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RESUMEN 

En el presente trabajo de titulación se realizó un estudio mediante el cual es posible 
determinar la viabilidad o no sobre la instalación de un Sistema Modular de Control 
Multizonal IntelliZone Compact, que permita la producción simultánea de varias 
arenas (dos o más) de un pozo del Campo Palo Azul del Oriente Ecuatoriano.  

Para lo cual se detalló las herramientas que componen el ensamblaje compacto, su 
funcionamiento y las ventajas que tiene con respecto a las completaciones 
inteligentes convencionales y a las completaciones duales, puesto que ambas 
permiten la producción de por lo menos dos arenas.  

En cuanto a la selección del pozo adecuado se tomó en consideración los 42 pozos 
que se encontraban produciendo entre abril y diciembre del 2017, a los cuales se 
les realizó una evaluación de la producción de petróleo y %BSW. 

De éste modo se seleccionó los pozos con mayor producción de petróleo y menor 
%BSW con respecto a los promedios del campo. Con lo cual se obtuvieron 6 pozos 
candidatos para la implementación. Los mismos que fueron sometidos al análisis 
de su historial de producción, último reacondicionamiento, diagrama de la 
completación, reservas y su registro eléctrico. Posterior a éste análisis se eligió al 
pozo PLAN-053RE ya que sus condiciones son las más óptimas para la 
implementación inteligente. 

Previo a la realización del esquema del ensamblaje compacto y las herramientas 
adicionales necesarias para la correcta producción simultánea de ambas arenas, 
se diseñó una bomba electrosumergible capaz de llevar a superficie la tasa 
requerida del pozo seleccionado. Además se ejecutó el estudio nodal del pozo, los 
dos procesos se los llevo a cabo mediante el software Pipesim.  

Una vez que se diseñó la completación se procedió a evaluar económicamente el 
proyecto y finalmente se describió las conclusiones y recomendaciones del mismo. 

 

Palabras clave: Sistema Modular de Control Multizonal IntelliZone Compact, 
Completaciones Inteligentes Convencionales, Completaciones Duales, Bomba 
Electrosumergible, software Pipesim. 
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PRESENTACIÓN 

El campo Palo Azul es operado actualmente por EP Petroamazonas, comenzó su 
producción en 1999 con el pozo PLAA-001 (ARCH, 2009). A la actualidad cuenta 
con un total de 60 pozos perforados de los cuales alrededor del 62 % son pozos 
productores de petróleo, cuya producción principal es proveniente de la arena 
Hollín, como segundo objetivo están las arenas Basal Tena, U y T. (ARCH, 2017) 

Aproximadamente el 6% de los pozos productores del campo Palo Azul han 
producido mediante completaciones duales en algún momento de su vida 
productiva (ARCH, 2017), con el fin de aumentar la producción y consecuentemente 
la rentabilidad del pozo. Sin embargo, debido a las fallas operacionales 
relacionadas a su instalación, mantenimiento y/o durante su producción las 
completaciones duales han sido cambiadas por completaciones simples, que se 
limitan a la producción de una sola arena (Torres G, 2016) y es así que se pierde la 
oportunidad de obtener mayor producción y ganancias. 

Las completaciones inteligentes convencionales permiten la producción mezclada 
de dos o más arenas cuya producción es monitoreada y controlada desde 
superficie, gracias a la tecnología de sus herramientas, procedimiento que una 
completación dual es incapaz de realizar. Surgieron a partir de la necesidad de 
disminuir costos en las completaciones de pozos offshore, que se dan debido a las 
reparaciones, alquiler y traslado de embarcaciones entre otros (Beveridge, k. et all. 
2011).  

Sin embargo, en el caso de la implementación de completaciones inteligentes 
convencionales en pozos onshore no representa una disminución de costos por lo 
cual no es factible su instalación. Para solventar éste problema económico 
Schlumberger desarrolló el Sistema Modular de Control Multizonal IntelliZone 
Compact que está compuesto por sensores de presión y temperatura, una válvula 
de control de flujo, un empacador multipuerto y un módulo hidráulico multipunto. 
Las mismas herramientas que componen una completación inteligente 
convencional a excepción del módulo hidráulico que permite la disminución de 
líneas de control, promoviendo la reducción de costos. (Beveridge, k. et all. 2011) 

Una IntelliZone Compact es una evolución de la completación inteligente 
convencional, que como su nombre lo indica es un ensamblaje compacto 
compuesto por las herramientas antes mencionadas. Su longitud es 
aproximadamente la mitad de una completación inteligente convencional. 

 Debido a ésta característica y a la presencia del módulo hidráulico multipunto, 
hacen del Sistema Modular una opción adecuada a implementarse en un pozo del 
campo Palo Azul, ya que se disminuye costos por tratarse de un sistema de menor 
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longitud el cual mantiene las ventajas de una inteligente convencional. (Beveridge, 
k. et all. 2011)  

Además de la ventaja de la producción monitoreada y controlada desde superficie, 
la producción mezclada antes mencionada también resulta beneficiosa. Ya que 
dicha producción es mayor con respecto a la producción individual que se lograría 
a través de una completación dual (Dyer, S. et all. 2008). Esto sucede gracias a la 
utilización de las válvulas de control de flujo que con sus 4 posiciones permiten 
llevar a superficie el fluido de manera más óptima. 
 
Con tales expectativas cabe mencionar que el proyecto contribuye en gran manera 
al área de petróleos específicamente a la línea de producción de hidrocarburos 
debido a que la implementación de una IntelliZone Compact permite maximizar la 
producción de petróleo y del mismo modo aumentar las ganancias. 
 
 Objetivo General 
 
Determinar la factibilidad técnica y económica para la implementación del Sistema 
modular de control multizonal para la producción simultánea de varias arenas en 
un pozo del Campo Palo Azul. 
 
Objetivos Específicos 
 

 Determinar los parámetros para la preselección de los potenciales pozos 
candidatos para la implementación de esta tecnología. 

 Calcular las reservas de los pozos seleccionados mediante el software 
OFM. 

 Realizar el análisis nodal en el fondo del pozo seleccionado mediante el 
software Pipesim implementando la completación inteligente. 

 Analizar la viabilidad y rentabilidad de la implementación del sistema. 

 
Alcance 
 
En el presente trabajo se realizará la preselección de varios pozos del Campo Palo 
Azul de los cuales se seleccionará un pozo que cumpla con las características 
óptimas para la implementación de una completación inteligente. 
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CAPÍTULO I 

 MARCO TEÓRICO  

 
1.1    UBICACIÓN GEOGRÁFICA DEL CAMPO PALO AZUL 
El Campo Palo Azul se encuentra ubicado en el bloque 18 al Noroeste del campo 
Sacha, al Oeste del Río Coca y Noroeste del Campo Pucuna en la Provincia de 
Orellana de la Región Amazónica del Ecuador como se indica en la figura 1.1. 
(ARCH, 2009)  

FIGURA 1. 1 MAPA DE UBICACIÓN DEL CAMPO PALO AZUL  
 
 
 
  
 
 
 
 
 
 
 
 
 

í
 

1.2    DESCRIPCIÓN GEOLÓGICA DEL CAMPO PALO AZUL 
Geológicamente el campo Palo Azul se ubica al Oeste del eje axial de la subcuenca 
cretácica Napo y es un entrampamiento mixto de tipo estructural- estratigráfico, 
representado por un anticlinal asimétrico. El eje principal tiene una dirección 
preferencial aproximadamente Norte-Sur a Noreste-Suroeste, de unos 10 km de 
largo y un ancho máximo en dirección Oeste-Este de 5 km. Al Este el Campo Palo 
Azul tiene un cierre contra una falla inversa de alto ángulo, que se origina en el 
basamento. (ARCH, 2009)   
 

1.3    RESERVORIOS DEL CAMPO PALO AZUL 
El principal reservorio del Campo Palo Azul es Hollín cuyo entrampamiento es de 
tipo estructural, dispone de un intervalo promedio de 138 ft y su mecanismo de 
empuje es por gas en solución más empuje hidráulico. Los reservorios secundarios 
son Basal Tena, U y T cuyo entrampamiento es de tipo estratigráfico su espesor 
promedio es de 14,6 ft 13,9 ft y 12,8 ft respectivamente y su mecanismo de empuje 
es por gas en solución más expansión roca-fluido. Las  propiedades de cada 
reservorio se describen en la tabla 1.1 y la producción acumulada de los reservorios 
se encuentra en la tabla1.2. (ARCH, 2018) 
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TABLA 1. 1 PROPIEDADES PROMEDIO DE LOS RESERVORIOS DEL CAMPO PALO 
AZUL 

 
 
 
 
 
 
 
 

TABLA 1. 2 PRODUCCIÓN ACUMULADA DEL CAMPO PALO AZUL 
 

Campo 

Palo 
Azul 

105,94 

2,05 

0,11 

0,04 

 

 
1.4    DESCRIPCIÓN DE LA SITUACIÓN DE LOS POZOS DEL CAMPO  
PALO AZUL 
Los pozos del Campo Palo Azul están distribuidos en 5 PADs (A, B, C, D, N), el 
detalle de la situación de los pozos hasta el 31 de diciembre del 2017 se encuentra 
en la tabla 1.3. (ARCH, 2017) 

TABLA 1. 3 DESCRIPCIÓN DE LA SITUACIÓN DE LOS POZOS 
 

El sistema de levantamiento artificial usado por los 37 pozos productores es el 
bombeo electrosumergible. El PLAA-001 y el PLAC-004 son los pozos que entraron 
a reacondicionamiento en diciembre del 2017. (ARCH, 2017) 
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1.5    REGISTRO BÁSICO 
Un registro básico debe tener las curvas de rayos gamma, de resistividad, 
porosidad- neutrón y densidad volumétrica, ya que con el estudio en conjunto de 
éstas curvas se puede determinar la posible existencia de hidrocarburo en un 
determinado intervalo. (Andersen M, 2011) 

La curva de rayos gamma permiten diferenciar entre un reservorio y no reservorio, 
las rocas reservorio contienen elementos radiactivos como potasio (K), torio (Th) y 
uranio (U) en bajas cantidades, por ende el registro de radiación de rayos gamma 
será bajo e indicará la presencia de roca reservorio y viceversa. El nivel de GR se 
registra en unidades °API como se muestra en la figura 1.2. (Benítez C, 2017) 

La curva de resistividad permite diferenciar un intervalo de agua de uno de 
hidrocarburo. Los hidrocarburos no son conductores de la electricidad, pero el agua 
de formación sí lo es, entonces, resistividades altas muestran presencia de 
hidrocarburo y resistividades bajas presencia de salmuera, la resistividad se mide 
en ohmios como se puede ver en la figura 1.2. (Benítez C, 2017). 

