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RESUMEN 
 

El presente trabajo se desarrolló con el objetivo de analizar el impacto que ha tenido en la 

producción de la arenisca Basal Tena en la zona norte del campo Atacapi debido a la 

implementación del proyecto de inyección de agua con fines de recuperación secundaria.  

 

El campo Atacapi es considerado un campo maduro, es decir que ya superó su pico de 

producción, razón por la cual es necesario, la implementación de mecanismos de extracción 

que permitan elevar el factor de recobro; así se implementó el proyecto de recuperación 

secundaria en marzo del 2015 y está conformado por un pozo productor y un pozo inyector. 

 

, se realizó el balance de materiales 

y se representó las líneas de flujo con diferentes casos de inyección y producción. Además, 

con un análisis de presiones, corte de agua y salinidades se comprobó la conexión del 

reservorio Basal Tena entre los pozos Atacapi-29 y Atacapi-26D.  

 

Se eligió como la mejor alternativa para el incremento de la producción el caso en cual se 

obtiene un mayor factor de recobro y por ende un mayor acumulado de petróleo, 

comprobando así que la inyección de agua es efectiva para este reservorio. 

 

 

Palabras clave: Balance de materiales, campo maduro, factor de recobro, inyección de 

agua, líneas de flujo.  
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ABSTRACT 

 

The present work was developed with the objective of analyzing the impact that the 

production has had on the Basal Tena sandstone formation in the northern Atacapi field due 

to the waterflooding project implemented for secondary recovery. 

Atacapi is considered a mature field because it already exceeded its production peak, this 

is the main reason for seeking a new drive mechanisms in order to raise the recovery factor, 

therefore, in March 2015 a waterflooding project was implemented and it currently has a 

producing well and an injector well. 

With Petroleum Experts made, and streamlines 

were represented with different injection and production cases. In addition to that, with 

pressure, water cut and salinity analysis, the continuity of Basal Tena between Atacapi-26D 

and Atacapi-29 was proved. 

The best alternative for production increase was the one with greater recovery factor and 

consequently a greater cumulative oil, proving the effectivity of water injection in this 

reservoir. 

 

 

Keywords: Material balance, mature field, recovery factor, streamlines, waterflooding 
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CAPÍTULO I 

INTRODUCCIÓN 

 
 

1.1 Planteamiento del problema  

El campo Atacapi está ubicado en la Cuenca Oriente del Ecuador, dentro del play conocido 

como Sacha-Shushufindi, donde se ubican los principales campos petroleros del país. El 

campo ha producido por más de treinta años, alcanzando un acumulado cerca de 50 MMbls 

(Febrero 2019). Es considerado un campo maduro, que de acuerdo con Hull (2012) debería 

haber llegado a su pico de extracción por mecanismos de producción primarios, por ende,

el recobro de petróleo del campo empieza a declinar. 

 

El campo arrancó su explotación en 1979, con alrededor de 4000 barriles de petróleo por 

yacimientos varía entre 32 y 23° API, respectivamente (Baby et al., 2004). Sin embargo, 

haciendo una discriminación de la producción a la fecha, la arenisca T ha acumulado cerca 

de 15 Mbls, U Inferior (Ui) 29.5 Mbls y U Superior (Us) 3.7 Mbls.

 

La arenisca Basal Tena (BT) presenta poco desarrollo en el campo Atacapi, alcanzado un 

acumulado de 2.3 Mbls, que representa apenas el 4.6% del total recuperado del campo; 

este desarrollo es más fuertemente evidenciado en la zona norte del campo. Se ha 

comprobado a lo largo de la Cuenca Oriente, que BT presenta una estratigrafía compleja, 

que varía de un campo a otro, esto debido al proceso de depositación que tuvo la formación. 

A partir de análisis geoquímicos, que se han realizado con muestras obtenidas de diferentes 

campos petroleros del Ecuador, se determinó que los hidrocarburos originados por la roca 

madre de Basal Tena, son de características diferentes de la roca de la cual se derivaron 

los hidrocarburos producidos de las formaciones Hollín y Napo  (Gaibor, Vallejo, Castillo, & 

Pila, 2017). Por lo mencionado, se puede hacer referencia que el crudo proveniente de 

Basal Tena es pesado, encontrándose su gravedad entre 10 y 22.3 °API (Awadh & Al-

Mimar, 2013)  

 

El desarrollo de BT se manifiesta a través del pozo Atacapi-26D, del cual se evidencia crudo 

con densidad de 20.9° API y viscosidad de 9.63 cp, ratificándose como crudo pesado. Este 



2 
 

pozo acumuló 0.9 MMbls por recuperación primaria, con un porcentaje de agua (% BSW) 

menor al 2%. El reservorio presenta una declinación exponencial, que le permitió recuperar 

el 3% del Petróleo Original en Sitio (POES); con esto se confirmó que el mecanismo de 

producción es por expansión de fluidos como se menciona en (Glover, n.d.). Bajo esta 

premisa, se implementó un proyecto de recuperación secundaria con inyección de agua 

(Waterflooding, WF), desde el año 2015 hasta la actualidad, permitiendo realizar un barrido 

de petróleo remanente y mantener e incrementar la presión; dicho proyecto, consiste en un 

pozo inyector y un pozo productor. La inyección de agua es el proceso más extensamente 

conocido con el objetivo de recuperación secundaria (Willhite, 1986). 

 

De manera general, se conoce que el 70% de las reservas mundiales de crudo son recursos 

convencionales, de esto, el 25% corresponde a crudo pesado, mientras que el 45% restante 

pertenece a crudo extrapesado y bitumen (Peñuela, 2017). Considerando que, en la zona 

de implementación del proyecto de recuperación secundaria, no existe un estudio en el cual 

se evalúe el impacto técnico de la producción, se propone este trabajo, para el análisis de 

los resultados que este arreglo (malla) de WF, ha tenido desde su implementación hasta la 

actualidad. 

 

1.2 Objetivos 

 
1.2.1 Objetivo General

 

Evaluar la producción de los pozos productores de Basal Tena en Atacapi, por la 

implementación de recuperación secundaria. 

 

1.2.2 Objetivos Específicos

  

 Estimar el Petróleo Original en Sitio y las reservas remanentes antes de la inyección 

de agua. 

 Realizar un ajuste con la producción histórica del campo. 

 Analizar los pozos que presentan impacto en la producción, mediante presiones, 

salinidades, caudales. 

 Elaborar predicciones acerca del comportamiento del reservorio. 
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1.3 Alcance 

 
El presente trabajo se enfocará en el estudio de la eficiencia de la recuperación secundaria 

en la parte norte del campo Atacapi, donde existe desarrollo del reservorio Basal Tena.  

 
 
1.4 Descripción del campo Atacapi 

1.4.1 Antecedentes 

El campo Atacapi, fue descubierto por la compañía Texaco en 1968, con la perforación del 

pozo exploratorio Atacapi-1, donde se descubrió potencial hidrocarburífero de las areniscas 

U y T de la formación Napo. De manera oficial, el pozo entró en producción en 1979, 

estabilizándose cerca de los 4000 bppd, con crudos en un rango de 29 y 34° API. La presión 

inicial fue de 3800 psi para el reservorio U Inferior y 3500 psi para la arena U superior, 

mientras que para la formación T se encontró una presión inicial de 3600 psi. (Baby et al., 

2004) 

1.4.2 Ubicación 

El campo Atacapi pertenece a la Cuenca Oriente del Ecuador, está ubicado en la provincia 

de Sucumbíos en el cantón Lago Agrio, al sureste del campo que lleva el mismo nombre. 

El campo se encuentra limitado al norte por la frontera con Colombia, al sur con el campo 

Aguarico, al oeste con el campo Parahuacu y al este con el campo Libertador (Padilla & 

Giaccaglia, 2019) como se muestra en la Figura 1. Geológicamente, Atacapi forma parte 

del play estructural conocido como Sacha-Shushufindi. Sus coordenadas UTM se muestran 

en la Tabla 1. 

 

Tabla 1: Coordenadas UTM campo Atacapi. 

Latitud (m) Longitud (m) 

10019558 336693 

9965244 291509 

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 1: Ubicación campo Atacapi.  

Fuente: (BIPE, 2018). 

1.4.3 Geología 

Estructural 

Estructuralmente, el campo está conformado por la estructura asimétrica Atacapi, de 

aproximadamente 17 km de longitud y 2 km de ancho. Hacia el norte se caracteriza por 

tener un cierre contra falla, mientras que hacia el este es limitado por una falla que 

desaparece hacia el sur del campo. Esta estructura tiene una dirección Norte-Sur, y parece 

tener incidencia solamente en los reservorios de la Formación Napo (Baby et al., 2004). 

 

Litología 

De manera general, la Cuenca Oriente tuvo un desarrollo como se presenta en la Figura 2, 

en donde se identifican tres etapas de inversión téctonica, luego de la depositación de la 

Caliza A (Baby et al., 2004). 
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Figura 2: Columna estratigráfica de la Cuenca Oriente.  

Fuente: (Baby et al., 2004) 

 
 U Superior: La arenisca Us tiene un espesor de pago promedio de 13 pies. La 

arenisca no es masiva excepto hacia el Norte del campo, donde se ubica el pozo 

Atacapi-10D. El Atacapi-29 muestra buenas condiciones en cuanto al desarrollo de 

arena. Hacia el sur se registra un cambio de facies, en la zona donde se ubica el 

Atacapi-26D y el Atacapi-09, pues el espesor de la roca disminuye.  

La arenisca U superior es de grano fino, con matriz en parte caolinítica y en otras 

glauconítica (en especial en el techo). La porosidad de la capa es baja (12% como 

máximo), con una saturación de agua relativamente alta debido al contenido de 

finos. 
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 Basal Tena:  A lo largo de la Cuenca Oriente, se ha comprobado que BT presenta 

una estratigrafía compleja, variando de un campo a otro, debido al proceso de 

depositación que tuvo la formación. En función de análisis geoquímicos que se han 

realizado con muestras obtenidas de varios campos petroleros del país, se 

determinó que los hidrocarburos originados por la roca madre de BT, son de 

características diferentes a los hidrocarburos originados en las formaciones Hollín y 

Napo (Gaibor et al., 2017).  

Las fallas responsables de las estructuras cretácicas no generan barreras o límites 

en el reservorio. Los límites de BT más bien están vinculados a la depositación y a 

la tectónica de los primeros pulsos del levantamiento andino.  

Desde el punto de vista de la mineralogía, la arenisca es de tipo cuarzoso, de grano 

fino a medio, con poca matriz y porosidad visible. Microscópicamente se observa un 

reservorio de buenas características, y su respuesta en los perfiles eléctricos lo 

confirma (Figura 3).

 

Figura 3: Perfil eléctrico BT pozo Atacapi-29.  

Fuente: (BIPE, 2018). 

1.4.4 Campos maduros 

Definición 

Al momento de hablar de campos maduros, existen varios autores que han desarrollado su 

propio concepto en función de la experiencia que cada uno de ellos ha tenido y no 

únicamente dependiendo de los años que tiene el campo. Considerando un concepto 

general, un campo maduro es aquel que ha llegado a su pico de producción y está 
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declinando (Figura 4), toda esta producción se ha dado a través de métodos primarios de 

producción (Halliburton, 2012) 

 

 

Figura 4: Representación de un campo maduro. 

Fuente: (Chebil, 2015). 

