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RESUMEN 
 

En el capítulo uno del presente trabajo de titulación se describe el problema 
central que en la actualidad están sufriendo los campos de la Cuenca Oriente 
del Ecuador. Se hace énfasis en como los procesos EOR  IOR aplicados a gran 
escala y de manera eficaz podrían remediar la caída de presión y producción de 
los campos, además, se describe los objetivos planteados y la metodología a 
seguir para desarrollar este trabajo de titulación. 

 
El marco legal en el cual se basa la extracción de petróleo y la implementación 
de nuevas estrategias de explotación y desarrollo de proyectos, se presenta en 
el capítulo dos; se hace un análisis general de la geología de los campos de la 
Cuenca Oriente en los que existen proyectos de inyección de agua, además, se 
definen los conceptos básicos en procesos de recuperación secundaria de 
petróleo.  

 
En este capítulo, se realiza el análisis de los proyectos de recuperación 
secundaria por inyección de agua ejecutados por parte de Petroamazonas EP y 
Compañías Privadas enfocando el estudio en el mantenimiento e incremento de 
presión de fondo fluyente, producción de petróleo y factor de recobro de cada 
uno de los proyectos. 

 
En el tercer capítulo se hace el análisis económico de dos campos en los cuales 
ya se encuentran en curso proyectos pilotos de recuperación secundaria por 
inyección de agua y se describe los resultados obtenidos con el fin de ver la 
rentabilidad y la viabilidad de implementar proyectos de recuperación secundaria 
a gran escala en toda la Cuenca Oriente. Para este estudio se utilizaron los 
métodos de evaluación económica del Valor Actual Neto y la Tasa Interna de 
Retorno. Asimismo, se determinan los lineamientos de estrategia corporativa 
para el incremento de reservas de petróleo a través de la implementación de los 
procesos de recuperación secundaria. 

 
Por último, en el capítulo cuatro se presentan las conclusiones y 
recomendaciones. 

 

 
 

 

 
 

 



XVI 

 
 
 
 

PRESENTACIÓN 

 

La actualidad de los campos petrolíferos del Ecuador muestra una inminente 
caída de presión de los yacimientos, esto ha sido provocado en gran medida por 
los agresivos proyectos de explotación y la poca inversión en tecnologías que 
permitan mantener la presión y producción de los yacimientos. Todo esto ha 
conllevado a que hoy en día se busque de manera urgente el poder desarrollar 
nuevos proyectos que permitan evitar dicho problema.   

 

 
Este trabajo de titulación se enfoca en este inconveniente y a través de un 
estudio general de los proyectos de recuperación secundaria desarrollados por 
parte de Petroamazonas EP y las Compañías Privadas, se busca determinar 
cuáles han sido los factores por lo que unos proyectos han sido exitosos y otros 
no, y a través de esto, desarrollar los lineamientos necesarios para poder 
implementar proyectos de recuperación secundaria por inyección de agua de 
manera eficaz. 

 
 
Es así, como el trabajo es de gran importancia para evaluar la rentabilidad que 
han tenido los campos en estudio y cómo los procesos de inyección de agua han 
mejorado sustancialmente el mantenimiento de la presión de reservorio y el 
aumento, en la mayoría de los casos, de la producción de petróleo y del factor 
de recobro.   

 



CAPÍTULO 1 

DEFINICIÓN DEL PROBLEMA 

1.1. INTRODUCCIÓN 

Los ingresos por la explotación petrolera en el Ecuador en los últimos diez años, 
han representado entre el 43% y el 66% del total de las exportaciones. La 
importancia de la actividad petrolera en nuestro país se evidencia en los ingresos 
totales que genera este rubro. Para el periodo fiscal 2017, de los ingresos totales 
por exportaciones, el 58% corresponden al sector petrolero, es decir, 13.792 
millones de dólares.  
 
El problema identificado en los campos de la Cuenca Oriente se enfoca en la 
inminente caída de la producción primaria, creciente tasa de declinación de los 
campos lo que se traduce a una caída de producción de petróleo muy notoria. 
 
Como es conocido la recuperación de petróleo se la puede clasificar en tres grandes 
grupos, recuperación primaria, recuperación secundaria y recuperación terciara. 
Dentro de la etapa de producción primaria, la recuperación de petróleo se da por 
medio de la energía natural que posee el reservorio o más conocidos como los 
mecanismos primarios de producción los cuales son: compresibilidad de la roca y 
los fluidos, liberación de gas en solución, segregación gravitacional, empuje por 
capa de gas y empuje hidráulico (Romero, 2009). 
 
O a su vez, la recuperación primaria también utiliza diferentes técnicas de 
levantamiento artificial que permiten incrementar el flujo de líquidos, tales como 
petróleo o agua, desde pozos de producción hasta la superficie.  
 
La segunda etapa de producción es la recuperación secundaria. El propósito en 
esta etapa es inyectar un fluido no miscible, el cual puede ser agua o gas, a través 
de pozos aledaños a los pozos productores, estos pozos se los denomina como 
pozos inyectores. Esto permite que a través de la inyección se pueda mantener o 
incrementar la presión del yacimiento y se pueda desplazar los hidrocarburos hacia 
el pozo. La producción deja de ser económicamente rentable cuando se produce 
grandes cantidades de agua en los pozos productores.  
 
Por último, se encuentra la tercera etapa de producción o recuperación terciaria, 
este método consiste principalmente en utilizar técnicas que ayuden a modificar las 
propiedades originales del petróleo. La recuperación mejorada se la puede realizar 
mediante inundación química, inyección de fluidos miscibles o la combustión en 
sitio.  
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Dentro de este marco, la recuperación secundaria por inyección de agua, se ve 
como el método más idóneo para mantener o incrementar la presión del yacimiento 
y desplazar los hidrocarburos hacia el pozo, esto se explica por la disponibilidad 
general de agua, la relativa facilidad con la que se inyecta, la facilidad con que el 
agua se transporta a través de una formación y la eficiencia del agua para el 
desplazamiento de petróleo  (Castañeda, Cadena, & Sánchez, 2012). 
 
Para la figura 1.1 se tomó como referencia la producción de los últimos 18 años 
para determinar la declinación que han sufrido los campos y las proyecciones para 
los siguientes años. El estudio arrojó que se tendrá una declinación del 17% anual, 
evitar dicha declinación demandará un esfuerzo sustancial.  
 

FIGURA 1.1 DECLINACIÓN DE LOS CAMPOS DE LA CUENCA ORIENTE 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 

1.2. MÉTODOS IOR  EOR 

Dentro de los métodos de recuperación de petróleo podemos encontrar la 
Recuperación Avanzada o Improved Oil Recovery (IOR) la cual engloba un amplio 
rango de actividades como la implementación de técnicas de recuperación 
secundaria, técnicas de caracterización de yacimientos, administración de 
yacimientos, y perforación de pozos de relleno; mientras que la Recuperación 
Mejorada o Enhanced Oil Recovery (EOR), es considerada como un subconjunto 
de los métodos IOR, abarca un conjunto de métodos que emplean fuentes externas 
de energía para modificar las propiedades originales de petróleo. Estos métodos 
pueden ser térmicos, químicos, inyección miscible de fluidos, etc. (Comisión 
Nacional de Hidrocarburos, México, 2015). 
 
En la figura 1.2 se puede observar los distintos métodos de recuperación de petróleo 
desde su etapa primaria hasta su etapa terciaria. 
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FIGURA 1.2 PROCESOS DE RECUPERACIÓN DE PETRÓLEO 

 
Fuente: OIL & GAS JOURNAL, 2000 
Elaboración: Stosur G, 2003 
 

1.3. POTENCIAL IOR  EOR EN ECUADOR  

Para el año 2014 la empresa estatal petrolera del Ecuador Petroamazonas EP 
elaboró el 

 en el cual se realizó el análisis de oportunidades 
aplicadas a los activos considerados de mayor impacto a corto y mediano plazo 
para desarrollar proyectos IOR  EOR.  
 
Los campos considerados fueron: Edén Yuturi, Indillana, Oso, Yuralpa, Palo Azul, 
Coca Payamino, Gacela y Lobo, en los que se evaluaron las posibles opciones de 
explotación, incorporando procesos de desarrollo secundario y terciario, basados 
en la tecnología IOR y EOR, especialmente como Proyectos Integrados de 
Explotación (PIE).  
 
Todos los casos de producción, tanto el perfil base requerido por el Gobierno como 
el perfil establecido por Petroamazonas EP, comparándolo contra las 
probabilidades de producción derivadas de la explotación optimizada y conjunta de 
12 PIE, se representa en la figura 1.3 
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FIGURA 1.3 PERFILES DE PRODUCCIÓN PETROAMAZONAS EP 2011  2030   

 
Fuente: PETROAMAZONAS EP, 2013 
Elaboración: Halliburton, 2013 
 
La oportunidad asociada por el escenario seleccionado está representada por los 
perfiles de producción, en términos probabilísticos P10 (conservador), P50 (medio) 
y P90 (optimista).  
 
Este estudió determinó que para el caso de la proyección a P10 (en azul) era factible 
obtener recobros incrementales superiores a los 250 MMbbls. Ello implicaría contar 
con una capacidad de manejo de producción por cinco a seis años de unos 150 
Mbppd.  
 
La banda correspondiente al P50 (en verde oscuro), indicaba la oportunidad de 
contar con una capacidad de producción de hasta 7 años a una tasa superior a 160 
Mbppd. El recobro incremental para esta visión menos conservadora se estimó en 
600 MMbbls de petróleo.  
 
Estas proyecciones basadas en los escenarios seleccionados, indica la importancia 
de equilibrar acciones de corto y mediano plazo en el desarrollo de reservas 
primarias e incrementales existentes, con crecimiento a largo plazo basado en la 
incorporación de nuevos recursos provenientes de la continua actividad 
exploratoria. 
 
Se estimó que, con las actividades indicadas, el factor de recobro sobre el volumen 
general de reservas a desarrollar se incrementaría desde un 20% (proyección 
actual) a un valor final entre 36% (incremento de factor de recobro de 16% por 
incorporación de reservas incrementales por procesos IOR  EOR según perfiles 
generados) y 40% (incluyendo además recursos determinados por actividad 
exploratoria durante el periodo evaluado). (PETROAMAZONAS EP, 2014) 
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1.4. CAMPOS MADUROS EN EL ECUADOR 
 
Existe una gran variedad de criterios acerca de los campos maduros, esto ha 
conllevado a definirlos de varias formas, pero para este caso se ha decidido definir 
a un campo maduro a aquellos que han producido por un tiempo de vida 
considerablemente extenso y que debido a las campañas de producción que se han 
mantenido durante todos esos años, estos campos van presentado una inminente 
caída de presión de sus yacimientos lo que va provocando una caída de producción 
de petróleo.  
 
En general, los campos maduros requieren la aplicación de técnicas de 
recuperación de petróleo que permitan la optimización de la producción.  
 
Estos campos presentan varias características comunes que son: 
 
 Tiempo de vida de producción extenso (más de 35 años). 

 
 Relación agua petróleo alta. 

 
 Presión de yacimiento baja. 

 
 Empleo de uno o varios métodos de levantamiento artificial. 

 
 Incremento en costos de operación. 

 

1.4.1. PROBLEMÁTICA DE LOS CAMPOS MADUROS EN EL ECUADOR 

La producción de petróleo en el Ecuador históricamente ha sido sustentada por los 
campos ubicados en la Cuenca Oriente. Por más de treinta y cinco años estos 
campos han sido explotados principalmente por técnicas de recuperación primaria, 
es decir, energía natural del yacimiento y sistemas de levantamiento artificial.  
 
Durante todos estos años se ha buscado producir petróleo de manera idónea, pero 
a medida que las campañas de producción se fueron volviendo más agresivas los 
campos productores fueron perdiendo el aporte natural de la energía de sus 
reservorios, esto ha provocado que hoy en día los campos necesiten de energía 
externa para llevar los hidrocarburos desde el reservorio hacia la superficie.  
 
Debido a estos problemas los campos maduros en el Ecuador siguen sufriendo una 
inminente caída de presión de sus yacimientos, lo que ha provocado la caída de 
producción de petróleo y elevado corte de agua, esto ha implicado en altos costos 
de mantenimiento y gastos en operaciones.  
 
A consecuencia de estos inconvenientes, los campos maduros poco a poco han 
perdido su rentabilidad ya que en algunos casos la producción de petróleo ya no es 
económicamente justificable.  
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1.4.2. SITUACIÓN ACTUAL DE LOS CAMPOS PETROLEROS EN ECUADOR 

En Ecuador las diferentes técnicas de aumento del factor de recobro no ha sido una 
práctica extendida. Hoy en día el factor de recuperación de petróleo promedio se 
encuentra alrededor del 20%, lo que refleja la necesidad de implementar técnicas 
de recuperación secundaria que permitan mantener la producción de los campos, 
la presión de los reservorios y el incremento de reservas. 
 
En los últimos años las inversiones en los campos maduros en Ecuador se han 
mantenido gracias a las negociaciones realizadas por parte del Estado. Para el año 
2014, Petroamazonas EP cerró las negociaciones de 17 campos maduros en 
producción, divididos en seis grupos y captó inversiones por USD 2.120 millones  
(Petroamazonas EP, 2016). 
 
En la figura 1.4 se muestran los grupos para los contratos de prestación de servicios 
que desde el año 2014 se efectúan en Ecuador.  
 
FIGURA 1.4 UBICACIÓN DE LOS CONSORCIOS PARA INVERSIÓN EN 
OPTIMIZACIÓN Y RECUPERACIÓN MEJORADA 
 

 
Fuente: PETROAMAZONAS EP, 2014 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2014 
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El cierre de negociaciones se dio con firmas ecuatorianas y extranjeras que 
conformaron cinco consorcios para manejar este proyecto, en seis grupos. 
 
 Grupo 1: Schlumberger (Francia/ EE.UU.) y Tecpetrol (Arg.) 

 
 Grupo 2 y Grupo 4: Halliburton Latin America (EE.UU.) 

 
 Grupo 3: Sinopec International (China) y Sinopec Services (Ecuador) 

 
 Grupo 5: Sertecpet (Ecuador), Montecz (Col.) y Edinpetrol (Col.) 

 
 Grupo 6: YPF (Arg.) 

 
Fuente: PETROAMAZONAS EP, 2014 
 
 
Para la aplicación de estos proyectos, Oswaldo Madrid, Gerente General de 
Petroamazonas EP en el año 2014 ían 
las empresas tenía la modalidad de Prestación de Servicios Específicos Integrados 
con Financiamiento, ello implicaba que el operador de los campos maduros seguía 
siendo Petroamazonas EP, pero el riesgo de las inversiones a realizarse, sería 
exclusivo para las empresas contr  (Petroamazonas EP, 214).  
 
Pero esto no era beneficioso para Ecuador y es así que, mediante decreto ejecutivo, 
el presidente Lenín Moreno reformó el reglamento de aplicación de la Ley de 
Hidrocarburos para dar paso a la suscripción de contratos para la exploración y 
explotación petrolera a través de la modalidad de participación. 
 
Este modelo de contrato permite que el contratista asuma los costos de operación, 
transporte y comercialización correspondientes a su participación. Adicionalmente, 
la producción es compartida entre el Estado ecuatoriano y la empresa que suscribe 
el contrato  (La República, 2018).  
 
Los contratos de participación fueron reemplazados en el 2011 por los de prestación 
de servicios con la vigencia de la nueva ley. Para este caso, el Estado contrata 
servicios ofrecidos por las compañías privadas para la exploración y explotación de 
petróleo, a cambio se les paga una tarifa. 
 
En los considerandos del decreto se citan algunas razones para volver a esta 
modalidad de contratos, entre ellas que las inversiones en exploración petrolera han 

 aumentar las reservas 
(La República, 2018). 
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1.5. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 

Es evidente que el principal problema es la falta de implementación de técnicas que 
permitan el aumento del factor de recobro de petróleo en los campos de la Cuenca 
Oriente ecuatoriana. Es notorio que después de varios años de producción la 
energía de los yacimientos de los campos se ha desgastado considerablemente. 
 
La inevitable caída de producción de petróleo obliga al sector de los hidrocarburos 
a realizar diagnósticos y prospectivas técnicas para la actividad hidrocarburífera, 
garantizar de manera sostenida los ingresos obtenidos por la recuperación eficiente 
de las reservas e incrementar el factor de recobro.  
 
Ecuador tiene la necesidad de aplicar técnicas que ayuden a mejorar la condición 
actual de los campos de la Cuenca Oriente que permitan optimizar la producción de 
petróleo de manera que sea económicamente rentable.  
 

1.6. JUSTIFICACIÓN  

Este proyecto de titulación se realiza por la necesidad que existe en los diferentes 
campos de la Cuenca Oriente del Ecuador. Estos campos ya considerados como 
maduros, debido a que han producido por más de 35 años, han presentado una 
fuerte caída de presión de sus yacimientos lo que ha conllevado a una declinación 
de su producción de petróleo. Hoy en día los métodos primarios ya no brindan la 
suficiente energía para llevar el petróleo hacia superficie y los diferentes sistemas 
de levantamiento artificial que se implementan no sustentan este problema de la 
caída de producción.  
 
Es evidente que la aplicación de técnicas para aumentar el factor de recobro no ha 
sido muy extendida. Actualmente, la producción en varios campos ya no llega a ser 
económicamente rentable debido a que se tienen elevados cortes de agua y la 
presión se sitúa cerca del punto de burbuja.  
 
Por tal razón se ha decidido realizar un estudio de factibilidad en la implementación 
de la recuperación secundaria por inyección de agua dentro del país como una 
estrategia corporativa. Este estudio permitirá determinar el gran potencial que 
ofrecen los campos para incrementar la producción y reservas en el corto y mediano 
plazo además de evitar la caída de presión de los yacimientos.   
 
De esta manera se busca realizar un estudio técnico que sirva como guía en 
proyectos posteriores para la implementación de métodos de recuperación 
secundaria por inyección de agua en los yacimientos del país que permitan el 
aumento de la producción de los campos de la Cuenca Oriente.  
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1.7. METODOLOGÍA  

La metodología para la elaboración de este trabajo de titulación se basó en el 
método analítico, el mismo que requiere del análisis de datos para poder establecer 
una descripción general de la aplicación de proyectos de recuperación secundaria 
por inyección de agua en los campos petroleros del país.  
 
Este método arrojará tanto datos cuantitativos como cualitativos de los diferentes 
proyectos de inyección de agua que se encuentran en desarrollo en los campos en 
estudio de la Cuenca Oriente, debido a que permitirá determinar los rendimientos 
de producción, aumento del factor de recobro y de presión de los yacimientos, 
además, las causas por las que algunos proyectos se los considera como exitosos 
y a otros no.  
 
De esta manera se pudo definir la forma de desarrollar este proyecto, el cual se 
detalla a continuación: 
 
1) Inicio: Análisis y procesamiento de la documentación proporcionada 

 
Se inicia el procesamiento de la documentación proporcionada por parte del 
Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, todo referente a 
procesos de inyección de agua en los campos que operan Petroamazonas EP y las 
Compañías Privadas. 
 
2) Planificación: Recopilación de la información de mayor importancia 

 
Recopilar la información de propiedades geológicas de los campos, historial de 
presiones y caudales de producción que se han dado en los campos en estudio. 

  
3) Ejecución: Realizar curvas de Producción vs Tiempo 
 
Con la ayuda de tablas de cálculos en Microsoft Excel, se procederá a realizar los 
gráficos de Producción vs Tiempo de cada uno de los campos en estudio, para 
determinar el petróleo incremental que se ha obtenido después de la inyección de 
agua. Además, se determinará como ha sido el comportamiento de presión y del 
factor de recobro en estos campos.  

 
4) Control: Evaluar la factibilidad del proyecto 

 
Una vez determinado la producción incremental de los campos en estudio, se 
realizará el análisis económico tomando como referencia los proyectos de inyección 
de agua y de esta manera analizar la rentabilidad que han tenido y poder determinar 
posteriormente los lineamientos de la estrategia corporativa para la recuperación 
secundaria. 

 
5) Cierre: Conclusiones y recomendaciones 

 
En este punto ya se ha determinado que proyectos han sido exitosos y otros no y 
el porqué de esto, de esta manera las conclusiones y recomendaciones serán 



26 

basadas en los resultados de los procesos de recuperación secundaria por 
inyección de agua ejecutados en el país y así ir determinando el cierre de la 
investigación.  
 
 
1.8. OBJETIVOS  
 
1.8.1. OBJETIVO GENERAL 
  
Establecer una estrategia para incremento de reservas de petróleo mediante la 
recuperación secundaria, aplicada a yacimientos de la Cuenca Oriente del Ecuador. 
 
1.8.2. OBJETIVOS ESPECÍFICOS  
 
 Evaluar el volumen recuperado y a recuperarse mediante la aplicación del 

proceso de recuperación secundaria por inyección de agua, en los campos en 
donde ya se ha aplicado. 
 

 Realizar un análisis de impacto económico de la nueva producción de crudo 
sobre las reservas remanentes. 

 
 Evaluar los campos que tienen mayor potencial para potenciar la recuperación 

secundaria. 
 

 Proponer una propuesta de estrategia corporativa que contenga los lineamientos 
a seguir para implementar la recuperación secundaria por inyección de agua en 
todos los yacimientos de la Cuenca Oriente.  
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CAPÍTULO 2 

MARCO TEÓRICO 

2.1. MARCO LEGAL 

Los extensos conflictos socio  ambientales que ha sufrido el Ecuador desde la 
época de los noventa, específicamente sobre el tema de la actividad petrolera en la 
región Amazónica, ha llevado a que hoy en día exista una gran variedad de leyes y 
normativas sobre la exploración y explotación petrolera en el país.  
 
La importancia de este tema ha permitido desarrollar leyes que garanticen que la 
actividad petrolera se lleve de manera adecuada y bajos requerimientos necesarios 
que exige el Estado ecuatoriano. Además, dentro de estas leyes se puede encontrar 
cómo se debe proceder a la implementación de nuevas técnicas de extracción de 
petróleo.  
 
Es así, que se hace una descripción pertinente de las normativas vigentes que se 
deben seguir para poder en un futuro implementar los procesos de recuperación 
secundaria por inyección de agua en los campos de la Cuenca Oriente, el cual es 
objetivo principal de este estudio.  
 
 
2.1.1. CONSTITUCIÓN DE LA REPÚBLICA DEL ECUADOR 

 
 

 Capítulo Quinto: Sectores estratégicos, servicios y empresas públicas 
 
Art. 317.- Los recursos naturales no renovables pertenecen al patrimonio 
inalienable e imprescriptible del Estado. En su gestión, el Estado priorizará la 
responsabilidad intergeneracional, la conservación de la naturaleza, el cobro de 
regalías u otras contribuciones no tributarias y de participaciones empresariales; y 
minimizará los impactos negativos de carácter ambiental, cultural, social y 
económico  ( Constitución de la República del Ecuador , Registro Oficial 449 de 20 
de octubre de 2008).  
 
 Sección Cuarta: Recursos naturales 

 
Art. 408.- 
los recursos naturales no renovables y, en general, los productos del subsuelo, 

 
al 449 de 20 de octubre de 2008).  
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2.1.2. PLAN NACIONAL DE DESARROLLO 2017  2021 
 
Política 5.8 Fomentar la producción nacional con responsabilidad social y 
ambiental, potenciando el manejo eficiente de los recursos naturales y el uso de 
tecnologías duraderas y ambientalmente limpias, para garantizar el abastecimiento 
de bienes y servicios de calidad  -2021. Toda 

-003-2017 de 22 de septiembre de 2017). 
 
2.1.3. LEY DE HIDROCARBUROS 
 
Art. 7.- Corresponde al Ministro del Ramo someter a consideración del Presidente 
de la República la política nacional de hidrocarburos, en los siguientes aspectos: 
 
a) Aprovechamiento óptimo de los recursos de hidrocarburos; 
b) Conservación de reservas; 
c) Bases de contratación para los contratos de prestación de servicios para la 

exploración y explotación de hidrocarburos que proponga el Comité de 
Licitaciones; 

d) Comercio exterior de los hidrocarburos; 
e) Bases de contratación que proponga el Comité de Licitaciones; 
f) Inversión de utilidades de los contratistas; y, 
g) Régimen monetario, cambiario y tributario relacionado con los hidrocarburos  
 
Art. 16.- Que señala que podrá haber una tarifa adicional para privilegiar 
producciones provenientes de actividades adicionales comprometidas por la 
contratista, a fin de impulsar el descubrimiento de nuevas reservas o la 
implementación de nuevas técnicas para la recuperación mejorada de las reservas 
existentes embre de 
2011). 