La curva de porosidad-neutrón y la de densidad volumétrica determinan  la 
porosidad del reservorio al superponerse. La porosidad-neutrón se mide en 
porcentaje y la densidad volumétrica en g/cm^3 como se ve en la figura 1.2. 
(Benítez C, 2017) 

FIGURA 1. 2 REGISTRO BÁSICO 
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1.6    ESTIMACIÓN DE RESERVAS  
   

1.6.1    DEFINICIÓN DE RESERVAS 
Se determinan como reservas al volumen de petróleo, Los resultados obtenidos 
dependen de los datos disponibles y el método que se utilice para su cálculo. (Ruiz 
C, 2007) 
 
Clasificación  
 

 Reservas 
 

Es aquella cantidad de petróleo, la cual anticipa que su recuperación será 
económicamente rentable en un tiempo determinado, a través de la aplicación de 
proyectos de desarrollo a acumulaciones conocidas. (AAPG, et all, 2018) 
 

 Recursos contingentes  
 
Es el volumen de petróleo estimado, en una fecha determinada, como 
potencialmente recuperables de acumulaciones conocidas, por la aplicación de 
proyectos de desarrollo que actualmente no se consideran comerciales debido a 
una o más contingencias. Los recursos contingentes pueden incluir, proyectos para 
los cuales actualmente no hay mercados viables, o donde la recuperación comercial 
depende de la tecnología en desarrollo, o donde la evaluación de la acumulación 
sea insuficiente para evaluar claramente la comercialidad. (AAPG, et all, 2018) 

 
 Recursos prospectivas  

 
Son aquellas cantidades de petróleo estimadas, a partir de una fecha dada, para 
ser potencialmente recuperables de acumulaciones no descubiertas por la 
aplicación de futuros proyectos de desarrollo. Los recursos prospectivos tienen una 
posibilidad asociada de descubrimiento geológico. (AAPG, et all, 2018) 

 
1.6.2    CURVAS DE DECLINACIÓN DE PRODUCCIÓN  
Las curvas de declinación de producción es un mecanismo sencillo que permite 
calcular las reservas de hidrocarburo, los resultados varían de acuerdo a la 
información disponible y el tipo de declinación que se utilice para el cálculo. (Torres 
A, Torres J, 2014) 
 

 Declinación exponencial 

Es el tipo de declinación que más se utiliza para el cálculo de reservas por ser una  
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de las técnicas más simples de aplicar. Hay declinación exponencial únicamente 
cuando la tasa de declinación D, no varía con el tiempo es decir que sea fija. (Zabala 
L, 2012) 

 
                                                                                                                       (1.1) 
 

Donde: 
 

 Tasa de producción al tiempo t 
 Tasa de producción al tiempo t=0 
 Declinación exponencial 

 Tiempo 

Ecuación para el calcular las reservas de hidrocarburo: 
 
                                                                                                                   (1.2) 
 

 Declinación hiperbólica 

La declinación hiperbólica varía de la declinación exponencial debido a que su 
declive no es constante ya que se modifica en relación de la tasa de producción, de 
ésta forma se indica que a mayor tasa de producción mayor tasa de declinación. 
(Zabala L, 2012) 

 

                                                                                                                 (1.3) 
 

Donde b es una constante entre 0<b<1. 

 

Ecuación para el calcular las reservas de hidrocarburo: 
 

                                                                                                       (1.4) 

 

 Declinación armónica 

Es un caso particular de la declinación hiperbólica en donde b = 1. (Zabala L, 2012) 
 

                                                                                                 (1.5) 

Ecuación para el calcular las reservas de hidrocarburo: 
 
                                                                                                              (1.6) 
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1.7    ESTUDIO NODAL 
El estudio nodal es una herramienta que permite determinar el comportamiento del 
pozo con el objetivo de optimizar su actividad productiva. (Cachumba F, 2017). La 
ejecución de dicha herramienta ayuda a adecuar los dispositivos del subsuelo y de 
superficie para disminuir la diferencia entre lo que se produce con lo que se debería 
producir el pozo de acuerdo a su potencial. (Gainza F, 2010) 

Para la realización del análisis nodal se utilizó el software Pipesim 2017.1 de 
Schlumberger, pero previamente a dicho estudio se diseñó la bomba 
electrosumergible (BES) adecuada para poder levantar la producción de las arenas 
del pozo seleccionado. 

 
1.7.1    CURVAS CARACTERÍSTICAS DEL ANÁLISIS NODAL  

 
Curva Inflow (IPR) 

 
También denominada curva de oferta, es la que representa el comportamiento del 
pozo al graficar la tasa de producción contra la presión de fondo fluyente. (Gainza 
F, 2010) 

 
 Método de Darcy 

 

La ecuación de Darcy muestra el comportamiento del flujo en un medio poroso y 

subsaturados que es una medida del potencial del pozo. (Alvarez R, 2008)  
  

                                                                                         (1.7) 

 
Donde: 
Ko: Permeabilidad al petróleo  
h: Espesor de la formación 
µo: Viscosidad del petróleo 
Bo: Factor volumétrico del petróleo 
re: Radio de drenaje 
rw: Radio del pozo 
S: Daño de formación 

TABLA 1. 4 VALORACIÓN DEL ÍNDICE DE PRODUCTIVIDAD 
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 Método de Vogel  
 

Este método al igual que el de Darcy permite generar la curva inflow pero con la  
condición de que el daño sea igual a cero mediante las siguientes ecuaciones: 
(Alvear C, 2018) 

 
Yacimientos subsaturados (Pr >Pb) 
 

 
 
Índice de productividad  

 

                                                                                                                           (1.8) 

 
                                                                                                            (1.9) 
 

Cuando: Pwf < Pb 
 
Caudal en el punto de burbuja 
 

                                                                                                              (1.10) 
 
Caudal máximo 
 

                                                                                              (1.11) 

 
Caudal  

                                                        (1.12)                                     

 
 
Curva Outflow 
 
También llamada curva de oferta, indica el desempeño y la capacidad de tubería 
para llevar la producción a superficie (Gaínza F, 2010). La intersección de las 
curvas del inflow y outflow ayuda a identificar el caudal óptimo de producción del 
pozo conocido como punto de operación ver figura1.3. (Gaínza F, 2010) 
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FIGURA 1. 3  CURVAS CARACTERÍSTICAS  

 
1.7.2    DESEMPEÑO DE LA  BES 
Las curvas representativas del comportamiento de la BES son generadas con el 
objetivo de simular la capacidad de una bomba para llevar los fluidos a superficie. 
(Algeroy J, et all, 1999) 
La curva de elevación (carga) indica la altura de fluido que cada etapa puede 
levantar  (Carlpatt, 2011) con una determinada potencia y eficiencia, el punto de 
operación muestra que, a 60 Hz la REDA serie 400 de 185 etapas opera en el rango 
óptimo, las tres curvas y el punto mencionado se pueden observar en la figura 1.4. 
(Algeroy J, et all, 1999) 

FIGURA 1. 4 CURVAS REPRESENTATIVAS DEL COMPORTAMIENTO DE LA BES 
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Parámetros de la bomba electrosumergible  
 

 Presión de succión  
 

También denominada PIP es la presión de entrada de los fluidos del pozo hacia la 
bomba  la cual se puede calcular con las siguientes ecuaciones: (Chancay J, 
Rumipamba L, 2007) 
 

                                                         (1.13)                                     

                                                                                   (1.14)      

 
Donde: 
 
Pwf: presión de fondo fluyente al caudal deseado 
H: profundidad media del intervalo superior  
L: profundidad de asentamiento de la bomba  
SGm: Gravedad específica de la mezcla       
             

 Presión de descarga 
 
Es la presión  con la que los fluidos del pozo salen de la bomba para poder llevarlos 
a superficie (Chancay J, Rumipamba L, 2007), la cual se puede calcular con las 
siguientes ecuaciones:  
 

                                                                                                     (1.15)    

                                                                                    (1.16)    
                                                                             (1.17)    

                                                                                          (1.18)    
 
Donde: 
 
Pf: Presión por fricción 

 Gradiente de fluido 
Pg: Presión por gravedad 
Pd: Presión de descarga 
Pwh: Presión de cabeza 
L: profundidad de asentamiento de la bomba 
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 Gas libre que manejaría la bomba 
 
Si la cantidad de gas libre resultante es mayor al 10% ocasionaría daño a la bomba 
por lo cual es necesario implementar un separador de gas. (Benavides E, Trejo P, 
2012) 
 

                                                                                                                        (1.19)    
                                                                                                    (1.20)    
                                                                                                                (1.21)    
                                                                                                  (1.22)    

                                                                                                           (1.23)    