 
Características 

Por lo general, los campos maduros presentan parámetros en común que los caracterizan, 

pero esto no se cumple siempre, ya que existen campos que pueden ser considerados 

como jóvenes y a pesar de eso, presentar problemas típicos de los campos maduros. Las 

características más representativas de los campos maduros según Hull (2012) y Villanueva 

(2013) son: 

 El campo debe estar en producción entre 10 y 40 años. 

 La producción actual es menos al 25% del pico máximo que tuvo el campo. 

 El corte de agua del campo es elevado comparándolo con la producción de crudo. 

 Parte de la producción, es atribuida a técnicas de recuperación secundaria o 

mejorada. 

 Presenta una marcada declinación en la producción. 

 Presión del yacimiento baja. 

 Alto costo de operaciones.  

 

Considerando estas características, es necesario detallar algunas de ellas mediante las 

cuales se le considera al campo Atacapi como campo maduro: 
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 Atacapi ha producido por 40 años. 

 El porcentaje de agua es de 90.4 %, valor sumamente alto ya que la producción de 

petróleo es de 1494 bppd, versus 15556 bfpd producido (Figura 5). 

 Para Atacapi, el máximo valor de producción se dio en febrero del 2005 con 10601 

bppd, actualmente produce 1494 bppd, que representa el 14.1% de la producción 

máxima.  

 En el campo, existen tres proyectos en los cuales se inyecta agua con objetivos de 

recuperación secundaria. 

 Posterior al 2005 (pico de producción), se puede observar un notable decremento 

de la producción del campo. 

 A partir del 2015, se puede observar un incremento de la producción que se puede 

atribuir al impacto de la recuperación secundaria.

Figura 5: Histórico de producción del campo Atacapi.  

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 
1.4.5 Crudo pesado 

El crudo pesado, muchas veces se originó como crudo mediano o liviano (ya que la roca 

madre no produce crudo pesado), que migró hacia las formaciones más someras, 

perdiendo las fracciones más ligeras de hidrocarburo. Existen casos en que bacterias 

degradan a los hidrocarburos livianos, produciendo metano e hidrocarburo pesado y 
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extrapesado. Este proceso se conoce como biodegradación. Como resultado, el 

hidrocarburo incrementa en densidad, viscosidad y acidez (Martínez & Morales, 2011). 

Existen varios criterios mediante los cuales se puede clasificar el crudo, en este estudio se 

considerará la clasificación según la gravedad API. 

 

Tabla 2: Clasificación del crudo según gravedad API.  

Tipo de Crudo Gravedad API 

Livianos > 31.1 

Medianos 22.3-31.1 

Pesados 10 22.3

Extrapesados < 10 

Fuente: (Awadh & Al-Mimar, 2013)

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

A nivel mundial, el 70% de las reservas de crudo son de reservorios no convencionales, de 

esto 45% pertenece a crudo extrapesado y 25% a crudo pesado, es por esta razón que en 

la actualidad, en Ecuador se busca la implementación de mecanismos que permitan la 

recuperación de estas reservas, ya que la economía del país es dependiente del sector 

petrolero (Peñuela, 2017).

 

1.4.6 Análisis petrofísico 

En el campo Atacapi, en el año 2010, se realizó una toma de muestras a diferentes 

profundidades de la formación U, presentando los resultados de este análisis en la Tabla 3.  

Tabla 3: Muestras obtenidas.  

Pozo 
# de 

muestra 
Profundidad 

(pies) 
Permeabilidad 

al aire (md) 
Porosidad 

(%) 
Densidad de 
grano (g/cc) 

Atacapi-9 

10 A 9384-9385 4660 22.8 2.64 

10 B 9384-9385 3940 23.4 2.64 

11 9387.6-9388 2480 21.5 2.64 

12 9396.7-9398.7 567 16.9 2.64 

Fuente: (BIPE, 2018). 
 Elaborado por: Mora, 2019. 
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No obstante, para la formación Basal Tena la toma de muestras se realizó en las zonas 

cercanas de Shushuqui y Pichincha, donde se obtuvieron los resultados presentados en la 

Tabla 4. Dado que, Shushuqui está más próximo a Atacapi que Pichincha, para los cálculos 

pertinentes de Basal Tena, se consideran estos datos cercanos (Shushuqui) 

Tabla 4: Muestras obtenidas para Basal Tena. 

Pozo 
# de 

muestra 
Profundidad 

(pies) 
Permeabilidad 

al aire (md) 
Porosidad 

(%) 

Densidad 
de grano 

(g/cc) 

Shushuqui-11 
11 A 8438-8439 258.36 16.83 2.64 

11 B 8447-8448 261.15 17.61 2.64 

Pichincha-11 
19 8308-8308.25 883.83 18.97 2.65 

20 8309-8309.33 1396.3 21.17 2.64 

Fuente: (BIPE, 2018). 
 Elaborado por: Mora, 2019. 

 
1.4.7 Análisis PVT 

A lo largo de la producción del campo Atacapi se han realizado varios análisis PVT de las 

diferentes formaciones de interés y estos resultados son presentados por formaciones en 

las Tabla 5, Tabla 6, Tabla 7 y Tabla 8:

 

 Basal Tena: la muestra fue tomada el 20 de abril del 2014 del pozo Atacapi-26D, 

de donde además se conoció que la presión de reservorio era de 5251 psia. 

 

Tabla 5: PVT Basal Tena.

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

Intervalo 

(pies) 

Tr 

(°F) 
° API 

GOR 

(SCF/STB) 

Pb 

(psia) 

Boi 

(bbl/STB) 

Cob E-6 

(1/psia) 

Uo 

(cp) 

8960-8980 216 21.1 102.7 604 1.094 7.02 9.63 
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 U Superior: tomado del pozo Atacapi-3 el 31 de enero de 1980, es el único análisis 

PVT para la arenisca. 

 

Tabla 6: PVT U Superior. 

Intervalo 

(pies) 

Tr 

(°F) 
° API 

GOR 

(SCF/STB) 

Pb 

(psia) 

Boi 

(bbl/STB) 

Cob E-6 

(1/psia) 

Uo 

(cp) 

9303-9322 208 30.2 442 1308 1.248 11.67 0.88 

Fuente: (BIPE, 2018). 
Elaborado por: Mora, 2019. 

 

 U Inferior: a pesar de tener valores de viscosidades u factor volumétrico similares, 

los valores de la presión de burbuja tienen una gran variación. 

 

Tabla 7: PVT U Inferior.  

 

 

Tabla 7: Continuación 

Pozo 
Pb 

(psia) 

Boi 

(bbl/STB) 

Cob E-6 

(1/psia) 
Uo (cp) 

Atacapi-1 750 1.2397 - 1.22 

Atacapi-4 1482 1.222 11.06 1.25 

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

 T Inferior: se pueden tomar los datos de presión de burbuja como referencia, a 

pesar de la variación que existe entre los dos pozos. 

 

Pozo 
Fecha 

muestro 

Intervalo 

(pies) 

Tr 

(°F) 

° 

API 

GOR 

(SCF/ST

B) 

Atacapi-1 23-07-1982 9372-9410 208 32 232 

Atacapi-4 10-06-1980 
9338-9348 y 

9356-9384 
209 28.5 420 
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Tabla 8: PVT T Inferior.  

Pozo Fecha muestro
Intervalo 

(pies) 

Tr 

(°F) 
° API

GOR 

(SCF/STB) 

Atacapi-4 1-09-1980 9520-9540 205 31.4 355 

Atacapi-7 1-6-1998 9552-9570 238 32.4 453 

 

Tabla 8: Continuación 

Pozo 
Pb 

(psia)

Boi 

(bbl/STB) 

Cob E-6 

(1/psia) 
Uo (cp) 

Atacapi-4 1312 1.2501 11.4 1.57

Atacapi-7 1100 1.4765 17.554 1.04 

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 

1.4.8 Estado actual del campo 

Atacapi está conformado por 37 pozos, de los cuales 16 son productores, 5 están en espera 

de Workover (WO), 4 inyectores, 2 re-inyectores activos, 2 re-inyectores inactivos, 7 

cerrados y 1 abandonado. En la Tabla 9, se detalla el estado de cada pozo. 

Tabla 9: Estado de pozos Atacapi.  

Pozo Estado 

Atacapi-1 Cerrado 

Atacapi Inyector-1 Re-inyector inactivo 

Atacapi-1RE Cerrado 

Atacapi-2 Espera de WO 

Atacapi-RW2D Re-inyector 

Atacapi-3 Re-inyector inactivo 

Atacapi-4 Re-inyector 

Atacapi-5 Cerrado 

Atacapi-6 Abandonado 

Atacapi-7 Espera de WO 

Atacapi-8 Productor 

Atacapi-9 Productor 
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Tabla 9:  Continuación 

Pozo  Estado 

Atacapi-10D Espera de WO 

Atacapi-11D Cerrado 

Atacapi-11BD Productor 

Atacapi-12D Inyector 

Atacapi-13 Inyector 

Atacapi-14 Productor 

Atacapi-15 Productor 

Atacapi-16 Cerrado 

Atacapi-17 Productor 

Atacapi-18 Productor 

Atacapi-19D Espera de WO 

Atacapi-20D Productor 

Atacapi-21D Inyector (próximo a inyectar) 

Atacapi-22D Productor 

Atacapi-23 Productor 

Atacapi-24D Productor 

Atacapi-25D Espera de WO 

Atacapi-26D Productor 

Atacapi-27 Cerrado 

Atacapi-28 Cerrado 

Atacapi-29 Inyector 

Atacapi-30 Productor 

Atacapi-31 Productor 

Atacapi-32 Productor 

Atacapi-33 Productor 

Fuente: (BIPE, 2018). 
Elaborado por: Mora, 2019. 

Para este campo, los reservorios que presentan desarrollo, en orden de mayor a menor 

potencial son las areniscas U Inferior, U Superior, T Inferior, T Superior, Basal Tena y Hollín. 

Considerando esta condición, actualmente hay 9 pozos productores de Ui, 5 de Us, 2 de Ti, 

2 de BT. Además, existen 3 pozos con producción en conjunto, correspondientes a las 

areniscas Ui+Ti, HS+Ti y BT+Ti (BIPE, 2018). 
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CAPÍTULO II 

 MARCO TEÓRICO 

2.1 Introducción 

En un campo petrolero luego de haber agotado la producción primaria del mismo, es 

necesario la implementación de técnicas que permitan continuar con la producción de 

hidrocarburos, dentro de este contexto se enmarca la recuperación secundaria. Esta es 

ampliamente conocida y caracterizada por la inyección de fluidos desde un pozo hacia otro, 

con el objetivo de generar un arrastre del crudo remanente y sobre todo tener un 

mantenimiento de la presión en el reservorio. 

La inyección de agua con fines de recuperación secundaria es el proceso más utilizado 

mundialmente, no obstante, hay algunos factores que deben ser considerados antes de la 

implementación del mismo. Dentro de estos factores están tanto las propiedades y 

características del reservorio, así como la disponibilidad del agua previamente tratada para 

la inyección (Willhite, 1986).  

 

2.2 Propiedades de roca 
 
Son parámetros que cuantifican el comportamiento de la roca, que dependen de la 

composición mineralógica de la roca, tamaño del grano y forma de la misma. Para obtener 

estos datos, se realizan análisis de núcleos, de los cuales, se obtienen parámetros 

petrofísicos relacionados con el sistema roca-fluido (Benavente, 2004). 