 
2.1.4. REGLAMENTO DE OPERACIONES HIDROCARBURÍFERAS 
 
Art. 69.- Recuperación secundaria. - Los Sujetos de Control podrán realizar los 
trabajos necesarios a fin de aumentar el factor de recobro en aquellos Yacimientos 
en los que técnica y económicamente sea posible. 
 
Para los proyectos de recuperación secundaria se debe considerar que previo a 
realizar las pruebas de inyectividad, tanto en los pozos nuevos perforados con este 
fin, como en aquellos que han sido reclasificados a inyectores, deben realizarse 
pruebas de compatibilidad entre el agua y/o gas a inyectarse con el fluido y el 
Yacimiento receptor. 
 
Previo a la implementación del proyecto de recuperación secundaria de un 
Yacimiento, los Sujetos de Control presentarán para aprobación de la Secretaría de 
Hidrocarburos el estudio técnico-económico del proyecto, el cual contendrá por lo 
menos lo siguiente: 
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1) Estudios geológicos, enfocados principalmente al reservorio objetivo del 
proyecto. 

2) Estudios en muestras de núcleos (si se dispone de núcleos). 
3) Análisis de compatibilidad entre fluidos. 
4) Mecanismos de producción del yacimiento. 
5) Comportamiento de producción y presión por yacimiento y por pozo. 
6) Estimación del tiempo de llegada del frente de inyección a los pozos productores 

del campo, utilizando de preferencia simulación matemática u otras prácticas y 
método(s) a emplearse para definir en el campo dicha llegada. 

7) Facilidades de superficie a implementarse (equipos e infraestructura necesaria 
con sus respectivas especificaciones). 

8) Cronograma de actividades. 
9) Predicción de producción de los pozos que se encuentren afectados por la 

recuperación secundaria, así como su estimado de reservas antes y después 
del proyecto. 

10)  Modelo económico donde se demuestre la rentabilidad del proyecto. 
 
Una vez ejecutado el proyecto de recuperación secundaria, los Sujetos de Control 
presentarán un informe técnico referente al desarrollo y resultados del proyecto, a 
la Secretaría de Hidrocarburos, con copia a la Agencia de Regulación y Control 
Hidrocarburífero. 
 
En el caso de proyectos piloto de recuperación secundaria, y previo a su ejecución, 
los Sujetos de Control solicitarán la aprobación a la Secretaría de Hidrocarburos, y 
notificarán a la Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero el inicio del 
proyecto, una vez aprobado, adjuntando la información técnica de respaldo. 

Reglamento de Operaciones Hidrocarburíferas 254 de 24 de 
febrero de 2018). 
 
En este sentido a fin de promover la Política de 
los Recu   y la estrategia: 

 y de 
conformidad a lo establecido en el Estatuto Orgánico por Procesos del Ministerio de 
Hidrocarburos, que señala como m
el cumplimiento de las políticas, objetivos, planes y proyectos para el desarrollo, 

Estrategia Corporativa para incremento de reservas recuperables de 
petróleo mediante la recuperación secundaria, aplicada a yacimientos de la 
Cuenca Oriente d , con la información remitida por Petroamazonas EP 
y las Compañías Privadas que han suscrito contratos con la Secretaría de 
Hidrocarburos, sobre los proyectos de Recuperación Secundaria (Water flooding). 
 
Dichas Estrategias del sector son con el fin de impulsar su desarrollo en el marco 
de un aprovechamiento eficiente, seguro, equitativo, sustentable, social y 
ambientalmente responsable de los recursos naturales. 
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2.2. DESCRIPCIÓN GENERAL DE LA CUENCA ORIENTE 

La Cuenca Oriente, localizada al Este de los Andes ecuatorianos, forma parte del 
sistema actual subandino de cuencas de ante-país que se extiende desde Colombia 
hasta Argentina. Las actividades de exploración petrolera en la Cuenca Oriente, 
especialmente durante los últimos 15 años, han proporcionado extensa información 
geológica y geofísica, la misma que permite redefinir los sistemas depositacionales 
y la evolución geodinámica de la cuenca (Baby et al., 2014). 
 
Estratigráficamente, la Cuenca Oriente del Ecuador preserva una columna 

sedimentaria fanerozóica, la misma que puede subdividirse en varias mega 
secuencias con diferentes características sedimentológicas, tectónicas y 
magmáticas que reflejan las distintas etapas evolutivas de la cuenca (Baby et al., 
2014). 
 
La Cuenca Oriente se desarrolla como resultado de esfuerzos transpresivos 

presentes a partir del Cretácico Terminal, los que provocan la emersión de la 
Cordillera Real y la formación de la cuenca de ante-país de trasarco propiamente 
dicha. Su deformación y la estructuración de sus campos petrolíferos resultan de la 
inversión tectónica de antiguas fallas normales ligadas a un sistema de rift de edad 
triásico y/o jurásico inferior. Estas fallas, actualmente inversas y de fuerte 
buzamiento, están orientadas principalmente N-S o NNE-SSO, y limitan tres 
corredores estructurales petrolíferos con características propias como son: el 
Sistema Subandino (Play occidental), el corredor Sacha-Shushufindi (Play central), 
y el Sistema Capirón - Tiputini (Play oriental). Asimismo, el análisis detallado de las 
estructuras petrolíferas y no petrolíferas, han permitido identificar tres etapas de 
inversión tectónica, presentes a partir del Turoniano, luego de la depositación de la 
caliza A. Con la inversión tectónica comienza su desarrollo, la totalidad de 
estructuras petrolíferas de la cuenca (Baby et al., 2014).  
 
La sección cretácica de las Formaciones Napo, Hollín y Basal Tena en la Cuenca 

Oriente ecuatoriana exhibe características bien definidas dentro de un modo de 
estratigrafía secuencial. Sus miembros clásticos documentan las variaciones 
eustáticas ocurridas a escala global durante el período comprendido entre el 
Aptiano y el Maastrichtiano, reflejando drásticos cambios paleogeográficos, 
variaciones laterales de facies y fluctuaciones de la línea de costa de hasta 200 km., 
dentro de la plataforma marina somera Oriente (Baby et al., 2014). 
 
La exhumación de la cordillera, junto con la erosión del miembro Tiyuyacu inferior, 

demuestran que, durante el Eoceno Medio y Superior, hubo levantamiento y erosión 
(siendo alimentado con más sedimentos el miembro Tituyacu superior) de la 
cordillera, sin subsidencia relacionada en la cuenca de antepaís (erosión del 
Miembro Tiyuyacu inferior) (Baby et al., 2014). 
 
En la cuenca de antepaís, se observa una reducción de la tasa de sedimentación y 
la aparición de depósitos marinos (Fm. Orteguaza, Eoceno  Oligoceno). El estudio 
sedimentológico de los depósitos fluviales neógenos de la Cuenca Oriente 
demuestra que el sistema fluvial evolucionó, desde una llanura aluvial (Fm. 
Chalcana), hasta un sistema de abanicos aluviales de pie de monte (Fm. Chambira 



31 

y Mera). Al mismo tiempo, el drenaje cambió desde un drenaje esencialmente 
longitudinal, a un drenaje transversal (Baby et al., 2014). 
 
En la figura 2.1 se presenta la columna estratigráfica de la Cuenca Oriente.  
 
FIGURA 2.1 COLUMNA ESTRATIGRÁFICA DE LA CUENCA ORIENTE 
 

 
Fuente: BABY ET AL., 2014 
 
A continuación, se hace una breve descripción geológica de los campos de la 
Cuenca Oriente ecuatoriana en los cuales se han ejecutados proyectos de 
recuperación secundaria por inyección de agua. Es importante mencionar que se 
los diferenciarán por activos de Petroamazonas EP, Compañías Privadas y 
consorcios.   
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2.2.1. ACTIVOS DE PETROAMAZONAS EP 
 

2.2.1.1. Activo Oso Yuralpa  Campo Coca Payamino  
 
El Campo Coca  Payamino, está ubicado en la Provincia de Orellana, Cantón 
Loreto, en la parroquia San José de Payamino al Sur del Bloque 48 (Punino) y al 
Norte del Bloque 21 (Yuralpa), en el centro-occidente de la Cuenca Oriente y está 
conformado por las estructuras Coca y Payamino. 
 
La parte centro-occidental de la Cuenca Oriente del Ecuador es donde se encuentra 
ubicado el Bloque 7. Se caracteriza por estar cerca de la transición entre la planicie 
selvática de la Amazonía y la zona subandina. En esta zona se pueden localizar 
fallas y levantamientos. (Petroamazonas EP, 2018) 
 
2.2.1.2. Activo Edén Yuturi  Campo Edén Yuturi 
 
La arenisca M1 representa el reservorio más somero del Campo Edén Yuturi. Se 
compone de arenas limpias hacia la base del reservorio, las cuales cambian a grano 
decreciente hacia el tope. Además, estas arenas presentan contenidos variables de 
caolinita, la cual se distribuye en la matriz de la roca, provocando una disminución 
de las propiedades de porosidad y permeabilidad del reservorio. 
 
La secuencia a la cual pertenece el reservorio M1 corresponde a una transgresión 
marina que tiene una lutita de continuidad regional al tope de la arena M1, la cual 
marca la superficie máxima de inundación. La roca reservorio de M1 fueron 
depositadas durante episodios de progradación de la línea de costa, en un ambiente 
de llanura costera dominado por mareas y corrientes. 
 
El relieve estructural de este reservorio presenta un anticlinal alargado de dirección 
Noroeste-Sureste con una zona de fallas hacia el borde occidental que divide el 
campo en dos segmentos estructurales, el bloque alto al Este de la falla y el bloque 
hundido al Oeste de ésta. (Petroamazonas EP, 2018) 
 
2.2.1.3. Activo Palo Azul  Campo Pucuna 
 
Geológicamente este campo se encuentra localizado al Oeste del eje axial de la 
subcuenca cretácica Napo, en un entrampamiento estructural, representado por un 
anticlinal asimétrico de rumbo NNE-SSO tiene una longitud aproximada de 6 km de 
largo, un ancho máximo de 4 km con un área promedio de 12.9 Km2, la estructura 
al nivel de la formación Hollín está limitada al Este por una falla de tipo inverso 
paralelo al eje del anticlinal, se la ha caracterizado como una falla de tipo sellante y 
la misma no se observa en la formación Napo. 
 
En el campo, los yacimientos productores son: Reservorios principales: Hollín, U y 
T y como secundario Basal Tena. Los reservorios asociados a las arenas: U, T y 
Basal Tena presentan características de entrampamiento estratigráfico, con un 
mecanismo de drenaje de expansión de roca - fluido y gas en solución. El reservorio 
Hollín que es de tipo estructural tiene un mecanismo de drenaje de empuje de fondo 
asociado a un acuífero activo. (Petroamazonas EP, 2018) 
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2.2.1.4. Activo Shushufindi  
 
2.2.1.4.1. Campo Shushufindi  Aguarico 
 
Este campo corresponde a un anticlinal asimétrico que tiene una orientación Norte-
Sur, la estructura tiene una longitud aproximada de 30 Km. y un ancho de 7 Km. en 
dirección Este-Oeste; con un cierre vertical de 370 pies, correspondiéndole un área 
de 43.200 acres. 
 
Los yacimientos U y T del campo Shushufindi Aguarico están definidos como 
anticlinales de orientación Norte-Sur, limitados en el flanco Este por fallas no 
completamente sellantes y en las otras direcciones por acuíferos laterales que se 
extienden regionalmente. 
 
El modelo estructural del sistema de fallas permite determinar la comunicación de 
los fluidos entre los diferentes estratos porosos y permeables U y T. 
(Petroamazonas EP, 2018) 
 
2.2.1.4.2. Campo Drago 
 
El Campo Drago, Drago Norte y Drago Este, se trata de una estructura anticlinal 
asimétrica, con un eje de dirección aproximada Norte- Sur, está constituida de tres 
altos principales, Drago al suroeste, Drago Norte al norte y Drago Este al sureste 
de la gran estructura. Es producto de la reactivación de fallas pre-Cretácicas, y de 
movimientos transcurrentes, y con la intrusión de cuerpos ígneos, dieron origen a 
esta estructura. 
 
El reservorio Hollín Superior presenta cuerpos de arenisca arcillosa con 
discontinuidad vertical y de gran extensión lateral, interpretada como depósitos de 
planicies arenosas y/o las zonas inferiores de barras (facies heterolíticas) que hacia 
el tope presenta cuerpos de arenisca glauconítica. Las facies predominantes son 
las areniscas arcillosas de planicies arenosas. En la parte suroeste del complejo 
aparecen arenas limpias que forman un cuerpo orientado en dirección Sureste a 
Noroeste. (Petroamazonas EP, 2018) 
 
2.2.1.5. Activo Libertador  Campos Atacapi, Pacayacu y Secoya Oeste 
 
Los principales reservorios productores presentes en el campo Libertador son las 
areniscas Basal Tena, U y T que se encuentran en las formaciones Tena y Napo 
respectivamente. 
 
A pesar de ser el reservorio más prolífico de la Cuenca Oriente, la arenisca Hollín 
no es productora en el área de Libertador, pero sus propiedades petrofísicas lo 
convierten en el principal receptor de agua de producción. 
 
El Campo Libertador está compuesto por seis estructuras principales alineadas en 
dos ejes con dirección N-S, asociadas a dos fallas inversas. La falla más oriental 
denominada Carabobo Pacayacu involucra las estructuras de Carabobo, Pichincha 
(zonas con aparente continuidad), Shuara y Pacayacu. Mientras que la falla 
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occidental, constituye la estructura más prominente que delimita los yacimientos de 
Secoya y Shushuqui. Longitudinalmente el cierre de Libertador alcanza los 21 
kilómetros de extensión (N-S), mientras que el ancho es de 6  6.5 km (E-W). Cubre 
un área aproximada de 100 Km2. (Petroamazonas EP, 2018) 
 
2.2.1.6. Activo Sacha  Campo Sacha 
 
El Campo Sacha, geológicamente se encuentra ubicado al Oeste del eje axial de la 
Cuenca Sedimentaria Cretácica Napo, incluido en el corredor Sacha  Shushufindi. 
La estructura se encuentra en el lado levantado de la falla de tendencia general 
Noreste  Suroeste, contactándose en el Sur con la Cuenca Marañón y al Norte con 
la Cuenca Putumayo, la misma que se encuentra ubicada al Este del Cinturón 
Andino. (Petroamazonas EP, 2018) 
 
2.2.1.7. Activo Auca  Campo Culebra 
 
Los principales reservorios Hidrocarburíferos en el Campo Culebra se localizan 
dentro de las formaciones Hollín, Napo y Tena. 
 
Formación Napo: 
plataforma marina, que constituyen yacimientos de mala calidad. 
Inferior: ambiente de depósito estuarino influenciado por mareas. 
Inferior: ambiente de depósito estuarino, con subambientes de canales 
influenciados por mareas, depósitos de barra de marea y planicie arenosa. 
 
Formación Hollín: Hollín Superior: la parte inferior corresponde a depósitos de 
playa deltáicoestuarino y la parte superior corresponde a depósitos de plataforma 
marina somera. Hollín Inferior: La parte basal es interpretada como depósitos 
fluviales de relleno de valles, posteriormente se deposita una sucesión de 
sedimentos de ríos entrelazados de planicies aluviales y progresivamente pasa a 
ambientes distales de planicie aluvial costera influenciadas por la acción de mareas. 
(Petroamazonas EP, 2018) 
 
2.2.2. COMPAÑÍAS PRIVADAS Y CONSORCIOS 

 
2.2.2.1. Andes Petroleum Ecuador Ltd 
 
El bloque Tarapoa se compone de 16 campos productores, estos son: Alice, Alice 

Oeste, Alice Sur, Chorongo, Colibrí, Dorine G, Dorine Norte, Esperanza, Johana 
Este, Mahogany, Marian 4 A, Mariam, Dorine Train, Fanny, Shirley, Sonia (Moya 
S, 2017).  
 
Los campos de este bloque concentran la mayor producción de petróleo en la 
arenisca M-1. La arenisca M-1 estuvo conformada por arenisca y lutita. La arenisca 
fue cuarzosa, blanca, café clara, gris clara, blanca lechosa, sub transparente a 
translucida, suelta a friable, de grano fino a medio, subangular a subredondeada, 
moderado sorteo, matriz no visible, cemento calcáreo, regular porosidad inferida. 
Con puntos de hidrocarburos de color negro, fluorescencia natural no visible, corte 
lento nuboso blanco lechoso, anillo residual delgado café claro con luz ultra violeta, 
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anillo residual no visible con luz natural  (Moya S, 2017). 
 
La lutita fue gris oscura, moderadamente firme a firme, sublaminar a laminar, 

quebradiza, no calcárea (Moya S, 2017). 
 
2.2.2.2. Consorcio Pegaso 
 
El campo Puma tiene como principales reservorios a las Calizas M-1 y M-2 las 
cuales corresponden a la formación Napo, los cuales se caracterizan por tener 
intercalaciones de rocas volcánicas (Guacahmin K, Samuisa A, 2017). 
 
El ambiente de depósito de la Formación Napo es de plataforma marina, que 

depósito estuarino, con subambientes de canales influenciados por mareas, 
depósitos de barra de marea y planicie arenosa. 
 
2.2.2.3. Consorcio Petrosud  Petroriva 
 
El campo Pindo se encuentra ubicado en la cuenca sedimentaria que se enmarca 
en el lineamiento de las cuencas subandinas de las cadenas montañosas oriental 
de los Andes, que a la vez corresponden a cuencas sedimentarias del tipo tras-arco 
que recientemente han sido formadas y estructuradas (Rodríguez A, 2007). 
 
Los principales reservorios productores son las areniscas Basal Tena y U Inferior 
que se encuentran en las formaciones Tena y Napo respectivamente. 
 
La formación Napo está formada predominantemente de arcillas, con un número 
significativo de intercalaciones de areniscas y escasos conglomerados; margas y 
calizas atenaceas aparecen en menor cantidad (Rodríguez A, 2007). 
 
2.2.2.4. Enap Sipec 
 

son parte de una combinación de trampas estratigráficas y estructurales debido a 
su ambiente de depositación, constituyéndose como principales horizontes 
productores los reservorios U y T de la Formación Napo y en menor proporción las 
areniscas de la Formación Hollín (Espín E, Barragán J, 2014). 
 

evolucionado a través del tiempo. Hollín superior se desarrolló en dirección NNO-

ocupando un nuevo espacio de acomodación (Espín E, Barragán J, 2014). 
 
El patrón depositacional de Napo U cambio a una dirección Este-Oeste debido a la 

colmatación del espacio de acomodación de Napo T (SSE-NNO) junto con la 
 (Espín E, Barragán J, 2014). 
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2.2.2.5. Gente Oil Ecuador Pte. Ltd 
 
La ubicación del Campo Singue está situado al este de los Andes, en la Cuenca 

Amazónica del oriente ecuatoriano, entre el campo VHR al norte y el campo 
Sansahuari  Cuyabeno. Al sur tiene condiciones geológicas en sus yacimientos 
muy favorables en cuanto a la calidad como 10 roca reservorio y al fluido. La 
perforación de nuevos pozos en el campo ha permitido determinar la presencia de 
hidrocarburos en seis reservorios, siendo estos, de abajo hacia arriba, las areniscas 
Hollín, T Superior, U Inferior, U Superior, M2 y Basal Tena  (Gualsaqui L, 2016). 
 
La mejor arena sin duda es la arena U inferior con características petrofísicas 

bastante buenas y medidas de permeabilidades que alcanzan hasta los 3 darcys y 
un crudo de 23 °API  (Gualsaqui L, 2016). 
 
2.2.2.6. Orion Oil ER. S.A 
 
El Bloque Eno Ron está localizado en la Región Amazónica del Ecuador, en las 

provincias de Sucumbíos y Orellana, cantón Joya de los Sachas en la Parroquia 
ENO. En el Bloque 54, se descubrió mediante perforación exploratoria en dos 
campos: Eno y Ron, con una superficie aproximada de 13.625 hectáreas Guaita 
A, 2017). 
 
El mejor yacimiento es la Arenisca "U" y conforme a la interpretación estructural se 

verifica un cierre de 50 pies y un espesor neto de 25 pies de petróleo crudo 
distribuido en tres lentes, separados por presencia de lutitas y areniscas (Guaita A, 
2017). 
 
2.2.2.7. Petrobell Inc. Grantmining S.A 
 
El Bloque Tigüino está localizado en la parte central de la Cuenca Oriente, en la 

Subcuenca Napo, aproximadamente a 107 Km. al sur del río Napo, en las 
parroquias Inés Arango y Curaray de los cantones Francisco de Orellana y Arajuno 
pertenecientes a las provincias de Orellana y Pastaza respectivamente (Lucero A, 
2014). 
 
Los niveles productores corresponden a los reservorios Napo T Inferior y Hollín 

Superior (Gas en solución), Hollín Principal (Empuje Hidráulico) y Napo U Inferior 
(Gas en solución)  (Lucero A, 2014) 
 
2.2.2.8. Petro Oriental S.A 
 
En los Campo Hormiguero, Wanke, Nantu y Tapir Norte se ha obtenido producción 
de los reservorios M1 y U Inferior. 
 
La secuencia a la cual pertenece el reservorio M1 corresponde a una transgresión 
marina que tiene una lutita de continuidad regional al tope de la arena M1, la cual 
marca la superficie máxima de inundación. La roca reservorio de M1 fueron 
depositadas durante episodios de progradación de la línea de costa, en un ambiente 
de llanura costera dominado por mareas y corrientes. 
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2.2.2.9. Tecpecuador S.A 
 

asociada a la gran falla del Frente Subandino. La estructura tiene una edad 
. 

 
La estructura Bermejo Norte es un anticlinal asimétrico de orientación Norte-Sur 

con marcada pendiente en el flanco este, hacia la parte Oeste se aprecia una falla 
inversa con el bloque alto hacia el este, es de menor extensión que la estructura 
Bermejo Sur  (Mazapanta J, Revelo P, 2013). 
 

general E-O y NS producto de las fallas principales que podrían estar funcionando 
 (Piedra, 1999). 

 

buza 11°. Es un anticlinal de doble cierre y abierto estratigráficamente en 
. 

 

2.3. RECUPERACIÓN SECUNDARIA DE PETRÓLEO POR 
INYECCIÓN DE AGUA 

2.3.1. INTRODUCCIÓN  

La historia marca que la primera inyección de agua se produjo accidentalmente. 
Agua derivada de arenas acuíferas de poca profundidad se movía por las 
formaciones petrolíferas provocando mantenimiento en la presión del yacimiento e 
incremento en la producción de petróleo.  
 
Debido a estos antecedentes, la inyección de agua en los reservorios de petróleo 
se fue desarrollando hasta llegar a ser el método predominante en la etapa de 
recuperación secundaria. Los principales factores para considerar la inyección de 
agua son:  
 
 Disponibilidad del agua. 

 
 La relativa facilidad para su inyección. 

 
 La facilidad con que el agua se transporta a través de una formación. 

 
 La eficiencia del agua para el desplazamiento del petróleo. 

 
Además, es importante considerar los siguientes elementos en el diseño de un 
programa integral de inyección de agua: 
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a) Descripción del yacimiento precisa y detallada 
 
Dentro de este campo es esencial definir las características del yacimiento como la 
permeabilidad, porosidad, espesor, variaciones areal y vertical, distribución areal y 
vertical de la saturación de petróleo, contacto agua petróleo, anisotropía, 
continuidad del reservorio, continuidad del flujo y zonas de pago.  
 
b) La producción del yacimiento y las formas de estimar la eficiencia de 

barrido y la recuperación de petróleo en varias etapas del proyecto 
 
Parte fundamental es conocer a detalle el historial de producción del yacimiento. 
Pozos que indican una producción acumulativa relativamente alta pueden indicar 
una alta permeabilidad y porosidad, además de un mayor espesor de pago. Para 
estimar la recuperación de petróleo en varias etapas del proyecto se puede 
considerar el análisis de las curvas de producción y además los mapas de frente de 
inyección permiten determinar las áreas que han sido barridas por el agua 
inyectada.  
 
c) Calidad del agua y tratamiento. 
 