 
Donde: 
 
Vo: volumen de petróleo  
Vw: volumen de agua 
Vg: volumen de gas 
Vt: volumen total 

 

1.8    DESCRIPCIÓN DEL SISTEMA MODULAR DE CONTROL  
MULTIZONAL INTELLIZONE COMPACT 
La tecnología de completaciones inteligentes se desarrolló hace más de 20 años 
(Ali M, Shalif M, 2018) con el objetivo principal de implementarlas en pozos de 
aguas profundas y de otras áreas remotas (Dyer S, et all, 2008) para producir 
simultáneamente varias arenas de un pozo que puede ser monitoreado y controlado 
en forma remota. En la actualidad las completaciones inteligentes ya se utilizan 
también en pozos onshore. (Ali M, Shalif M, 2008) 
 
El conjunto de herramientas de producción hidrocarburífera inteligente tradicional 
está basado principalmente en la combinación de válvulas de control de flujo 
además de sensores de presión y temperatura permanentes. (Ali M, Shalif M, 2018) 
Los cuales dan la opción de controlar y monitorear de forma permanente la 
producción de cada arena de un pozo y consecuentemente tomar decisiones 
pertinentes para prevenir o atenuar los inconvenientes que se puedan presentar 
durante la producción. (Algeroy J, et all, 1999) 
 
Debido al alto costo inicial de diseño, instalación y mantenimiento de dicha 
tecnología inteligente la misma  no es comúnmente usada. Para contrarrestar este 
inconveniente Schlumberger diseñó una nueva propuesta denominada IntelliZone 
Sistema modular de control multizonal (Compact Modular Zonal Management 
System) que permite disminuir los costos. (Beveridge k, et all, 2011) 
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Del mismo modo que la inteligente tradicional, la IntelliZone Compact está 
compuesta por válvulas de control de flujo, sensores de presión y temperatura 
además de un módulo hidráulico multipunto que permite el accionamiento de más 
válvulas de control de flujo con menos líneas de control hidráulico a comparación 
de la tecnología convencional. Todas las herramientas mencionadas están 
diseñadas como un ensamblaje compacto cuya longitud está entre 17 pies y  32 
pies (5,2m y 9,8m)  ver la figura 1.5, aproximadamente la mitad de la longitud de 
la completación inteligente tradicional. No obstante aunque el ensamblaje resulte 
de menor longitud continúa teniendo las mismas ventajas de los sistemas más 
grandes y complejos, pero con la característica de que permite  disminuir los costos. 
(Schlumberger1, 2015) 

FIGURA 1. 5 INTELLIZONE COMPACT 
 

Beveridge k, et all, 2011 
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1.8.1    HERRAMIENTAS DE LA INTELLIZONE COMPACT  
 
Válvula de control de flujo (VCF) 
 
La válvula de control de flujo es la parte fundamental de la completación inteligente 
debido a que se acciona desde superficie para controlar el flujo de una arena, 
evitando de éste modo la intervención con cable o tubería flexible para ser activadas 
como lo necesitaban sus antecesoras las camisas deslizables (Dyer S, et all, 2008). 
En una intellizone compact se puede utilizar válvulas de control de flujo de apertura/ 
cierre o de cuatro posiciones incluidas la abierta y cerrada (cerrado, 33%abierto, 
66% abierto y totalmente abierto), cada posición se logra a través de los pulsos que 
recibe el sensor ubicado en la válvula (Beveridge k, et all, 2011) que se puede ver 
en la figura 1.7.  

FIGURA 1. 6 VÁLVULA DE CONTROL DE FLUJO 
 
 
 
 
 
 
 

FIGURA 1. 7 SENSOR DE LA VÁLVULA DE CONTROL DE FLUJO 
 
 
 
 
 
 
 

 
Módulo hidráulico multipunto  
 
La posición del estrangulador de una válvula de control de flujo usada en una 
completación inteligente convencional cambia mediante la liberación de presión en 
una línea y la presurización en otra línea ésta condición puede modificarse 
mediante el uso de un módulo multipunto (ver figura 1.8) que ayuda a minimizar el 
número de líneas mediante la configuración de líneas compartidas que permiten el 
accionamiento selectivo en superficie de las válvulas de cada zona. (Beveridge k, 
et all, 2011) 
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FIGURA 1. 8 MÓDULO HIDRÁULICO MULTIPUNTO 
 
 
 
 
 
 
 

 
Empacador multipuerto 
 
Son empacadores de múltiples orificios de aislamiento anular de las zonas, se 
asientan de forma hidráulica y se pueden recuperar cortando o tensionando. Los 
múltiples orificios dan paso a todas líneas necesarias para la producción. 
(Schlumberger4, 2018) 
 

FIGURA 1. 9 EMPACADOR MULTIPUERTO 
 
 
 
 
 
 

 
Sensores de presión y temperatura 
 
Los medidores de presión y temperatura suministran mediciones tanto del espacio 
anular como de la tubería de producción de cada zona. Se puede monitorear hasta 
3 arenas con una sola línea (ver figura 1.10). (Schlumberger1. 2015) 

FIGURA 1. 10 SENSORES  
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1.8.2    HERRAMIENTAS ADICIONALES  
 
Bomba electrosumergible 
 
Una bomba electrosumergible  es una bomba centrifuga multietapa que es capaz 
de producir volúmenes muy grandes de fluido y también puede manejar cierta 
cantidad de gas libre en el fluido bombeado. La bomba es activada a través de un 
motor eléctrico conectado por cables a una fuente de energía trifásica en la 
superficie (ver figura 1.11), en Ecuador como en otros países las bombas 
usualmente operan a 3500 RPM y 60 Hz. (Melo V, 2014) 
El encapsulamiento del sistema de bombeo electrosumergible (BES) es la 
alternativa adecuada para instalarla en conjunto con el ensamblaje IntelliZone 
Compact (ver figura 1.12), ya que la cápsula que rodea el equipo BES es capaz de 
soportar el peso de la completación inteligente. Además en caso de presentarse 
fallas el sistema BES puede ser llevado a superficie, para realizarle las 
intervenciones necesarias para su correcto funcionamiento, mientras que el 
ensamblaje compacto y la capsula permanecen en fondo. (Rodriguez J, et all, 2014)  
 

FIGURA 1. 11 SISTEMA BES 
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FIGURA 1. 12 SISTEMA BES ENCAPSULADO 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 

 
Mandril de inyección química 
 
La inyección de químicos permite remover o prevenir daño en la formación, dicha 
inyección se puede dar a través de un mandril (ver figura 1.13) que se ensambla 
como parte de la tubería y va conectado a una línea hasta superficie. (Oney J, 2016) 
 

FIGURA 1. 13 MANDRIL DE INYECCIÓN  
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Medidor de flujo  
 
El medidor de flujo basándose en el principio de venturi mide la tasa de flujo y su 
fracción de agua (ver figura 1.14) (Torres A, Torres J, 2014). Cuando pasa flujo a 
través del venturi se produce una caída de presión entre la entrada y la garganta 
dicha caída está relacionada con el caudal. (Halliburton) 
 

FIGURA 1. 14 MEDIDOR DE FLUJO   
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 

 

1.9    INTELLIZONE COMPACT CON RESPECTO A LA  
COMPLETACIÓN DUAL 
Existen completaciones duales tanto concéntricas como paralelas que se 
diferencian por su configuración mecánica pero tienen el mismo principio de 
producción dual simultáneo e independiente (Guachamín D, Obando S, 2012). Al 
igual que las completaciones duales, las completaciones inteligentes también 
permiten la producción de 2 zonas, pero con la ventaja de poder producir más de 2 
arenas, cuya producción se mezclará y llegará a superficie a través de la tubería de 
producción. La producción de la zona inferior se obtendría ubicando un medidor de 
flujo sobre dicha zona y la producción de la zona superior se obtendría por 
diferencia de la producción total obtenida en superficie y la de la zona inferior. 
(Puckett R, et all, 2004) 
 
Con lo descrito anteriormente no se compensa el catalogar a la completación 
inteligente como una tecnología superior a la completación dual, por lo que en la 
tabla 1.5 se muestran más características que hacen de la completación inteligente 
una mejor opción para la producción simultánea de dos arenas.  
 

 



 17

TABLA 1. 5 COMPLETACIÓN INTELIGENTE VS COMPLETACIÓN DUAL 

 

1.10    EVALUACIÓN DE PROYECTOS 
El objetivo primordial de la evaluación de proyectos es contribuir o tomar una 
decisión sobre el beneficio de la realización o no. Los indicadores financieros  
comúnmente usados son el VAN (valor actual neto), TIR (Tasa interna de retorno) 
y el PRI (periodo de retorno de la inversión). (Calahorrano W, 2017) 
 
1.10.1   INVERSIÓN  
Es la entrega o aplicación de recursos financieros con el fin de obtener un beneficio. 
(Calahorrano W, 2017) 
 
1.10.2   COSTO 
Es el recurso que se sacrifica o al que se renuncia para alcanzar un objetivo 
específico. (Calahorrano W, 2017) 
 
1.10.3   INGRESO  
Establece todas las cantidades de efectivo, periodo a periodo, en un intervalo 
factible de operaciones, habitualmente provienen de las ventas. (Calahorrano W, 
2017)  
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                                                                                                                (1.24)    

 
Donde: 
 
I= Ingresos 
p=precio unitario 
q=unidades vendidas 
 
1.10.4    TASA DE INTERÉS 
Es el beneficio que se puede conseguir frente a una oportunidad que corresponde 
a la relación porcentual entre el capital empleado. Si se refiere a proyectos se 
denomina tasa de descuento (d) que se designa al dinero del inversionista. 
(Calahorrano W, 2017) 
 
1.10.5   FLUJO DE CAJA  
Es una herramienta fundamental para la evaluación de proyectos representada por 
la diferencia entre los ingresos y los egresos periodo a periodo. (Calahorrano W, 
2017) 
 
1.10.6    VALOR ACTUAL NETO (VAN) 
Valor actual neto indicador en términos financieros que ayuda a realizar el análisis 
financiero de un proyecto (Calahorrano W, 2017). La viabilidad del proyecto se la 
determinan según la tabla 1.5. 
 