2.2.1 Permeabilidad  

Es una propiedad petrofísica que hace referencia a la capacidad que tiene una roca para 

permitir el paso de fluidos a través de sus poros interconectados.  

Por lo general, es medida en el laboratorio en muestras de núcleos que fueron tomados de 

la formación, para ajustar los cálculos hechos a partir de registros eléctricos (Rojas, 2011). 

Cuando el medio está saturado 100% por un fluido, se lo conoce como permeabilidad 

absoluta (k) (Paris, 2009). Existen dos tipos de permeabilidades que son: 

 Permeabilidad Efectiva: Cuando el medio poroso se encuentra saturado por dos o 

más fluidos, es necesario la determinación de la capacidad que tiene la roca de 

permitir el paso de cada una de estos, a través de sus poros. Tiene una relación 

directamente proporcional con la saturación de la fase. Se debe tener en cuenta que 

la suma de estas permeabilidades siempre será menor o igual a la permeabilidad 

absoluta.  
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 Permeabilidad Relativa: La permeabilidad relativa (kr), es la relación entre la 

permeabilidad efectiva de un fluido, a una determinada saturación, con respecto a 

la permeabilidad absoluta del mismo fluido, a la saturación total. Es decir, es la 

capacidad que tienen dos fluidos inmiscibles de desplazarse, en un medio poroso.  

El método para determinar estos valores de permeabilidades es a través de 

correlaciones o mediciones de laboratorio. Estas correlaciones, dependen de la 

cantidad de fases que componen el sistema, y por lo general son ecuaciones 

analíticas utilizadas en un simulador. Así para dos fases en un sistema petróleo-

agua se tiene: 

Ecuación 1: Permeabilidad relativa del petróleo.  

Fuente: (National Petroleum Council, 1984). 

 

 

Ecuación 2: Permeabilidad relativa del agua.  

Fuente: (National Petroleum Council, 1984). 

Donde: 

  = Permeabilidad relativa del petróleo. 

  = Permeabilidad relativa del agua. 

 = Permeabilidad relativa del petróleo a la saturación irreductible de 

agua. 

= Permeabilidad relativa del agua a la saturación residual de 

petróleo. 

= Saturación residual de petróleo. 

= Saturación de agua.

= Saturación irreductible de agua. 

= Exponente para la permeabilidad relativa al aceite. 

= Exponente para la permeabilidad relativa al agua 
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Estos puntos pueden ser representados de manera esquemática, al graficar las 

permeabilidades relativas de las dos fases en función de la saturación del fluido 

mojante (Figura 6). 

 

Figura 6: Gráfica de permeabilidades relativas.  

Fuente: (Ahmed, 2006). 

Los valores de  y , también son conocidos como endpoints, hacen 

referencia a los máximos valores de permeabilidades relativas de petróleo y agua, 

respectivamente. En la Tabla 10, se presentan los valores que comúnmente tienen 

los términos de las ecuaciones de permeabilidades relativas para dos diferentes 

tipos de rocas. 

Tabla 10. Valores comunes de permeabilidades relativas en arenas y carbonatos.  

Parámetro Arenas Carbonatos 

 0.8 0.4 

 0.2 0.3 

 2 2 

 2 2 

 (%) 25 37 

Fuente: (Valencia, 2012). 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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La representación de permeabilidades relativas en un simulador involucra una alta 

complejidad en el proceso, por lo que se han desarrollado correlaciones empíricas 

que permiten conocer estas permeabilidades a partir de otros parámetros conocidos 

(Lomeland et al., 2005). Una de estas correlaciones es la de Corey, que se basa 

principalmente en las saturaciones de petróleo y agua como se observa en la 

Ecuación 3 y Ecuación 4. 

 

Ecuación 3: Permeabilidad relativa del petróleo 

Fuente: (PERM Inc, 2012) 

 

 

Ecuación 4: Permeabilidad relativa del agua. 

Fuente: (PERM Inc, 2012) 

Donde: 

  = Permeabilidad relativa del petróleo. 

= Saturación irreductible de agua. 

  = Permeabilidad relativa del agua. 

= Parámetros empíricos obtenidos de parámetros medidos. 

= End point de la permeabilidad relativa del agua. 

 

Los parámetros  pueden ser además obtenidos utilizando un simulador de 

fluidos de núcleos que se ajuste a las pruebas de laboratorio, por lo general, 

mediante el ajuste del histórico de producción. En algunos casos se puede 

considerar que estos parámetros sean igual a dos (Lomeland et al., 2005) 

 
2.2.2 Saturación 

En un yacimiento de hidrocarburos no existe únicamente un fluido contenido en la roca, por 

lo que es necesario realizar una diferencia de la cantidad de cada fluido que ocupa el 

mismo. Así, la saturación es la fracción que un determinado fluido ocupa en el volumen 

poroso. Las principales saturaciones para tomar en cuenta son: 

 

 Saturación de agua connata (Swc): Es la cantidad de agua que está en los poros 

de la roca durante la formación de la misma. El agua puede presentar características 
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diferentes a las del agua de formación. Se considera que debido a la fuerza capilar 

presente esta cantidad de agua no migró al yacimiento (Rojas, 2011). 

 Saturación irreductible de agua (Swirr): Representa el valor más bajo de 

saturación de agua, que puede llegar a tener una muestra de roca luego de haber 

existido un desplazamiento del agua por gas o petróleo (Rojas, 2011). 

 Saturación residual de petróleo (Sor): Es la fracción de petróleo que queda en la 

roca luego de haber existido un proceso de desplazamiento del mismo, es decir que 

esta cantidad de petróleo no podrá ser extraída a menos que el valor de la saturación 

sea mayor que Sor. En las curvas de permeabilidad relativa, este punto representa 

el final de la curva de permeabilidad relativa del petróleo (Paris, 2009).  

 

2.2.3 Porosidad 

Es una relación que determina la capacidad que tienen los espacios libres de la roca para 

almacenar un fluido. Esto puede ser determinado en laboratorio con muestras de núcleos 

obtenidas de la formación o a través de registros eléctricos (Bidner, 2001). 

Tomando en cuenta la clasificación de la porosidad en función de la comunicación que 

tienen los poros, esta puede ser efectiva cuando la roca tiene poros interconectados entre 

sí, que permiten el movimiento de fluidos (Paris, 2009); o porosidad no efectiva donde no 

existe movimiento de fluidos debido a la carencia de comunicación entre poros (Rojas, 

2011). 

2.2.4 Humectabilidad 

Es la tendencia preferencial que tiene un fluido para adherirse a una superficie en presencia 

de otros fluidos inmiscibles (Valencia, 2012). Como se observa en la Figura 7, la 

humectabilidad es medida en función del ángulo de contacto existente entre el líquido y la 

superficie sólida. 

 

 
Figura 7: Representación de la humectabilidad. 

Fuente: (Paris, 2009). 
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2.2.5 Tensión interfacial o superficial 

Hace referencia a las fuerzas moleculares existentes en la interface de dos fluidos 

inmiscibles en contacto, cuando los dos fluidos son líquidos se habla de tensión interfacial, 

mientras que si son líquido y gas es tensión superficial (Paris, 2009). 

2.2.6 Presión capilar  

Es el resultado de la discontinuidad de presión existente entre dos fluidos inmiscibles que 

están en contacto, por lo general depende del tamaño y geometría de poros y de las 

características humectantes del sistema. 

 

2.3 Propiedades de fluido 

Son las características propias de los fluidos que se encuentran en el yacimiento. Se 

obtienen a partir de estudios PVT realizados en el laboratorio sobre muestras de núcleos 

que fueron extraídos de la formación. Estas propiedades serán función de la concentración 

de los componentes que contenga el hidrocarburo (Paris, 2009), y las más influyentes en la 

recuperación secundaria son: 

 Factor volumétrico: Relación entre el volumen de fluido a las condiciones de 

temperatura y presión de yacimiento, y el volumen del mismo fluido a condiciones 

normales (Craft & Hawkins, 1991). 

 Viscosidad: Hace referencia a la resistencia que puede presentar el petróleo para 

desplazarse, se puede considerar como una característica que controla el flujo del 

mismo. Depende principalmente de la temperatura y presión de la formación y de la 

densidad del petróleo (Paris, 2009). 

 Relación de Movilidad: Es la relación entre la movilidad de la fase desplazante con 

la movilidad de la fase desplazada, como se observa en la Ecuación 5.

 

 

Ecuación 5: Relación de Movilidad.  

Fuente: (Valencia, 2012). 

Donde:  

  = Relación de movilidad. 

  = Movilidad. 

  = Permeabilidad. 
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  = Viscosidad. 

En inyección de agua la relación de movilidad puede ser expresada en función de la 

definición dada por la SPE, que a su vez está en términos de la permeabilidad 

relativa de los fluidos (Valencia, 2012), como se presenta en la Ecuación 6. 

 

Ecuación 6: Relación de movilidad en función de permeabilidades relativas.  

Fuente: (Valencia, 2012). 

Con la relación de movilidad, se puede conocer fácilmente que fluido se mueve con 

mayor facilidad, ya que si M<1 el crudo se desplaza con mayor facilidad que el agua, 

si M>1 el agua es mucho más móvil que el petróleo, y si M=1 los dos fluidos tienen 

la misma movilidad (Paris, 2001). 

 

2.4 Simulación numérica  

Es una herramienta muy utilizada para la toma de decisiones en un campo petrolero. La 

simulación integra toda la información de roca, fluido, geología y en general toda la 

información disponible para la construcción de un modelo que más se ajuste a la realidad, 

y de esta manera lograr obtener el pronóstico del comportamiento del yacimiento. Con el 

uso de la simulación, se puede realizar variaciones en las condiciones de operación y así 

obtener diferentes resultados. La simulación es un conjunto de ecuaciones del flujo de 

fluidos con el principio de conservación de masa y energía. Debido a la complejidad del 

proceso es necesario un programa de cómputo que permita la solución de todas estas 

ecuaciones (Sepulveda & Escobar, 2006). 

, disponible 

en la plataforma de Petroleum Experts, que permite realizar el análisis de yacimientos 

durante la vida de un campo, desde el inicio donde los datos son limitados o inclusive en 

un campo maduro. A partir de datos PVT y el acumulado de la producción, se puede calcular 

el POES y el mecanismo de producción de la formación de interés (Petroleum Experts, 

2014). 

2.4.1 Balance de materiales  
El balance de materiales hace referencia a un equilibrio volumétrico entre la cantidad de 

fluido original existente en el reservorio y lo remanente en el mismo, después de haber 

existido un determinado tiempo de producción (Paris, 2009). Mediante la Ecuación de 
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Balance de Materiales (EBM) se puede estimar el POES, realizar predicciones acerca del 

comportamiento del yacimiento y la predicción del recobro de petróleo por mecanismos 

primarios de producción. En 1941 se presentó la EBM por Schilthuis de manera volumétrica 

(Ecuación 7). 

 

Ecuación 7: Balance de materiales. 

Fuente: (Ahmed, 2006). 