Si no se mantiene la calidad del agua, se requiere una mayor presión de inyección 
para mantener las tasas de inyección deseadas. Además, los problemas de 
corrosión aumentan con el tiempo cuando se usa agua de menor calidad. Es 
importante proteger el sistema de inyección contra la corrosión para preservar su 
integridad física y evitar la generación de productos de corrosión. 
 
Es por esto que el comportamiento de los procesos de inyección de agua va a estar 
siempre de la mano de las propiedades de las rocas y del sistema roca  fluido, el 
ingeniero en petróleo debe tener el mayor conocimiento de estas propiedades para 
ejecutar con el mayor éxito posible los proyectos de recuperación secundaria dentro 
los yacimientos petrolíferos.  
 

2.4. DEFINICIONES BÁSICAS 

2.4.1.  RECURSOS 

Son todos los volúmenes de petróleo, que ocurren en la corteza terrestre, 
descubiertos o no, es decir, recuperables, no recuperables, e hipotéticos, o sea 
basados en análisis geológicos petroleros durante la exploración, que incluyen los 
volúmenes ya producidos.  
 
Los recursos abarcan los crudos convencionales y no convencionales. 
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2.4.1.1. Tipos de recursos 
 
2.4.1.1.1. Recursos Contingentes 
 
Volúmenes de petróleo, que a una determinada fecha se estima, pueden ser 
potencialmente recuperados de acumulaciones conocidas. 
 
Estos recursos pueden ser recuperados mediante aplicación de proyectos de 
desarrollo que deberán resolver una o más contingencias, que impiden que sean 
considerados como comercialmente recuperables.  
 
Dentro de las posibles contingencias tenemos:  
 
1) Falta de mercado. 

 
2) Aún no se cuenta con infraestructura, es decir que no puede ser puesto en 

producción. 
 

3) No es rentable su desarrollo y puesta en producción. 
 

4) Las tecnologías para su producción están aún en desarrollo.  
 

2.4.1.1.2. Recursos Prospectivos 
 
Volúmenes de petróleo, estimados a una fecha determinada y que serían 
potencialmente recuperables de acumulaciones aún no descubiertas. 
 
2.4.2.  PETRÓLEO ORIGINAL IN SITU, POES 
 
Es el volumen total original de petróleo en el subsuelo, estimado en una fecha dada, 
antes de que el campo entre en producción. 
 
Puede ser dividido en: 
 
1) Comercial (reservas). 

 
2) Sub comercial (recursos contingentes). 

 
3) Irrecuperables.   

 
 
2.4.3.  RESERVAS 
 
Volúmenes de petróleo comercialmente recuperables a partir de una determinada 
fecha en adelante y bajo condiciones conocidas, mediante la aplicación de 
proyectos de desarrollo aplicados sobre acumulaciones conocidas.  
 
Para ser considerada reservas, se deben cumplir algunos criterios: 
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1) Deben estar descubiertas. 
 

2) Deben ser recuperables. 
 

3) Deben ser comerciales. 
 

4) Deben contar con proyectos de desarrollo en marcha. 
 

2.4.3.1. Clasificación de las reservas 
 
2.4.3.1.1. Reservas Probadas (P1) 
 
Son aquellos volúmenes de petróleo, que, en base a la información de geociencias 
e ingeniería, se estima con un grado de certeza razonable, que pueden ser 
recuperados comercialmente, desde una fecha en adelante, de reservorios 
conocidos y bajo condiciones económicas, operativas y regulaciones 
gubernamentales definidas. Se considera con métodos probabilísticos, aquellas 
reservas con al menos 90% de probabilidad de ser recuperadas.  
 
El área del reservorio considerada como probada incluye:  
 
1) El área del campo, definida mediante datos del yacimiento y sustentada en la 

información de pozos, cuyos límites están marcados por el contacto agua 
petróleo, CAP, o por el límite inferior probado de crudo, LIP. 
 

2) Áreas contiguas no perforadas del reservorio, que pueden ser consideradas 
como comercialmente productivas en base a los datos de geociencias e 
ingeniería disponible, hacia las cuales se puede extrapolar con alto grado de 
certeza, el límite definido en las áreas perforadas.  

 
2.4.3.1.2. Reservas Probables (P2) 
 
Son aquellas con una probabilidad de existencia menor al de las probadas, pero 
mayor al de las posibles.  
 
Con métodos probabilísticos, se considera como tales, a las reservas con al menos 
50% de probabilidad de ser recuperadas.  
 
2.4.3.1.3. Reservas Posibles (P3) 
 
Son aquellas reservas adicionales, cuya definición está asociada a un grado de 
incertidumbre, mayor al de las reservas probables, sustentado en la información 
disponible de geociencias e ingeniería.  
 
Se considera con métodos probabilísticos, aquellas reservas con al menos 10% de 
probabilidad de ser recuperadas.  
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El área del reservorio considerada como posible incluye el o las áreas adyacentes 
a las áreas con reservas probadas o probables, hacia la que los datos de 
geociencias e ingeniería disponible, indican que la continuidad del reservorio es 
poco cierta.  
 
El cuadro 2.1 muestra el POES, Reservas y Recursos del Ecuador al 31 de 
diciembre del 2017.  
 
CUADRO 2.1  
POES, RESERVAS Y RECURSOS DEL ECUADOR AL 31 DE DICIEMBRE DEL 
2017 
 

Fuente:  Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019  
 
 
2.4.4. FACTOR DE RECOBRO, FR 
 
Se lo define como la fracción o porcentaje de crudo en el subsuelo (POES), que ha 
sido explotado o que puede ser explotado mediante métodos normales de 
producción, métodos secundarios y terciarios. 
 
La mayoría de compañías en el mundo están enfocadas actualmente, tanto en 
incrementar el factor de recobro, cuanto en el mantenimiento en niveles económicos 
de sus tasas de producción de crudos.   
 
Usando combinaciones de inyección de fluidos y recuperación mejorada, ha sido 
posible alcanzar factores de recobro entre el 50 y 70%.  



42 

El cuadro 2.2 muestra los factores de recobro del país al 31 de diciembre de 2017.  
 
CUADRO 2.2  
FACTOR DE RECOBRO DEL PAIS AL 31 DE DICIEMBRE DE 2017 
 

Fuente:  Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 

2.5. CARACTERÍSTICAS DE LA ROCA Y DEL FLUIDO 
 
2.5.1. PROPIEDADES DE LAS ROCAS 
 
2.5.1.1.  Porosidad 
 
Es la cantidad de espacio vacío presente en la roca que tiene la capacidad de 
almacenar fluidos. La porosidad se representa en porcentaje o fracción.  
 
2.5.1.1.1. Clasificación de la porosidad 
 
Existen dos aspectos para clasificar a la porosidad, por la edad geológica o por la 
conectividad de los espacios porosos.  
 
Los tipos de porosidad según el tiempo geológico son:  
 
1) Porosidad primaria o intergranular: Originada en el proceso de depositación 

del material con el que se origina la roca.  
 

2) Porosidad secundaria o inducida: Se origina por procesos naturales o 
artificiales que tomaron lugar después de la depositación de la roca, estos 
pueden ser: disolución, dolomitización y las fracturas.  

 
Considerando la conectividad de los espacios porosos tenemos: 
 
1) Porosidad absoluta o total: se la define como la fracción entre el volumen 

poroso total de la roca, es decir, los espacios interconectados entre sí y los que 
no lo están, y el volumen total de la roca.  
 

       (2.1) 

 
2) Porosidad efectiva o interconectada: Como su nombre lo indica, esta 

porosidad considera lo espacios porosos conectados entre sí y que pueden 
contener fluidos.  
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3) Porosidad no efectiva o no interconectada: Esta porosidad considera todo 
espacio poroso que contiene fluido pero que no se encuentra conectado con los 
demás espacios en la misma condición. 

     (2.2) 
 
2.5.1.2. Permeabilidad (K) 
 
Se define como la propiedad de la roca que permite que un fluido pase a través de 
un medio poroso.  
 
Para fines prácticos se la expresa en Darcys o Milidarcys. La permeabilidad es un 
factor importante en los procesos de inyección de agua ya que menores variaciones 
de la permeabilidad ayudarán a obtener mejores resultados al momento de extraer 
el petróleo del reservorio.  
 
2.5.1.2.1. Tipos de permeabilidad 
 
1) Permeabilidad absoluta: cuantifica la permeabilidad si solo existiera un fluido 

en el medio poroso que está saturando este a un 100%. Se la simboliza como K 
y generalmente es obtenida en pruebas de núcleos.  
 

2) Permeabilidad efectiva: dentro del medio poroso fluyen al mismo tiempo más 
de un fluido inmiscible, es por esto que la permeabilidad de cada fluido se la 
considera como independiente del resto. Estas permeabilidades están 
simbolizadas como ko, kw y kg que representan la permeabilidad efectiva de la 
fase del petróleo, agua y gas respectivamente. 

 
3) Permeabilidad relativa: es la relación de las permeabilidades dependiendo del 

tipo de fluido en el medio poroso, se la expresa como: 
 

         (2.3) 

         (2.4) 

         (2.5) 

 
2.5.1.3. Saturación 
 
Es la porción del volumen poroso de la roca que puede ser ocupado por un fluido, 
este fluido puede ser agua, petróleo o gas.  
 

     (2.6) 

 
Matemáticamente la sumatoria de todas las saturaciones será igual a uno.  
 

          (2.7)  
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2.5.1.3.1. Tipos de saturación 
 
1) Saturación de agua connata: Se la simboliza como Swc, corresponde a la 

saturación de agua que existe en el yacimiento al momento que este es 
descubierto, es decir, es el remanente del agua que inicialmente fue depositada 
en la formación y que, debido a la fuerza de la presión capilar del poro, no pudo 
ser desplazada por el hidrocarburo que migró hacia el yacimiento.  
 

2) Saturación de petróleo residual: Se la expresa como Sor, corresponde a la 
saturación de petróleo que quedó en el yacimiento en la zona barrida después 
de que existió un proceso de desplazamiento. 
 

3) Saturación de petróleo crítica: Expresada como Soc, corresponde a la 
saturación de petróleo que permanece en los poros de la roca y que es inmóvil.  

 
4) Saturación de petróleo movible: Se la expresa como Som, corresponde a la 

fracción de volumen poroso que es ocupado por el petróleo movible.   
 
2.5.1.4. Compresibilidad de la roca 
 
Es el cambio que experimente el volumen poroso de la roca por la variación de la 
presión en el yacimiento.  
 
2.5.2. PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS 
 
2.5.2.1. Viscosidad del petróleo (µo) 
 
Es la oposición que ejerce el fluido al movimiento. La viscosidad se ve afectada por 
factores como la presión y temperatura. Un aspecto fundamental a considerar es 
que un valor bajo de viscosidad de petróleo conllevaría a una alta recuperación por 
método de inyección de agua.  
 
A su vez, la viscosidad también afecta la razón de movili4dad que es la encargada 
de controlar la eficiencia de barrido de petróleo. 
 
2.5.2.2. Tensión superficial e interfacial 
 
Es la fuerza que se produce en la interfase de dos fluidos inmiscibles por unidad 

de longitud  (Green & Willhite, 1998). Cuando estos dos fluidos son líquidos se 
denomina tensión interfacial y cuando una de las fases es el aire o vapor se 
denomina tensión superficial  (Gutiérrez J, Chancusig M. 2017). 
 
En la figura 2.2 se ilustra la tensión superficial de un líquido. 
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FIGURA 2.2 ILUSTRACIÓN DE LA TENSIÓN SUPERFICIAL 

 
Fuente: Paris de Ferre, M., 2001 
Elaboración: Green, D.W. & Willhite, G.P., 1998 
 
2.5.2.3. Humectabilidad 
 
La humectabilidad es la capacidad que tiene un fluido a expandirse o adherirse a 
una superficie sólida en presencia de otro. En sistemas humectados por agua y 
petróleo, la fase que más tendencia tiene a adherirse o ser atraía se la denomina 
como la fase humectante.  
 
En la figura 2.3 se ilustra la mojabilidad de un sistema petróleo  agua  sólido.   
 
FIGURA 2.3 MOJABILIDAD DE UN SISTEMA PETRÓLEO-AGUA-SÓLIDO  
 

 
 
Fuente: Paris de Ferre, M., 2001 
Elaboración: Scientific Software Intercomp, 1981 
 
2.5.2.4. Relación de movilidad 
 
La relación de movilidad es un aspecto fundamental en la eficiencia de barrido del 
petróleo, es por esto su importancia en estudios de procesos de inyección de agua.  
 
La relación de movilidad se la define como la relación entre la permeabilidad y la 
viscosidad de la fase desplazante y la fase desplazada, que para nuestro caso sería 
el petróleo.   
 
Matemáticamente se la define como: 
 

            (2.8) 
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     (2.9) 

 
2.5.2.5. Presión capilar 
 
La presión capilar se ve presente en la fuerza que aplica la roca para succionar un 
líquido miscible o para expulsar un líquido inmiscible. 
 
Se la expresa como: 
 

          (2.10) 
 

2.6. MECANISMOS DE DESPLAZAMIENTO DEL FLUIDO  

2.6.1. MODELOS DE DESPLAZAMIENTO 

2.6.1.1. Desplazamiento tipo pistón 

Este modelo es utilizado en los procesos analíticos de desplazamiento de fluidos. 
Para este caso se asume que solo el agua se mueve por detrás del frente de 
desplazamiento dejando petróleo residual atrás.  
 
La figura 2.4 ilustra como se desarrolla el modelo del desplazamiento tipo pistón. 
 
FIGURA 2.4 MODELO DE DESPLAZAMIENTO TIPO PISTÓN 
 

 
 
Fuente: Valencia, R., 2012 
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2.6.1.2. Desplazamiento tipo pistón con fugas 
 
Al ser el modelo más realista, el desplazamiento tipo pistón con fugas asume que 
delante del frente de desplazamiento solo el petróleo se va a mover, pero detrás del 
frente de desplazamiento, el petróleo y el agua se van a mover en conjunto y estarán 
controlados por la relación de permeabilidades relativas de las fases.  
 
La figura 2.5 muestra el comportamiento a distintos tiempos de cómo se desarrolla 
el modelo de desplazamiento tipo pistón con fugas. 
  
FIGURA 2.5 MODELO DE DESPLAZAMIENTO TIPO PISTÓN CON FUGAS 

 
Fuente: Valencia, R., 2012 

2.7. ETAPAS DE DESPLAZAMIENTO  

2.7.1. INTRODUCCIÓN  

Como es de conocimiento, el desplazamiento de un fluido en un medio poroso va a 
tener variaciones en el transcurso del tiempo. Es inminente que se provocará 
cambios en las propiedades del fluido como es la permeabilidad relativa, presiones 
y viscosidades.  
 
Las etapas de desplazamiento durante la inyección de agua se las describe a 
continuación: 
   
a) Etapa inicial 
 
En esta etapa el yacimiento ha producido por flujo natural, es decir a través de 
mecanismo de producción primaria. Se considera que el yacimiento está siendo 
sometido a una presión actual por debajo de la presión de burbuja, esto provocará 
que exista gas en el yacimiento.  
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b) Etapa de invasión 
 
A un tiempo determinado, la presión del yacimiento aumentará conforme la 
inyección de agua vaya ocurriendo. El proceso permite observar el cambio de 
presión de los pozos inyectores hacia los pozos productores.  
 
Una vez que ocurre la invasión de agua, parte del petróleo se desplaza hacia 
delante y forma un banco de petróleo, pero detrás de este se formará un banco de 
agua junto al petróleo residual. 
 
c) Etapa de llene 
 
En la etapa de llene, todo el gas móvil se desplazará de la porción inundada del 
yacimiento antes que se produzca petróleo. El llene se logra porque el agua 
inyectada ocupa el volumen del espacio desocupado por el gas móvil. 
 
d) Etapa de ruptura 
 
En esta etapa el fluido desplazante aparece en el pozo productor, es decir que el 
avance del frente ha continuado después del llene. La ruptura del frente de agua en 
el pozo se identificará porque se verá una producción significativa de agua.  
 
e) Etapa posterior a la ruptura 
 
En esta etapa se tendrá un área de barrido mucho mayor, lo que a ese momento 
habrá generado una gran cantidad de petróleo producido. Cuando solo quede 
petróleo residual y agua en el yacimiento, el proceso finalizará porque ya no es 
económicamente rentable. 

2.8. ARREGLO DE POZOS 

2.8.1. INTRODUCCIÓN 

El arreglo de pozos es un factor de suma importancia al momento de realizar las 
operaciones de inyección de agua, ya que el espaciamiento y la localización de los 
pozos inyectores con respecto a los pozos productores y a los límites del yacimiento 
controlarán la efectividad de la inyección.  
 
Dentro de este marco se debe considerar los modelos de producción de los campos, 
como así también las características geológicas, propiedades de roca y fluido. 

2.8.2. TIPOS DE INYECCIÓN 

2.8.2.1. Inyección periférica 

Para este modelo se considera el acuífero que esté cerca de la zona de interés ya 
que se inyecta el agua en las periferias del yacimiento.  
 
La figura 2.6 muestra como es el proceso de inyección de agua cuando ésta es de 
tipo periférica.  
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FIGURA 2.6 INYECCIÓN PERIFÉRICA EN UN RESERVORIO DE PETRÓLEO 
 

 
Fuente: Paris de Ferre, M., 2001 
Elaboración: Latil, M., 1980 
 
Ventajas: 
 
 Este tipo de inyección utiliza pocos pozos. 

 
 No es necesario perforar nuevos pozos. 

 
 Es factible hacer una conversión de pozos productores a inyectores. 

 
 La información detallada del yacimiento no es necesaria. 

 
 Se inyecta poca agua para aumentar considerablemente el recobro de petróleo.  

 
Desventajas: 
 
 Una parte del agua que es inyectada no ayuda a barrer el petróleo. 

 
 Con este tipo de arreglos no se puede monitorear detalladamente el proceso de 

inyección.  
 

 En algunos yacimientos, no es capaz de mantener la presión de la parte central 
del mismo y es necesario hacer una inyección en arreglos en esa parte de 
yacimientos. 

 
 Puede fallar por no existir una buena comunicación entre la periferia y el centro 

del yacimiento. 
 

 El proceso de invasión y desplazamiento es lento, por lo tanto, la recuperación 
de la inversión es a largo plazo. 
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2.8.2.2. Inyección por medio de arreglos.  
 
Se diferencia de la inyección periférica, porque este método inyecta el agua en la 
zona donde existe petróleo. Este proceso se da por medio de arreglos geométricos 
de pozos. Dependiendo del número de pozos que se tengan se puede formar el tipo 
de arreglo (Comunidad petrolera, 2009). 
 
Características: 
 
 Cada tipo de arreglo va a depender principalmente de la forma del yacimiento, 

de las propiedades in situ de la roca y del arreglo de pozos existentes.  
 

 Se emplea, particularmente, en yacimientos con pozo buzamiento y una gran 
extensión areal. 

 
La figura 2.7 muestra los tipos de arreglos geométricos que se pueden realizar para 
cada arreglo de pozos.  
 
FIGURA 2.7 MODELOS DE ARREGLOS DE POZOS 
 

 
Fuente: Paris de Ferre, M., 2001 
Elaboración: Craig, F., 1971 
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La figura 2.8 muestra los tipos de arreglos de pozos ubicados irregularmente.  
 
FIGURA 2.8 ARREGLOS DE POZOS IRREGULARES 

 
Fuente: Paris de Ferre, M., 2001 
Elaboración: Rose, S., 1989 
 
A continuación, se muestra el cuadro 2.3 en el cual se determinan las características 
de los arreglos de pozos. La razón pozos de inyección a pozos de producción, 
RPI/PP, se calcula dividiendo el número de pozos inyectores que afecta 
directamente a cada pozo productor, entre el número de pozos productores que 
reciben efecto directo de un inyector.  
 
CUADRO 2.3  
CARACTERÍSTICAS DE LOS ARREGLOS DE POZOS 
 

Tipo de Arreglo RPI/PP Elementos de Arreglo 
Empuje de línea directa 1 Rectángulos  
Empuje de línea alterna 1 Líneas desfasadas de pozos 

5 pozos 1 Cuadrado 
7 pozos 2 Triángulo equilátero  

7 pozos invertidos o de 4 pozos ½ Triángulo equilátero  
9 pozos 3 Cuadrado 

9 pozos invertidos 1/3 Cuadrado 
Fuente: Paris de Ferre, M., 2001 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
Ventajas: 
 
 Produce una invasión más rápida en yacimientos homogéneos, de bajos 

buzamientos y bajas permeabilidades efectivas con alta densidad de los pozos, 
debido a que la distancia inyector es pequeña. Esto es muy importante en 
yacimientos de baja permeabilidad. 
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 Rápida respuesta del yacimiento. 
 

 Elevadas eficiencias de barrido areal. 
 

 Permite un buen control del frente de invasión y del factor de reemplazo. 
 

 Disminuye el efecto negativo de las heterogeneidades sobre el recobro. 
 

 Rápida respuesta de presiones. 
 

 El volumen de la zona de petróleo es grande en un período corto. 
 
Desventajas: 
 
 En comparación con la inyección periférica, este método requiere una mayor 

inversión, debido al alto número de pozos inyectores. 
 

 Es más riesgosa. 
 

 Exige un mayor seguimiento y control y, por lo tanto, mayor cantidad de recursos 
humanos. 

2.9. EFICIENCIA DE BARRIDO 

2.9.1.  EFICIENCIA DE BARRIDO AREAL, Ea 

Es la fracción del área horizontal del yacimiento que ha sido invadida por el agua 
inyectada durante el proceso de recuperación secundaria. 
 

       (2.11) 

 
La figura 2.9 muestra el área horizontal que ha sido barrida por la inyección de agua 
a varios transcursos de tiempo.  
 
FIGURA 2.9 ÁREA HORIZONTAL BARRIDA A DIFERENTES TIEMPOS PARA 
UN ARREGLO DE 5 POZOS 

 
Fuente: Paris de Ferre, M., 2001 
Elaboración: Smith, J y Cobb, W., 1992 
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La eficiencia de barrido areal está relacionada con las propiedades de la roca y 
fluido lo que influenciará con el rendimiento del fluido inyectado. Es importante 
considerar que estos factores son intrínsecos del sistema y que estas propiedades 
no pueden ser modificadas. 
 
Existen otros factores que se pueden modificar al momento de iniciar un proceso 
de recuperación secundaria, entre estos tenemos: 
 
1) Geometría de los pozos de inyección y producción 

 
Es factible realizar una combinación entre los pozos inyectores y los 
productores. 
 

2) Razón de movilidad 
 
Una relación de movilidad decreciente provoca que la eficiencia de barrido se 
incremente. Lastimosamente no se tiene mucho control sobre la razón de 
movilidad a menos que se provoque cambios drásticos en la permeabilidad, 
humectabilidad o viscosidad de los fluidos.  

 
3) Volumen de fluidos inyectados 

 
Al aumentar el volumen de fluidos inyectados, la eficiencia areal aumentará. 

 

2.9.2.  EFICIENCIA VERTICAL DE BARRIDO, Ev 

Se la define como la fracción del área vertical del yacimiento que ha sido contactada 
por el fluido desplazante durante el proceso de recuperación secundaria.   
 
Matemáticamente se la expresa como:  
 

         (2.12) 

 
Factores que afectan la eficiencia de barrido vertical: 
 
a. Heterogeneidad del yacimiento. 

 
b. Razón de movilidad. 

 
c. Volumen de fluido inyectado. 

 
d. Flujo cruzado entre capas. 

 
 

La figura 2.10 ilustra como se produce la eficiencia de barrido vertical  
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FIGURA 2.10 EFICIENCIA DE BARRIDO VERTICAL 
 

 
Fuente: Paris de Ferre, M., 2001 
Elaboración: Lake, L., 1989 

2.9.3.  EFICIENCIA DE DESPLAZAMIENTO VOLUMÉTRICA, Es 

Se define como la relación entre el volumen invadido y el volumen total del 
yacimiento que está en contacto con el fluido desplazante durante el proceso de 
inyección.  
 