                                        (1.25)    

 
Donde: 
 

 Flujo de caja 
 Tasa de descuento 

 
 

TABLA 1. 6 VIABILIDAD DE UN PROYECTO SEGÚN EL VAN 
 

Proyecto VAN 

Indiferente VAN=0 
Viable VAN>0 

No viable VAN<0 
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1.10.7    TASA INTERNA DE RETORNO (TIR)  
Tasa interna de retorno es la máxima rentabilidad que se puede tener en un 
proyecto. La gran parte de instituciones financieras exigen el estudio con éste 
indicador (Calahorrano W, 2017). La viabilidad del proyecto se la determinan según 
la tabla 1.7. 
 
 

                 (1.26)    

 
TABLA 1. 7 VIABILIDAD DE UN PROYECTO SEGÚN EL TIR 

 

Proyecto TIR 

Indiferente  TIR=d 
Viable TIR>d 

No viable TIR<d 
 

 
1.10.8    PERIODO DE RECUPERACIÓN DE LA INVERSIÓN (PRI) 
Periodo de recuperación de la inversión en  el cual la empresa recuperaría la 
inversión inicial de un proyecto. (Calahorrano W, 2017) 
  

                                                                                                 (1.27)    

 
Donde: 
 
a: año anterior en el que se recupera la inversión. 
b: inversión  
c: flujo acumulado de año anterior en el que se recupera la inversión. 
e: flujo del año en el que se recupera la inversión.  
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CAPÍTULO II 

SELECCIÓN DEL POZO 
 

2.1    CRITERIOS DE SELECCIÓN PARA EL POZO CANDIDATO 
La implementación de una completación inteligente aumenta el potencial del pozo 
debido a que permite la producción simultánea de varias arenas. Además gracias 
a que ésta tecnología inteligente permite recibir información en tiempo real sobre el 
comportamiento del pozo es posible efectuar intervenciones oportunas para evitar 
problemas o mitigarlos de forma efectiva.  
 
Sin embargo hay que tener en cuenta que no cualquier pozo es apto para dicha 
implementación, lo fundamental es seleccionar pozos con alta producción de 
petróleo y  bajo %BSW. Para ello se tomó en cuenta los potenciales de los 42 pozos 
que en el transcurso de abril hasta diciembre del 2017 se encontraron en 
producción, para calcular el promedio de cada pozo y consecuentemente del 
campo. 
 
A los pozos que cumplieron con las condiciones anteriores se les efectuó un estudio 
en conjunto de su historial de producción, del diagrama de completación, su último 
reacondicionamiento y se estimaron las reservas remanentes de cada arena. 
También se evaluó el registro eléctrico de cada pozo para determinar la posible 
existencia de hidrocarburo en otras arenas. Todo esto con el fin de conocer las 
particularidades de cada pozo y poder elegir al pozo idóneo para la adecuación de 
la tecnología inteligente.  

 
TABLA 2. 1 PRODUCCIÓN PROMEDIADA DE ABRIL A DICIEMBRE 2017 
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En base al promedio del campo Palo Azul de 194 BPPD y 70 %BSW registrado en 
la tabla 2.1 se seleccionó 6 pozos con mayor producción de petróleo y menor % 
BSW que están ubicados en la tabla 2.2 y en la figura 2.1 a los cuales se les realizó 
el estudio conjunto antes mencionado con la información proporcionada por la 
ARCH hasta el 31 de diciembre del 2017. 
 
La  gráfica de la estimación de reservas y la gráfica del historial de producción de 
cada pozo fueron realizadas mediante el software OFM Oilfield Manager 2014.1, el 
método que se utilizó para la estimación  de dichas reservas está descrito en el 
punto 1.6.2. Los detalles que se tomaron en cuenta durante la evaluación del 
registro eléctrico de cada pozo se encuentran en punto1.5. 
 

TABLA 2. 2 POZOS CON MAYOR PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO Y MENOR %BSW 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

FIGURA 2. 1  MAPA ESTRUCTURAL DEL CAMPO PALO AZUL 
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2.1.1    ANÁLISIS DEL POZO PLAN-050RE 
Es un pozo tipo re entrada (por su traducción del inglés re-entry), en la figura 2.2 
se muestra el historial productivo del pozo donde a finales de junio del 2016 el 
PLAN-050RE comenzó su vida productiva por la arena U con 494,76 BPPD y 10,10 
BAPD, detuvo su producción del 9 de julio al 4 de agosto del 2016. De septiembre 
del 2016 a mayo del 2017 la producción estuvo entre 150 y 240 BPPD con un 
máximo de 53 BAPD, a excepción de tres meses donde disminuyó la producción a 
alrededor de 75 BPD de petróleo y agua.  
 
El reacondicionamiento #2 se realizó entre el 15 y 16 de julio del 2017  debido a 
una nueva caída de producción donde se limpió el equipo BES con unidad de coiled 
tubing y posterior a éste trabajo la producción de petróleo aumentó 
considerablemente. La producción de U se da por un intervalo total  de 28 pies y 
llega a superficie mediante una completación simple encapsulada con equipo BES, 
que se puede constatar en el diagrama de la completación del pozo en el anexo1 
donde también se pudo observar la presencia de pescados bajo la arena U.  
 

FIGURA 2. 2 HISTORIAL PLAN-050REU 

 

En la figura 2.3 se encuentra la estimación de la declinación de producción de petróleo 
de U donde consta que la producción acumulada hasta el 31 de diciembre del 2017 
fue de 105,31 Mbbl, además que tiene reservas remanentes hasta el 2020 iguales a 
113,35 Mbbl. 
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FIGURA 2. 3 CURVA DE DECLINACIÓN DEL PLAN-050REU 

 

Debido a que el pozo durante toda su vida productiva lo ha hecho únicamente por 
U se tuvo mayor interés en la evaluación del registro del pozo para determinar la 
posible existencia de hidrocarburo en una nueva arena pero no se encontró otra 
disponible que se pueda producir conjuntamente con U. 
 
 2.1.2    ANÁLISIS DEL POZO PLAN-052RE  
Es un pozo tipo re entrada que  produce por Hollín desde octubre del 2015 hasta 
mediados de julio del 2016 obtuvo una producción entre 1600 y 1900 BPPD con 
una producción de agua despreciable como se constata en la figura 2.4. Posterior 
a ésta fecha debido a la caída de producción se realizó el W.O. #2 que inició el 18 
de noviembre y finalizó el 11 de diciembre del 2016. Donde se realizó fracturamiento 
hidráulico a los siguientes intervalos de la arena Hollín: 10 537'-10 545' (8'); 10 548'-
10 559' (11'), 10 583'-10 597' (14') y efectuaron tratamiento ácido con unidad coiled 
tubing al intervalo 10 583-10 597' (14'), posterior a éste trabajo la producción de 
petróleo y agua aumentaron.  
 
Originalmente el pozo producía por 4 intervalos de Hollín que se observan en el 
diagrama de la completación en el anexo1, sin embargo luego del W.O. # 2 el pozo 
continúo produciendo únicamente por los 3 intervalos antes mencionados con una 
completación simple encapsulada con equipo BES.  
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FIGURA 2. 4 HISTORIAL PLAN-052REH 
 

 

 
Revisando la curva de declinación de la figura 2.5 se identificó que la producción 
acumulada de petróleo  del pozo hasta el 31 de diciembre del 2017 es de 777,52 
Mbbl y sus reservas remanentes son 377,08 Mbbl que se agotarán el 31 de agosto 
del 2023. 

FIGURA 2. 5 CURVA DE DECLINACIÓN DEL PLAN-052REH 
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El PLAN-052RE dispone únicamente de la curva del gamma ray por tal motivo se 
la evaluó en conjunto con las curvas de resistividad, porosidad y gamma ray del 
registro del PLAN-052 con lo cual se encontró indicio de hidrocarburo en BT en los 
siguientes intervalo - ) TVD -  que se 
muestran en el registro ubicado en el anexo2. 
 
2.1.3    ANÁLISIS DEL POZO PLAN-053RE   
Es un pozo tipo re entrada que comenzó a producir por Hollín como se ve en la 
figura 2.6 a partir del 29 de agosto del 2014, desde ésta fecha hasta marzo del 2016 
tuvo una producción entre 2125 y 1500 BPPD. En abril del 2016 el pozo tuvo una 
declinación brusca de petróleo pasando de 1500 a 600 BPPD, a pesar de ello hasta 
diciembre del 2017 con 252,43 BPPD no se realizó ningún trabajo de 
reacondicionamiento. Hollín produce mediante una completación simple con equipo 
BES que se puede constatar en los diagrama de la completación del pozo ubicado 
en el anexo1. 

 
FIGURA 2. 6 HISTORIAL PLAN-053REH 

 

Según la curva de declinación de producción del pozo que se muestra en la figura 
2.7 el pozo tiene 1369,38 Mbbl de producción acumulada hasta el 31 de diciembre 
del 2017 y sus reservas remanentes son 146,48 Mbbl que tienen previsto agotarse 
el 31 de agosto del 2021. 
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FIGURA 2. 7 CURVA DE DECLINACIÓN DEL PLAN-053REH 

 
Para determinar la existencia de hidrocarburo en una nueva arena se evaluó la 
curva del gamma ray del PLAN-053RE con las curvas de porosidad, resistividad y 
gamma ray del registro del PLAN-053 mostradas en el anexo2 con lo que se 
determinó indicio de hidrocarburo en BT en el siguiente -
MD. 
 