 

2.5 Inyección de agua  

Por lo general un yacimiento petrolero se explota por varias etapas de producción: la 

primaria en donde se produce a flujo natural o con la ayuda de algún mecanismo de 

levantamiento artificial, siendo su producción atribuida únicamente a los mecanismos 

primarios de producción. A medida que el campo continúa produciendo, la presión va 

declinando, causando pérdida de producción, por lo que es necesario desarrollar y 

perfeccionar técnicas de producción que permitan alargar dicha producción (Craft & 

Hawkins, 1991). En este contexto se ha implementado la inyección de agua con fines de 

recuperación secundaria, es decir el agua inyectada genera una zona de barrido hacia el 

petróleo, con lo que se barre el petróleo remanente y además se crea un mantenimiento en 

la presión de la formación (Willhite, 1986). El éxito de este método se ha dado ya que el 

costo de su implementación no es tan elevado comparado con otras técnicas de 

recuperación secundaria conocidas. Además, otra ventaja de instaurar un proyecto de WF 

es la disponibilidad de agua con la que se cuenta y la eficiencia de desplazamiento de ésta, 

frente a la zona de petróleo (Craft & Hawkins, 1991). Una última etapa de producción es la 

recuperación terciaria en la cual se utiliza la inyección de químicos o métodos térmicos para 

la producción de las reservas remanentes de hidrocarburo. 

 

2.5.1 Consideraciones para la inyección de agua

A pesar de las ventajas que tiene la inyección de agua, es importante realizar un análisis 

previo para determinar si el reservorio es apto para waterflooding, por lo que hay que 

considerar los siguientes factores (Ahmed, 2006): 

 Geometría del reservorio

Hace referencia a que la geometría areal del reservorio afecta la localización de los 

pozos y de ser el caso determina el método de explotación por inyección; además 
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con un análisis previo de la eficiencia del reservorio se conoce si este cuenta o no 

con un acuífero natural que genere un empuje de agua y por lo tanto no es necesario 

la implementación de inyección de agua.   

 Profundidad del reservorio 

Al hablar de la profundidad del reservorio, se debe analizar de manera técnica y 

económica. Si el reservorio es muy profundo, la presión máxima de inyección 

incrementa, además el costo de extracción de petróleo también aumenta. Por otro 

lado, si el reservorio es somero, se deberá restringir la presión de inyección debido 

a que, el agua tiende a expandirse a lo largo de las fracturas y evitar la zona matriz 

del reservorio.  

 Propiedades del fluido 

Como ya se ha mencionado anteriormente, las propiedades de los fluidos 

proporcionan información sobre los posibles futuros efectos de la implementación 

de inyección de agua. La viscosidad del crudo es el factor más importante para 

determinar el éxito de la inyección, ya que afecta la relación de movilidad, es decir 

que influencia la eficiencia de barrido. 

 Saturación de fluidos 

La saturación de petróleo es el criterio principal para determinar el éxito de la 

inyección de agua, ya que mientras mayor sea la saturación de petróleo al inicio de 

la inyección, incrementa la movilidad de crudo y por ende el factor de recobro es 

mayor.   

 Litología y propiedades de la roca 

Las propiedades más influyentes son la porosidad, permeabilidad, contenido de 

arcilla y espesor neto. Se debe analizar la posibilidad que la porosidad de una zona 

no tenga la suficiente permeabilidad para permitir el barrido de petróleo, además la 

existencia de arcilla puede provocar un hinchamiento de ésta al estar en contacto 

con el agua, lo que obstruye los poros. Así Thomas et al., (1989) generó una relación 

entre estos factores y la presión de inyección teniendo: 

 

 

Ecuación 8: Relación de la presión de inyección con las propiedades de la roca. 

Fuente: (Ahmed, 2006). 
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Donde:  

= Presión de inyección. 

= Tasa de inyección. 

= Permeabilidad absoluta.

= Espesor neto. 

 

De esta manera, para obtener la tasa deseada de inyección en cualquier espesor de 

reservorio, la presión de inyección puede exceder la presión de fractura de la formación.  

 

 Uniformidad del reservorio y continuidad de pago 

Con la uniformidad del reservorio se puede conocer si están presentes zonas de 

alta permeabilidad, ya que existe menor cantidad de petróleo remanente y el factor 

de recobro es menor; así mismo la alta permeabilidad causa una rápida canalización 

del agua e incrementa la relación agua-petróleo. 

Para poder garantizar el éxito en un proyecto de inyección debe existir continuidad 

en la zona de pago, es decir que haya una conexión de la formación entre el pozo 

inyector y el pozo productor, ya que si a lo largo del reservorio existe anisotropía 

causada por una fractura o por condiciones depositacionales se debe analizar 

previamente para poder estimar la posible orientación que tiene la inyección.  

 Mecanismos primarios de producción 

Los mecanismos de producción primarios son todas las fuentes de energía naturales 

que tiene un reservorio para permitir la producción de petróleo. Estos mecanismos 

son comparados en la Tabla 11. 

Si en el reservorio no existe la presencia de un acuífero, la producción por lo general 

se debe a la expansión de roca y fluido, y en otros casos por segregación 

gravitacional. En estos casos, la caída de presión se da abruptamente por lo que es 

necesario la implementación de fuentes de energía que permitan continuar con la 

producción de petróleo remanente. Estas fuentes de energía son el influjo de agua 

a través de un acuífero o con la inyección de agua a través de pozos inyectores para 

generar así un mecanismo de empuje hidráulico complementado con drenaje 

gravitacional (Craft & Hawkins, 1991). 
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Tabla 11: Mecanismos de producción. 

Tipo de 
mecanismo 

Presión de 
yacimiento 

GOR 
Factor de 
recobro 

Expansión de roca 
y fluido 

Declina de manera 
rápida y continua 

Se mantiene constante 
en un valor bajo 

3-7 % 

Drenaje 
gravitacional 

Declina rápida y 
continuamente 

En formaciones poco 
inclinadas bajo y alto en 
formaciones inclinadas

<80 % 

Gas en solución Declina 
rápidamente  

Inicialmente bajo y luego 
incrementa a su máximo 

valor y cae 
5-30 % 

Empuje por capa de 
gas 

Declina lenta y 
continuamente en 
función del tamaño 
de la capa de gas  

Incrementa 
continuamente 

20-40 % 

Empuje hidráulico Permanece alta Permanece bajo 35-75 % 

Fuente: (Ahmed, 2006). 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

2.5.2 Mecanismos de desplazamiento de fluidos inmiscibles 

En las rocas reservorio se cuenta con más de un fluido, lo que altera la capacidad de la 

roca para transmitir fluidos, en este contexto es necesario entender el mecanismo mediante 

el cual un fluido es desplazado dentro del reservorio por la inyección de otro fluido inmiscible 

(Willhite, 1986). Es así que en la inyección de agua, esta desplaza al petróleo y ocupa los 

poros vacíos, siendo el agua el fluido desplazante y el petróleo el fluido desplazado (Paris, 

2001). 

El entendimiento de esto es esencial para estimar la cantidad de hidrocarburo que es

desplazado desde la roca que ha sido contactada con agua, así mediante la Ecuación 9, se 

puede conocer el recobro de petróleo debido a la inyección de agua. 

 

Ecuación 9: Recobro de petróleo debido a la inyección de agua.  

Fuente: (Valencia, 2012). 

Donde:  

= Recuperación de petróleo. 

= Petróleo original en sitio. 

= Eficiencia areal de barrido. 
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= Eficiencia vertical de barrido. 

= Eficiencia de desplazamiento. 

 

La eficiencia vertical de barrido hace referencia a la fracción contactada por el agua en la 

sección vertical, mientras que la eficiencia areal está relacionada con la fracción del área 

del reservorio contactada. Existen muchos factores que afectan estas eficiencias como son 

las propiedades petrofísicas, espaciamiento del pozo y heterogeneidad del reservorio; pero 

cuando se habla de un sistema lineal, se debe asumir que  . 

Por otro lado, la eficiencia de desplazamiento representa la fracción del POES que es 

desplazada por el área que fue contactada por agua. De manera gráfica, estas eficiencias 

se observan en la Figura 8.

 

Figura 8: Representación de eficiencias areal, vertical y de desplazamiento.  

Fuente: (Valencia, 2012). 

 
2.5.3 Etapas de desplazamiento  

Debido a que las saturaciones de los fluidos varían con el tiempo, también se producen 

cambios en otras propiedades como las permeabilidades relativas, presiones y 

viscosidades de cada fase. Por lo que se considera el desplazamiento como un proceso de 

flujo no continuo. Para el desplazamiento se pueden considerar cuatro etapas que son 

(Paris, 2001):  

 Condiciones iniciales: Se consideran saturaciones constantes en el yacimiento y 

que éste ha tenido producción por primaria hasta llegar a una depleción. 

Actualmente la presión de reservorio es menor que la presión de burbuja, razón por 
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la cual existe la presencia de una fase de gas que puede ser asumida como uniforme 

a lo largo del yacimiento (Figura 9). 

 
Figura 9: Distribución de fluidos en condiciones iniciales.  

Fuente: (Paris, 2001). 

 
 Invasión: A medida que se inyecta agua en el reservorio se crea un banco de fluido, 

para este caso en la parte delantera está el banco de petróleo y atrás el de agua 

que además contiene petróleo residual y en algunos casos partículas de gas que 

quedan atrapadas en esta zona (Figura 10). 

 

Figura 10: Distribución de fluidos durante la invasión.  

Fuente: (Paris, 2001). 

 
Dentro de esta etapa se produce además el llenado, que consiste en el 

desplazamiento de gas (a excepción del atrapado) antes de la producción de 
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petróleo. Puede ser representado como un banco de petróleo que se mueve más 

rápido que el frente de agua. El fin del llenado se da cuando el petróleo llega a los 

pozos productores, se debe tomar en cuenta que detrás del banco de agua, existe 

una saturación de petróleo que se va reduciendo hasta llegar a la saturación 

residual. 

 Ruptura: Después de haberse producido el llenado, el banco de petróleo sigue 

avanzando hacia el pozo productor, por lo que en algún momento la producción 

llega a ser igual que la tasa de inyección. Se confirma la ruptura cuando la 

producción de agua es significativa. Gráficamente se representa por medio de la 

Figura 11. 

 

 

Figura 11: Distribución de los fluidos durante la ruptura.  

Fuente: (Paris, 2001). 

 
 Posterior a la ruptura: Es la última fase de la inyección, aquí la producción de agua 

empieza a incrementar, mientras que para poder recuperar petróleo es necesario la 

inyección de grandes cantidades de agua, sin embargo, debido al tamaño que tiene 

la zona barrida (Figura 12) se continúa con la inyección hasta llegar a un límite 

económico. 
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Figura 12: Distribución de fluidos posterior a la ruptura. 

Fuente: (Paris, 2001). 

2.5.4 Modelos de desplazamiento  

Durante el desplazamiento de petróleo por efectos del agua inyectada, se pueden 

determinar dos fases. La primera que es la fase inicial en la cual la producción no contiene 

fluido desplazante, es decir que no existe agua en la producción; y la fase subordinada o 

también llamada después de la ruptura, en esta etapa ya existe producción de agua 

juntamente con hidrocarburo. Con el fin de entender de manera clara el desplazamiento 

generado por la inyección de agua, se puede considerar dos modelos (Paris, 2001): 

 Pistón: Para este modelo se asume que únicamente se mueve petróleo delante del 

frente o zona invadida, mientras que detrás del frente se mueve agua, es decir que 

el petróleo remanente en la zona invadida no tiene movilidad (saturación de petróleo 

residual). La ruptura ocurre cuando el agua llega a los pozos productores. De 

manera gráfica se puede observar este modelo en la Figura 13. 

 

Figura 13: Modelo de desplazamiento tipo pistón.  