Matemáticamente se la expresa como:  
 

       (2.13) 

 
Existen factores, a parte de la movilidad, que afectan esta eficiencia de barrido:  
 
a) Índice de inyectividad. 

 
b) Fuerzas gravitacionales 
 
La figura 2.11 muestra como ocurre la eficiencia de desplazamiento volumétrico en 
el yacimiento.  
 
FIGURA 2.11 COMBINACIÓN DE LAS EFICIENCIAS AREAL Y VERTICAL 
 

 
Fuente: Paris de Ferre, M., 2001 
Elaboración: Lake, L., 1989 
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2.10. RECUPERACIÓN SECUNDARIA Y MEJORADA EN EL 
ECUADOR 

2.10.1.   ANTECEDENTES 

En Ecuador, las diferentes técnicas de aumento del factor de recobro mejorado no 
ha sido una práctica extendida. Los estudios previos establecen que existen 28 
proyectos comerciales de recobro secundario que han sido ejecutados, 
específicamente procesos de inyección de agua, pero no existe más información 
sobre recobro terciario.  
 
En el país no se ha profundizado en la aplicación de los métodos de recuperación 
mejorada (EOR) en los campos de la Cuenca Oriente como proyectos pilotos 
comerciales, y esto se debe principalmente al alto costo que representa la inversión 
en estas tecnologías. 
 
Hoy en día las investigaciones académicas demuestran que, debido a las 
características de los yacimientos en la región amazónica ecuatoriana, los métodos 
de EOR más aplicables son el gas inmiscible seguido de productos químicos 
(polímeros y surfactantes). La inundación miscible con CO2 podría funcionar, pero 
no hay fuentes naturales o antropogénicas cercanas. 
 
Ecuador ha estado explotando petróleo por más de cuarenta años utilizando 
principalmente métodos primarios. A pesar de los esfuerzos realizados por las 
empresas estatales y privadas, la recuperación de petróleo y aumento del factor de 
recobro no ha sido representativa comparada con otros países productores de 
hidrocarburos. 
 
Para el año 2014 la consultora Wood Mackenzie realizó un estudio en la Cuenca 
Oriente y determinó que la producción de petróleo declinará de no mediar cambios 
sustanciales. La consultora determinó una caída de producción del 15% para los 
siguientes años, esto se ilustra en la figura 2.12. 
 
FIGURA 2.12 PROYECCIÓN BASE DE PRODUCCIÓN (2000  2016)  
EXCLUYENDO EOR, SUR ORIENTE Y ZONAS PROTEGIDAS. 

 
Fuente: MICSE y MRNNR, 2014 
Elaboración: Wood Mackenzie, 2014 
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Unos de los principales problemas ha sido la limitada inversión en exploración en 
los últimos 5 años comparada con la inversión a nivel global, mientras la industria 
global de Exploración y Producción, E&P, ha incrementado 4 veces la inversión en 
exploración en la última década, la inversión exploratoria en Ecuador se ha 
estancado.  
 
En la figura 2.13 se muestra la inversión exploratoria en el Ecuador en los últimos 
años. 
 
FIGURA 2.13 INVERSIÓN EXPLORATORIA EN ECUADOR 

 
Fuente: MICSE y MRNNR, 2014 
Elaboración: Wood Mackenzie, 2014 
 
Por lo expuesto anteriormente, con el objetivo de aumentar la producción de 
petróleo en el país, y considerando que el factor de recobro promedio en Ecuador 
es aproximadamente del 20% y que la mayoría de los campos del país aún se 
encuentran produciendo en su etapa primaria, la implementación de los métodos 
IOR  EOR juega un papel fundamental para incrementar el factor de recobro de 
los campos ecuatorianos para repotenciar los mismos e implementar otras 
tecnologías tendientes al incremento de productividad de los pozos. 
 
Los estudios prevén que las reservas se podrían incrementar sustancialmente si los 
métodos IOR  EOR se implementa exitosamente en Ecuador. 
 
Las estimaciones del potencial IOR  EOR están alrededor de 650 MMbbls de 
petróleo con un potencial más alto con una recuperación de al menos 6% (PAM) a 
8% (Sacha) incluyendo técnicas de recuperación terciaria  CO2, Químicos, etc. 
 
La figura 2.14 muestra los estudios realizados por Halliburton y Petroamazonas EP 
para el incremento de reservas significativamente a través de los métodos IOR  
EOR.  
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FIGURA 2.14 POTENCIAL PARA INCREMENTO DE RESERVAS EN ECUADOR 
A TRAVÉS DE MÉTODOS IOR  EOR  

 
Fuente: MRNNR, 2014 
Elaboración: Wood Mackenzie, 2014 
 
Además, las reservas no desarrolladas en zonas protegidas y Pungarayacu podrían 
contribuir a incrementar la producción en el mediano y largo plazo.  
 
Tambococha y Tiputini podrían desarrollarse con bajo impacto al medio ambiente 
del Parque Nacional Yasuní, pudiendo contribuir hasta 80.000 bbls por día de 
producción en el mediano plazo. Pungarayacu tiene un estimado de ~6.400 millones 
de barriles de petróleo en sitio, pero la factibilidad económica de su desarrollo no 
ha sido probaba aún. 
 
La figura 2.15 ilustra como Tiputini y Tambococha podrían contribuir 80 mil barriles 
de producción diaria en el mediano plazo, si se decide su desarrollo. 
  
FIGURA 2.15 PROYECCIÓN DE PRODUCCIÓN DE TIPUTINI Y TAMOCOCHA 

 
Fuente: PETROAMAZONAS EP, MRNNR, 2014 
Elaboración: Wood Mackenzie, 2014 
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2.11. RECUPERACIÓN SECUNDARIA POR INYECCIÓN DE AGUA 
EN ECUADOR  

2.11.1.   ANTECEDENTES 

La recuperación secundaria como tal tiene sus antecedentes en Ecuador en el 
Campo Sacha, el cual se encuentra ubicado al nororiente de la región amazónica 
del país.  
 
Para el 11 de junio de 1968 se comienza la primera etapa de recuperación 
secundaria. CEPE  TEXACO se encargó de inyectar agua dulce a las formaciones 
productoras. Para el año de 1992 se procede a inyectar agua de rio con agua de 
formación como parte de la segunda fase del proyecto. 
 
Lastimosamente no se logró tener un mayor éxito en el campo Sacha con la 
recuperación secundaria por inyección de agua. El proyecto solo logró evitar la 
declinación de la presión del yacimiento, pero no fue factible poder incrementar la 
producción de petróleo.  
 
Una vez realizado los estudios se pudo constatar que el agua inyectada carecía del 
tratamiento adecuado lo que habría provocado que el proceso de inyección no haya 
sido el óptimo. 
 
Aunque este proyecto en el Campo Sacha no obtuvo los resultados deseados, sirvió 
de base para futuros proyectos de investigación. Hoy en día en el país ya se han 
ejecutado 28 proyectos de inyección de agua a escala comercial en distintos 
campos petrolíferos de la Cuenca Oriente. 
 
De estos 28 proyectos, 12 han sido ejecutados por parte de Petroamazonas EP, 
específicamente en los campos: Coca Payamino, Edén Yuturi, Paka Sur, Pucuna, 
Shushufindi Aguarico, Drago, Atacapi, Pacayacu, Shushuqui, Secoya Oeste, Sacha 
y Culebra, y 17 proyectos han sido ejecutados por parte de las Compañías Privadas 
en los campos: Alice, Dorine, Fanny 18  B, Mahogany, Sonia, Puma Oriente, Pindo, 
MDC, Huachito, Inchi, Singue, Eno, Tigüino, Nantu, Wanke, Hormiguero y Bermejo 
Norte. 
 
2.12. DESARROLLO DE LOS PROYECTOS DE RECUPERACIÓN 
SECUNDARIA EJECUTADOS EN LA CUENCA ORIENTE 
 
A continuación, se hace un estudio de cada uno de los proyectos de recuperación 
secundaria con inyección de agua ejecutados en los campos de la Cuenca Oriente, 
diferenciando los mismos por Activos de Petroamazonas EP y por las Compañías 
Privadas. Es importante mencionar que toda la información fue proporcionada por 
parte del Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables.  
 
El estudio se centró en la recopilación de la información del historial de producción 
de los campos, las presiones de yacimientos antes y después de la inyección de 
agua, el aumento de factor de recobro, la producción de petróleo incremental que 
se ha obtenido de estos proyectos, el corte de agua actual que tienen los campos y 
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la respuesta que han tenido los campos por efecto del método aplicado.  
 
Toda esta información se detalla a continuación por medio de tablas y gráficos que 
ayudarán de mejor manera a entender como ha sido el proceso de recuperación 
secundaria.  
 
El cuadro 2.4 se detallan los campos en los cuales Petroamazonas EP y las 
Compañías Privadas han desarrollado proyectos de recuperación secundaria por 
inyección de agua. Posteriormente en los ANEXOS 1, 2 y 3 se ilustra gráficamente 
la ubicación de estos campos en el mapa petrolero del Ecuador.   
 
CUADRO 2.4   
LISTA DE PROYECTOS DE RECUPERACIÓN SECUNDARIA EJECUTADOS EN 
LA CUENCA ORIENTE  
 

BLOQUES PETROLEROS  PETROAMAZONAS EP 
BLOQUE ACTIVO  CAMPO 

7 Oso Yuralpa              Coca - Payamino 
12 Edén Yuturi              Edén - Yuturi 

57 Libertador 

 Atacapi 
 Pacayacu 
 Shushuqui 
 Secoya Oeste 

44 Palo Azul              Pucuna 
15 Indillana              Paka Sur 

57 Shushufindi 
 Shushufindi - Aguarico 
 Drago 

61 Auca              Culebra 
60 Sacha              Sacha 

BLOQUES PETROLEROS - COMPAÑÍAS PRIVADAS 
BLOQUE COMPAÑÍA CAMPO 

62 Andes Petroleum Ecuador Ltd. 

 Alice 
 Dorine  
 Fanny 18B 
 Mahogany 
 Sonia 

45 Consorcio Pegaso              Puma Oriente 
65 Consorcio Petrosud - Petroriva              Pindo 

46 - 47 Enap Sipec 
 MDC 
 Huachito 
 Inchi 

53 Gente Oil Ecuador Pte. Ltd.              Singue 
54 Orión Oil ER S.A.              Eno 
66 Petrobell Inc. Grantmining S.A.              Tigüino 

14 - 17 PetroOriental S.A. 
 Nantu 
 Wanke 
 Hormiguero 

49 Tecpecuador S.A.               Bermejo Norte 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
A continuación, se detalla el análisis del estudio en cada uno de los campos donde 
actualmente se mantienen proyectos de inyección de agua. Es importante 
mencionar que se los diferenciarán por activos de Petroamazonas EP, Compañías 
Privadas y consorcios.   



60 

2.12.1. ACTIVOS PETROAMAZONAS EP 
 

2.12.1.1 Activo Oso  Yuralpa 

 
Petroamazonas EP dentro del Activo Oso  Yuralpa, mantiene en curso un proyecto 
de recuperación secundaria por inyección de agua, específicamente en el campo 
Coca Payamino reservorio Napo U.  
 
El objetivo de este proyecto fue el de optimizar la producción del campo a través de 
dos pozos inyectores de agua de formación. Los pozos seleccionados fueron el 
pozo Payamino  04 y el pozo Payamino  10.  
 
Al 1 de enero de 2018 el reservorio Napo U del campo Coca Payamino tuvo un 
acumulado de petróleo de 15.342.223 bbls y 3.748.155 bbls de agua y un corte de 
agua del 32.8%. Por el continuo decremento de la presión, este reservorio requirió 
de inyección de agua para recuperar las reservas remanentes. 
 
En la figura 2.16 se muestra el historial de producción de fluidos del campo y el 
comportamiento en el reservorio Napo U.  
 
FIGURA 2.16 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO COCA- PAYAMINO  
 

 
 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
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El pozo Payamino - 04, inicia su producción en la Arena Hollín Principal el 8 de 
mayo de 1991 con 575 bppd, 1 bapd. En junio de 1995 se cambia de zona a Hollín 
Superior con 968 bppd, 10 bapd y 1% de BSW, posteriormente en noviembre del 
2000 se cambia a de zona a Basal Tena con una producción de 373 bppd, 344 bapd 
y BSW de 48%.  
 
El pozo Payamino  04 al final de su vida productiva en mayo del 2016 produjo de 
Napo U 48 bppd, 2 bapd y BSW de 4%, por lo cual se decide realizar la conversión 
de este pozo a inyector de agua de formación de la arena U.  
 
El acumulado histórico de este pozo es: 
 
 Basal Tena: 391.70 Mbbls de petróleo y 379.49 Mbbls de agua. 

 
 Napo U: 120.32 Mbbls de petróleo y 5.56 Mbbls de agua. 

 
 Hollín Superior: 1214.30 Mbbls de petróleo y 58.29 Mbbls de agua. 

 
 Hollín Principal: 546.23 Mbbls de petróleo y 1892.04 Mbbls de agua.  

 
A partir de la conversión del pozo Payamino  04, la recuperación asociada por la 
implementación del proyecto de inyección de agua incrementó las reservas en 15.5 
MMbbls de petróleo, con un índice de declinación del 16%. 
 
Por su parte, el pozo Payamino  10, fue completado el 3 de mayo de 1993 siendo 
su objetivo principal la arenisca Hollín Superior con un historial de producción de 
540 bppd, 17 bapd y 3% BSW.  Para mayo de 1996 se repara el equipo BES, con 
esto la producción del pozo se ubicó en 260 bppd, 30 bapd y 10 % BSW.  
 
Finalmente, el pozo Payamino  10 llega al final de su vida productiva en febrero de 
2006 donde se termina de perforar y se completa como pozo inyector en los 
intervalos de Napo U: 9070 ft  9102 ft en MD con una Piny= 2550 psi, BSW=100% 
y bipd=1690 
 
El acumulado histórico de este pozo es: 
 
 Napo U: 397.273.79 bbls de petróleo y 2.228.08 bbls de agua. 

 
 Hollín Superior: 228.095.72 bbls de petróleo y 853.142.82 bbls de agua. 

 
Para el pozo Payamino  10, la recuperación asociada por la implementación del 
proyecto de inyección de agua se estima en 3.5 MMbbls.  
 
En el cuadro 2.5 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 del Campo Coca  Payamino, este estudio contempló el análisis 
antes y después de la inyección de agua tomando como referencia el aumento de 
la producción de petróleo, el factor de recobro y porcentaje de BWS del campo. 
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CUADRO 2.5   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN EL CAMPO COCA 
PAYAMINO 

 

ACTIVO/CAMPO 

ANTES DE LA INYECCIÓN DE 
AGUA - 2005 

DESPUÉS DE LA INYECCIÓN DE AGUA - 
2017 

POES 
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

POES 
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

 
BSW 
(%) 

Activo Oso Yuralpa                                         
Campo Coca - 
Payamino 
(Reservorio U) 

45.329.910 4.024.620 8,88 88.419.414 14.116.447 15,97 
 

30 
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
En la figura 2.17 se muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del 
Campo Coca  Payamino, tanto en historial de producción como en historial de 
presiones de fondo fluyente.  
 
FIGURA 2.17 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO COCA PAYAMINO 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.1.2  Activo Edén  Yuturi 

 
Dentro del Activo Edén  Yuturi, Petroamazonas EP mantiene un proyecto de 
recuperación secundaria por inyección de agua, específicamente en el Campo Edén 
 Yuturi. Este proyecto piloto se empezó a desarrollar el 21 de diciembre de 2013 

con el fin de mantener e incrementar la presión del reservorio y la producción de 
petróleo.  
 
El piloto se enfocó en la zona central de la arenisca M1, en la cual existen pozos 
direccionales y horizontales, siendo esta zona la de mayor producción histórica en 
comparación a la zona de los flancos. Por esta razón la inyección de agua es de 
tipo periférico, desde el noreste de la estructura hacia el centro. 
 
El proyecto piloto contempló el cambio del pozo Edén Yuturi  F118H de productor 
de petróleo a inyector de agua, este pozo está ubicado en la periferia del yacimiento. 
A octubre del 2013 presentaba una producción que bordeaba el límite económico 
de 50 bppd y sus reservas remanentes eran bajas (10.000 bbls aproximadamente).  
 
En forma general se observa un incremento de presión del yacimiento M1, lo que 
se evidencia en el mantenimiento y aumento de las presione fluyentes de los pozos 
productores ayudando a la desaceleración de la declinación de producción, además 
el reservorio tiende a mantener la producción de petróleo a consecuencia del 
aumento o mantenimiento de presión del reservorio. 
 
En la figura 2.18 se muestra el historial de producción del Campo Edén  Yuturi.  
  
FIGURA 2.18 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO EDÉN  YUTURI  
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
 



64 

En el cuadro 2.6 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 del Campo Edén - Yuturi, este estudio contempló el análisis antes y 
después de la inyección de agua tomando como referencia el aumento de la 
producción de petróleo, el factor de recobro y porcentaje de BWS del campo. 
 
CUADRO 2.6   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN EL CAMPO EDÉN 
YUTURI  
 

ACTIVO/CAMPO 

ANTES DE LA INYECCIÓN DE 
AGUA - 2012 

DESPUÉS DE LA INYECCIÓN DE AGUA - 
2017 

POES 
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

POES 
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

BSW 
(%) 

Activo Edén Yuturi                        
Campo Edén Yuturi 
(Reservorio M1) 

299.635.401 41.608.587 13,89 283.395.132 49.668.033 17,53 80 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 

En la figura 2.19 se muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del 
Campo Edén - Yuturi, tanto en historial de producción como en historial de presiones 
de fondo fluyente.  
 

FIGURA 2.19 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO EDÉN  YUTURI 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.1.3  Activo Indillana 

 
El proyecto piloto de inyección de agua en el Activo Indillana inició en diciembre del 
2012, este proyecto se centró en el reservorio Napo T Principal del Campo Paka 
Sur. El objetivo fue el incremento de presión y de producción de petróleo a través 
del pozo Paka Sur B  13I.  
 
En la actualidad se continúa inyectando agua de formación con un caudal promedio 
de 4360 bapd con una presión de cabeza de 1840 psi. Debido a que el pozo inyector 
se encuentra ubicado al flanco del campo, el barrido de petróleo y efecto de la 
inyección de agua será desde el flanco del campo.  
 
Iniciando el año 2014 existió una considerable caída de producción de petróleo, e 
incremento en el caudal de agua, esto debido a que ya se presentó el rompimiento 
en los pozos Paka Sur A-003 y Paka Sur A-007. Para el año 2015 ingresan a 
producción los Pozos Paka Sur B-010 y Paka Sur C-018, por esta razón se observó 
incrementos de producción en este año. Para mayo 2017 la producción del 
reservorio T Principal fue de 1509 bppd y 3398 bapd. 
 
En la figura 2.20 se muestra el historial de producción del Campo Paka Sur, 
reservorio Napo T Principal. 
 
FIGURA 2.20 HISTORIAL DE PRODUCCÓN DEL CAMPO PAKA SUR 
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
 
En términos generales los efectos de la inyección de agua han sido evidente desde 
finales del año 2013, después de 9 meses de haber inyectado continuamente en el 
reservorio, se ha podido incorporar a producción a nuevos pozos (Paka Sur B-010 
y Paka Sur C-018), ya que por las presiones de reservorio bajas se tenía problemas 
operativos, particularidad que en la actualidad no ocurre.  
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En el cuadro 2.7 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 del Campo Paka Sur, este estudio contempló el análisis antes y 
después de la inyección de agua tomando como referencia el aumento de la 
producción de petróleo, el factor de recobro y porcentaje de BWS del campo. 
 
CUADRO 2.7   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN EL CAMPO PAKA 
SUR 
 

ACTIVO/CAMPO 

ANTES DE LA INYECCIÓN DE 
AGUA - 2012 

DESPUÉS DE LA INYECCIÓN DE AGUA - 
2017 

POES 
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

POES 
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

BSW 
(%) 

Activo Indillana                            
Campo Paka Sur 
(Reservorio T 
Principal) 

33.040.319 5.213.586 15,78 20.770.234 6.198.293 29,84 70 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 

En la figura 2.21 se muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del 
Campo Paka Sur, tanto en historial de producción como en historial de presiones 
de fondo fluyente.  
 
FIGURA 2.21  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO PAKA SUR 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
 
 
 
 



67 

2.12.1.4  Activo Palo Azul 

 
Petroamazonas EP inició el proyecto de recuperación secundaria en enero de 2014 
en el Campo Pucuna, el cual pertenece al Activo Palo Azul. El proyecto se enfocó 
en el reservorio Napo T. 
 
El objetivo por el cual se implementó este proyecto fue para incrementar la 
producción de petróleo, mejorar la eficiencia del barrido en el reservorio Napo T. 
Para este fin se seleccionó al pozo PCN - 001, el mismo que actualmente no tiene 
interés hidrocarburífero comercial en ninguno de sus yacimientos ya que llegó a 
producir a una tasa máxima de 42 bppd, pero mostró buenas propiedades 
petrofísicas. 
 
Para este pozo se realizaron pruebas de inyectividad para determinar si podía ser 
convertido en inyector de agua, sin embargo, debido a las complejas condiciones 
geológicas del reservorio y la calidad de agua inyectada, se provocó un 
taponamiento temprano de la formación en el pozo dejando sin resultados el 
proyecto. 
 
Hoy en día se encuentran perforados un total de 17 pozos, de los cuales 14 pozos 
están en producción, 1 pozo cerrado, 1 pozo inyector de agua que se encuentra 
cerrado hasta implementar la recuperación secundaria y 1 pozo reinyector de agua 
de formación. La producción del campo es de 1782 bppd, la gravedad del crudo 
promedio es 30.5° API. El agua de producción es reinyectada por el pozo Pucuna-
04 a la formación Hollín. 
 
En la figura 2.22 se muestra el historial de producción del campo Pucuna.  
 
FIGURA 2.22 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO PUCUNA  

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
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En el cuadro 2.8 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 del Campo Pucuna, este estudio contempló el análisis antes y 
después de la inyección de agua tomando como referencia el aumento de la 
producción de petróleo, el factor de recobro y porcentaje de BWS del campo. 
 
CUADRO 2.8   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN EL CAMPO PUCUNA 

 

ACTIVO/CAMPO 

ANTES DE LA INYECCIÓN DE 
AGUA - 2013 

DESPUÉS DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
- 2017 

POES 
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

POES 
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

BSW 
(%) 

Activo Palo Azul                            
Campo Pucuna 
(Reservorio T) 

48.316.848 10.054.657 20.81 68.650.799 11.144.701 16,23 60 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 

En la figura 2.23 se muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del 
Campo Pucuna, tanto en historial de producción como en historial de presiones de 
fondo fluyente.  
 

FIGURA 2.23  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO PUCUNA 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.1.5.  Activo Shushufindi: Campo Shushufindi - Aguarico 

 
El 29 de noviembre de 2014 se inicia el piloto de inyección de agua en el Campo 
Shushufindi  Aguarico, perteneciente al Activo Shushufindi. El proyecto se diseñó 
con una configuración de inyección de 5 puntos invertido que inyectan al reservorio 
Napo U Inferior que se encuentra dividido en 4 unidades hidráulicas.   
 
El comportamiento de presión en la arenisca U inferior tiene rangos de presión 
actual entre 1100 psi a 3200 psi y se observa más de una tendencia.  
 
Se identificaron cuatro compartimentos estratigráficos aislados entre sí por 
pinchamientos de las arenas y depósito de material fino sin permeabilidad efectiva. 
 
Los compartimentos estratigráficos de la arena U inferior están comprendidos en 
las siguientes áreas: 
 
 Norte: En esta área existe un buen mantenimiento de la energía con una presión 

actual estabilizada entre 2800 psi a 3000 psi. 
 

 Centro Norte: En esta área existe la mayor declinación del campo, con una 
presión al año 2012 entre 1100 psi a 1400 psi. 

 
 Centro Sur: En esta área se tiene una depletación menor respecto al área 

centro norte, con una presión al año 2012 entre 1800 psi a 2200 psi. 
 

 Sur: En esta región existe un buen mantenimiento de la energía con una presión 
actual estabilizada entre 3000 psi a 3200 psi. 

