resultados 
obtenidos por el método SRM para pozos más lentos, pero 
pudiera ocurrir que  ocurriese si se conocieran con precisión 
las propiedades termo-físicas. Así, en el caso del pozo 
ROUX1, cuyas propiedades termo-físicas se conocían en 
parte, el resultado del método CSM difiere solo un 4,44 % 
del resultado del método SRM, por lo que cabría esperar que 
si se conociesen con mayor exactitud la estimación fuese 
incluso mejor.

El método de HM  presenta buenos resultados para los 
pozos rápidos (SHEN1 y DOWDLE1). Esto es debido a que 
el gradiente radial de temperatura   permanece constante y 
por lo tanto  se cumplen las hipótesis del método (Dowdle 
& Cobb, 1975).  

El método SRM presenta buenos resultados en los pozos 
lentos (ROUX1 y HYODO1), debido a que se adaptan mejor 
a la hipótesis de ignorar la perturbación producida por la 
circulación de fluidos.

Figura 4: Resultados obtenidos para la temperatura estática de la formación

Figura 5: Criterios para la selección de método de cálculo.
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5. CONCLUSIONES
De acuerdo con el proceso que sufre un reservorio de 

petróleo al perforar que muestra la Figura 1, para poder 
calcular la temperatura de formación sería necesario conocer 

mT y la forma de la evolución de la temperatura con el tiempo. 
En la práctica, podría medirse mT  y se mide la evolución de 
la temperatura durante un periodo tΔ , más corto que st . 
El problema consiste en estimar los parámetros anteriores a 
partir de éstos. En la realidad, el instante en que se tomó la 
primera medida es incierto; el número de medidas disponible 
puede ser muy reducido (2 ó 3), se desconoce la desproporción 
entre el período de medición tΔ   y el de establecimiento 

st , y el resto de parámetros necesarios (las propiedades del 
pozo) para reconstruir la posible evolución de la temperatura 
frecuentemente también son desconocidos. 

El estudio presentado aquí muestra cómo influye la 
información disponible sobre la estimación de fT . Disponer 
de valores para las características del reservorio ayuda a 
determinar adecuadamente en qué momento de la evolución 
del pozo se tomaron las medidas y la rapidez de la recuperación 
de la temperatura. De esta forma el intervalo mf TT −  queda 
fijado por las expresiones de la Tabla 1, siendo más precisa la 
estimación del método que más información usa, CSM.  

La Figura 5 muestra un árbol de decisión que permite 
optimizar la estimación de Tf  dependiendo de la información 
de que se disponga. En caso de disponer de pocas medidas 
y de no disponer de ninguna información en absoluto 
sobre las características del pozo, evidentemente no queda 
determinada la curva de evolución de la temperatura, y es 
necesario recurrir a aproximaciones de tipo estadístico como 
el método de Horner  (de ahí que sea el más utilizado).

En los casos intermedios, aquellos en que se disponga 
de alguna información, aunque fuera cualitativa, sobre si 
el pozo es rápido o lento, podrían obtenerse estimaciones 
razonables con los otros métodos (SRM Y TLM). Este 
tipo de información podría deducirse en muchos casos por 
proximidad geográfica a otros pozos.

La conclusión fundamental es que debe explotarse 
al máximo la información que se tenga a priori sobre el 
reservorio y utilizarla ordenadamente según el árbol de 
decisión de la figura. Tanto la información cualitativa sobre 
la rapidez del pozo como estimaciones tentativas de las 
propiedades termo-físicas, pueden ayudar a una estimación 
más exacta. 
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