Fuente: (Paris, 2001). 
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 Pistón con fugas: Se puede considerar que este modelo es más realista, ya que 

se asume que delante del frente se mueve petróleo y en la zona invadida agua y 

petróleo (Figura 14), es decir que en esta zona la saturación de petróleo es mayor 

que la residual. Es por esto que, cuando el agua llega a los pozos productores, la 

cantidad de petróleo que se produce es variable.  

 

Figura 14: Modelo de desplazamiento tipo pistón con fugas.  

Fuente: (Paris, 2001). 

 
2.5.5 Ecuación de flujo fraccional 
 
Se atribuye a Leverett la implementación de esta ecuación, donde se considera un modelo 

tipo pistón con fugas con petróleo como fluido desplazado y agua como fluido desplazante 

(Paris, 2001), además es necesario considerar que las saturaciones de los fluidos están 

uniformemente distribuidas con respecto al espesor en cualquier punto del desplazamiento 

lineal (Dake, 2010). 

Con esta ecuación se determina que la fracción de fluido desplazante, agua en este caso, 

es una relación entre el caudal de fluido con el caudal total (Ecuación 10). 

 

 

Ecuación 10: Flujo fraccional.  

Fuente: (Willhite, 1986). 

Donde:  

= Flujo fraccional de agua. 

= Caudal de agua en bbl/día. 
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= Caudal total en bbl/día. 

= Caudal de petróleo en bbl/día. 

 

Al tratarse de flujo inmiscible de dos fluidos es necesario aplicar la ley de Darcy 

generalizada para cada uno de los fluidos existentes, y en función de esta se obtuvo la 

ecuación de flujo fraccional en unidades de campo (Ecuación 11). 

 

 

Ecuación 11: Ecuación de flujo fraccional.  

Fuente: (Valencia, 2012) 

Donde: 

= Área de la sección transversal del yacimiento en pies2. 

= Permeabilidades efectivas del petróleo y agua en mD. 

= Diferencial de presión de las fases ( ) a una distancia x, en psia. 

 Viscosidades de petróleo y agua en cp. 

= Densidad del petróleo y agua a condiciones de reservorio en lb/pie3. 

= Caudal total de fluido en bbl/día. 

= Ángulo medido entre la horizontal y la dirección de flujo en sentido antihorario, 

en grados. 

 

La Ecuación 11 puede ser simplificada en función de las fuerzas que predominan la 

inyección de agua, obteniendo la Ecuación 12 que es más ampliamente usada del flujo 

fraccional, si se considera un sistema horizontal. 

 

Ecuación 12: Flujo fraccional de un sistema horizontal.  

Fuente: (Paris, 2001). 

La ecuación de flujo fraccional es utilizada para calcular la fracción del flujo total de agua o 

petróleo en cualquier punto del reservorio cuando se conozca la saturación de agua en ese 
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punto (Dake, 2010). Esta ecuación relaciona todos los factores que influyen en la eficiencia 

de desplazamiento del agua como las viscosidades, densidades, permeabilidades, 

saturaciones, tasa de flujo, entre otras.  

Al mantener constante el caudal total, y si las propiedades del fluido se pueden asumir como 

constantes, entonces es necesario considerar que el flujo fraccional es únicamente 

dependiente de la saturación. 

Si se cuenta con suficiente información del reservorio, la fracción de agua fluyendo se puede 

calcular como una función de la saturación de agua, esto a su vez puede ser graficado 

como  (Figura 15), formando así la curva de flujo fraccional que resulta de gran 

utilidad para la predicción y análisis del comportamiento del reservorio durante la inyección. 

 

Figura 15: Curva de flujo fraccional.  

Fuente: (Cobb & Smith, 1997). 

 
2.3.6 Teoría de avance frontal

Como ya se mencionó, con la ecuación de flujo fraccional se conoce la fracción de un fluido 

fluyendo en cualquier punto del reservorio, sin embargo, para realizar un análisis completo 

de la inyección es necesario el conocimiento de la distribución de las saturaciones en el 

tiempo (Cobb & Smith, 1997). 
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En 1942, se presentó la teoría de Buckley y Leverett para el flujo de dos fluidos inmiscibles 

en una misma dirección, está basada en el principio de conservación de masa y 

considerando un modelo de pistón con fugas. Mediante esta ecuación es posible conocer 

las saturaciones de agua y petróleo a una determinada distancia a lo largo del yacimiento 

en un tiempo particular, teniendo así la siguiente ecuación:  

 

 

Ecuación 13: Ecuación de avance frontal.  

Fuente: (Cobb & Smith, 1997). 

Donde: 

Distancia recorrida por una saturación  en un determinado tiempo t, en pies. 

 Caudal de inyección en bbl/día. 

 Tiempo de interés en días. 

 Pendiente de la curva de flujo fraccional a la saturación de agua de interés. 

 Agua inyectada acumulada en el tiempo t, en barriles a condiciones de 

reservorio. 

 

Welge continuó con todos los trabajos desarrollados por Buckley y Leverett para obtener 

ecuaciones mediante las cuales se puede obtener la saturación promedio de la fase 

desplazante y la eficiencia de desplazamiento (Paris, 2001). Si bien es cierto que con la 

metodología empleada por Welge se simplifica el proceso gráfico, es necesario que la 

saturación de agua inicial sea uniforme, con esto se concluyó que conforme el agua se 

desplaza en el yacimiento, la saturación de agua al inicio del frente de agua  y la 

saturación de agua promedio detrás del frente  permanecen constantes hasta, e 

incluso, el punto de ruptura o breakthrough (Cobb & Smith, 1997). 

 

Es así que se desarrolló una solución gráfica, en la cual se demostró que si se traza una 

línea tangente a la curva de flujo fraccional (Figura 16) desde el punto  se 

obtiene un punto tangente igual a  ( .  
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Figura 16: Determinación de la saturación de agua a partir de la curva de flujo fraccional. 

Fuente: (Cobb & Smith, 1997). 

En los casos donde la saturación de agua inicial es mayor que la saturación de agua 

irreductible, la línea tangente no se origina al inicio de la curva de flujo fraccional, ya que 

esta siempre debe ser trazada desde la saturación de agua inicial.  

La saturación  es constante desde el inicio de la inyección hasta llegar a la ruptura, en 

este punto empieza a incrementar hasta llegar a su punto máximo , que es igual a 

. 

Es importante conocer también la saturación de agua promedio , que se puede calcular 

mediante la Ecuación 14, para lo cual todos los datos requeridos se pueden obtener de la 

curva de flujo fraccional,  

 

Ecuación 14: Saturación de agua promedio.  

Fuente: (Cobb & Smith, 1997). 

Donde: 

 = Saturación de agua promedio. 

 Saturación de agua en el frente. 
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 Flujo fraccional en el punto de tangencia. 

 Pendiente de la curva de flujo fraccional en el frente. 

 

También se desarrolló un método gráfico para obtener esta saturación promedio, el cual 

consiste en extender la tangente de la curva de flujo fraccional hasta , como se puede 

observar en la Figura 17. 

 
Figura 17: Determinación de la saturación de agua promedio gráficamente a través de la 

curva de flujo fraccional.  

Fuente: (Cobb & Smith, 1997). 

 
 2.5.7 Eficiencia de desplazamiento 

Como se ha visto que la saturación de agua permanece constante hasta el breakthrough, 

después de este punto la saturación es denominada como , esto quiere decir que la 

saturación de agua en la zona de barrido incrementa en la cantidad , y como 

resultado de la inyección de agua la saturación de petróleo va disminuyendo en la misma 

cantidad. Este resultado del decremento de saturación es una medida de la eficiencia del 

desplazamiento (Cobb & Smith, 1997). 
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Así, la eficiencia de desplazamiento se puede expresar como: 

 

 

Ecuación 15: Eficiencia de desplazamiento en función de la saturación.  

Fuente: (Paris, 2001). 

El cambio de saturación de petróleo puede ser expresado en términos de la variación de la 

saturación, quedando la Ecuación 15 expresada como: 

 

 

Ecuación 16: Eficiencia de desplazamiento en términos de las saturaciones.  

Fuente: (Paris, 2001). 

Donde: 

 Eficiencia de desplazamiento al momento de la ruptura. 

 Saturación de agua inicial. 

 Saturación de agua al momento de la ruptura. 

  

2.6 Eficiencia areal de barrido 

Anteriormente, en la Ecuación 9 se mencionó la relación directa que existe entre la cantidad 

de petróleo desplazado por WF con la eficiencia areal y además como la teoría de avance 

frontal puede ser utilizada para estimar la eficiencia de desplazamiento. No obstante, es 

necesario considerar los factores que afectan directamente a la eficiencia areal de barrido 

(Cobb & Smith, 1997). 

La eficiencia areal de barrido se expresar mediante la Ecuación 17, es decir la fracción de 

área horizontal en la cual ha ocurrido la recuperación secundaria.  

 

 

Ecuación 17: Eficiencia areal de barrido. 

 Fuente (Paris, 2001). 
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En la Figura 18 se representa la localización del frente de invasión de un cuadrante en un 

arreglo de 5 pozos durante varios tiempos de la inyección, así la eficiencia areal puede ser 

a cualquier tiempo definida como la relación entre el área de barrido con el área total (Cobb 

& Smith, 1997).  

 

Figura 18: Ubicación del frente de invasión en tiempos sucesivos para un arreglo de 5 
pozos.  

Fuente: (Cobb & Smith, 1997). 

 
Algunos de los factores que afectan a la eficiencia areal son incontrolables, ya que son 

condiciones que se dan en la naturaleza, tales como las propiedades de la roca y del 

sistema roca-fluido influyendo en el volumen de roca invadida y la dirección y velocidad del 

movimiento de fluidos; sin embargo, existen otras condiciones que pueden ser modificadas 

como (Paris, 2001): 

 Geometría de los pozos inyectores y productores: Hace referencia a la ubicación 

areal que hay entre los pozos de inyección y de producción. 

 Relación de movilidad: Como se observa en la  

 Figura 19, mientras la relación de movilidad aumenta, la eficiencia areal disminuye. 

 Volumen de fluido inyectado: Existe una relación directa entre la eficiencia areal 

y el volumen inyectado, es por esta razón que es necesario diferenciar la eficiencia 

areal al momento de la ruptura y después de la ruptura, relacionándola con un 

volumen determinado de fluido inyectado.  
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Figura 19: Eficiencia de barrido areal en la ruptura en un arreglo de 5 pozos.  

Fuente: (Willhite, 1986). 

2.6.1 Eficiencia areal de barrido a la ruptura 

Comúnmente, la eficiencia areal de barrido se representa mediante una gráfica  vs  

(Figura 19) para un determinado arreglo que puede ser aislado, desarrollado, normal o 

invertido (Cobb & Smith, 1997). 

2.6.2 Eficiencia areal de barrido después de la ruptura 

Si la inyección de agua continua después de la ruptura, la eficiencia areal en un arreglo 

determinado incrementa hasta alcanzar el 100%. Así mismo, la relación agua-petróleo 

aumenta de manera rápida, pero esto puede resultar desfavorable económicamente, ya que 

no se puede instaurar un proyecto de inyección por largo tiempo a pesar de no conseguir 

una cobertura areal completa.  Al depender la eficiencia areal de la cantidad de agua 

inyectada, es necesario conocer la relación entre estas dos variables al momento de 

planificar el proyecto de inyección (Cobb & Smith, 1997). 