 
En base a estos parámetros se decide implementar el proyecto de Recuperación 
Secundaria por inyección de agua, el cual tuvo como objetivo principal aumentar 
comercialmente el factor de recobro en el reservorio UI y cambiar el perfil de 
declinación de presión del campo. 
 
En la figura 2.24 se visualiza el desempeño del piloto de inyección de agua en 
Shushufindi en dos partes: en producción e inyección. 
 
El primer plot, representa la producción asociada a los pozos productores del área 
del piloto de inyección con la incremental acumulada de petróleo asociada al 
desplazamiento volumétrico del agua de inyección en la zona. 
 
El segundo plot, representa la inyección de agua diaria en el piloto de recuperación 
secundaria con la entrada a inyección de cada pozo y el acumulado de inyección a 
la fecha (17.9 MMbbls de agua inyectada acumulada). 
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FIGURA 2.24 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO SHUSHUFINDI  
AGUARICO DE NOVIEMBRE 2014 A DICIEMBRE 2017 
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
 
Después de 37 meses de implementado el proyecto se han observado los 
siguientes efectos: 
 
a) Incremento en la presión del yacimiento en el área del piloto a 3100 psi (85% de 

la Pi). 
 

b) Monitoreo del avance del frente de invasión a través de la diferencia en salinidad 
del agua original y de inyección. 

 
c) Incremento en la presión de fondo fluyente en los pozos productores, 

proveyendo un efectivo soporte de presión. 
 

d) La eficiencia volumétrica en todo el sector de inyección es del 51%, lo que 
significa que existe más petróleo por desplazar del reservorio. 

 
Sin embargo, existe canalización de agua en algunos pozos productores y, 
mediante un tratamiento de control de agua, se piensa corregir este problema 
después de ejecutar el programa de trazadores químicos para determinar el área y 
volumen poroso contactado por la inyección.  
 
Otro efecto que se evidencia es en la producción de petróleo incremental, a 
diciembre de 2017 tiene una tasa diaria de 1580 bppd y un acumulado de más de 
1874 MMbbls, esto se traduce en un barrido exitoso del piloto de inyección de agua. 
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En el cuadro 2.9 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 del Campo Shushufindi - Aguarico, este estudio contempló el análisis 
antes y después de la inyección de agua tomando como referencia el aumento de 
la producción de petróleo, el factor de recobro y porcentaje de BWS del campo. 
 
CUADRO 2.9   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN EL CAMPO 
SHUSHUFINDI  AGUARICO 
 

ACTIVO/CAMPO 

ANTES DE LA INYECCIÓN DE 
AGUA - 2013 

DESPUÉS DE LA INYECCIÓN DE AGUA - 
2017 

POES  
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

POES  
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 

F.R. 
(%) 

BSW 
(%) 

Activo Shushufindi                         
Campo Shushufindi - 
Aguarico (Reservorio 
U inferior) 

1.776.013.017 421.075.409 23,71 1.965.674.663 590.915.877 30,06 75 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 

En la figura 2.25 se muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del 
Campo Shushufindi - Aguarico, tanto en historial de producción como en historial 
de presiones de fondo fluyente.  
 
FIGURA 2.25 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO SHUSHIFINDI  AGUARICO 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.1.6.  Activo Shushufindi: Campo Drago 

 
La estructura Drago fue descubierta con la perforación exitosa del pozo exploratorio 
Drago 1, en el año 2007, con un TD de 10430 ft. Las pruebas de producción del 
reservorio U Inferior, reportaron 879 bppd, con 1% de BSW y 27.9 °API. 
 
El proyecto piloto de recuperación secundaria por inyección de agua inició en mayo 
del 2016 con la inyección de agua en el pozo Drago Norte  020 en el reservorio U 
Inferior, acumulando a la fecha un aproximado de 4 MMbbls de agua.   
 
En la figura 2.26 se muestra el historial de inyección de agua en el pozo Drago Norte 
 20.  

 
FIGURA 2.26 HISTORIAL DE INYECCIÓN DE AGUA POZO DRAGO NORTE - 20 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
 
Actualmente se inyecta a un Qiny = 7213 bapd con una presión de cabeza, Pwh = 
691 psia. 
 
Sin embargo, el índice de remplazo de fluidos diario, así como los valores 
acumulados desde la producción e inicio de la inyección, alcanzan el valor de 
(Voidage Replacement Ratio) VRR = 0.54, lo que indica que actualmente se está 
remplazando la mitad de los fluidos producidos.  
 
Los índices acumulados muestran que se manejan valores bajos de los mismos y se 
requiere masificar el proyecto de inyección de agua en varios sectores del campo. 
Debido a estos resultados y al poco tiempo de aplicación del proyecto, los efectos 
en el campo Drago todavía no se evidencian y el proyecto se encuentra en fase de 
monitoreo. 
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En la figura 2.27 se muestra el comportamiento de producción y de presión del pozo 
Drago  015 en el reservorio U Inferior.  
 
FIGURA 2.27 COMPORTAMIENTO DE PRODUCCIÓN Y PRESIÓN DEL POZO 
DRRA  015UI 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
 
En la figura 2.28 se muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del 
campo Drago a pesar de que el proyecto se encuentra suspendido.   
 
FIGURA 2.28 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO DRAGO 

 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 

Fractura 
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2.12.1.7.  Activo Libertador 

 
El proyecto piloto de inyección de agua en el Activo Libertador comenzó el 3 de 
marzo de 2014. Petroamazonas EP destinó los proyectos de recuperación 
secundaria a cuatro Campos del Activo Libertador, específicamente a los Campos 
Atacapi, Libertador, Secoya Oeste y Pacayacu  Shushuqui. El piloto inició con la 
inclusión del pozo inyector Secoya 26 en el reservorio U Superior. Debido a los 
buenos resultados, en el año 2015 se adicionaron cuatros pozos al proyecto piloto. 
  
El objetivo de implementar el proyecto de recuperación secundaria en el Activo 
Libertador se da por la caída de presión que se tenía por la campaña de producción 
del campo.  
 
Es importante tener en cuenta que las oportunidades a corto plazo para el área 
Libertador están concentradas en los campos Libertador y Atacapi, con unas 
reservas remanentes de bajo riesgo de 76.4 MMbbls de petróleo y 34.8 MMbbls de 
petróleo respectivamente, mientras que las oportunidades a mediano plazo con un 
riesgo moderado están concentradas principalmente en el campo Libertador, con 
reservas remanentes adicionales de 38.7 MMbbls de petróleo. 
 
En la figura 2.29 se muestran el comportamiento de la inyección de agua en el pozo 
productor Atacapi  26D  
 
FIGURA 2.29 RESPUESTA DEL POZO PRODUCTOR ATACAPI  26D  

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
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En el cuadro 2.10 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 del Activo Libertador, este estudio contempló la producción 
acumulada de petróleo y el factor de recobro actual de cada campo. 
 
CUADRO 2.10   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN EL ACTIVO 
LIBERTADOR 
 

ACTIVO/CAMPO                               
Activo Libertador 

RESULTADOS DE LA INYECCIÓN DE AGUA 

POES  
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA  

(bbls) 
F.R. (%) 

Campo Atacapi        

Reservorio Basal tena 14.210.976 1.755.914 12,36 

Reservorio U Superior 33.714.927 3.153.466 9,35 

Reservorio U Inferior 94.916.544 26.475.738 27,89 

Campo Pacayacu - Shushuqui       

Reservorio Basal Tena 123.425.636 6.345.325 5,14 

Campo Secoya Oeste       

Reservorio U Superior 346.186 145 0,04 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
En la figura 2.30 se muestra como ha sido el proceso de la inyección de agua dentro 
del campo Atacapi en el historial de producción de petróleo.   
 
FIGURA 2.30  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO ATACAPI 

 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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En las figura 2.31 y 2.32 se muestra la influencia de la inyección de agua dentro de 
los campos Shushuqui y Pacayacu respectivamente.  
 
FIGURA 2.31 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO SHUSHUQUI 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 

FIGURA 2.32  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO PACAYACU 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.1.8.  Activo Sacha 

 
La presión de los yacimientos Napo UI y Napo TI del Campo Sacha, perteneciente 
al Activo Sacha, han bajado gradualmente conforme la declinación natural de los 
reservorios debido al plan de producción enfocado en especial en esta zona, es por 
esta razón que el 4 de noviembre de 1986 se implementa el proyecto de 
recuperación secundaria para mantenimiento de presión.  
 
Hoy en día se cuenta con seis pozos completados para inyección de agua, de los 
cuales uno está cerrado por problemas con la arena. Los cinco pozos restantes 
inyectan tanto para la arena Napo UI y Napo TI a presiones que varían entre 1000 
psi y 1400 psi. 
 
Los resultados que se han obtenido gracias a la implementación del proyecto son 
evidentes ya que se logró mantener la presión en la zona de depletación y aumentar 
constantemente la producción.  
 
Para el reservorio Napo U se tiene un acumulado de petróleo de 261.516 Mbbls, 
mientras que para el reservorio Napo T se tiene un acumulado de petróleo de 
140.441 Mbbls.  
 
En la figura 2.33 se muestra el historial de producción del campo Sacha 
 
FIGURA 2.33 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO SACHA  
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
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En el cuadro 2.11 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 del Activo Sacha, este estudio contempló la producción acumulada 
de petróleo y el factor de recobro actual y el porcentaje de BSW.  
 
CUADRO 2.11   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN EL CAMPO SACHA 
 

ACTIVO/CAMPO 
ACTIVO SACHA 

RESULTADOS DE LA INYECCIÓN DE AGUA 

POES  
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 
F.R. (%) BSW (%) 

Sacha (U inferior) 1.273.579.085 251.532.547 19,75 50 

Sacha (T inferior) 818.118.552 134.314.817 16,42 37.5 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 

 

En la figura 2.34 se muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del 
Campo Sacha, tanto en historial de producción y de presiones de fondo fluyente.  
 

FIGURA 2.34 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO SACHA 
  

 
 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.1.9.  Activo Auca 

 
El proyecto piloto de recuperación secundaria por inyección de agua en el Campo 
Culebra del Activo Auca, se lo implementó en enero de 2017 debido a una fuerte 
caída de presión en el yacimiento U Inferior desde el inicio de la exploración. La 
presión original de yacimiento de 3600 psi disminuyó considerablemente hasta 
aproximadamente un rango entre 900 psi a 1000 psi, cerca de la presión de burbuja. 
 
El área de inyección está determinada por un arreglo de 7 puntos invertidos, 6 pozos 
productores y 1 pozo inyector. 
 
Una vez que empezó la inyección de agua en el campo Culebra, se observó 
influencia de la inyección al mes, viéndose afectados 9 pozos productores. De 
acuerdo con la respuesta de presiones, producción de fluido y guiados en la 
interpretación de calidad de roca, se evidencia una clara tendencia de mejora de 
permeabilidad. 
 
Gracias al proyecto se logró mantener la presión en la zona de depletación, 
evidenciándose registros de presiones en pozos cercanos dentro de un rango de 
1300 psi a 1850 psi, además, debido a la inyección se logró un incremental adicional 
de petróleo de 1100 bbls/día. 
 
En la figura 2.35 se muestra el comportamiento de producción de fluidos dentro del 
Campo Culebra.  
 
FIGURA 2.35 COMPORTAMIENTO DE PRODUCCIÓN EN EL ÁREA DE 
INFLUENCIA DEL PILOTO DE INYECCIÓN DE AGUA DEL CAMPO CULEBRA 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petroamazonas EP, 2018 
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En el cuadro 2.12 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 del Campo Culebra, este estudio contempló la producción 
acumulada de petróleo y el factor de recobro actual y el porcentaje de BSW.  
 
CUADRO 2.12  
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN EL CAMPO 
CULEBRA 
 

ACTIVO/CAMPO 

RESULTADO DE LA INYECCIÓN DE AGUA - 2017 

 POES  
(bbls) 

PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

(bbls) 
F.R. (%) BSW (%) 

Activo Culebra                             
Campo Culebra 
(Reservorio UI) 

443.603.017 46.413.554 10,46 30 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019  
 

En la figura 2.36 se muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del 
Campo Culebra, tanto en historial de producción y de presiones de fondo fluyente.  
 
FIGURA 2.36 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO CULEBRA  
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.2. COMPAÑÍAS PRIVADAS Y CONSORCIOS 
 

2.12.2.1.  Andes Petroleum Ecuador Ltd  

 
Andes Petroleum Ltd. operadora del Bloque 62 Tarapoa, tiene en curso 5 proyectos 
de recuperación secundaria por inyección de agua. Estos proyectos se distribuyen 
en los siguientes Campos: Alice, Dorine, Fanny 18B, Mahogany y Sonia 
 
La implementación de estos proyectos tuvo como objetivo el incremento de presión 
de reservorio y de reservas en cada uno de sus campos, específicamente en el 
reservorio M1. 
 
Hoy en día gracias a los excelentes resultados que han arrojados los proyectos de 
inyección de agua, Andes Petroleum cuenta con 27 pozos inyectores. 
 
Además, el incremento del factor de recobro ha sido notorio lo que ha permitido 
evaluar la posibilidad de implementar 5 proyectos adicionales a nuevos campos 
para evitar una caída de presión de sus yacimientos y aumentar la producción de 
petróleo de los mismos.  
 
En el cuadro 2.13 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 en los Campos de Andes Petroleum Ecuador Ltd, este estudio 
contempló las presiones antes y después la inyección de agua, los efectos a nivel 
de campo y el volumen recuperado de petróleo por efectos del método aplicado.  
 
CUADRO 2.13   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA  ANDES PETROLEUM 
ECUADOR LTD. 
 

CAMPO 

RESERVORIO RESULTADOS 

M1 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

INICIAL 
(psi) 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

ACTUAL 
 (psi) 

EFECTOS A 
NIVEL DE 
CAMPO 

VOLUMEN 
RECUPERADO 
POR EFECTOS 
DEL MÉTODO 

APLICADO (bls) 

Alice X 2775 2940 
Incremento 
de presión y 

de EUR 
2.900.061 

Dorine X 2409 2852 
Incremento 
de presión y 

de EUR 
1.578.667 

Fanny-
18B 

X 2390 2737 
Incremento 
de presión y 

de EUR 
11.696.090 

Mahogany X 2293 2910 
Incremento 
de presión Solo se observa 

incremento de 
presión Sonia X 2379 2852 

Incremento 
de presión 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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El cuadro 2.14 muestra los factores de recobro obtenidos debido a los proyectos de 
recuperación secundaria en los Campos de Andes Petroleum Ecuador Ltd.  
 
CUADRO 2.14   
FACTORES DE RECOBRO OBTENIDOS POR LA RECUPERACIÓN 
SECUNDARIA CAMPOS DE ANDES PETROLEUM ECUADOR LTD  

 

FACTORES DE RECOBRO - ANDES PETROLEUM ECUADOR LTD 
CAMPO RESERVORIO CAMPO RESERVORIO CAMPO RESERVORIO 

Alice M - 1  Dorine M - 1  
Fanny 
18B 

M - 1  

FR actual del 
yacimiento (%) 

45,10 
FR actual del 

yacimiento (%) 
57,70 

FR actual del 
yacimiento (%) 

60,10 

Recobro Primario (%) 27,70 Recobro Primario (%) 53,70 Recobro Primario (%) 48,30 

Recobro Secundario 
(%) 

17,40 Recobro Secundario 
(%) 

3,90 Recobro Secundario 
(%) 

11,80 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
La figura 2.37 muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del Campo 
Alice, tanto en historial de producción y de presiones de fondo fluyente. 
 
FIGURA 2.37  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO ALICE 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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Las figuras 2.38 y 2.39 muestran la influencia la inyección de agua dentro de los 
Campos Fanny 18B y Dorine respectivamente, tanto en historial de producción y de 
presiones de fondo fluyente. 
 
FIGURA 2.38  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO FANNY  18B 
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
FIGURA 2.39 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO DORINE 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.2.2.  Consorcio Pegaso 

 
Consorcio Pegaso operadora del Campo Puma Oriente en el Bloque 45, ha 
desarrollado dentro de su campo dos proyectos de recuperación secundaria, 
específicamente en sus reservorios Caliza M1 y Caliza M2.  
 
Los efectos producidos a nivel de Campo es la reducción notoria de la declinación 
de los pozos y un incremento en el factor de recobro. 
 
Las operaciones de inyección de agua de los reservorios Caliza M1 y Caliza M2, 
han tenido éxito a pesar de ser un Plan Piloto de inyección de agua. 
 
Debido al Plan Piloto de inyección de agua, los reservorios de las Calizas M1 y M2 
siguen produciendo, gracias a esto, hoy en día, el Campo Puma Oriente cuenta 9 
pozos inyectores y 44 pozos productores.  
 
Como dato adicional la inyección de en la Caliza M1 es de aproximadamente 270 
bapd, mientras que la inyección de agua en la Caliza M2 se encuentra 
temporalmente suspendida, debido a que en la actualidad no existen pozos 
produciendo de esa zona. 
 
En la figura 2.40 se muestra el historial de producción del Campo Puma Oriente. 
 
FIGURA 2.40 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO PUMA ORIENTE 
 

 
 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Consorcio Pegaso, 2018 
Modificado por: Gutiérrez, C., 2019 
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En el cuadro 2.15 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 en el Campo Puma Oriente, este estudio contempló las presiones 
antes y después la inyección de agua, los efectos a nivel de campo y el volumen 
recuperado de petróleo por efectos del método aplicado.  
 
CUADRO 2.15   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA  CONSORCIO 
PEGASO 
 

CAMPO 

RESERVORIOS RESULTADOS 

M1 M2 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

INICIAL 
(psi) 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

ACTUAL 
 (psi) 

EFECTOS A 
NIVEL DE 
CAMPO 

VOLUMEN 
RECUPERADO 

POR 
EFECTOS DEL 

MÉTODO 
APLICADO 

(bbls) 

Puma 
Oriente 

X X 
M1: 660 M1: 230 Reducción en la 

declinación de los 
pozos 

498.896 
M2: 925 M2: 330 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
  
La figura 2.41 muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del Campo 
Puma Oriente, tanto en historial de producción y de presiones de fondo fluyente. 
 
FIGURA 2.41  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO PUMA ORIENTE 
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.2.3  Consorcio Petrosud-Petroriva 

 
Consorcio Petrosud  Petroriva operadora del Campo Pindo en el Bloque 65, ha 
desarrollado dos proyectos de recuperación secundaria por inyección de agua en 
los reservorios Basal Tena y U Inferior. 
 
La inyección en el yacimiento Basal Tena se realizó desde el año 2007 al año 2009, 
a través del pozo Pindo  8, mientras que la inyección en el yacimiento U Inferior 
se realizó a través del pozo Pindo  4. Actualmente se encuentra suspendido el 
proyecto.  
 
Debido a esto, se retomará el proyecto piloto en U Inferior una vez que se mejore 
la calidad de agua de inyección, además se prevé la inyección de trazadores para 
el monitoreo de la inyección de agua en U Inferior.  
 
Como dato adicional, el Campo Pindo cuenta hoy en día con 12 pozos inyectores y 
37 pozos productores.   
 
En la figura 2.42 se ilustra el comportamiento de producción del Campo Pindo en la 
arena U Inferior.  
 
FIGURA 2.42 COMPORTAMIENTO DE PRODUCCIÓN ARENA UI CAMPO 
PINDO 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Consorcio Petrosud Petroriva, 2018 
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En el cuadro 2.16 se muestran los resultados del proceso de inyección de agua a 
enero de 2018 en el Campo Pindo, este estudio contempló las presiones antes y 
después la inyección de agua, los efectos a nivel de campo y el volumen recuperado 
de petróleo por efectos del método aplicado.   
 
CUADRO 2.16   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA  PETROSUD 
PETRORIVA 
 

CAMPO 

RESERVORIOS RESULTADOS 

UI BT 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

INICIAL 
(psi) 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

ACTUAL 
 (psi) 

EFECTOS A 
NIVEL DE 
CAMPO 

VOLUMEN 
RECUPERADO 

POR 
EFECTOS DEL 

MÉTODO 
APLICADO 

(bbls) 

Pindo X X 
BT: 3300 BT:900 

BT: Conexiones 
de barrido entre 

pozos 135.000 

UI: 2500 UI: N/D UI: Sin efectos 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019  
 
La figura 2.43 muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del Campo 
Pindo, tanto en historial de producción y de presiones de reservorio. 
  
FIGURA 2.43  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO PINDO 
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.2.4.  Enap Sipec 

 
Enap Sipec operadora de los Bloques 46 y 47, mantiene en curso 3 proyectos de 
recuperación secundaria los cuales se distribuyen en los Campos MDC, Huachito 
e Inchi. 
 
El proyecto de recuperación secundaria por inyección de agua del Campo MDC 
inició el 12 de mayo del 2010 con la implementación del proyecto piloto en el pozo 
inyector MDC  12 en las areniscas U Inferior y T Inferior. Como parte de proyecto 
de recuperación secundaria, adicionalmente se perforaron 11 pozos de relleno y un 
pozo de avanzada a partir de octubre del 2011.  
 
A diciembre del 2017 se inyectaron 17.3 MMbbls de agua en la arena UI y 16.2 
MMbbls de agua en la arena TI, encontrándose en operación continua tres pozos y 
uno con inyección periódica, que inyectan una tasa promedio de 9500 bapd y 4300 
bapd a las arenas U y T respectivamente. 
 
El beneficio en el recobro de petróleo en las areniscas U inferior y T inferior, como 
resultado del proyecto, en el período comprendido entre enero 2011 y diciembre 
2017 es de 11.24 MMbbls, correspondiendo 5.54 MMbbls al reservorio U y 5.70 
MMbbls al reservorio T. 
 
Dentro del Campo Huachito el proyecto de recuperación secundaria por inyección 
de agua inició el 2 de octubre del 2014. El beneficio en la arenisca U como resultado 
del proyecto piloto de recuperación secundaria ha sido la mejora de presión y aporte 
neto, en el período comprendido entre enero 2017 y diciembre 2017 fue de 87.709 
bbls de petróleo. 
 
Mientras que el proyecto de recuperación secundaria en el reservorio T inferior del 
Campo Inchi inició el 27 de junio del 2017. El beneficio en las areniscas U inferior y 
T inferior, ha sido la mejora de presión y aporte neto, en el periodo comprendido 
entre agosto 2017 y diciembre 2017 es de 68.852 bbls de petróleo. 
 
Adicionalmente, la presión de fondo fluyente de los yacimientos también se 
recuperó por efecto de la inyección de agua. En los pozos más cercanos de los 
proyectos de recuperación secundaria en cada uno de los campos, se evidenció un 
cambio de tendencia y una fase incremental sostenida gracias a la inyección de 
agua. 
 
Hoy en día, los proyectos pilotos de recuperación secundaria en los campos 
continúan de manera permanente y bajo un adecuado seguimiento de los 
parámetros de inyección y producción de petróleo de los campos.
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El cuadro 2.17 muestra los resultados del proceso de inyección de agua a enero de 
2018 en los Campos MDC, Huachito e Inchi pertenecientes a la compañía Enap 
Sipec. Este estudio contempló las presiones antes y después la inyección de agua, 
los efectos a nivel de campo y el volumen recuperado de petróleo por efectos del 
método aplicado.  
 
CUADRO 2.17  
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA  ENAP SIPEC 
 

CAMPO 

RESERVORIOS RESULTADOS 

 
 

TI 
 
  

UI 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

INICIAL 
(psi) 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

ACTUAL 
 (psi) 

EFECTOS A NIVEL 
DE CAMPO 

VOLUMEN 
RECUPERADO 
POR EFECTOS 
DEL MÉTODO 

APLICADO 
(bbls) 

MDC X X 
UI: 3607 UI: 1900 

Mantenimiento de 
presión, incremento 
en la eficiencia de 

barrido y atenuación 
en la declinación 

11.240.000 

TI: 3040 TI: 1500 

Huachito X 3239 2126 Mantenimiento de 
presión e 

incremento en la 
eficiencia de barrido 

87.709 

Inchi X 2834 1350 68.852 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
En el cuadro 2.18 se muestra los factores de recobro obtenidos debido a los 
proyectos de recuperación secundaria en los Campos de Enap Sipec. 
 