2.1.4    ANÁLISIS DEL POZO PLAN-054 
Es un pozo direccional tipo S que produjo originalmente por Hollín como se ve en 
la figura 2.8 desde el 25 de octubre del 2014 hasta el 5 de junio del 2015, donde 
tuvo una producción máxima de 2084,32 BPPD y una mínima de 190,47 BPPD.  
 
Éste pozo pasó de producir únicamente Hollín a producir con completación dual por 
separado las arenas Hollín y Basal Tena a partir del 29 de junio del 2015 hasta el 
13 de junio del 2016. Donde la producción de petróleo de BT estuvo siempre por 
encima de la producción de Hollín. Entre junio y agosto del 2016 el pozo continuo 
produciendo únicamente por BT por debajo de los 300 BPPD. 
  
Posterior a esto paso a producir solo Hollín durante dos meses y del 28 de enero al 
2 de marzo del 2017 se ejecutó el  reacondicionamiento #6 donde se recuperó 
equipo BES, de 4 intervalos detallados en el diagrama de la completación en el 
anexo1 se re-cañonearon solo 2 intervalos de Hollín: 10341' - 10351' (10') y 10358' 
- 10372' (14') y bajaron completación de fondo selectiva con equipo BES, luego de 
éste trabajo la producción de petróleo de Hollín aumentó. 
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FIGURA 2. 8 HISTORIAL PLAN-054 

 

 
El PLAN-054 produce a la actualidad por la arena Hollín y tuvo una producción 
acumulada de 508,15 Mbl hasta el 31 de diciembre del 2017, reservas remanentes 
iguales a 32,96  Mbl que se agotarán el 31 de diciembre del 2018 como se puede 
constatar en la figura 2.9. 
  

FIGURA 2. 9 CURVA DE DECLINACIÓN DEL PLAN-054H 
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El PLAN-054 produjo por BT hasta el 31 de agosto del 2016 donde se registró una 
producción acumulada igual a 198,98 Mbl, además cuenta con 12,83 Mbl de 
reservas remanentes que se hubiesen agotado el 31 de mayo del 2017 si la arena 
hubiese seguido produciendo como se puede identificar en la figura 2.10. 
 

FIGURA 2. 10 CURVA DE DECLINACIÓN DEL PLAN-054BT 

 

 
A pesar de que el pozo PLAN-054 cumple con la condición de tener por lo menos 
dos arenas disponibles para producirlas simultáneamente, se revisó su registro 
eléctrico pero no se encontró una tercera arena con posible existencia de 
hidrocarburo. 
 
2.1.5    ANÁLISIS DEL POZO PLAN-055 
Es un pozo direccional tipo S, como se observa en la gráfica 2.11 produjo por BT 
sobre los 1000 BPPD desde el 16 de abril del hasta  el 25 de septiembre del 2015. 
Posteriormente produjo entre 450 y 300 BPPD desde el 8 de noviembre del 2015  
hasta el 16 de noviembre del 2016. 
 
Debido a la baja producción de petróleo en abril del 2017 se efectuó el W.O. # 3 en 
el que realizaron pulling BES y re dispararon los intervalos: 8901'-8905' (4'), 8922'-
8927'(5') y 8932'-8940' (10') TVD de BT. En el diagrama de la completación del 
pozo en el anexo1 se observan dichos intervalos y también los pescados existentes 
bajo la arena productora del pozo, posterior a éste trabajo la producción de petróleo 
hasta finales de 2017 estuvo entre 270 y 300 BPPD. 
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FIGURA 2. 11 HISTORIAL PLAN-055BT 

 

Con la gráfica 2.12 se puede verificar que la producción acumulada del PLAN-
055BT hasta el 31 de diciembre del 2017 es igual a 456, 28 Mbl y que tiene 60,69 
Mbl de reservas remanentes que se terminarán el 30 de junio del 2019. 
 

FIGURA 2. 12 CURVA DE DECLINACIÓN DEL PLAN-055BT 
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Evaluando el registro del PLAN-055 localizado en el anexo2 se determinó indicio 
de hidrocarburo en el reservorio Hollín en los siguientes intervalos: 10 - 

TVD. 
 
2.1.6    ANÁLISIS DEL POZO PLAN-057 
El PLAN-057 es un pozo direccional tipo S que cuenta con una completación dual 
paralela y equipo BES como se verifica en el diagrama de la completación del pozo 
ubicado en el anexo2. 
 
En la figura 2.13 se muestra que desde el 4 de junio del 2015 hasta el 11 de 
diciembre del 2016 el pozo produjo separadamente Hollín y Basal Tena, durante 
casi todo ése tiempo la arena Basal Tena produjo  entre 800 y 1200 BPPD, pero 
Hollín en la mayor parte de éste tiempo estuvo produciendo bajo los 200 BPD de 
petróleo y agua.  
 
A finales del 2016 el pozo continuó produciendo solamente BT con la misma 
completación dual con la que produjo a sus inicios Hollín y BT, la producción de BT 
declinó considerablemente durante el 2017 ya que produjo entre 800 y 400 BPPD 
sin embargo hasta diciembre del 2017 no se realizó ningún W.O. 
 

FIGURA 2. 13 HISTORIAL PLAN-057 

 

 
En base a la figura 2.14 se puede comprobar que BT tiene una producción 
acumulada de 825,29 Mbl hasta el 31 de diciembre del 2017 y cuenta con 364,3 
Mbl de reservas remanentes que tienen previsto agotarse el 31 de octubre del 2024. 
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FIGURA 2. 14 CURVA DE DECLINACIÓN DEL PLAN-057BT 

 
El pozo también produjo por la arena Hollín hasta el 31 de diciembre del 2016 un 
acumulado de 156,44 Mbl y tiene 0,37 Mbl de reservas remanentes que se 
hubiesen agotado el 31 de enero del 2017 en el caso de que el pozo hubiese 
seguido en producción ver figura 2.15. 
 

FIGURA 2. 15 CURVA DE DECLINACIÓN DEL PLAN-057H 
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Aunque el pozo PLAN-057 cumple con la condición de tener por lo menos dos 
arenas disponibles para producirlas conjuntamente, se evaluó su registro pero no 
se encontró una tercera arena con indicio de hidrocarburo. 
 

2.2    ANÁLISIS DE RESULTADOS 
El estudio de los pozos preseleccionados para la implementación de la 
completación inteligente se lo realizó con la información disponible de cada pozo 
hasta diciembre del 2017 proporcionada (ARCH). Éstos pozos no tienen demasiado 
tiempo de vida productiva ya que llevan produciendo entre 3 y 5 años unos por la 
arena Hollín el reservorio principal del campo Palo Azul y otros por los reservorios 
secundarios BT y U. 
 
A excepción de los pozos PLAN-053REH y el PLAN-057BT que no tuvieron ningún 
trabajo de reacondicionamiento, el último W.O. realizado en los demás pozos fue 
favorable ya que todos aumentaron su producción de petróleo. Únicamente los 
pozos PLAN-050RE y PLAN-055 tienen pescados en su completación que pueden 
provocar problemas para la correcta instalación de la completación inteligente, a 
pesar de esto si sería factible su implementación. 
 
Hasta este punto los 6 pozos cumplen con las condiciones para la implementación 
inteligente, pero la principal característica que debe tener el pozo seleccionado es 
tener una segunda arena para producirla simultáneamente con la arena por la que 
produzca actualmente el pozo, por tal motivo el PLAN-050RE queda descartado ya 
que en su registro eléctrico no existe otra arena con indicio de hidrocarburo. 
 
Los pozos PLAN-054 y PLAN-057al haber producido de forma dual por Hollín y 
Basal Tena cumplen la condición más importante para la implementación 
inteligente, además de estas 2 arenas no se registró indicio de hidrocarburo en 
ninguna otra. Sin embargo las reservas remanentes de Hollín y BT del pozo 54 son 
muy escasas ya que tienen previsto agotarse en menos de un año lo que se puede 
comprobar en las figura 2.9 y 2.10 respectivamente. En cambio en el pozo 57 la 
arena BT tiene una buena cantidad de reservas remanentes que se agotaran en 7 
años como se puede verificar en la figura 2.14 pero las reservas remanentes de 
Hollín son muy bajas y se agotaran en un mes como indica la figura 2.15. Desde 
ésta perspectiva ambos pozos quedan descartados por sus insuficientes reservas 
remanentes.   
 
Los pozos PLAN-052RE, PLAN-053RE produciendo actualmente por Hollín 
presentaron indicio de hidrocarburo en Basal Tena y el PLAN-055 que produce por  
BT presento indicio de hidrocarburo en Hollín. Pero debido a que éste último pozo 
tiene muy pocas reservas remanentes que tienen previsto agotarse en menos de 
un año como se ve en la figura 2.12 no resulta económicamente rentable 
implementar la completación inteligente, por lo tanto el pozo 55 también queda 
descartado. 
 
Ahora los pozos 53RE y 52RE resultan ideales para el desarrollo de éste proyecto 
ya que tienen reservas remanentes altas que tienen previsto agotarse en 4 y 6 años 
como se observa en las figuras 2.7 y 2.5 respectivamente además ambos pozos 
tienen indicio de hidrocarburo en una segunda arena pero como se puede ver en 
los registros eléctricos de los pozos ubicados en el anexo2 el pozo 52RE tiene un 
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intervalo de tan solo 11,5 pies y el pozo 53RE tiene un intervalo de 26 pies en dicha 
arena por éste motivo se eligió el PLAN-053RE ya que con ese intervalo existe 
mayor probabilidad de producir hidrocarburo por Basal Tena (ver anexo2). 
 