2.7 Análisis de declinación de la producción 

Es una técnica empírica en la cual se realiza una extrapolación basada en el histórico de 

producción de un pozo. El propósito del análisis de declinación es la predicción de futuras 

ratas de producción y determinar las reservas finales recuperables, EUR (Estimated 

Ultimate Recovery), por sus siglas en inglés. Por lo general, estos análisis se los realiza en 

gráficas de la tasa de producción en función del tiempo o la producción versus el acumulado 
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de producción (IHS Inc., 2014). La declinación está dada por la Ecuación 18 de declinación 

relativa. 

 

Ecuación 18: Declinación relativa. 

Fuente: (Arps, 1945). 
 

Donde: 

 Caudal de producción, en bbl/día. 

 Variación del caudal en el tiempo. 

 Constantes empíricas basadas en datos de producción. 

 

2.7.1 Declinación Exponencial 

En este caso d tiene un valor de cero y se caracteriza porque la caída en la tasa de 

producción por unidad de tiempo es proporcional a la rata de producción. Esta declinación 

se da de manera más rápida que en las otras declinaciones, por lo que se utiliza 

comúnmente para la estimación de las reservas mínimas probadas (Arps, 1945). 

2.7.2 Declinación Hiperbólica 

Esta declinación es la más común y se da cuando 0 < d < 1, y se la reconoce porque las 

tasas de pérdida muestran un comportamiento constante en el tiempo, así las primeras 

diferencias entre las pérdidas se las puede considerar como constantes (Arps, 1945). 

2.7.2.1 Declinación armónica modificada 

En algunos casos, la declinación hiperbólica para largos periodos de tiempo da como 

resultado estimaciones poco certeras de reservas, por lo que para evitar este problema es 

necesario considerar algunos puntos de la declinación en el tiempo como declinación 

exponencial (IHS Inc., 2014). 

2.7.3 Declinación Armónica

Se considera que esta declinación es un caso especial de la declinación hiperbólica, donde 

d tiene un valor de uno y es esperado cuando se tiene producción por segregación 

gravitacional, en este caso no se puede cuantificar el valor de EUR a menos que se 

establezca una tasa de abandono, ya que la curva termina en asíntota (Arps, 1945). 
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CAPÍTULO III 

DESCRIPCIÓN Y ANÁLISIS DEL CASO 

 

3.1 Antecedentes 

En la zona Norte del campo Atacapi, la arenisca Basal Tena se evidencia en los pozos 

Atacapi-26D, Atacapi-29, Atacapi-33 y Atacapi-10D. El acumulado de petróleo es 2.08 

MMbls, provenientes principalmente del Atacapi-26D. Para esta zona la presión original de 

reservorio era de 5251 psi, sin embargo, BT es un reservorio que carece de un soporte de 

presión, por lo que fue afectado por una rápida depleción y como consecuencia una pérdida 

de producción considerable. En este contexto, fue necesario la implementación de un 

acuífero artificial, mediante la inyección de agua, que genere un mantenimiento de presión 

y permita la extracción de reservas remanentes de petróleo. Este estudio se focaliza 

únicamente en dos pozos que son Atacapi-26D y Atacapi-29, como productor e inyector 

respectivamente, para analizar el impacto que ha tenido la producción desde la 

implementación de waterflooding y establecer diferentes posibles escenarios de 

optimización de la producción. 

3.1.1 Atacapi-26D 

El pozo Atacapi-26D fue perforado y completado en enero del 2014, dónde se adquirió e 

interpretó el perfil eléctrico, los datos petrofísicos de la arenisca Basal Tena se muestran 

en la Figura 20, y los resultados de este análisis en los reservorios existentes se resumen 

en la Tabla 12. 

 

Figura 20: Registro eléctrico BT pozo Atacapi-26D.  

Fuente: (BIPE, 2018). 
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Tabla 12: Petrofísica Atacapi-26D.  

Arenisca Porosidad (fracción) 
Saturación de agua 

(fracción) 

Basal Tena 0.17 0.1

U Superior 0.11 0.33 

U Inferior 0.13 0.1

T Superior 0.08 0.52 

T Inferior 0.15 0.2

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 

Con el análisis completo del pozo y considerando el espesor de la capa, se decidió dejar al 

pozo como productor de la arenisca Basal Tena, con una producción inicial en enero del 

2014 de 3011.3 bfpd, 2981.1 bppd y 1% BSW, alcanzando así su pico de producción, en 

un año el pozo alcanzó 773.9 bfpd, 766.1 bppd y 1% BSW, mostrando una fuerte 

declinación (Figura 21). 

 

Figura 21: Histórico de producción pozo Atacapi-26D.  

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

3.1.2 Atacapi-29 

El pozo Atacapi-29 fue perforado en el 2014, los análisis petrofísicos se aprecian en la 

Figura 22, Figura 23 y Figura 24  que muestran los potenciales reservorios de interés del 

pozo. 
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Figura 22: Registro eléctrico BT pozo Atacapi-29.  
Fuente: (BIPE, 2018). 

 

 
Figura 23: Registro eléctrico Ts y Ti pozo Atacapi-29.  

Fuente: (BIPE, 2018). 
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Figura 24: Registro eléctrico Us y Ui pozo Atacapi-29.  

Fuente: (BIPE, 2018). 

Como se puede observar en la figura Figura 24, U Superior tiene 2 cuerpos de arenisca 

desarrollados con buena saturación de hidrocarburo, mientras que en U Inferior se 

presentan varias intercalaciones de cuerpos. Los perfiles eléctricos no exhiben buenas 

características, sin embargo, existe presencia de hidrocarburo. 

En la Tabla 13 se detalla la porosidad y saturación de cada uno de los yacimientos 

desarrollados en este pozo.  
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Tabla 13: Petrofísica Atacapi-29.  

Arenisca Porosidad (fracción) 
Saturación de agua 

(fracción) 

Basal Tena 0.12 0.36 

U Superior 0.10 0.45 

U Inferior 0.12 0.60 

T Superior 0.12 0.08 

T Inferior 0.13 0.15 

Fuente: (BIPE, 2018). 
Elaborador por: Mora, 2019. 

 

Durante la completación del pozo, en mayo del 2014, se consideró como objetivos 

principales punzar las areniscas Basal Tena el intervalo 8800-8815 pies y T en los intervalos 

de 9696-9700 pies y se evaluó por un lapso de 30 horas, posteriormente se punzó los 

intervalos 9646-9660 pies y se evaluó por 17 horas en conjunto con los intervalos 

previamente punzados. Además, se realizó un registro de presión en cada uno de los 

intervalos de T obteniendo: 

 Intervalo: 9696-9700 pies: Cierre de 20,65 horas, con una presión de reservorio de 

3555 psi y una presión de fondo fluyente de 1974 psi. 

 

Figura 25 -9700 pies).  

Fuente: (BIPE, 2018). 
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Figura 26

Fuente: (BIPE, 2018). 

 
 Intervalos: 9696-9700 y 9646-9660 pies: Cierre de 12.53 horas, presión de 

reservorio de 3439 psi y presión de fondo fluyente de 2021 psi. 

 

Figura 27 -9700 y 9646-9660 pies). 

Fuente: (BIPE, 2018). 
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Figura 28  

Fuente: (BIPE, 2018). 

 

Como se puede observar, los valores de presiones registrados en los dos intervalos son 

muy próximos entre sí, por lo que no se puede evidenciar la presencia de una arenisca 

superior. 

Con este análisis realizado, se decidió dejar la arenisca T en producción, con 933 bfpd, 560 

bppd, 40% BSW. Sin embargo, la producción del pozo declinó de manera rápida, llegando 

a valores promedio de 580 bfpd, 250 bppd y 57% BSW, por este motivo, en julio del 2014 

se realizó la primera intervención del pozo en la cual se fracturó la arenisca T, observándose 

así un incremento de la producción a 1632 bfpd, 408 bppd y 75% BSW.  

 

Figura 29: Histórico de producción pozo Atacapi-29.  

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Para diciembre del 2014, el pozo producía 1336 bfpd, 80 bppd y 94 % BSW, el pozo es 

convertido a inyector de las areniscas U Superior y Basal Tena.

 

3.2 Mecanismo primario de producción 

La declinación que presenta Basal Tena en la zona norte de Atacapi es por expansión de 

roca y fluido alcanzando niveles críticos de presión en una etapa temprana. En Basal Tena 

no existe un acuífero fuerte o activo, y esto se comprueba con el porcentaje nulo de agua 

en la producción antes de la inyección, es decir la producción obtenida hasta marzo del 

2015 (Figura 21). Bajo estos antecedentes se recurre a una fuente de energía adicional que 

permita continuar con la producción de los hidrocarburos remanentes.  

En la Figura 30 se presenta

la relación de la presión de reservorio frente a la presión original, en función del factor de 

recobro calculado, y como se puede observar en la línea azul se representa el mecanismo 

de producción de la arenisca BT, comprobando así que mayoritariamente corresponde a 

expansión de roca y fluido el cual tiene un factor de recobro aproximado del 5%. 

 
Figura 30: Mecanismo de producción Basal Tena. 

Fuente: (Paris, 2009). 

Modificado por: Mora, 2019. 
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En la Figura 31 se encuentra el acumulado de petróleo para Basal Tena en la zona de 

Atacapi Norte, donde se puede apreciar que hasta junio del 2015, la curva llega a 0.8 MMbls 

(por recuperación primaria), y el acumulado de primaria y secundaria que alcanzó los 2.08 

MMbls.  

 

 
Figura 31: Acumulada de petróleo Basal Tena Atacapi Norte. 

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

3.3 Reservas remanentes 

Para el cálculo de las reservas remanentes de Basal Tena se utilizó el método de ajuste de 

historia y declinación hiperbólica, esto debido a que existe un acuífero artificial 

implementado, obteniendo 275 Mbls presentados en la Figura 32. 
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Figura 32: Curva de declinación Atacapi-26D.  

Fuente: (BIPE, 2018). 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

3.4 Volumen poroso

Se estimó el área de influencia de la inyección a través del Atacapi-29, que se puede ver 

reflejada en la Figura 33. Además, en la Tabla 14 se presenta los volúmenes poroso y de 

roca calculados para la zona de inyección.  

 

Tabla 14: Volúmenes de roca y poroso para en la zona de influencia.  

Zona
Volumen total 

(MMbls) 

Volumen poroso 

(MMbls) 

Atacapi Norte-Basal 

Tena 
15.78 7.54 

Fuente: (BIPE, 2018). 

 Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 33: Mapa de la zona de influencia de la inyección. 

Fuente: (BIPE, 2018) 

Modificado por: Mora, 2019. 
 

3.4.1 POES 

Existen varias maneras de determinar el petróleo original en sitio (POES) existente en el 

yacimiento, pero la Ecuación 19 es más ampliamente conocida para este cálculo.  

 

 

Ecuación 19: Petróleo original en sitio. 

 Fuente: (Craft & Hawkins, 1991). 

Donde:  

= Petróleo original en sitio en bls. 

= Área de la formación en acres 

= Espesor neto de la formación, en pies. 

= Porosidad, en fracción. 
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= Saturación de agua connata, en fracción. 

= Factor volumétrico inicial, en bls/STB. 

 

En función de las propiedades petrofísicas de BT y la ecuación anteriormente descrita, se 

determina el POES de la zona de influencia de la inyección de agua: 

 

 

 

3.4.2 Factor de Recobro 

 
En la Tabla 15 se presenta el valor del factor de recobro actual, obtenido en función del 

POES y la producción acumulada del campo, mediante la Ecuación 20. 

 

 

Ecuación 20: Factor de recobro. 