CUADRO 2.18  
FACTORES DE RECOBRO OBTENIDOS POR RECUPERACIÓN SECUNDARIA 
ENAP SIPEC 

 

 
FACTORES DE RECOBRO - ENAP SIPEC 

CAMPO RESERVORIO CAMPO RESERVORIO CAMPO RESERVORIO CAMPO RESERVORIO 
MDC U Inferior MDC T Inferior Huachito U Inferior Inchi T Inferior 

FR actual del 
yacimiento (%) 

42,7 
FR actual del 

yacimiento (%) 
39,6 

FR actual del 
yacimiento (%) 

34,7 
FR actual del 

yacimiento (%) 
16,2 

FR  
(%) 

Recobro 
Primario 

(%) 
17,10 

FR 
(%) 

Recobro 
Primario 

(%) 
14,60 

FR  
(%) 

Recobro 
Primario 

(%) 
14,90 

FR 
(%) 

Recobro 
Primario 

(%) 
5,20 

Recobro 
Secundario 

(%) 
25,60 

Recobro 
Secundario 

(%) 
25,00 

Recobro 
Secundario 

(%) 
19,80 

Recobro 
Secundario 

(%) 
11,00 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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Las figuras 2.44 y 2.45 muestran como ha influenciado la inyección de agua dentro 
de los Campos MDC y Huachito, tanto en historial de producción y de presiones de 
fondo fluyente. 
 

FIGURA 2.44  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO MDC 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaborado por: Gutiérrez, C., 2019 
 
FIGURA 2.45 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO HUACHITO 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaborado por: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.2.5.  Gente Oil Ecuador Pte. Ltd 

 
Gente Oil Ecuador operadora del Campo Singue en el Bloque 53, ha desarrollado 
un proyecto de recuperación secundaria por inyección de agua dentro de este 
campo en el reservorio U Inferior.  
 
La inyección de agua en el Campo Singue inicialmente comenzó en el yacimiento 
T Superior a través del pozo Singue  A10WIW, pero operativamente presentó una 
restricción en el volumen de inyección (máximo 4400 barriles a 2100 psi de presión). 
 
Debido a la alta capacidad receptiva y excelentes propiedades petrofísicas en el 
yacimiento U Inferior se realizó el cambio de yacimiento receptor.  
 
En la figura 2.46 se muestra como ha sido el manejo de caudal y de presión de 
reinyección de agua en el pozo Singue A10 WIW UI. 
 
FIGURA 2.46 CAUDAL Y PRESIÓN DE REINYECCIÓN POZO SINGUE A10 WIW  

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gente Oil Ecuador Pte. Ltd, 2018 
 
 
En el futuro se prevé realizar la conversión del pozo Singue  A11 en inyector de 
agua al yacimiento U Inferior, además mantener la presión en aproximadamente 
2900 psi. 
 
Con esto se estima incrementar el volumen de reservas a recuperar en 1.8 MMbbls 
con la inyección de agua en el yacimiento U Inferior de dos pozos.  
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El cuadro 2.19 muestra los resultados del proceso de inyección de agua a enero de 
2018 en el Campo Singue. Este estudio contempló las presiones antes y después 
la inyección de agua, los efectos a nivel de campo y el volumen recuperado de 
petróleo por efectos del método aplicado.  
 
CUADRO 2.19 
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA  GENTE OIL 
ECUADOR PTE. LTD. 
 

CAMPO 

RESERVORIOS RESULTADOS 

UI US 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

INICIAL 
(psi) 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

ACTUAL 
 (psi) 

EFECTOS A 
NIVEL DE CAMPO 

VOLUMEN 
RECUPERADO 

POR 
EFECTOS DEL 

MÉTODO 
APLICADO 

(bbls) 

Singue X 2970 2905 
Mantenimiento de 

presión 
ND 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019  
 
La figura 2.47 muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del Campo 
Singue, tanto en historial de producción y de presiones de fondo fluyente. 
 
FIGURA 2.47 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO SINGUE 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.2.6.  Orión Oil ER S.A 

 
La planificación del proyecto de recuperación secundaria por inyección de agua por 
parte de Orión Oil ER, se da luego de la perforación del pozo Eno  6 como 
reinyector a Hollín Principal y al encontrarse yacimientos prospectivos en la 
formación T y Basal Tena. En la actualidad el reservorio Basal Tena es el principal 
yacimiento productor del campo Eno con una producción alrededor de 2000 bppd. 
 
En la figura 2.48 se muestra el comportamiento de producción del Campo Eno. 
 
FIGURA 2.48 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN CAMPO ENO 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Orión Oil ER S.A., 2018 
 
El pozo Eno  6 inicia su prueba de producción el 6 de junio del 2017 en el reservorio 
Basal Tena obteniéndose una producción promedia de 190 bppd, 3 bapd con un 
BSW del 0.1%, el grado API obtenido en el pozo fue de 26.5° y el GOR del pozo 
297 Mft3/bbl. 
 
Como conclusión, se ha evidenciado que la presión en el reservorio Basal Tena 
está declinando, razón por la cual se necesita mantener la presión para optimizar el 
recobro del reservorio. 
 
De acuerdo a los resultados de la simulación realizados en el campo, se podría 
incrementar el factor de recobro del reservorio Basal Tena si se inyecta agua para 
mantener la presión 
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El cuadro 2.20 muestra los resultados del proceso de inyección de agua a enero de 
2018 en el Campo Eno. Este estudio contempló las presiones antes y después la 
inyección de agua, los efectos a nivel de campo y el volumen recuperado de 
petróleo por efectos del método aplicado.  
 
CUADRO 2.20  
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA  ORIÓN OIL ER S.A. 
 

CAMPO 

RESERVORIO RESULTADOS 

BT 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

INICIAL 
(psi) 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

ACTUAL 
 (psi) 

PRESIÓN DE 
YACIMIENTO 

ACTUAL 
(psi) 

VOLUMEN 
RECUPERADO POR 

EFECTOS DEL 
MÉTODO APLICADO 

(bbls) 

Eno X 3184 2600 
Mantenimiento 

de presión 
ND 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
La figura 2.49 muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del Campo 
Singue, tanto en historial de producción y de presiones de fondo fluyente. 
 
FIGURA 2.49 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO ENO 
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.2.7.  Petrobell Inc. Grantmining S.A 

 
Petrobell Grantmining operadora en el Bloque 66, cuenta con un proyecto en curso 
en el Campo Tigüino en el reservorio T Inferior.  
 
Este proyecto piloto inició en mayo de 2006 con la conversión del pozo Tigüino  5 
de productor a inyector. Posteriormente en agosto de 2009 se convirtió el pozo 
Tigüino  11 de productor a inyector. 
 
Aunque se tenían asignados dos pozos al proyecto de recuperación secundaria, 
actualmente solo se encuentra inyectando en un solo pozo, el Tigüino  11 el cual 
inyecta a una tasa de 8000 bapd con salinidad de 6000 ppm. 
 
Adicionalmente, la Empresa no reinyecta agua a ninguno de sus pozos 
reinyectores, debido a que toda el agua se asigna para el proyecto de recuperación 
secundaria.  
 
Debido a la implementación de este proyecto, se ha podido observar en su campo 
un notorio mantenimiento de presión y de producción.
 
Hoy en día el campo solo inyecta agua de un solo pozo y cuenta con siete pozos 
productores.  
 
En la figura 2.50 se ilustra el comportamiento de producción e inyección en el 
reservorio T inferior del Campo Tigüino.  
 
FIGURA 2.50 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN CAMPO TIGÜINO   
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Petrobell Inc. Grantmining S.A., 2018 
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El cuadro 2.21 muestra los resultados del proceso de inyección de agua a enero de 
2018 en el Campo Tigüino. Este estudio contempló las presiones antes y después 
la inyección de agua, los efectos a nivel de campo y el volumen recuperado de 
petróleo por efectos del método aplicado.  
 
CUADRO 2.21  
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA  PETROBELL INC. 
GRANTMINING S.A. 
 

CAMPO 

RESERVORIO RESULTADOS 

TI 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

INICIAL 
(psi) 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

ACTUAL 
 (psi) 

EFECTOS A 
NIVEL DE 
CAMPO 

VOLUMEN 
RECUPERADO POR 

EFECTOS DEL 
MÉTODO 

APLICADO  
(bbls) 

Tigüino X 4700 2600 
Mantenimiento de 

presión y 
producción 

3.220.442 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
La figura 2.51 muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del Campo 
Tigüino, tanto en historial de producción y de presiones de fondo fluyente. 
 
FIGURA 2.51  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO TIGÜINO 
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.2.8.  Petro Oriental S.A 

 
Petro Oriental S.A. operadora en los Bloques 14 y 17, cuenta con 5 proyectos en 
curso de recuperación secundaria por inyección de agua distribuidos en los Campos 
Nantu, Wanke y Hormiguero y un proyecto planificado para el Campo Tapir Norte 
en el reservorio U Inferior.   
  
Dentro de estos 5 proyectos, el Campo Nantu cuenta con dos proyectos en sus 
reservorios, uno en M1 y otro en U Inferior. Los resultados a nivel de campo ha sido 
el mantenimiento de presión y el incremento de reservas. 
 
El Campo Hormiguero al igual que el Campo Nantu, cuentan con dos proyectos de 
recuperación secundaria, uno en el reservorio U Inferior y otro en M1. Se evidencia 
un mantenimiento de presión y un aumento muy notorio de reservas.  
 
Por último, el Campo Tapir Norte cuenta con un proyecto de recuperación 
secundaria en su reservorio U Inferior, para este campo solo se ha visto un 
mantenimiento de presión.  
 
El cuadro 2.22 muestra los resultados del proceso de inyección de agua a enero de 
2018 en los Campos Nantu, Wanke, Hormiguero y Tapir Norte pertenecientes a la 
compañía Petro Oriental. Este estudio contempló las presiones antes y después la 
inyección de agua, los efectos a nivel de campo y el volumen recuperado de 
petróleo por efectos del método aplicado.  
 
CUADRO 2.22   
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA PETRO ORIENTAL S.A. 
 

CAMPO 

RESERVORIO RESULTADOS 

UI M1 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

INICIAL 
(psi) 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

ACTUAL 
 (psi) 

EFECTOS A 
NIVEL DE 
CAMPO 

VOLUMEN 
RECUPERADO 

POR 
EFECTOS DEL 

MÉTODO 
APLICADO 

(bbls) 

Nantu X X 
M1: 3848 M1: 2280 Mantenimiento 

de presión e 
Incremento del 

EUR 

6.453.210 
UI: 4000 UI: 2900 

Wanke X 3848 2810 5.092.031 

Hormiguero X X 
M1: 1670 M1: 1800 

Mantenimiento 
de presión e 

Incremento del 
EUR 

16.242.143 

UI: 3600 UI: 3400 

Tapir Norte X 2950 3100 
Mantenimiento 

de presión 
N/A 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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En el cuadro 2.23 se muestra los factores de recobro obtenidos debido a los 
proyectos de recuperación secundaria en los Campos de Petro Oriental. 
 
CUADRO 2.23   
FACTORES DE RECOBRO OBTENIDOS POR RECUPERACIÓN SECUNDARIA 
PETRO ORIENTAL S.A. 

 
FACTORES DE RECOBRO - PETROORIENTAL S.A. 

CAMPO CAMPO CAMPO 
Nantu Wanke Hormiguero 

FR actual del 
yacimiento (%) 

26,50 
FR actual del 

yacimiento (%) 
25,80 

FR actual del 
yacimiento (%) 

42,60 

Recobro Primario (%) 25,10 Recobro Primario (%) 21,50 Recobro Primario (%) 29,90 

Recobro Secundario 
(%) 1,40 

Recobro Secundario 
(%) 4,30 

Recobro Secundario 
(%) 12,70 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
La figura 2.52 muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del Campo 
Nantu, tanto en historial de producción y de presiones de fondo fluyente. 
 
FIGURA 2.52 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO NANTU 
 

 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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Las figuras 2.53 y 2.54 muestran la influencia de la inyección de agua dentro de los 
Campos Hormiguero y Wanke respectivamente, tanto en historial de producción y 
de presiones de fondo fluyente.  
 
FIGURA 2.53 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO HORMIGUERO 
 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
 
FIGURA 2.54  RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO WANKE 
 

 

 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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2.12.2.9.  Tecpecuador S.A 

 
Dentro del Bloque 49, Tecpecuador mantiene un proyecto de recuperación 
secundaria en la zona de Bermejo Norte en el reservorio Basal Tena desde el año 
2003.  
 
Los pozos que inyectan en Basal Tena son: Bermejo Norte 01, Bermejo Norte 07 y 
Bermejo Norte 15, de los cuales los dos primeros son inyectores de gas y el último 
es inyector de agua. Los pozos Bermejo Norte 10 y Bermejo Norte 18 son usados 
como pozos reinyectores de agua a Hollín. Desde junio de 2016 hasta la actualidad 
la inyección de gas se encuentra suspendida por un déficit de gas. 
 
El proyecto de inyección de agua, aunque arrancó en mayo de 2003, el incremento 
de producción se evidenció en octubre 2004. Esto se interpreta conociendo las 
bajas presiones de Basal Tena, en un tiempo de llenado de la capa durante 1 año 
y 5 meses. La inyección promedia diaria de agua en el mes de diciembre de 2017 
fue de 2384 bapd a 1428 psi y un acumulado de 11.59 MMbbls. 
 
La producción real de en la zona de Bermejo Norte, a diciembre 2017, es de 147 
bppd vs 33.5 bppd de la curva base, que sería el caso de producción sin inyección 
de agua. El fluido manejado es de 1071 bfpd con un BSW de 86.23% que para más 
de 10 años de producción por recuperación secundaria es un valor bajo. 
 
En la figura 2.55 se ilustra el perfil de producción de fluidos en el Campo Bermejo 
Norte debido a la recuperación secundaria.  
 
FIGURA 2.55 PERFIL DE PRODUCCIÓN CAMPO BERMEJO NORTE 
 

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Tecpecuador S.A., 2018 
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El cuadro 2.24 muestra los resultados del proceso de inyección de agua a enero de 
2018 en el Campo Bermejo Norte. Este estudio contempló las presiones antes y 
después la inyección de agua, los efectos a nivel de campo y el volumen recuperado 
de petróleo por efectos del método aplicado.  
 
CUADRO 2.24  
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA  TECPECUADOR S.A. 
 

CAMPO 

RESERVORIO RESULTADOS 

BT 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

INICIAL 
(psi) 

PRESIÓN DE 
RESERVORIO 

ACTUAL 
 (psi) 

EFECTOS A 
NIVEL DE 
CAMPO 

VOLUMEN 
RECUPERADO POR 

EFECTOS DEL 
MÉTODO 

APLICADO  
(bbls) 

Bermejo 
Norte 

X 360 280 
Mantenimiento de 

presión 
1.228.000 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019  
 
La figura 2.56 muestra como ha influenciado la inyección de agua dentro del Campo 
Bermejo Norte, tanto en historial de producción y de presiones de fondo fluyente. 
 
FIGURA 2.56 RESULTADO DE LA INFLUENCIA DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
EN EL CAMPO BERMEJO NORTE 
  

 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019  
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2.13 ANÁLISIS DE RESULTADOS 
 
Por medio del uso de tablas y gráficas realizadas en hojas de cálculo de Microsoft 
Excel se realizó el análisis de los proyectos de recuperación secundaria ejecutados 
por Petroamazonas EP y Compañías Privadas. Este análisis contempla las 
condiciones de iniciales y finales de los campos en estudio, en los cuadros 2.25, 
2.26 y 2.27 se detallan los resultados obtenidos en: factor de recobro (FR), volumen 
de petróleo recuperado por efecto de la inyección de agua y presiones de 
yacimiento.   
 
CUADRO 2.25   
FACTOR DE RECOBRO Y PRESIONES DE FONDO FLUYENTE OBTENIDOS 
EN CAMPOS DE PETROAMAZONAS EP 

CAMPOS PETROAMAZONAS EP 
FR (%) 

Presiones de 
Reservorio  

(psi) 

INICIAL ACTUAL INICIAL ACTUAL 

EDÉN YUTURI 20 21 1200 1700 
COCA-PAYAMINO 16 34 1250 1500 

SHUSHUFINDI - AGUARICO 10 23 1250 1950 
DRAGO 8 15 1400 1550 

PAKA SUR 41 49 800 1877 
SACHA 15 20 4100 1375 

CULEBRA 21 30 950 1575 
ATACAPI 18 26 1200 1500 

PACAYACU SHUSHUQUI 15 29 500 2200 
Factor de Recobro Promedio 18 28 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019   
 
CUADRO 2.26  
FACTOR DE RECOBRO Y PRESIONES DE FONDO FLUYENTE OBTENIDOS 
EN CAMPOS DE COMPAÑÍAS PRIVADAS 

CAMPOS COMPAÑÍAS PRIVADAS 
FR (%) 

Presiones de 
Reservorio  

(psi) 

INICIAL ACTUAL INICIAL ACTUAL 

NANTU  25.1 26.5 3848 2280 
WANKE 21.5 25.8 3848 2810 

HORMIGUERO 29.9 42.6 1670 1800 
MDC 17.1 26.6 3607 1900 

HUACHITO 14.9 19.8 3239 2126 
INCHI 6.2 11 2834 1350 

BERMEJO NORTE 21 26 360 280 
ALICE 27.7 45.1 2775 2940 

DORINE 53.7 57.7 2409 2852 
FANNY -18B  48.3 60.1 2390 2737 

TIGÜINO 16 20 4700 2600 
Factor de Recobro Promedio 26 33 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019   
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CUADRO 2.27  
VOLUMEN DE PETRÓLEO RECUPERADO POR EFECTO DE LOS PROYECTOS 
DE RECUPERACIÓN SECUNDARIA EJECUTADOS POR PETROAMAZONAS 
EP Y COMPAÑÍAS PRIVADAS EN CAMPOS DE LA CUENCA ORIENTE 
 

EMPRESAS 
VOLUMEN DE PRETÓLEO 

RECUPERADO 
FR (%) 

bbls INICIAL ACTUAL 
PETROAMAZONAS EP 126.569.120 18 28 

COMPAÑÍAS PRIVADAS 60.441.101 26 33 
TOTAL 187.010.221     

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019  

 

Los resultados mostrados en las tablas anteriores dan certeza de los efectos que 
ha generado la inyección de agua en cada uno de los campos estudiados. El 
rendimiento de los campos se ha visto mejorado con el aumento notorio del factor 
de recobro y del volumen recuperado de petróleo.  

 
A pesar que los proyectos en su mayoría solo tienen en operación en promedio al 
rededeor de 8 años, se pudo evidenciar que los procesos de inyección de agua han 
sido exitosos casi en su totalidad. Los efectos a nivel de campo demuestran que el 
corte de agua aún no llega a ser considerablemente alto para abandonar los 
proyectos, además, los procesos de inyección han logrado mantener e incrementar 
la presión de fondo fluyente en rangos operativos idóneos para seguir produciendo 
altos caudales de petróleo. 

 
La evaluación de los campos en estudio ha sido de fundamental importancia ya que 
debido a los resultados obtenidos se ha podido constatar la factibilidad en la 
aplicación de los proyectos de recuperación secundaria por inyección de agua.  

 
Este análisis permitirá determinar los lineamientos a seguir para ejecutar proyectos 
de este tipo al resto de campos de la Cuenca Oriente en los que técnica y 
económicamente sea rentable para de esta manera evitar la declinación natural de 
los campos y generar réditos económicos e impactos positivos en la producción de 
petróleo.  
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CAPÍTULO III 

ANÁLISIS TÉCNICO Y ECONÓMICO 

3.1. ANÁLISIS TÉCNICO  

La realización del análisis técnico permitirá evaluar la capacidad de inversión que 
deben poseer los proyectos de recuperación secundaria y a su vez ayudará a 
cuantificar las ganancias económicas a futuro. Por medio de este estudio se 
pretende que los campos incrementen su producción de petróleo por un período 
considerable de tiempo hasta cuando el corte de agua (BSW) establezca que ya no 
es económicamente rentable proceder con la inyección de agua.  
 
En los cuadros 3.1 y 3.2 se detallan los resultados obtenidos de cada uno de los 
proyectos de inyección de agua dentro de los campos en estudio que son de mayor 
promesa. El volumen recuperado de petróleo es el punto fundamental a considerar 
si se desea evaluar la optimización en producción que han tenido los campos 
gracias a la inyección de agua, así mismo, esto será punto de partida para escoger 
dos campos a realizarse el análisis económico y evaluar la rentabilidad que han 
tenido los proyectos. 
 
CUADRO 3.1 
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN CAMPOS DE 
PETROAMAZONAS EP 

CAMPOS 

PRESIÓN DEL 
YACIMIENTO  

(psi) 

FACTOR DE 
RECOBRO (%) 

BSW 
VOLUMEN DE 

PRETÓLEO 
RECUPERADO 

INICIAL  ACTUAL INICIAL ACTUAL % bbls 
EDÉN YUTURI 

(M1) 
2100 1100 21 20 94,6 3.889.332 

COCA 
PAYAMINO (UI) 

1250 1600 16 34 39 3.899.370 

SHUSHUFINDI 
AGUARICO (UI) 

1250 1950 10 23 77,7 18.751.023 

DRAGO (UI) 1350 1700 8 15 38,8 883.661 
PAKA SUR (TI) 770 1467 41 49 70,7 1.452.750 

SACHA (UI, TI) 
UI: 1600 
TI: 1550 

UI: 1300 
TI: 1250 

20 15 
UI: 37,4 
TI: 22 

 
64.009.193 

 
CULEBRA (UI) 1000 1250 21 30 17,48 28.500.000 

ATACAPI  
(BT, US) 

BT:3.875 
US: 1088 

BT: 2928 
US: 1253 26 18 

BT: 88,6 
US: 44,9 

 
1.364.801 

 
SECOYA (UI) 1078 1964 14 30 90 1.204.911 
PACAYACU 

SHUSHUQUI (BT) 
830 2647 15 29 88,8  2.614.079 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019   
 



105 

CUADRO 3.2 
RESULTADOS DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN CAMPOS DE 
COMPAÑÍAS PRIVADAS 
 

CAMPO 
PRESIÓN (psi) 

FACTOR DE 
RECOBRO (%) 

VOLUMEN DE 
PRETÓLEO 

RECUPERADO 
INICIAL ACTUAL INICIAL ACTUAL bbls 

NANTU (UI, M1) 
UI: 4000 
M1: 3848 

UI: 2900  
M1: 2280 

25.1 26.5 6.453.210 

WANKE (M1) 3848 2810 21.5 25.8 5.092.031 

HORMIGUERO 
(UI, M1) 

UI: 3600 
M1: 1670 

UI: 3400  
M1: 1800 

29.9 42.6 16.242.143 

TAPIR NORTE 
(UI) 

2950 3100 N/D N/D N/D 

PUMA (M2, M1) 
M1: 660 
M2: 925  

M1: 230 
M2: 330  

N/D N/D 498.896 

MDC (TI, UI) 
UI: 3607  
TI: 3040 

UI: 1900  
TI: 1500 

17.1 26.6 11.240.000 

HUACHITO (UI) 3239 2126 14.9 19.8 87.709 

INCHI (TI) 2834 1350 6.2 11 68,852 

BERMEJO 
NORTE (BT) 

360 280 21 26 1.228.000 

SINGUE (UI) 2970 2905 N/D N/D N/D 

ENO (BT) 3184 2600 N/D N/D N/D 

ALICE (M1) 2775 2940 27.7 45.1 2.900.061 

DORINE (M1) 2409 2852 53.7 57.7 1.578.667 

FANNY -18B 
(M1) 2390 2737 48.3 60.1 11.696.090 

MAHOGANY 
(M1) 2293 2910 N/D N/D N/D 

SONIA (M1) 2379 2852 N/D N/D N/D 

PINDO (UI, BT) 
UI: 2500 
BT: 3300 

UI: N/D  
BT: 900 N/D N/D 135.000 

TIGÜINO (TI) 4700 2600 16 20 3.220.442 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019   
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3.2. ANÁLISIS ECONÓMICO 

La inyección de agua como método de recuperación secundaria debe trabajar de 
forma eficiente, su aplicación debe evitar que existan complicaciones dentro del 
reservorio para así garantizar la máxima extracción posible de petróleo.  
 