2.3    POZO SELECCIONADO  
 
2.3.1    GENERALIDADES DEL POZO  
El PLAN-053RE es un pozo tipo re entrada con una máxima inclinación de 29.22° 
@ 9300 ft MD, 9142.59 TVD que se encuentra ubicado en la parte norte del campo 
Palo Azul como se observa en la figura 2.1 marcado con rojo y sus coordenadas 
son las que se muestran en la tabla 2.3  Produce por la arena Hollín con una 
completación simple equipo BES que no presenta problemas mecánicos que 
impidan la correcta instalación de la tecnología inteligente, sus revestimientos se 
encuentran detallados en la tabla 2.4. 

 
TABLA 2. 3 COORDENADAS DEL PLAN-053RE 

 
  

 
 
 
 
 
 
 
 

TABLA 2. 4 DETALLE DE LA TUBERÍA DE LA COMPLETACIÓN DEL PLAN-053RE 

COORDENADAS DE SUPERFICIE 

LATITUD LONGITUD 

00°08'07.19''S 76°56'39.18"W 

9.985.033.10 283,607.50 

COORDENADAS DE FONDO 

LATITUD LONGITUD 

00°08'29.38''S 76°56'32.98''W 

9.984.351.51 283.799.58 
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2.3.2    ARENAS DEL PLAN-053RE 
 

Arena Hollín  
 

El pozo produce por 3 intervalos de Hollín que se muestran en la tabla 2.5 y en su 
diagrama de completación en el anexo1. Su comportamiento productivo hasta 
diciembre del 2017 se detalla en el punto 2.1.3 posterior a esto en el 2018 como 
se verifica en la figura 2.6 la producción continuó declinando llegando a producir 
112 BPPD y 3BAPD. Por éste motivo se realizó el W.O. #1 que inició el 8 de mayo 
del 2018 y finalizó el 29 de mayo del mismo año en el que se dio a cabo una limpieza 
de la sección open hole además una estimulación para control de finos. Luego de 
éste trabajo en la figura 2.16 y la tabla 2.6 se puede ver que tanto la producción 
del petróleo como la de agua aumentaron y consecuentemente las reservas 
remanentes estimadas de la arena aumentaron de 146, 48 Mbl (ver figura 2.7) a 
215, 24 Mbl que tienen previsto agotarse el 30 de septiembre del 2022 es decir 
tendrá aproximadamente 4 años de producción como se verifica en la figura 2.17 
 

TABLA  2. 5 INTERVALOS PRODUCTORES DEL PLAN-053REH 
 
 
 
 

 
FIGURA 2. 16 PRODUCCIÓN POSTERIOR AL W.O. #2  PLAN-053RE  
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TABLA 2. 6 PRODUCCIÓN POSTERIOR AL W.O. #1  PLAN-053REH 

FIGURA 2. 17 CURVA DE DECLINACIÓN DEL PLAN-053REH 2018 

 

El último dato de producción disponible posterior al W.O. #1 y las características de 
la arena se encuentran detallados en la tabla 2.6  y la tabla 2.7 respectivamente, 
con dichas características se calculó el Índice de productividad (ver anexo3) donde 
se obtuvo un IPf=0,243 BPD/psi. 
 

TABLA 2. 7 CARACTERÍSTICAS DEL PLAN-053REH 
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Arena Basal Tena  
 
Al no tener ningún registro de producción en el PLAN-053REBT se estimó sus 
posibles características mediante la información de su pozo vecino el PLAN-055BT 
que se encuentra marcado con azul en la figura 2.1.  
 
El PLAN-055BT produce por 19 ft repartidos en 3 intervalos que se detallan en el 
diagrama de la completación del pozo en el anexo1, con dicho intervalo el pozo 
lleva produciendo poco más de 3 años, la mayor parte de éste tiempo la producción 
ha estado entre los 300 BPPD y 475 BPPD con una producción máxima de 6 
%BSW, como se observa en la figura 2.11. 
 
Ahora bien el PLAN-053RE como se muestra en su registro eléctrico ubicado en el 
anexo2 y en la tabla 2.8 BT dispone de un intervalo de  26 ft para poder producir 
hidrocarburo es decir  7 pies más que el pozo vecino por lo que se asume el PLAN-
053REBT podría tener una producción mayor o igual a 475 BPPD y menor o igual 
a 6 % de BSW que se detallan en la tabla 2.9. Se esperaría que BT tenga reservas 
suficientes para producir por lo menos 4 años que es el tiempo de vida productiva 
aproximado del PLAN-055BT mostrados en la figura 2.12, sin embargo ese tiempo 
puede extenderse según las modificaciones que el pozo reciba y el comportamiento 
que tenga el pozo durante la producción simultánea.    
 

TABLA 2. 8 INTERVALO CON POSIBLE EXISTENCIA DE HIDROCARBURO   

TABLA 2. 9 PRODUCCIÓN ESTIMADA DEL PLAN-053REBT   
 
 
 

 
Los radios de drenaje y del pozo son los mismos del PLAN-053RE, se estableció 
un daño igual a 4 considerando los procesos por los cuales debe pasar el pozo 
para producir Hollín y Basal Tena de forma simultáneas. Las características 
restantes se las estimó en base a las del pozo 55BT y se describen en la tabla 
2.10 con las cuales se calculó el Índice de productividad (ver anexo3) donde se 
obtuvo un IPf=0,957 BFPD/psi. 
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TABLA 2. 10 CARACTERÍSTICAS ESTIMADAS DEL PLAN-053REBT 
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CAPÍTULO III 

DISEÑO DE LA COMPLETACIÓN INTELIGENTE PARA EL 
POZO SELECCIONADO 

 

3.1    DISEÑO DE LA BOMBA ELECTROSUMERGIBLE 
Debido a que el pozo seleccionado posee una bomba para la producción de una 
sola arena (Hollín) se diseñó la bomba electrosumergible capaz de producir 
simultáneamente 2 arenas (Hollín y Basal Tena). Ingresando en el software Pipesim 
2017.1 la siguiente información: los detalles de la tubería del PLAN-053RE (ver 
tabla 2.4), los componentes del fondo del pozo se los ubicó a las profundidades 
necesarias para la producción simultánea antes mencionada (ver tabla 3.1), la 
desviación del pozo (ver anexo4), la profundidad media tanto de Hollín (ver tabla 
2.5) como de Basal Tena (tabla 2.8), el Índice de Productividad de Hollín (ver 
tabla2.7) y de Basal Tena (ver tabla2.10). 
 

TABLA 3.1 EQUIPO DE FONDO DE POZO  
 

 

Las profundidades adecuadas para el diseño de la intellizone compact están 
descritas en la tabla 3.1, sin embargo la profundidad de la válvula de control de 
flujo de Basal Tena que se ingresó en pipesim fue igual a 9039 ft, que es la 
profundidad media de la arena mencionada ya que de lo contrario el programa no 
registra el fluido de ambas arenas. Además, debido a que el intervalo 10 -

 Hollín se encuentra a hueco abierto. Pipesim no registra 
producción de dicha arena por lo que fue  necesario aumentar la base del liner 2 de 
la tabla 2.4 a 10268 ft que es el rango inferior del intervalo mencionado, con lo cual 
si se pudo simular la producción simultánea de ambas arenas. 

3.1.1    PARÁMETROS DEL DISEÑO DE LA BOMBA 

 Tasa de producción de diseño= 1177,32 BFPD, que es la producción de 
fluido de las arenas Hollín y Basal Tena que se encuentran en las tabla 2.6 
y tabla 2.9  respectivamente. 

 Frecuencia= 56,5 Hz, promedio de las frecuencias de ambas arenas. 

 Profundidad de la bomba= 8862 ft,  ubicación justificada en el punto 3.4.1. 
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3.1.2    SELECCIÓN DE LA BOMBA 
En base a lo descrito en el punto 3.1.1 se concluyó que la bomba adecuada para 
ser instalada en el pozo seleccionado es la Centrilift P18, ya que la tasa de diseño 
y el caudal óptimo de producción del pozo son próximos. Además porque el caudal 
de diseño está dentro del rango de mayor eficiencia de la bomba (1000BFPD - 
2500BFPD). 

Parámetros de la bomba Centrilift P18 

La Centrilift P18 está compuesta por 402 etapas y opera a 3295,83 RPM. Su 
eficiencia, potencia y altura se definen en el punto 1.7.2. Se obtienen por el cruce 
entre el caudal óptimo de producción (1176,13 BFPD) y cada una de las curvas ya 
mencionadas con lo que se obtiene 60,34% de eficiencia, 101,2 hp de potencia y 
7534,4 ft de altura (ver figura 3.1).  

Con tales parámetros a una presión de entrada de 623,73 psi ingresó a la bomba 
1284,21 BFPD y a una presión de descarga de 3437,47 psi salió el fluido de la 
bomba. La presión de entrada y la presión de descarga de la bomba se obtuvo 
mediante el software pipesim, también se las calculó manualmente a través de la 
ecuación 1.14  y 1.18 respectivamente (ver anexo 5).  

FIGURA 3. 1  CURVA DE RENDIMIENTO DE LA BOMBA  
 

 
 

 
3.2    ANÁLISIS NODAL  
El análisis nodal y sus curvas representativas IPR (rojo) y outflow (azul) se definen 
en el punto 1.7 y 1.7.1 respectivamente. Dicho estudio se lo realizó a 9039 ft donde 
se obtuvo un caudal óptimo de 1176,13 BFPD a 682,34 psi (ver figura 3.2). Las 
curvas de la figura 3.2 se diseñaron mediante el software Pipesim, la curva inflow 
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(rojo) también se la graficó con la ecuación 1.7 y 1.12 mediante el procedimiento 
desarrollado en el anexo 6. 
 