Fuente: (Craft & Hawkins, 1991). 
 

Donde:  

= Factor de recobro en fracción. 

= Petróleo producido en bls. 

= Petróleo original en sitio en bls. 

 

Tabla 15: Factor de recobro actual. 

POES (MMbls) 
Producción 

Acumulada (MMbls) 
FR % 

15.78 2.26 14.3 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

El factor de recobro incrementa con la inyección de agua a través de la re-presurización del 

reservorio y con el barrido de reservas remanentes. 
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3.5 Generación del Modelo 

Para representar las condiciones de reservorio y realizar el balance de materiales de Basal 

Tena en la zona Norte de Atacapi, se utilizó el software MBAL de Petroleum Experts, que 

es una herramienta práctica a la hora de realizar predicciones. Se resumen los pasos para 

realizar el ajuste de este modelo: 

 Definición de trabajo, por tanque o ajuste por pozo. 

 Validación de datos PVT. 

 Validación de datos de roca. 

 Alocación de producción. 

 Ajuste histórico (3 métodos). 

 Estimación nuevo POES. 

 Elaboración y ajuste de curva de flujo fraccional. 

 Definición de condiciones para elaborar predicciones. 

 

3.5.1 Propiedades PVT 
 

Para poder empezar con la construcción del modelo, es necesario definir el tipo de modelo 

que se utilizará, para este caso el ajuste se realizará mediante pozos y utilizando un modelo 

de Black Oil. Los datos se ingresaron como lo muestra la Figura 34. 

 

Posterior a esto, es necesario la selección de las correlaciones que mejor se acoplan a las 

propiedades que previamente fueron ingresadas, para ser utilizadas en el ajuste histórico. 

Para esto, se eligió las correlaciones que presentan una menor desviación (Figura 35 y 

Figura 36), siendo Al-Marhoun para Pb, Rs y Bo; y De Guetto Modified (heavy oil) para la 

viscosidad del petróleo.  

 

Una vez escogidas dichas correlaciones, se grafica cada una de las propiedades como se 

observa en la Figura 37, Figura 38 y Figura 39, respectivamente. 
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Figura 34: Ingreso de datos PVT. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

 
Figura 35: Correlaciones para Pb, Rs y Bo. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 36: Correlaciones para viscosidad del petróleo. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

 
Figura 37: Rs mediante correlación. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 38: Factor volumétrico según correlación. 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

Figura 39: Viscosidad del petróleo según correlación. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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3.5.2 Balance de materiales 
 

A partir del valor del POES previamente calculado, es necesario, a través del balance de 

materiales, ajustar este valor para que posteriormente se pueda realizar el ajuste o match 

del histórico de producción al modelo. Con esto, el nuevo valor del POES con el que se 

trabajará para cálculos posteriores fue de 15.03 MMbls (Figura 40). 

 

 

Figura 40: Datos del reservorio con ajuste al POES calculado. 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 
3.5.3 Alocación de pozos

Después de haber realizado el mejor ajuste entre las correlaciones, fue necesario definir el 

aporte de cada pozo al reservorio (alocación), para lo cual se consideró que el pozo Atacapi-

26D desde el inicio de su producción hasta la fecha ha drenado únicamente de Basal Tena, 

razón por la cual su alocación corresponde al 100%; sin embargo, como se mencionó en 

párrafos anteriores cuando se convirtió el pozo Atacapi-29 de productor a inyector, fue con 

el fin de direccionar la inyección a las areniscas Basal Tena y U Superior, por esta razón 



56 
 

cuando comenzó la inyección del pozo (marzo del 2015) su aporte en Basal Tena fue 

únicamente del 70%. En enero del 2018 se empezó a evidenciar pérdida de inyección en el 

pozo, por lo que se consideró a partir de esta fecha una alocación del 100%, esto ya que 

se comprobó que en la arenisca U Superior no existía un mantenimiento de la presión de 

reservorio, por lo que se constató que el pozo únicamente inyectaba a la arenisca BT. Todo 

esto fue ingresado (Figura 41) correspondiendo a las fechas en las cuales se presentaron 

los diferentes eventos. Así, esquemáticamente el modelo de inyección queda planteado 

como se presenta en la Figura 42. 

 

Figura 41: Alocaciones de los pozos con sus fechas respectivas. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 42: Representación esquemática de la malla de inyección. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

3.5.4 Análisis unidimensional

Como se mencionó en párrafos anteriores, con la teoría de Buckey y Leverett se puede 

realizar una predicción del comportamiento del desplazamiento de dos fluidos inmiscibles 

en una misma dirección; para esto fue necesario definir las curvas de permeabilidad relativa 

(Craft & Hawkins, 1991). Para el caso de Basal Tena no se cuenta con estudios de núcleos 

que permitan obtener los valores de permeabilidad relativa, no obstante, se consideraron 

los datos de la Tabla 16, obtenidos de núcleos de Basal Tena de una zona cercana, como 

valores iniciales para las curvas de permeabilidad relativa que se representan en la Figura 

43. 

 

Tabla 16: Datos de permeabilidades y saturaciones de núcleos cercanos.  

Formación 
(frac) 

 

(frac) 

 

(frac) 

 

(frac) 

Basal Tena 0.1 0.17 1 0.25 

Fuente: (BIPE, 2018). 
Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 43: Curvas de permeabilidades relativas. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 
 

Mediante las correlaciones de Corey y los datos utilizados anteriormente, se realizó una 

nueva estimación de permeabilidades relativas, exponentes y end points para el estudio 

como se puede observar en la Figura 44. 

 

3.5.5 Ajuste histórico 
 

Para poder continuar con el modelo fue necesario realizar un ajuste del POES en función 

del histórico que fue ingresado, para lo cual se generaron tres diferentes análisis en los 

cuales se realizaron regresiones y se obtuvo el valor más ajustado, teniendo así: 

 Diagrama de energía: Mediante este gráfico se analizó los mecanismos de 

producción presentes en historia productiva del campo. Como se puede observar 

en la Figura 45, existe de manera mayoritaria una expansión de roca y en una 

pequeña proporción la expansión de fluidos, sin embargo, cuando se empezó la 

inyección (2015) se puede ver reflejado este soporte de energía en el reservorio. 
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Figura 44: Nuevos exponentes y permeabilidades relativas. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 
 

 

Figura 45: Diagrama de energía Basal Tena. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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 Método gráfico: En este método se utiliza la ecuación de balance materiales, 

donde matemáticamente se relaciona los mecanismos de producción con la 

extracción de fluido, para lo cual se emplea la Ecuación 21. 

 

 

Ecuación 21: Ecuación de balance de materiales, método de Campbell.  

Fuente: (Paris, 2001). 

 

Donde:  

  = Volumen de fluidos a nivel de reservorio, en RBls. 

  =Volumen de fluido producido en bls 

  = Expansión de roca y fluido, en bls. 

  = Inyección de agua, en bls. 

 

En la Figura 46 se graficó , obteniendo así N que es representada por 

la pendiente de la curva. 

 

 
Figura 46: Ajuste del POES mediante método gráfico. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

 
 Método analítico: Este método utilizó una regresión no lineal para estimar los 

parámetros no conocidos. En función de la presión del reservorio calculó la tasa de 
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producción de fluido primario, y la tasa de inyección y producción de fluidos 

secundarios en base al histórico de producción previamente cargado. En la Figura 

47 se presenta la producción de petróleo calculada en función de la presión del 

reservorio. 

 
Figura 47: Ajuste POES mediante método analítico. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

 

Como se ha mencionado, para el desarrollo del modelo fue necesario cargar al programa 

los datos históricos de inyección y producción existentes, aunque al trabajar con todos los 

datos no se obtuvo un correcto ajuste en el diagrama de energía ya que no representaba la 

realidad del reservorio, y además el método analítico presentó una inversión en la curva, 

demostrando errores en los datos ingresados. 

Por esta razón, se revisó los datos previamente cargados y se decidió no considerar los 

datos de producción e inyección a partir de diciembre del 2017, tomando en cuenta la 

irregularidad con la cual se inyectó durante el 2018. Así, en la Figura 48 se presenta la 

comparación de la producción histórica con la producción obtenida del simulador, 

comprobando así el correcto ajuste histórico del campo. Con este resultado y a través del 

balance de materiales, se calculó el volumen de POES que se utilizó en las siguientes 

etapas de la simulación. En la Tabla 17 se presenta el valor del POES y el factor de recobro 

ajustado a las nuevas condiciones de petróleo recuperado.  
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Tabla 17: Factor de recobro ajustado. 

POES (MMbls) Producción Acumulada (MMbls) FR % 

15.03 2.09 13.9 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

 

Figura 48: Ajuste de producción histórica con el simulador. 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

3.5.6 Flujo fraccional  

 
Con estos nuevos valores obtenidos, se procedió a generar la curva de flujo fraccional que 

mediante regresiones propias de MBAL se ajustó la mayor cantidad de puntos a la curva, 

obteniendo así la Figura 49, que sirvió de base para continuar con el modelamiento. 

Además, en la Tabla 18 se presentan los nuevos valores de end points y exponentes 

correspondientes a Basal Tena, comprobando así la validez del ajuste realizado 

previamente con la correlación de Corey para permeabilidades relativas. 
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Tabla 18: Exponentes y end points correspondientes a Basal Tena Atacapi. 

Formación 
 

(frac) 

 

(frac) 

 

(frac) 

 

(frac) 

Exponente 

del petróleo 

Exponente 

del agua 

Basal Tena 0.1 0.19 0.01057 0.7821 0.01002 2.832 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

 

Figura 49: Curva de flujo fraccional Basal Tena. 

Elaborado por: Mora, 2019. 

 

 

Con el objetivo de obtener más información de la curva de flujo fraccional, se la 

representó nuevamente en la Figura 50, así en este caso evaluado se tiene: 

 La saturación del agua en el pozo productor al momento de la ruptura es de 0.12 

(punto de tangencia). 

 La eficiencia de desplazamiento en el breakthrough es de apenas 2.22%, es decir 

que la mayor parte de la eficiencia de barrido ocurre después de la ruptura. 

 La saturación media de agua entre el pozo inyector y el frente de desplazamiento 

es de 0.15, es decir que en la zona inundada aún quedan reservas de petróleo 

remanente. 
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Figura 50: Representación flujo fraccional Basal Tena

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

 

3.6 Predicciones 

En esta sección se eligió que la predicción sea en función del histórico de producción que 

fue ajustado previamente, además se consideró algunas condiciones como son la inyección 

de agua, reciclaje y producción de agua y llenado de poros vacíos por agua como se puede 

observar en la Figura 51; adicionalmente se utilizó el modelo de flujo fraccional previamente 

ajustado y la predicción se la realizará hasta febrero del 2030. 

Primero se generó un caso base que fue tomado como inicial únicamente en función del 

histórico de producción, y a partir de esto se desarrollaron diferentes escenarios para una 

posible futura optimización. 



65 
 

 

Figura 51: Configuración de las predicciones. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 
3.6.1 Caso Base  

A este caso también se lo llama continuidad de operaciones o do nothing, es decir que no 

se realizó ningún cambio en el pozo inyector ni en el productor, así la inyección se mantuvo 

alrededor de 3800 baipd, mientras que la producción continuó con 4000 bfpd y 900 bppd, y 

declina de manera natural. Así, el pronóstico se presenta en la Figura 52 y Figura 53. 