Un punto clave en el desarrollo de estos proyectos es la economía. El inminente 
agotamiento de las reservas pone en evidencia que la gestión dentro de los 
yacimientos debe cambiar, tanto la industria como el gobierno deben invertir y 
optimizar el valor económico a través de inversión de proyectos a gran escala.  
 
Para este proyecto se realizará un análisis económico que generalice la factibilidad 
de poder implementar la recuperación secundaria por inyección de agua en todos 
los campos petroleros de la cuenca oriente del Ecuador. Se tomará como referencia 
los campos pertenecientes a la empresa estatal petrolera Petroamazonas EP y 
Compañías Privadas, en las que existan proyectos ejecutados de recuperación 
secundaria.  
 
Este estudio servirá para determinar si la ejecución de los proyectos a gran escala 
será económicamente rentable en un futuro. 
 
3.3. CAPEX 
 
También conocido como Inversiones de Capital, se define como las inversiones 
realizadas por parte de una compañía tanto en la adquisición como en la mejora de 
los bienes de capital o activos físicos  (Malave D, Angelica T, et al, 2016). 
 
Dentro de la industria petrolera esto incluye costo de exploración, perforación y 
desarrollo de pozos, equipos de superficie, completación, instalación de facilidades 
para recuperación mejorada, pozos adicionales, instalaciones de inyección, 
levantamiento artificial, abandono de pozos, etc.  
 
3.4. OPEX 
 
Por lo contrario, el OPEX, son los gastos operacionales, el cual se define como los 
costes asociados al mantenimiento de los equipos, incluyendo tanto los gastos de 

consumibles y otros gastos necesarios para llevar a cabo la actividad  (Malave D, 
Angelica T, et al, 2016). 
 
El OPEX incluye gastos en el alquiler de instalaciones, costos de operación, 
mantenimiento y transporte de plataforma, costes de exportaciones, 
reacondicionamiento de pozos, seguros, etc.  
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3.5. MONTO DE INVERSIÓN  
 
Para la estimación del monto total de inversión para poder empezar a ejecutar un 
proyecto de recuperación secundaria, es necesario considerar los siguientes 
aspectos:  
 
 Implementación de una planta de tratamiento y manejo de agua en superficie. 
 Costo de mantenimiento de la planta de tratamiento e inyección de agua. 
 Costo de los equipos del sistema de inyección y tratamiento de agua. 

 
Además, se debe tomar en cuenta los servicios para poder acondicionar los pozos 
que van a servir para la inyección de agua. Estos servicios y su costo aproximado 
son una referencia de varios casos de estudio.  
 
Para este proyecto se tomó precios estimados los cuales se detallan a continuación 
en el cuadro 3.3  
 
CUADRO 3.3 
SERVICIOS Y COSTOS PARA ACONDICIONAR POZOS DE INYECCIÓN 
 

SERVICIO COSTO (USD) 

Workover 400,000 

Completación 300,000 

Estudio de Simulación 30,000 

Registros Eléctricos 45,000 

Pruebas de inyección 45,000 

Gastos Varios 35,000 

TOTAL 855,000 

Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración:Gutiérrez, C., 2019   
 
La planta de tratamiento de agua es uno de los factores más importantes en el 
desarrollo de los proyectos de recuperación secundaria. 
 
En el ANEXO 5 se puede observar un esquema básico de una planta de tratamiento 
de agua. 
 
En el cuadro 3.4 se describen los parámetros principales dentro de una planta de 
inyección y tratamiento de agua y su costo aproximado.  
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CUADRO  
3.4 COSTOS DE LOS EQUIPOS DE UN SISTEMA DE RECUPERACIÓN 
SECUNDARIA 
 

EQUIPO DE PLANTA DE INYECCIÓN COSTO (USD) 

Tanques de almacenamiento de agua 500,000 

Sistemas de agua de formación  460,000 

Software de simulación  86,000 

Sistema automático para químicos 15,000 

Protección interior de tubería  12,000 

Transmisores de nivel de tanques 10,000 

Bomba de inyección de alta presión  59,000 

Tuberías 22,000 

Bombas de transferencia  55,000 
Sistema de variadores y transformadores 35,000 

Sistema de control 55,000 

TOTAL 1,309,000 
Fuente: Ministerio de Energía y Recursos Naturales no Renovables, 2018 
Elaboración:Gutiérrez, C., 2019   
 
El mantenimiento de esta planta de tratamiento es parte fundamental para poder 
ejecutar de forma adecuada los proyectos de inyección de agua, así se evita el 
poder provocar cambios o daños innecesarios en el pozo inyector y productor y al 
medio ambiente.  
  
El promedio del costo de mantenimiento de esta planta de tratamiento e inyección 
de agua se detalla en el cuadro 3.5  
 
CUADRO 3.5  
COSTO POR MANTEMIENTO DE PLANTA CAMPO SHUSHUFINDI - AGUARICO 
 

PERIODO COSTO MENSUAL (USD) COSTO TOTAL (USD) 

1 año 120,000 1,440,000 
Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
3.5.1. INVERSIÓN DEL PROYECTO 
 
Una vez detallados los valores correspondientes a la implementación de la planta 
de tratamiento e inyección de agua y sus equipos de superficie, así como su 
mantenimiento, se puede determinar cuál va a ser la inversión promedio de un 
proyecto de recuperación secundaria. El conocer el monto de la inversión total es 
de gran importancia para poder evaluar si es factible o no los proyectos de 
recuperación secundaria en el país.  
 
Para el primer análisis económico se tomó como referencia al campo Shushufindi 
 Aguarico del Activo Shushufindi, el cual en la actualidad es uno de los campos de 

mayor promesa por la producción de petróleo incremental debido a la inyección de 



109 

agua. Este campo se toma como ejemplo y servirá de guía en futuras 
investigaciones para realizar el análisis económico en campos en los que no exista 
inversión para recuperación secundaria.  
 
El monto de inversión se lo estimó de los valores correspondientes de los cuadros 
3.3, 3.4 y 3.5, así mismo se ha considerado que este monto fue la inversión inicial 
en el campo para iniciar el proyecto de recuperación secundaria que mantiene hoy 
en día.  
 
El cuadro 3.6 se detalla la inversión total para desarrollar el proyecto de inyección 
de agua en el Campo Shushufindi  Aguarico. 
 
CUADRO 3.6 INVERSIÓN TOTAL DEL PORYECTO CAMPO SHUSHIFINDI  
AGUARICO  

SERVICIOS DE ACONDICIONAMIENTO (USD) 855,000 
COSTO DE PLANTA DE INYECCIÓN (USD) 1,309,000 

COSTO POR MANTENIEMIENTO DE PLANTA POR AÑO (USD) 1,440,000 
COSTO TOTAL (USD) 3,604,000 

Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
3.6. INGRESOS DEL PROYECTO 
 
Los ingresos que se obtengan en los proyectos de recuperación secundaria serán 
los que sean generados por la venta del petróleo producido. Como el precio del 
petróleo ha estado en constante variación, el precio referencial que se ha tomado 
es de 44 USD/barril. En el ANEXO 4 se detalla mediante una gráfica la fluctuación 
del precio del petróleo WTI en los últimos 10 años.  
 
Para este estudio se va a tomar en cuenta los barriles de petróleo recuperados por 
inyección de agua en los proyectos ejecutados por parte de Petroamazonas EP y 
las Compañías Privadas en sus campos petroleros. Debido a que las fechas de 
ejecución de los proyectos no son las mismas, se va a tomar los últimos 10 años 
de producción.  
 
Los ingresos del proyecto será el resultado de la multiplicación entre el precio 
referencial del barril de petróleo y los barriles extraídos por la inyección de agua.  
 
Como en Ecuador existen 28 proyectos en curso de recuperación secundaria, para 
este estudio se tomará como referencia un proyecto perteneciente a 
Petroamazonas EP y otro perteneciente a una Compañía Privada, en los que se 
puedan esclarecer como ha sido el incremento de la producción debido a la 
implementación de los procesos de inyección de agua.  
 
Como se mencionó anteriormente, por parte de Petroamazonas EP se tomará el 
proyecto ejecutado en el Campo Shushufindi - Aguarico, el cual se empezó a 
desarrollar a partir de finales del año 2013, dejando como resultado un incremento 
en la producción del campo muy notoria. 
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Los datos arrojados por el campo, tomando como referencia un período de tiempo 
desde el año 2009 al año 2013, deja un promedio de producción del campo de 
17.781.329 bbls de petróleo por año. Una vez que se empezó a desarrollar dentro 
del campo el proyecto de recuperación secundaria, el Campo Shushufindi  
Aguarico desde el año 2014 al año 2018 incrementa su producción en un promedio 
de 28.950.825 bbls de petróleo por año. Con estos resultados se puede demostrar 
una recuperación de alrededor de 11.169.496 bbls de petróleo en los últimos 5 años 
de producción.  
 
Estos datos se detallan a continuación en el cuadro 3.7 
 
CUADRO 3.7 PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO CAMPO SHUSHUFINDI  
AGUARICO  

PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO CAMPO SHUSHUFINDI - AGUARICO 

AÑOS bbls PERÍODO  bbls 
2009 16.861.885 2009  2013 

PRODUCCIÓN 
PROMEDIO 

SIN 
INYECCIÓN 
DE AGUA 

17.781.329 

2010 16.851.487 
2011 15.974.316 
2012 17.025.873 

2013 22.193.082 

2014 26.767.214 2013  2018 
PRODUCCIÓN 

PROMEDIO 
CON 

INYECCIÓN 
DE AGUA 

28.950.825 

2015 27.338.999 
2016 29.867.527 
2017 29.867.528 

2018 30.912.855 
Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
El cuadro 3.8 ilustra el ingreso obtenido por el campo debido al proceso de 
recuperación secundaria en los últimos 5 años.  
 
CUADRO 3.8   
GANANCIA TOTAL POR LA VENTA DE PETRÓLEO EN EL CAMPO 
SHUSHUFINDI AGUARICO 

 

INGRESOS DEL PROYECTO 

RECUPERACIÓN DE PETRÓLEO (bbls) 11.169.496 

PRECIO REFERENCIAL DEL PETRÓLEO (USD/barril) 44  

INGRESOS TOTALES (USD) 491,457,825 
Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
3.7. COSTOS DE PRODUCCIÓN  
 
Los egresos van a estar determinados por los costos de producción, los cuales 
varían según la empresa operadora del campo, estos valores suelen ubicarse 
alrededor de 23 a 27 USD/barril, por lo tanto, se tomará como referencia un precio 
de 25 USD/barril para determinar los costos de producción que se llevará a cabo 
con la extracción de petróleo de los yacimientos.  
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En el cuadro 3.9 se muestran los costos por la producción de petróleo. 
 
CUADRO 3.9  
EGRESOS TOTALES POR LA PRODUCCIÓN DE PETROLEO EN EL CAMPO 
SHUSHUFINDI  AGUARICO  

 

COSTOS DE PRODUCCIÓN 

RECUPERACIÓN DE PETRÓLEO (bbls) 11.169.496 

COSTO DE PRODUCCIÓN (USD/barril) 25  

COSTO TOTAL DE PRODUCCIÓN (USD) 279,237,400 

Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 

3.8. INDICADORES FINANCIEROS 
 
3.8.1. VALOR ACTUAL NETO, VAN 
 
El valor actual neto es un indicador financiero que sirve para determinar la viabilidad 
de un proyecto. Si tras medir los flujos de los futuros ingresos y egresos y descontar 
la inversión inicial queda alguna ganancia, el proyecto es viable.  
 
Para calcular el VAN, se utiliza la siguiente ecuación: 
 

        (3.1) 

 
Donde:  
 
A = Monto inicial (USD) 
i = Tasa de interés (% decimal) 
n = Periodos de flujo de caja 
Qs = Flujo neto de caja 
 
3.8.2. TASA INTERNA DE RETORNO, TIR 
 
El TIR es una medida utilizada en la evaluación de proyectos de inversión que está 
muy relacionada con el valor actual neto (VAN). El TIR es una tasa de interés o 
rentabilidad que ofrece una inversión, esta se expresa en porcentaje. 
 
El TIR se calcula mediante la siguiente fórmula: 
 

  (3.2) 

 
Donde:  
 
A = Monto inicial (USD) 
i = Tasa de descuento 
Qs = Flujo neto de caja 
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3.8.3. FLUJO DE CAJA  
 
El flujo de caja hace referencia a las salidas y entradas netas de dinero que tiene 
un proyecto en un periodo determinado. Los flujos de caja facilitan la información 
acerca de la capacidad de una empresa para pagar sus deudas.  
 
Dentro de los proyectos se podrán encontrar con flujos de cajas negativos y 
positivos. 
 
 Flujo de caja negativo indica que los activos corrientes del proyecto están 

disminuyendo. 
 Flujo de caja positivo indica que los activos corrientes del proyecto están 

aumentando y se están obteniendo ganancias, lo que permitirá liquidar deudas, 
reinvertir, etc.  

 
El flujo de caja para nuestro caso se calcula como:  
 

   (3.3) 
 
3.9. RESULTADOS ANÁLISIS ECONÓMICO 
 
Para el análisis económico se realizarán los cálculos correspondientes del VAN y 
el TIR para determinar si existió la rentabilidad necesaria para que los proyectos 
continúen sus procesos y así poder demostrar que siguen siendo técnica y 
económicamente rentable. Esto permitirá el poder implementar en todos los campos 
de la cuenca oriente proyectos de este tipo y así se evita la caída de presión y de 
producción de los yacimientos.  
 
Como primer paso se determinará los ingresos obtenidos del campo Shushufindi  
Aguarico debido a la recuperación de petróleo por recuperación secundaria, 
posteriormente se realizará el mismo procedimiento para un campo de una 
Compañía Privada.  
 
El análisis se lo realizará en los 5 años de producción que ha tenido el campo con 
recuperación secundaria.  
 
Con un promedio de recuperación de 11.169.496 bbls de petróleo, la producción 
promedio incremental por año es de 2.233.899 bbls de petróleo.  
 
Esto se detalla en el cuadro 3.10, además se muestran los valores correspondientes 
a los ingresos por la venta de petróleo en estos últimos 5 años.   
 
Posteriormente en el cuadro 3.11 se muestra los valores correspondientes a los 
egresos o gastos que mantiene el proyecto debido al costo de producción del barril 
de petróleo.  
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CUADRO 3.10   
INGRESOS POR VENTA DEL PETRÓLEO EN EL CAMPO SHUSHUFINIDI 
AGUARICO 

 

VENTAS DE PETROLEO 
AÑOS bbls USD INGRESOS (USD) 

1 2.233.899 44 98,291,565 
2 2.233.899 44 98,291,565 
3 2.233.899 44 98,291,565 
4 2.233.899 44 98,291,565 
5 2.233.899 44 98,291,565 

TOTAL 11.169.496  491,457,825 
 

Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
CUADRO 3.11  
GASTOS DE PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO EN EL CAMPO SHUSHUFINDI 
AGUARICO 
 

GASTOS DE PRODUCCION DE PETROLEO 

AÑOS bbls USD EGRESOS (USD) 
1 2.233.899 25 55,847,480 

2 2.233.899 25 55,847,480 

3 2.233.899 25 55,847,480 

4 2.233.899 25 55,847,480 

5 2.233.899 25 55,847,480 

TOTAL 11.169.496  279,237,400 
Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
Por último, en el cuadro 3.12 se detalla el análisis económico del Campo 
Shushufindi  Aguarico realizando el correspondiente cálculo del VAN y el TIR. 
 
CUADRO 3.12  
ANÁLISIS ECONÓMICO DEL CAMPO SHUSHUFINDI  AGUARICO  

INVERIÓN INICIAL $ 3,604,000.00 
TASA DE 

DESCUENTO 
12% 

PERIODO 
PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

INGRESOS EGRESOS 
FLUJO DE 

CAJA NETO 
VAN 

0 - $0.00          $3,604,000.00 -$ 3,604,000.00  -$3,604,000.00 
1 2.233.899 $ 98,291,565.00 $55,847,480.00 $42,444,085.00  $37,896,504.46  
2 2.233.899 $ 98,291,565.00 $55,847,480.00 $42,444,085.00  $33,836,164.70  
3 2.233.899 $ 98,291,565.00 $55,847,480.00 $42,444,085.00  $30,210,861.34  
4 2.233.899 $ 98,291,565.00 $55,847,480.00 $42,444,085.00  $26,973,983.34  
5 2.233.899 $ 98,291,565.00 $55,847,480.00 $42,444,085.00  $24,083,913.70  
    TIR 1178% 

    VAN $ 149,397,428 
Elaboración: Gutiérrez, 2019 
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Como se puede observar en la tabla anterior, tanto el VAN como el TIR muestran 
valores altos de retorno de la inversión. Estos valores justifican que el proyecto 
dentro del campo ha sido técnicamente y económicamente rentable, a pesar de que 
en los últimos años el precio del barril del petróleo ha variado constantemente.  
Estos son puntos a tomar en consideración para poder aplicar este tipo de 
proyectos de inyección de agua a otros campos de la cuenca oriente en los que 
técnicamente sea factible su aplicación.  
 
Como siguiente punto se obtendrán cálculos para un campo de una Compañía 
Privada. En este caso se tomó como referencia al campo Tigüino de la Compañía 
Petrobell inc. Grantmining S.A., el cual produce del reservorio T Inferior.  
 
La Compañía empezó a desarrollar su proyecto de recuperación secundaria a partir 
del año 2006. Antes de la inyección de agua el campo Tigüino mantenía una 
producción promedio de 1.124.330 bbls de petróleo por año, hoy en día gracias a 
la inyección de agua el campo tiene en promedio una producción de 1.356.056 bbls 
por año, gracias a esto la recuperación estimada de petróleo se calcula alrededor 
de 3.220.442 bbls de petróleo. Es decir, que en promedio el incremento de petróleo 
se estima en 247.726 bbls de petróleo por año.  
 
Estos datos se detallan a continuación en el cuadro 3.13
 
CUADRO 3.13 PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO CAMPO TIGÜINO  

PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO CAMPO TIGÜINO 
AÑOS bbls PERÍODO  bbls 
1995 516.380 

 1995  2005 
PRODUCCIÓN 

PROMEDIO SIN 
INYECCIÓN DE 

AGUA 

1.124.330 

1997 433.218 
1999 483.824 
2001 1.231.773
2003 2.090.403 
2005 1.683.556 
2006 1.821.244 

2006  2018 
PRODUCCIÓN 

PROMEDIO CON 
INYECCIÓN DE 

AGUA 

1.356.056 

2008 1.730.861 
2010 1.697.094 
2012 1.341.675 
2014 1.056.373 
2016 868.346 
2018 1.010.175 

Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
Para la inversión inicial, es importante mencionar que esta será menor ya que este 
campo no tiene gran capacidad de producción. Al igual que en el caso del campo 
Shushufindi  Aguarico, el monto inicial de inversión se lo estimó de los valores 
correspondientes de los cuadros 3.3 y 3.4. Además, para fines prácticos, el costo 
por el mantenimiento de la planta de inyección se estimó en USD 900,000 por año. 
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En el cuadro 3.14 se detallan los valores correspondientes al monto inicial de 
inversión.  
 
CUADRO 3.14 INVERSIÓN TOTAL DEL PORYECTO CAMPO TIGÜINO 

SERVICIOS DE ACONDICIONAMIENTO DE POZOS (USD) 855,000 
COSTO DE PLANTA DE INYECCIÓN (USD) 1,309,000 

COSTO POR MANTENIEMIENTO DE PLANTA POR AÑO (USD) 900,000 
COSTO TOTAL (USD) 3,064,000 

Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
En el cuadro 3.15 se detalla los ingresos por la venta de petróleo en el Campo 
Tigüino considerando el precio del barril de petróleo en 44 USD/barril. Mientras que 
para el cuadro 3.16 se detallan los gastos o egresos por la producción de petróleo. 
En este caso se va tomar como referencia los últimos 8 años de producción.    
 
CUADRO 3.15   
INGRESOS POR VENTA DEL PETRÓLEO EN EL CAMPO TIGÜINO 
 

VENTAS DE PETROLEO 
AÑOS bbls USD INGRESOS (USD) 

1 247.726 44 10,899,944 
2 247.726 44 10,899,944 
3 247.726 44 10,899,944 
4 247.726 44 10,899,944 
5 247.726 44 10,899,944 
6 247.726 44 10,899,944 
7 247.726 44 10,899,944 
8 247.726 44 10,899,944 

TOTAL 1.981.808   87,199,552 
Elaboración: Gutiérrez, 2019 

 
CUADRO 3.16  
GASTOS DE PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO EN EL CAMPO TIGÜINO 
 

GASTOS DE PRODUCCION DE PETROLEO 
AÑOS bbls USD INGRESOS (USD) 

1 247.726 25 6,193,150 
2 247.726 25 6,193,150 
3 247.726 25 6,193,150 
4 247.726 25 6,193,150 
5 247.726 25 6,193,150 
6 247.726 25 6,193,150 
7 247.726 25 6,193,150 
8 247.726 25 6,193,150 

TOTAL 1.981.808   49,545,200 
Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
Finalmente, en el cuadro 3.17 se detalla el análisis económico del Campo Tigüino 
realizando el correspondiente cálculo del VAN y el TIR.  
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CUADRO 3.17  
ANÁLISIS ECONÓMICO DEL CAMPO TIGÜINO 

INVERIÓN INICIAL $ 3,064,000.00 
TASA DE 

DESCUENTO 
12% 

PERIODO 
PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 

INGRESOS EGRESOS 
FLUJO DE 

CAJA NETO 
VAN 

0 - $ 0.00          $3,064,000.00 -$3,064,000.00 -$3,064,000.00 
1 247.726 $10,899,944.00 $6,193,150.00 $4,706,794.00  $1,850,066.96  
2 247.726 $10,899,944.00 $6,193,150.00 $4,706,794.00  $3,752,227.36  
3 247.726 $10,899,944.00 $6,193,150.00 $4,706,794.00  $3,350,203.00  
4 247.726 $10,899,944.00 $6,193,150.00 $4,706,794.00  $2,991,252.68  
5 247.726 $10,899,944.00 $6,193,150.00 $4,706,794.00  $2,670,761.32  
6 247.726 $10,899,944.00 $6,193,150.00 $4,706,794.00  $2,384,608.32  
7 247.726 $10,899,944.00 $6,193,150.00 $4,706,794.00  $2,129,114.57  
8 247.726 $10,899,944.00 $6,193,150.00 $4,706,794.00  $1,900,995.15  
    TIR 108% 

    VAN $ 17,965,229 
 
Elaboración: Gutiérrez, 2019 
 
Como se puede observar en el cuadro 3.15, tanto el VAN como el TIR muestran 
valores altos de retorno de la inversión. Estos valores justifican que el proyecto 
dentro del campo ha sido técnicamente y económicamente rentable.  
 
3.10. ANÁLISIS DE RESULTADOS 
 
Por medio de este análisis económico se pudo constatar la rentabilidad que se 
puede tener en el corto y largo plazo con la aplicación de procesos de inyección de 
agua.  
 
Tanto para el campo Shushufindi - Aguarico perteneciente al Activo Shushufindi 
operado por Petroamazonas EP como para el campo Tigüino operado por la 
Compañía Privada Petrobell inc. Grantmining S.A., el Valor Actual Neto (VAN) y la 
Tasa Interna de Retorno (TIR) demuestran que los proyectos generan una 
rentabilidad deseada con altos valores de retorno de la inversión.  
 
Estos campos se tomaron como ejemplo y servirán de guía en el análisis económico 
de campos en los que no exista inversión para recuperación secundaria.   
 
Es importante mencionar que se utilizaron valores altos como inversión inicial, ya 
que se partía del punto que estos proyectos no tienen mucho tiempo de haber 
empezado, además, se tomó una tasa de descuento del 12%. 
 
Evaluando la rentabilidad que han ofrecido los campos tanto en producción como 
en aumento del factor de recobro, los resultados obtenidos han sido satisfactorios 
en la mayoría de los casos.  
 