FIGURA 3. 2  ANÁLISIS NODAL DEL PLAN-053RE 
 

 

 

3.3    DIAGRAMA DE LA COMPLETACIÓN DEL PLAN-053RE  

Se diseñó la completación inteligente en base a las características del sistema 
modular definidas en el punto 1.8. También sabiendo que los diámetros de la 

 de producción son  

de 28 pies (Schlumberger). 

3.3.1    COMPONENTES  

 Un único sistema de bombeo electrosumergible encapsulado por la razón 
indicada en el punto 1.8.2. 

Un ensamblaje compacto para cada arena cuyas herramientas están 
definidas en el punto 1.8.1. Para el caso en particular del pozo seleccionado 
se utilizó válvulas de 4 posiciones y empacaduras de 4 puertos. 

 Un mandril de inyección de químicos (ver punto 1.8.2) para cada arena.  

 Un medidor de flujo (ver punto 1.8.2) ubicado sobre Hollín, el cual mediría 
el flujo de dicha arena, de éste modo por diferencia entre el fluido total y el 
fluido de Hollín se obtendría el fluido de Basal Tena. 

 Se conserva la tubería ranurada. 
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3.3.2    LÍNEAS NECESARIAS PARA EL CONTROL DEL PLAN-053RE 

 Como ya se mencionó la completación dispone de una válvula de control de 
flujo para cada arena, sin embargo gracias a que el módulo hidráulico 
multipunto permite la disminución de líneas, por lo cual se necesita una sola 
para controlar las 2 VCF. 

 Los dos sensores de presión y temperatura dual de las dos arenas son 
controlados por una línea eléctrica. 

 El medidor de flujo de Hollín se controla a través de una línea eléctrica. 

Todos los componentes y las líneas descritas se encuentran en la figura 3.3. 
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FIGURA 3. 3  COMPLETACIÓN DEL PLAN-053RE 
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3.4    ANÁLISIS DE RESULTADOS   

3.4.1    BOMBA SELECCIONADA  
La bomba seleccionada fue la Centrilift P18 una bomba de la serie Flexpump de 
Baker Huge cuya particularidad es que su rango óptimo de producción es amplio 
(1000BFPD-2500BFPD), lo que hace factible su utilización en pozos con diferentes 
y variadas condiciones productivas. Esto se lo comprobó puesto que el PLAN-
053RE tiene instalada la misma P18 desde sus inicios en agosto del 2014 hasta 
abril del 2018 (última información disponible). Su último registro productivo (ver 
tabla 2.6) indicó que el pozo estuvo produciendo muy por debajo del rango de 
producción adecuado lo que sugiere una vez más la implementación de un Sistema 
Modular para que la bomba pueda operar dentro del rango óptimo de producción. 

El sistema de bombeo electrosumergible ya instalado en el PLAN-053RE no cuenta 
con un separador de gas. Por tal motivo la bomba se instaló a 7645 ft (MD) muy por 
encima del punto medio de Hollín (10242,5 ft) con el objetivo de que la presión de 
entrada del fluido a la bomba (2716 ft) sea mayor a la presión de burbuja (1235 psi). 
(ARCH, 2014) 

Siendo la PIP >Pb la presencia de gas libre en la bomba es nula, lo que evita el 
daño de la misma. Pero con las condiciones de ambas arenas mantener la 
profundidad de la bomba a 7645 ft es inadecuado ya que con éste valor existiría un 
22,95 % de gas libre (ver tabla 3.2) dentro de la bomba. 

Desde este punto de vista se determinó la profundidad de la bomba seleccionada 
a 8862 ft donde se cumple que la PIP (623,73 psi) >Pb (393 psi), por ende la 
presencia de % gas libre en la bomba es nula (ver anexo 5). Además dicha 
profundidad en conjunto con la frecuencia y el caudal de diseño permitieron obtener 
el mismo número de etapas (402) que tiene la bomba ya instalada en el pozo 53. 
De éste modo sin ninguna adecuación se podría utilizar en éste proyecto la misma 
bomba para levantar la producción de Hollín y Basal Tena. 

La producción del PLAN-053RE entre agosto del 2014 y marzo del 2016 estuvo 
entre 2125 y 1500 BPPD. En abril del 2016 la producción tuvo una declinación 
brusca de 1500 a 600 BPPD, llegando a producir 470 BPPD en junio del 2018 
(último registro productivo disponible). Desde éste punto de vista y sabiendo que la 
tasa de producción máxima fijada que puede levantar el pozo es de 2200 BPPD 
(ARCH, 2014) y que la tasa de producción de producción óptima es 1176,13 BFPD, 
se llegó a la conclusión de que no solo la bomba puede ser reinstalada sino todo el 
equipo BES debido a su capacidad de levantamiento. 

  
TABLA 3.2 DATOS OBTENIDOS DEL DISEÑO DE LA BOMBA  A 7645 FT 
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3.4.2    ANÁLISIS NODAL  

El estudio se lo realizó a 9039 ft (profundidad media de la arena superior) con las 
válvulas de control de flujo de Hollín y Basal Tena 100% abiertas.  

El pico que presenta la IPR (ver figura 3.2) se da por las diferentes características 
de ambas arenas, frente a esto se consideró que la IPR inicia a una presión de 
reservorio de 1630,21 psi. 

Con el valor determinado de la presión de reservorio y los datos del análisis nodal 
mostrado en el punto 3.2 se diseñó una segunda  IPR (ver figura 3.5) mediante el 
proceso desarrollado en el anexo 6. De éste modo se validó la presión de reservorio 
seleccionada ya que la IPR de la figura 3.2 y 3.5 se asemejan. 

El sistema modular produce Hollín y Basal tena a través de una sola tubería por lo 
cual el fluido de ambas arenas se mezcla. Esto genera una ventaja y es que índice 
de productividad de la mezcla (IPm) es mayor que el índice de productividad 
separada (IPs). 

En éste proyecto el IPm (1,01 BPPD/psi) < IPs (1,07 BPPD/psi) debido a que se 
simuló que la producción del pozo se da con las válvulas %100 abiertas. El aumento 
del Índice de productividad se logra mediante la adecuada manipulación de las 
válvulas de control de flujo que ayudan a aumentar la producción de petróleo y 
disminuir la producción de agua (ver  figura 3.4) 

El IPm se calculó con los datos de la tabla 3.3 y con la ecuación 1.8, el IPs se 
obtuvo de la suma de los índices de petróleo de Hollín (ver tabla 2.7) y Basal Tena 
(ver tabla 2.10).  

FIGURA 3. 4   PRODUCCIÓN MEZCLADA VS PRODUCCIÓN SEPARADA DE UN 
POZO DEL GOLFO DE MÉXICO 
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FIGURA 3. 5   IPR DE HOLLÍN Y BASAL TENA 
 

            

 

TABLA 3.3 DATOS OBTENIDOS DEL ANÁLISIS NODAL DEL PLAN-053RE 
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CAPÍTULO IV 

ANÁLISIS ECONÓMICO 
 

El análisis económico se lo ejecutó con el objetivo de evaluar la viabilidad del 
proyecto (ver punto 1.10). El costo de una completación inteligente convencional, 
las herramientas adicionales (ver punto 1.8.2), las líneas necesarias para la 
operación (ver punto 3.3.1) y su instalación para la producción simultánea de Hollín 
y Basal Tena es igual a $ 1871000 (Chancay A, Rumipampa L, 2005) a partir de 
éste valor y tomando en consideración que una de las ventajas de una IntelliZone 
Compact es la disminución de costos por los motivos descritos en el punto 1.8 se 
determinó un valor de inversión inicial igual a $ 1171000 para el primer análisis y 
para el segundo análisis se conserva el valor de la inteligente convencional. 

4.1   PRIMER ESCENARIO 
 

 Inversión inicial= $ 1471000 

 Tasa de interés= 12% (Calahorrano W, 2017) 

 Costo de producción total por barril= $ 16,86 (Alvear C, 2018) 

 Tiempo= 5 años 

 Producción anual de petróleo = se la obtuvo mediante el software OFM 
debido al cálculo de reservas de Hollín. Ya que Basal Tena no ha 
producido no se dispone del cálculo de reservas por lo cual se asumió que 
Basal Tena produciría lo mismo que Hollín por lo cual se duplico dicha 
producción la cual se indica en la tabla 4.1. 

 

TABLA 4.1  PRODUCCIÓN ANUAL DE PETRÓLEO 
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4.1.1    CASO A 

Cuando el precio del barril de petróleo es  $ 45 (promedio del costo de diciembre 
del 2018) (Banco Central del Ecuador, 2018). Con los datos del punto 4.1 y las 
ecuaciones del punto 1.10 se calculó flujo de caja según el ejemplo descrito en el 
anexo8. 

TABLA 4.2  OBTENCIÓN DEL FLUJO DE CAJA 
 

 

 

 

 

 

 

TABLA 4.3  VAN ACUMULADO 
 

 
                      

 Determinación del VAN 

Con el flujo de caja de la tabla 4.2 y la tasa de interés del 12 % se calculó el VAN 
a partir del ejemplo de cálculo ubicado en el anexo 8. 

   

 Determinación del TIR 

Con el flujo de caja de la tabla 4.2 se calculó el TIR a partir del ejemplo de cálculo 
ubicado en el anexo 8. 
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 Determinación del PRI 

Con el VAN acumulado de la tabla 4.3 y según el proceso del ejemplo descrito en 
el anexo 8 se calculó el PRI.  