Esto deja constancia la rentabilidad de la inyección de agua en reservorios 
depletados en los que económicamente todavía es rentable la producción de 
petróleo de sus yacimientos.  
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3.11. ESTRATEGIA PARA INCREMENTO DE RESERVAS 
RECUPERBLES MEDIANTE RECUPERACIÓN SECUNDARIA 
POR INYECCIÓN DE AGUA 

 
Como se mencionó en el capítulo dos, dentro del marco legal, La Constitución de 
la República del Ecuador (CRE) en el Art. 408 señala: propiedad inalienable 
e inembargable del estado los recursos naturales no renovables, y en general los 

 asimismo, el 
Art. 313 (CRE) menciona: , regular, 
controlar y gestionar los sectores estratégicos, de conformidad con los principios de 

  
 
De la misma manera, en el Plan Nacional de Desarrollo 2017-2021, la Política 5.8 
señala: 
potenciando el manejo eficiente de los recursos naturales y el uso de tecnologías 
duraderas y ambientalmente limpias, para garantizar el abastecimiento de bienes y 
servicios de calida   
  
En la Ley de Hidrocarburos, el Art. 9 indica: 

  
  
Mediante Oficio Nro. MH-2017-0404-OF de 3 de octubre 2017, el Sr. Ministro de 
Hidrocarburos oficializa a las Empresas Públicas y Entidades Adscritas las Políticas 
y Estrategias del sector, a fin de impulsar su desarrollo en el marco de un 
aprovechamiento eficiente, seguro, equitativo, sustentable, social y ambientalmente 
responsable de los recursos naturales.   
 
A fin de promover la Política de 

  y la estrategia: 
 y de conformidad a lo 

establecido en el Estatuto Orgánico por Procesos del Ministerio de Hidrocarburos, 
que señala como misión del Viceministerio 
de las políticas, objetivos, planes y proyectos para el desarrollo, regulación y gestión 
del sector hidrocarbur  se ha desarrollado el proyecto de 

 a través del presente proyecto de titulación 
con la información remitida por Petroamazonas EP y las Compañías Privadas que 
han suscrito contratos con la Secretaría de Hidrocarburos, sobre los proyectos de 
Recuperación Secundaria (Water flooding).  
 
Se ha realizado la identificación de los campos donde se han aplicado proyectos de 
recuperación secundaria, mismos que permitirán a futuro identificar y jerarquizar de 
mejor manera los proyectos que se deberán implementar para incrementar las 
reservas (tema fundamental de estas actividades), factor de recobro, alargar 
perfiles de producción con su respectiva consonancia con el tema económico y 
mantener en el mediano plazo la presión de fondo fluyente por encima de la presión 
de burbuja de los yacimientos evitando su depletación anticipada.  
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El análisis de los proyectos de Recuperación Secundaria se ha dividido en dos 
grupos, los ejecutados por Petroamazonas EP y por las Compañías Privadas, que 
nos permiten identificar de una manera directa varios parámetros del efecto del 
método aplicado en cada uno de los Activos, Campos y Bloques. 
 
Es así que una vez realizado el análisis de los resultados de los procesos de 
recuperación secundaria por inyección de agua con los que cuenta el país, se 
detalla a continuación los puntos a seguir en la estrategia corporativa para el 
incremento de las reservas recuperables de los campos de la Cuenca Oriente 
ecuatoriana mediante procesos integrados a gran escala de inyección de agua.  
 
1) Actualización de los modelos estáticos y dinámicos de los campos que permita 

a través de una simulación adecuada estimar el potencial que se tendría para 
recuperar reservas remanentes de petróleo y así saber si es técnica y 
económicamente rentable implementar un proyecto de recuperación 
secundaria. Este estudio debe contener propiedades de la roca in situ, es decir, 
conocer propiedades como permeabilidad, porosidad, saturación de agua y 
petróleo residual. 
 

2) Proceder a realizarse estudios geológicos, petrofísicos y de yacimientos en los 
campos para poder desarrollar de manera adecuada el proceso de inyección de 
agua. 

 
3) Con los resultados de estos análisis establecer las reservas probables que se 

podrían incorporar en el corto y mediano plazo. 
 

4) En caso de que los resultados fueran beneficiosos, se necesita entrar en una 
etapa de laboratorio para conocer en profundidad los valores petrofísicos de los 
yacimientos, mecánica de rocas y determinación de permeabilidad horizontal y 
vertical. 

 
5) Incursionar en la perforación de pozos de relleno que son importantes para 

mejorar el factor de recobro de las nuevas reservas. De la misma manera, nos 
permitirá también establecer las condiciones más idóneas para el modelo de 
inyección, sea este periférico o de tipo arreglo. 

 
6) La inversión que es necesaria efectuar va tomada de la mano con el tamaño del 

proyecto y de las reservas a recuperarse; en cuanto a la perforación de pozos 
inyectores, conversión de productores en inyectores, implementación de 
laboratorios, construcción de la planta de inyección que entrarían en gestión una 
vez concluida la fase del proyecto piloto y la masificación de la recuperación 
secundaria para todo el campo. 

 
7) Una vez determinado si es rentable aplicar un proyecto de inyección de agua, 

se debe proceder a la implementación de una planta de tratamiento e inyección 
de agua en los campos. Este equipo deberá contar con el sistema de tratamiento 
de agua, un equipo de bombeo, tanques de almacenamiento, filtros, etc.  
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8) Realizar una evaluación experimental con estudios de posibles reacciones 
físicas y químicas que podrían generarse entre el agua inyecta con los fluidos y 
minerales en la formación. 
 

9) Mantener un control adecuado en la calidad del agua a inyectarse. Los 
parámetros que se deben utilizar para poder inyectar agua a una formación se 
detallan en el ANEXO 6.  

 
10) Monitoreo permanente de la presión de entrada de la bomba, presión estática 

de yacimiento, salinidad del agua inyectada, salinidad de agua de retorno, 
calidad del agua inyectada y la de retorno. 

 
11) Realizar pruebas de inyectabilidad para determinar la tasa de inyección 

adecuada a la formación, esto permitirá saber cuál es caudal óptimo para no 
provocar daños a la formación y a su vez obtener los mejores resultados al 
momento de extraer el petróleo del yacimiento.  

 
12) Determinar cuál será el arreglo de pozos más adecuado para optimizar la 

inyección de agua. 
 

13) Realizar pruebas de Fall of test en los pozos inyectores para determinar las 
limitaciones de manejo de fluido en los pozos.  

 
 
14) Realizar pruebas de Build Up a los pozos productores para llevar un monitoreo 

constante de la presión de yacimiento.  
 

15) Monitorear los pozos dentro del área de influencia para determinar si se 
presentan alteraciones en la presión de yacimiento y producción de fluidos.  

 
16) Ejecutar un programa de trazadores químicos para determinar el área y volumen 

poroso contactado por la inyección de agua, así se podrá determinar los 
volúmenes barridos y permeabilidades de las zonas por donde circula el agua.  

 
17) Muestrear los niveles de salinidad de los pozos productores para verificar el 

porcentaje de recirculación del agua de inyección. 
 

18) Realizar análisis de implementación de técnicas para reducir el avance del agua 
resultado de la inyección, con el fin de no solo mantener la presión del 
yacimiento, sino de recuperar el mayor número de reservas por un tiempo más 
prolongado.  

 
19) En campos en los que sea factible, iniciar procesos de conversión de pozos 

productores a inyectores.  
 

20) Monitoreo constante del proceso de recuperación secundaria a través de la 
actualización de mapas de porosidad, de permeabilidad y del avance la 
inyección de agua en el área de estudio y del campo.  
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21) Definir una estrategia por campo que permita optimizar el rendimiento de los 
procesos de inyección de agua, esto con el fin de evitar daños futuros como 
taponamiento por inyección de sólidos, o el hinchamiento de arcillas, 
defloculación de arcillas, disolución de la formación o la alteración de la 
mojabilidad.  

 
22) Determinación del límite económico de la recuperación secundaria para evitar 

pérdidas en el caso de que los costos superen los precios de venta. 
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CAPÍTULO IV  

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

4.1. CONCLUSIONES 

 
 La problemática de los campos maduros de la cuenca oriente ponen en 

evidencia la necesidad de aplicar de manera urgente tecnologías que permitan 
incrementar la producción de petróleo de los yacimientos y a su vez evitar la 
inminente caída de presión a la que actualmente están siendo sometidos 
nuestros campos.  
 

 La recuperación secundaria por inyección de agua se ve a futuro como la forma 
más rentable para para evitar esta caída de presión y disminución de la 
producción de los yacimientos, ya que debido a su disponibilidad y fácil manejo 
se podría llevar a cabo el proceso de inyección sin mayores inconvenientes, 
además gracias a su tratamiento óptimo se evitaría el provocar daños 
ambientales.  

 
 Hoy en día gracias a esta investigación, se deja constancia que la 

implementación de los procesos de recuperación secundaria con inyección de 
agua ha logrado en su mayoría, evitar la declinación natural de los campos 
maduros en estudio, ya que estos procesos han ayudado a mantener y/o 
incrementar la presión de reservorio de los campos.  

 
 Los proyectos pilotos de recuperación secundaria por parte de Petroamazonas 

EP, ha logrado incrementar de manera evidente el factor de recobro de sus 
campos. Este estudio evidencia que el factor de recobro ha aumentado de un 
promedio de 18% a un 28%. Además, la recuperación asociada a los procesos 
IOR equivale a más de 125 MMbbls de petróleo.  

 
 Así mismo, los campos de las Compañías Privadas han logrado aumentar su 

factor de recobro de un 26% a un 33%, lo que ha ayudado a una recuperación 
de más de 60 MMbbls de petróleo desde que se iniciaron los procesos IOR. 

 
 Es muy importante tener en claro que los estudios geológicos, petrofísicos y de 

yacimientos juegan un papel fundamental al momento de implementar los 
proyectos de recuperación secundaria. Toda esta información permite 
esclarecer en que zonas es más factible realizar la inyección de agua para evitar 
daños futuros y abandonos temprano de los proyectos. 

 
 Los parámetros para poder inyectar agua a una formación deben estar 

comprendidos dentro de un rango especifico, esto permite que en un futuro se 
puedan evitar daños como corrosión, hinchamiento de arcillas, modificaciones 
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a la mojabilidad de la roca, incompatibilidad de los fluidos, daños ambientales, 
etc.  

 
 El correcto funcionamiento de la planta de tratamiento e inyección de agua, 

asegura en gran medida que el proyecto de recuperación secundaria se lleve a 
cabo sin inconvenientes y con resultados óptimos, además se asegura que no 
se incrementen costos que no se tenían contemplados en la inversión inicial del 
proyecto. 

 
 Es importante mencionar que la rentabilidad de todo proyecto estará basada 

tanto la producción del pozo como en la actualidad del precio del petróleo. Es 
por esto que se hace necesario siempre evaluar la rentabilidad del proyecto para 
varios escenarios.  

 
4.2. RECOMENDACIONES 
 
 Dados los resultados de los proyectos pilotos de recuperación secundaria se 

recomienda tanto para los Activos de Petroamazonas EP y para las Compañías 
privadas, ampliar los proyectos de inyección de agua al resto de sus campos 
con el objetivo de mejorar la eficiencia de barrido de sus reservorios y aumentar 
el factor de recobro. 
 

 Dar seguimiento constante a los proyectos de inyección de agua, a fin de 
mantener el buen rendimiento y optimizar el proceso de inyección. 

 
 Escoger el modelo de inyección más idóneo según los estudios previos de 

geología, con esto se podrá garantizar que la inyección de agua tendrá cabida 
a la mayor parte de la zona de interés y el rendimiento de la producción de 
petróleo y el mantenimiento o aumento de presión se verá afectado de mejor 
manera obteniéndose mejores resultados.  

 
 Utilización de nuevos agentes químicos que permitan reducir el avance del agua 

resultado de la inyección. Con esto se podrá mantener por mayor tiempo el 
proyecto antes de que llegue a su límite y ya no se pueda recuperar más 
petróleo.  

 
 Tomar muestras constantes del agua de inyección para evitar daño en las 

facilidades de superficie y en la formación, esto evitará abandonar los proyectos 
tempranamente.  

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



123 

GLOSARIO 
 
1) CAMPO MADURO.- Aquel que ha tenido una campaña de producción 

considerablemente extensa y que debido a esto se ha provocado una caída de 
presión y producción de petróleo a pesar que sus reservorios siguen siendo 
económicamente rentables. 
 

2) CAPEX.- Inversión de capital de una empresa para poder desarrollar un 
proyecto que permita la mejora de bienes de capital o activos fijos.  

 
3) ESTRATEGIA.- Acciones meditadas y tomadas en conjunto que permiten 

encaminar el objetivo de un proyecto a un fin determinado.  
 

4) EOR.- Recuperación Mejorada de Petróleo o Enhanced Oil Recovery por sus 
siglas en inglés, considerado el tercer método de recuperación de petróleo, el 
cual usa técnica de mayor costo y sofisticación para extraer el petróleo 
provocando cambios en las propiedades originales de la roca y fluido.  

 
5) FACTIBILIDAD.- Disponibilidad económica y técnica de llevar a cabo un 

proyecto de manera adecuada.  
 

6) FACTOR DE RECOBRO.- Fracción o porcentaje de petróleo original en sitio 
que se encuentra en el subsuelo, que ha sido explotado o que puede ser 
explotado mediante métodos de extracción de petróleo.  

 
7) IOR.- Recuperación Avanzada de Petróleo o Improved Oil Recovery por sus 

siglas en inglés. Dentro de este campo entran los procesos de recuperación 
secundaria y recuperación mejorada, usa una combinación de procesos para la 
producción de petróleo de manera acelerada. Estos procesos pueden incluir 
desde aplicaciones químicas hasta térmicas.

 
8) OPEX.- Gastos operacionales que se consideran los costos adicionales que se 

tienen en un proyecto. Esto incluye mantenimiento de equipos de trabajo, gastos 
consumibles, etc. 

 
9) RECURSOS.- Todo volumen de petróleo que se encuentra confinado y que es 

posible recuperarlo o no, incluye los volúmenes ya producidos.   
 

10) RESERVAS.- Volumen de petróleo que es comercialmente rentable recuperarlo 
mediante un método de extracción o producción.  

 
11) RESERVAS PROBABLES.- Volumen de petróleo con una probabilidad del 50% 

de ser recuperadas.  
 

12) RESERVAS PROBADAS.- Volumen de petróleo que se estima tiene un grado 
de certeza razonable (90 %) para ser recuperado bajo condiciones comerciales 
y operativas. 

 
13) RESERVAS POSIBLES.- Volumen de petróleo con una probabilidad menor o 

igual al 10% de ser recuperadas.  



124 

 
14) TIR.- Tasa Interna de Retorno, se utiliza para determinar la rentabilidad que 

ofrece la inversión. Esta se expresa en porcentaje. 
 

15) VAN.- Valor Actual Neto, sirve como indicador financiero para determinar la 
viabilidad de un proyecto 

 
16) YACIMIENTO.- Una unidad de roca del subsuelo que presenta propiedades de 

porosidad y permeabilidad que le permite almacenar fluidos como petróleo, agua 
y gas.  

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



125 

REFERENCIAS BIBLIOGRÁFICAS 
 
1) Arreglo de pozos y eficiencia de barrido, Academia Edu, (2014), Recuperado de: 

https://www.academia.edu/8970496/Arreglo_de_pozos_y_eficiencia_de_ 
barrido._CONTENIDO 

 
2) Baby, P., Rivadeneira, M., & Barragán, R. (2014). La cuenca Oriente: Geología 

y Petróleo
 
3) Comisión Nacional de Hidrocarburos. (2008). El Futuro de la Producción de 

Aceite en México: Recuperación Avanzada y Mejorada. México. 
 

4) Condor, J., Pinto G., Achig S., Romo J. Identification of Enhanced Oil Recovery 
Potential in Ecuador. (SPE-177105-MS). 

 
5) Constitución de la República del Ecuador (2008). Capítulo Quinto, Sectores 

estratégicos, servicios y empresas públicas. Recuperado de: 
https://www.oas.org/juridico/pdfs/mesicic4_ecu_const.pdf 

 
6) Constitución de la República del Ecuador (2008). Sección Cuarta, Recursos 

Naturales. Recuperado de: 
https://www.oas.org/juridico/pdfs/mesicic4_ecu_const.pdf 

 
7) Craig Forrest, (1982), Aspectos de Ingeniería de la Inyección de Agua, Society 

of Petroleum Engineers of AIME, Dallas, EEUU. 
 

8) Cordova D. (2016). Proyecto de inyección de agua de formación para 
incrementar el factor de recuperación en un campo x de la amazonia 
ecuatoriana. Quito, Ecuador.  

 
9) Espín, E, Barragán J, (2014). Evaluación de Resultados de la Inyección de Agua 

 
Quito, Ecuador.  
 

10) Fabricio C, Marcos C, David S, (2012). Programa computacional para predecir 
el comportamiento de un yacimiento sometido a inyección de agua por el método 
de Craig, Geffen and Morse. Guayaquil, Ecuador.  

 
11) Forrest, F. (1982). Aspectos de Ingeniería de la Inyección de Agua. Society of 

Petroleum Engineers of AIME. Dallas, New York. 
 

12) Fundamentos financieros, Conexionesan, (2017), Recuperado de: 
https://www.esan.edu.pe/apuntes-empresariales/2017/01/fundamentos-
financieros-el-valor-actual-neto-van/ 

 
13) Guachamin K, Samuisa A, (2017). Estudio Integrado para el diseño estático de 

los yacimientos Caliza M1, M2, del Campo Puma. Quito, Ecuador.  
 

14) Guaita A, (2017). Análisis del desempeño del sistema BES para optimización 



126 

del diseño y selección del tubing, utilizando el software Pipesim para el análisis 
nodal en el Campo Eno-Ron. Quito, Ecuador.  

 
15) Gualsaqui L, (2016). Optimización de la producción mediante el uso del mejor 

sistema de completación para dos arenas en forma conjunta en el campo 
Singue-Bloque 53 operado por la compañía Gente Oil Ecuador Pte. Ltd. año 
2016. Quito, Ecuador.  

 
16) Halliburton (2012). Plan Maestro de Estrategias Corporativas EP Petroecuador. 

Quito, Ecuador. 
 

17) La República, (2018). Reformas para los contratos petroleros en Ecuador. 
Recuperado de: 
https://www.larepublica.ec/blog/economia/2018/07/16/reformas-para-los-
contratos-petroleros-en-ecuador/ 

 
18) Ley de Hidrocarburos. (2014). CAPÍTULO II. Dirección y Ejecución de la Política 

de Hidrocarburos, Art. 7. Recuperado de: 
http://www.secretariahidrocarburos.gob.ec/wp-
content/uploads/downloads/2014/06/LEY-DE-HIDROCARBUROS.pdf 

 
19) Lucero A, (2014). Diseño de un sistema de gestión ambiental bajo la norma ISO 

14001:2004 En el bloque Tiguino que opera la Empresa Petrobell Inc. 
Grantmining S.A., En la Provincia de Orellana. Quito, Ecuador.  

 
20) Moya T, (2017). Evaluación de estrategias para la producción de crudo 

extrapesado en el campo Tarapoa Noroeste del Bloque Tarapoa. Quito, 
Ecuador.  

 
21) Paris de Ferrer Magdalena, (2001), Inyección de agua y gas en yacimientos 

petrolíferos, Segunda Edición, Maracaibo, Venezuela. 
 

22) PETROAMAZONAS EP. (2014). Plan Maestro De Estrategias Corporativas 
Para El Desarrollo De Los Campos Con Mayor Promesa De Valor En 
Petroamazonas EP, Bajo El Enfoque De La Metodología Metod. Quito, Ecuador. 

 
23) PETROAMAZONAS EP (2016). Plan de Recuperación Secundaria 

Hidrocarburos 2017-2021. Quito, Ecuador. 
 

24) PETROAMAZONAS EP (2018). Proyectos de Recuperación Secundaria con 
Inyección de agua ejecutados por Petroamazonas EP y Compañías Privadas. 
Quito, Ecuador. 

 
25) Plan Nacional de Desarrollo 2017  2021. (2017). Política 5.8. Recuperado de: 

https://www.planificacion.gob.ec/wp-
content/uploads/downloads/2017/11/PLAN-NACIONAL-DE-DESARROLLO-
2017-2021.compressed.pdf 

 
26) Reglamento de Operaciones Hidrocarburífera. (2018). Sección II. Operaciones 



127 

De Explotación (Producción). Art. 69. Recuperado de: 
https://www.controlhidrocarburos.gob.ec/wp-
content/uploads/2018/03/Reglamento-de-operaciones-hidrocarburiferas.pdf 

 
27) Robert Romero, (2009). Mecanismos de Producción. Recuperado de: 

http://robertyaci.blogspot.com/2009/11/mecanismos-de-produccion.html 
 

28) Rodríguez A, (2007). Optimización del gas de los campos Pindo, Palanda-Yuca 
Sur II para generación eléctrica. Quito, Ecuador.   

 
29) Satter A, Thaker G, (1994). Integrated Petroleum Reservoir Management. Tulsa 

Oklahoma 
 

30) Schlumberger Oilfield Glossary, (S/N). Recuperación Secundaria. Recuperado 
de: https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/secondary_recovery.aspx 

 
31) Telenchana, J. (2014). Evaluación De Resultados Del Proyecto De Inyección De 

Agua Implementada En Los Campos Hormiguero-
. Diciembre 2013. Quito, Ecuador.  

 
32) Valencia, R., (2012). Recuperación Secundaria por Inyección de Agua. Ecuador, 

Escuela Politécnica Nacional 
 

33) Wood Mackenzie Consulting (2013). Elaboración de Planes Técnicos  Plan de 
Exploración y Producción. Ministerio de Recursos Naturales No Renovables. 
Quito, Ecuador. 

 
34) Wood Mackenzie Consulting (2013). Plan Maestro de Hidrocarburos  Resumen 

Ejecutivo y Detalles de Planes Técnicos. Ministerio de Recursos Naturales No 
Renovables. Quito, Ecuador. 

 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



128 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 

 

 

 

 
 

ANEXOS  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
 
 
 
 
 
 
 



129 

 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
 
 
 
 

 

 
 
 
 
 

ANEXO No. 1 
MAPA DE BLOQUES PETROLEROS DE LA CUENCA 

ORIENTE 
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Fuente: Secretaría de Hidrocarburos, 2016
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ANEXO No. 2 
MAPA DE BLOQUES PETROLEROS CON PROYECTOS DE 

RECUPERACIÓN SECUNDARIA EJECUTADOS POR 
PETROAMAZONAS EP 
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Fuente: Ministerio de Hidrocarburos, 2018 
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ANEXO No. 3 
MAPA DE BLOQUES PETROLEROS CON PROYECTOS DE 

RECUPERACIÓN SECUNDARIA EJECUTADOS POR 
COMPANÍAS PRIVADAS 
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Fuente: Ministerio de Hidrocarburos, 2018 
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ANEXO No. 4 
PRECIO DEL BARRIL DE PEPTRÓLEO WTI EN LOS 

ÚLTIMOS DIEZ AÑOS 
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Fuente: Banco Central del Ecuador, 2019 
Elaboración: Gutiérrez, C., 2019 
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ANEXO No. 5 
ESQUEMA DE UNA PLANTA DE INYECCIÓN Y 

TRATAMIENTO DE AGUA PARA RECUPERACIÓNN 
SECUNDARIA 
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Fuente: Petroamazonas EP, 2018 
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ANEXO No. 6 
PARÁMETROS DE TRATAMIENTO DE AGUA PARA SER 

INYECTADA EN PROCESOS DE RECUPERACIÓN 
SECUNDARIA 
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Fuente: Satter A, Thaker G, 1994 
 

PARÁMETRO RANGO REQUERIDO 

POTENCIAL DE HIDRÓGENO 6-7 

COLOR VERDADERO Menor a 25 ppm 

TURBIDEZ Menor a 2 NTU 

ALCALINIDAD Menor a 50 ppm 

DUREZA Menor a 40 ppm 

OXÍGENO DISUELTO Menor a 10 ppb 

RESIDUAL DE HIERRO Menor a 2 ppm 

CLORO RESIDUAL 0.5-0.3 ppm 

SÓLIDOS EN SUSPENSIÓN Menor a 1 ppm 

ÍNDICE DE ESTABILIDAD DE 
LANGELIER 

Si < 0.5 corrosivo 

Si >0.5 incrustivo 

CONTENIDO BACTEREOLÓGICO 
TOTAL 

< 100000 col./ml. 