 

4.1.2    CASO B 

Cuando el precio del barril de petróleo es  $ 23 (asumiendo que el costo decline 
bruscamente). Con los datos del punto 4.1 y las ecuaciones del punto 1.10 se 
calculó flujo de caja según el ejemplo descrito en el anexo 8. 

TABLA 4.4  OBTENCIÓN DEL FLUJO DE CAJA A $23 
 

TABLA 4.5  OBTENCIÓN DEL FLUJO DE CAJA A $23 
 

 

 

 

 

 

 Determinación del VAN 

Con el flujo de caja de la tabla 4.4 y la tasa de interés del 12 % se calculó el VAN 
a partir del ejemplo de cálculo ubicado en el anexo 8. 

 

 Determinación del TIR 

Con el flujo de caja de la tabla 4.4 se calculó el TIR a partir del ejemplo de cálculo 
ubicado en el anexo 8. 

. 
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 Determinación del PRI 

Con el VAN acumulado de la tabla 4.5 y según el proceso del ejemplo descrito en 
el anexo 8 se calculó el PRI. 

4.2    SEGUNDO ESCENARIO 

 Inversión inicial= $ 1871000 

 Tasa de interés= 12% (comúnmente usada en la evaluación de proyectos) 

 Costo de producción total por barril= $ 16,86 (Petroamazonas EP, 2017) 

 Tiempo= 5 años 

 Producción anual= es la misma utilizada para el primer análisis. 

4.2.1    CASO A 

Cuando el precio del barril de petróleo es  $ 45 (promedio del costo de diciembre 
del 2018) 

 Determinación del VAN 

Con el flujo de caja de la tabla 4.2 y la tasa de interés del 12 % se calculó el VAN 
a partir del ejemplo de cálculo ubicado en el anexo 8. 

 

 Determinación del TIR 

Con el flujo de caja de la tabla 4.2 se calculó el TIR a partir del ejemplo de cálculo 
ubicado en el anexo 8. 

 Determinación del PRI 

Con el VAN acumulado de la tabla 4.3 y según el proceso del ejemplo descrito en 
el anexo 8 se calculó el PRI. 
 

4.2.2    CASO B 

Cuando el precio del barril de petróleo es  $ 23  

 Determinación del VAN 
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Con el flujo de caja de la tabla 4.4 y la tasa de interés del 12 % se calculó el VAN 
a partir del ejemplo de cálculo ubicado en el anexo 8. 

 Determinación del TIR 

Con el flujo de caja de la tabla 4.4 se calculó el TIR a partir del ejemplo de cálculo 
ubicado en el anexo 8. 

 Determinación del PRI 

Con el VAN acumulado de la tabla 4.5 y según el proceso del ejemplo descrito en 
el anexo 8 se calculó el PRI. 

4.3    ANÁLISIS DE RESULTADOS  

El sistema inteligente convencional para dos arenas tiene un costo de $ 700000 
(Chancay A, Rumipampa L, 2005), en cambio el costo de un sistema modular 
disminuye a $ 500000 (Schlumberger) debido a las razones mencionadas en el 
punto 1.8. En éste proyecto además de la disminución de costos descrita en el 
párrafo anterior, existe un segundo ahorro de $ 200000 debido a la posibilidad de 
reinstalación del mismo equipo BES para levantar la producción de ambas arenas.  

Con el fin de comprobar la ventaja económica que genera la instalación de un 
sistema modular frente a un sistema convencional se realizó dos escenarios (ver 
tabla 4.4). El primero con una inversión inicial de $ 1471000 valor obtenido según 
el anexo 7 y en el segundo escenario se mantuvo el valor de la inversión inicial de 
$ 1871000 de un sistema convencional.  

A pesar de que la información de la tabla 4.4 indica que ambos escenarios son 
viables se comprobó que el caso A del primer escenario es el mejor ya que sus 
ganancias serían mayores y el tiempo en el que se recuperaría la inversión es 
menor.  

TABLA 4.6  ESCENARIOS ECONÓMICOS 
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CAPÍTULO V 
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

 
 

5.1    CONCLUSIONES 

 El sistema modular de control multizonal permite la producción de 2 o más 
arenas de forma simultánea. Este proyecto se basó principalmente en las 
herramientas que componen dicho sistema modular, sobre todo en su 
herramienta principal que es la válvula de control de flujo. 

 La recepción en tiempo real de la presión, temperatura y producción de cada 
arena permite a los operadores tomar decisiones para evitar o erradicar 
posibles daños en el pozo. 

 El tiempo que permanecería inactivo el pozo con una completación 
convencional, debido a la apertura o cierre de camisas mediante equipo de 
wireline o slickline, se puede evitar mediante la implementación de 
completaciones inteligentes que permiten realizar el cierre, apertura o 
estrangulación de las válvulas de control de flujo de forma remota desde 
superficie. Es de vital importancia disminuir el tiempo que el pozo detiene su 
actividad productiva ya que genera pérdidas económicas.    

 Se planteó la implementación del Sistema Inteligente Compacto en el PLAN-
053RE debido a su alta producción de petróleo (470 BPPD) y su bajo %BSW 
(30%) con respecto a los promedios del campo (194 BPPD y 70% BSW). 
Además por no tener problemas mecánicos para su implementación, poseer 
altas reservas remanentes (215,24 Mbl) y disponer de un amplio intervalo en 
su nueva arena (Basal Tena =26 ft).  

 El pozo 53 al producir de forma simultánea Hollín y Basal Tena obtendría un 
incremento de 475 BPPD con respecto a la producción original del pozo. De 
éste modo su índice de productividad de 0,17 BPPD/psi aumenta a 1,01 
BPPD/psi indicando así que el pozo es buen productor según lo descrito en 
la tabla 4.1. 

 La adecuada intervención de las válvulas de control de flujo juega un papel 
importante en la producción simultánea, es así que cada arena puede tener 
una posición diferente con el fin de evitar el flujo cruzado y la alta producción 
de %BSW. El flujo cruzado se da cuando la presión de la arena inferior es 
mucho mayor a la presión de la arena superior, esto provoca que en lugar 
de que el fluido de la arena inferior siga de forma ascendente se dirija a la 
arena de menor presión. El pozo 53 presenta esta particularidad en cuanto 
a las presiones donde arena inferior (Hollín) tiene una Pwf de 1235 psi y la 
presión de la arena inferior (Basal Tena)  tiene una Pwf igual a 670 psi. 

 Con la implementación del sistema descrito en éste proyecto en el pozo 
seleccionado se obtiene un ahorro en la inversión inicial de $ 200000 con 
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respecto al costo inicial de una completación inteligente convencional. Está 
disminución en la inversión se obtiene ya que a cada arena se le instala un 
sistema preensablado y preprobado lo cual disminuye el tiempo de 
instalación y la incertidumbre relacionada a la instalación. 

 La posible reinstalación de la bomba electrosumergible y las demás 
herramientas que componen el sistema BES permiten obtener en éste 
proyecto un segundo ahorro de $ 200000. Con éste único sistema BES el 
pozo es capaz de producir ambas arenas por una sola tubería de producción. 
Lo que se sigue traduciendo a una disminución de costos, pero esta vez con 
relación a una completación dual que requiere una tubería de producción y 
un equipo BES para cada arena. 

 Siendo el costo del barril de petróleo $ 45 y la inversión inicial de éste 
proyecto igual a $ 1471000. Mediante el cálculo de los indicadores 
financieros TIR y VAN se determinó la viabilidad de dicho proyecto, sobre 
todo por el tiempo de recuperación de la inversión es corto (5 meses y 20 
días). 

 

5.2    RECOMENDACIONES  

 
 Se recomienda realizar pruebas de presión y producción previa a la 

instalación de la IntelliZone Compact lo cual permitiría conocer el estado 
actual de las arenas del pozo. Sabiendo la condición de las arenas se puede 
determinar el posible daño en las mismas y de éste modo elegir el 
procedimiento adecuado para remediar el daño, sobre todo en Hollín que ya 
posee un daño igual a 14 hasta la fecha de análisis (junio 2018). 

 
 A la profundidad de la bomba (8862 ft) y con las condiciones actuales de las 

arenas el pozo podría producir hasta 1124 BPPD y 275 BAPD sin la 
necesidad de un separador de gas en el sistema BES. Sin embargo, debido 
a que las características de ambas arenas con el pasar del tiempo es posible 
que si se necesite un separador de gas para de éste modo evitar el daño de 
la bomba. 

 
 Para evitar el flujo cruzado es recomendable posicionar la válvula de control 

de flujo de BT en 33% o 66 % abierto de éste modo a menor área mayor 
presión y la de Hollin 100% abierta, esto considerando la situación actual de 
las arenas (junio 2018). La adecuada intervención de las válvulas permite 
también el control del % BSW  

 
 

 Debido a que las condiciones del pozo variaran con el pasar del tiempo es 
recomendable monitorear constantemente la producción de ambas arenas y 
de éste modo posicionar las válvulas correctamente. 
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ANEXO 1 DIAGRAMAS DE COMPLETACIÓN 
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ANEXO 2 REGISTROS ELÉCTRICOS
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Fuente: Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero, 2015

Fuente: Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero, 2014 
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ANEXO 3 CÁLCULO DEL ÍNDICE DE PRODUCTIVIDAD
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ANEXO 4 DESVIACIÓN DEL PLAN-053RE 
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ANEXO 5 CÁLCULO DE LOS PARÁMETROS DE LA BOMBA 
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ANEXO 6 EJEMPLO DEL CÁLCULO DEL IPR TOTAL 
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ANEXO 7 CÁLCULO DE LA INVERSIÓN INICIAL 
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ANEXO 8 EJEMPLO DEL CÁLCULO DE LOS INDICADORES 
FINANCIEROS 
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