 

En base a los resultados se tiene: 

 La producción de fluidos tiende a ser constante debido a que la inyección de agua 

es estable, mientras que el corte de agua incrementa hasta llegar al 95% teniendo 

así una producción de 153 bppd. 
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Figura 52: Pronóstico de producción caso base. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 53: Pronóstico de inyección y declinación de presión caso base. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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 La inyección de agua contribuye a mantener la presión, si bien es cierto que no se 

recupera los altos valores de presión del inicio de la producción, se evita que la 

depleción se dé abruptamente, ya que para el final de la predicción la presión llega 

a 1063 psi. 

 Con estas condiciones, el acumulado de petróleo es de 3.45 MMbls, alcanzando así 

el factor de recobro detallado en la Tabla 19. 

 

Tabla 19: Factor de recobro caso base. 

POES 

(MMbls) 

Producción 

Acumulada (MMbls) 
FR % 

15.03 3.45 22.9 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

A pesar de haber llegado a la ruptura en el proyecto de inyección, aún se puede continuar 

con la extracción de petróleo, no obstante, el reservorio continuará con la depleción. Es por 

esta razón que las posibilidades de optimización tal y como se encuentra el arreglo se ven 

reducidas, así para poder incrementar el factor de recobro será necesario considerar la 

posible futura implementación de nuevos pozos inyectores o productores. 

En este contexto se analizan diferentes casos para determinar el mejor escenario para la 

optimización de la producción.  

 

3.6.2 Caso uno (pérdida de inyección) 

En este caso se trata de ajustar el modelo con las pérdidas de inyección que ha tenido el 

Atacapi-29, por lo cual se ha visto afectado la producción del pozo Atacapi-26D, es decir 

que para este caso no se varió el número de pozos, presentando los resultados en las 

Figura 54 y Figura 55. 

 

Como resultado de las predicciones se tiene: 

 La pérdida de inyección es evidenciable ya que la tasa de inyección pasa de 3704 

baipd hasta 300 baipd en un año, manteniéndose este valor como constante hasta 

el 2030. 
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Figura 54: Pronóstico de producción con pérdida de inyección. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 55: Comportamiento de la presión con pérdida de inyección. 

Elaborado por: Mora, 2019.
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 A medida que la inyección va declinando la producción de fluidos cae de 3625 bfpd 

a un valor casi constante de 340 bfpd, con un corte de agua de 50.3%, por lo que la 

producción de petróleo llega a 171 bppd. 

 Como existe pérdida de la inyección, no se logra mantener la presión por lo que esta 

continúa con su declinación llegando a 844 psi. 

 Considerando la pérdida de inyección que presenta el pozo Atacapi-29, el 

acumulado de petróleo del pozo Atacapi-26D es de 2.6 MMbls de donde se obtiene 

el factor de recobro detallado en la Tabla 20. 

 

Tabla 20: Factor de recobro con pérdida de inyección. 

POES 

(MMbls) 

Producción 

Acumulada (MMbls) 
FR %

15.03 2.6 17.3 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 
 
3.6.3 Caso dos 

Para este escenario se considera que al modelo existente se añadió un pozo inyector y un 

productor, como se observa en la Figura 61, obteniendo las predicciones de las Figura 56 

y Figura 57. 

 

En función de la producción se tiene: 

 Como se añadió otro pozo inyector, el agua inyectada llegará hasta un pico máximo 

de 6980 baipd, es decir que el nuevo pozo inyector tiene una rata promedio de 3000 

baipd.  

 La producción de fluidos aumenta con el nuevo pozo productor, así se llega a 

producir 6800 bfpd, con un corte de agua que alcanza el 92% teniendo una 

producción de 540 bppd. 

 Se observa que gracias a la inyección de agua la presión tiende a mantenerse, es 

decir que la declinación no es tan pronunciada en los primeros años de la inyección 

con dos pozos, sin embargo, como respuesta natural del reservorio, cuando la 

inyección cae la presión también lo hace hasta llegar a 510 psi. 

 Con estas condiciones, la acumulada de petróleo es de 4.46 MMbls, con un factor 

de recobro de 29.7% como se detalla en la Tabla 21. 
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Figura 56: Pronóstico de producción caso dos. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 57: Predicción de la inyección y presión de yacimiento caso dos. 

Elaborado por: Mora, 2019.
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Tabla 21: Factor de recobro caso dos. 

POES 

(MMbls) 

Producción 

Acumulada (MMbls) 
FR % 

15.03 4.46 29.7 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

3.6.4 Caso tres  

Se decidió que para este caso se añadirá un pozo inyector y dos pozos productores 

adicionales al modelo existente (Figura 61), es decir el modelo en total estuvo formado por 

dos pozos inyectores y tres pozos productores, de los cuales se obtienen las predicciones 

de las Figura 58 y Figura 59. 

 

Con los resultados se tiene: 

 Con los pozos añadidos, la inyección incrementó 1400 baipd y llega a su pico 

cercano a los 7000 baipd, el cual se mantiene aproximadamente por tres años, pero 

a partir de este tiempo la inyección declina hasta alcanzar los 6000 baipd. 

 La producción de fluidos entre los tres pozos incrementará hasta un valor máximo 

que alcanzará los 8000 bfpd, no obstante, esta producción declinará llegando a 6800 

bfpd. A pesar de esto, la producción de petróleo tiene un comportamiento inestable, 

ya que, aunque la inyección aumente, la tasa de petróleo disminuirá hasta 500 bppd 

en los primeros años de la modificación del arreglo de secundaria, para 

posteriormente llegar hasta 780 bppd, es decir que en el tiempo de la predicción 

únicamente se alcanzará el 88.5 % de corte de agua. 

 La inyección de agua ayuda a que la declinación de presión sea un poco más leve 

que la esperada, aunque en el tiempo que la inyección se mantiene constante la 

presión continúa declinando, así la presión llegará a 435 psi. 

 Dado a que la producción de petróleo incrementa, el acumulado de este caso es de 

5.57 MMbls mientras que el factor de recobro es de 37.1% (Tabla 22). 
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Figura 58: Predicciones de producción dos pozos inyectores y tres productores. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 59: Comportamiento de la inyección y presión con dos pozos inyectores y tres productores. 

Elaborado por: Mora, 2019.
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Tabla 22: Factor de recobro caso tres. 

POES 

(MMbls) 

Producción 

Acumulada (MMbls) 
FR % 

15.03 5.57 37.1 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

Con las simulaciones realizadas se pueden realizar gráficos comparativos mediante los 

cuales se puede determinar cuál es el mejor caso para lograr una optimización de la malla 

de recuperación secundaria En la Figura 60 se puede observar que el caso de dos pozos 

inyectores y tres productores (caso tres) acumulará mayor cantidad de petróleo. Es 

importante aclarar que antes de la inyección el acumulado era de 0.8 MMbls, por lo que en 

la Tabla 23 se determina el factor de recobro incremental en cada escenario por 

recuperación secundaria. 

 

Tabla 23: Comparación incremental factor de recobro. 

Caso 

FR ajustado con 

histórico de 

producción (%) 

FR por 

primaria (%) 

FR 2030 

(%) 

FR incremental 

RS (%) 

Caso Base 13.9 5.32 22.9 17.58 

C1 13.9 5.32 17.3 11.98 

C2 13.9 5.32 29.7 24.38 

C3 13.9 5.32 37.1 31.78 

Elaborado por: Mora, 2019. 

  

Uno de los objetivos de la recuperación secundaria además de incrementar la recuperación 

de petróleo, es el mantenimiento de la presión en el reservorio, por lo que en la Figura 62 

se observa que con el caso base se mantendría la presión más elevada, no obstante, para 

poder conservar esas condiciones sería necesario que en el reservorio se mantenga la 

inyección y producción constante, por lo que a este caso se le podría considerar como ideal.
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Figura 60: Comparativa de acumulada de producción. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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En el caso de dos pozos inyectores y tres productores se observa que la presión en el 2030 

es la menor, sin embargo, esta declinación es natural debido a que se tiene mayor número 

de pozos productores que inyectores, es decir que debido a la mayor tasa de producción 

que se tendrá se produce la declinación de la presión. Así considerando este caso, el área 

de la zona de influencia que se tendrá con este arreglo de secundaria se presenta en la 

Figura 61. 

En las Figura 63, Figura 64 y Figura 65 se presenta la respuesta de la inyección de agua, 

producción de petróleo y producción de líquido respectivamente como comparación de los 

diferentes escenarios planteados.

 
Figura 61: Mapa de zona de influencia caso tres. 

Fuente: (BIPE, 2018). 

Modificado por: Mora, 2019. 
 

Con estos resultados se puede determinar que, para obtener una mejora de la producción 

del modelo de recuperación secundaria existente, lo más conveniente sería la adición de 

un pozo inyector y de dos pozos productores, ya que con este escenario se logra el mayor 

incremento del factor de recobro y además la declinación de la presión no se da de manera 

abrupta lo que permite continuar con una producción económicamente rentable de petróleo 

a un corte de agua más bajo que en los otros escenarios. 
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Figura 62: Comparativa de presiones en diferentes escenarios. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 63: Comparación de la inyección de agua.  

 Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 64: Comparación de la producción de petróleo en los distintos escenarios.  

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 65: Comparación de producción de líquido en los diferentes casos. 

Elaborado por: Mora, 2019.
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3.7 Líneas de flujo 

La simulación de las líneas de flujo permite tener una idea de la trayectoria que tomará el 

agua inyectada, además se podrá estimar el tiempo de ruptura y la eficiencia de barrido de 

la inyección. Dado que ya se cuenta con el ajuste histórico y resultados de la simulación 

entonces los modelos de líneas de flujo simulados deben cumplir con el recobro de petróleo 

estimado. 

 

3.7.1 Caso base 

Al igual que en las predicciones realizadas, se consideró que únicamente existe un pozo 

inyector y un productor y las respectivas ratas de inyección y producción se ajustaron al 

histórico de producción, quedando así el modelo como se presenta en la Figura 66. 

Además, en las Figura 67 y Figura 68 se puede observar las eficiencias de barrido, factor 

de recobro y producción y acumulada de la malla existente. 

 

 

Figura 66: Representación esquemática líneas de flujo caso base. 

Elaborado por: Mora, 2019.
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Figura 67: Eficiencia de barrido caso base. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

 
Figura 68: Producción y acumulada caso base. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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En función de los resultados se tiene: 

 Al ser el Atacapi-26D el único productor de la malla, se puede observar la gran 

influencia por parte del Atacapi-29, pero considerando el flujo de agua se podría 

considerar la necesidad de adicionar otro pozo productor para barrer de mejor 

manera las reservas remanentes.  

 Manteniendo las condiciones de inyección del ajuste histórico, la eficiencia de 

barrido va incrementando hasta alcanzar un valor constante aproximadamente a los 

11 años de inyección del 20%. 

 Si bien es cierto que la producción de petróleo durante los primeros meses de 

inyección es alta, el corte de agua empieza a incrementar hasta llegar al 100% 

alrededor de los 11 años de iniciado el proyecto, acumulando así 2.4 MMbls. 

 

3.7.2 Caso uno (pérdida de inyección) 

Como se comprobó en la sección 3.6.2 que los resultados no fueron favorables, y tomando 

en consideración las tasas variables de la inyección, no se puede representar 

correctamente este caso mediante las líneas de flujo. 

 

3.7.3 Caso dos 

Para este escenario, se consideró la adición de un pozo inyector y un productor, como se 

representa en la Figura 69, donde se observa que, de acuerdo con las condiciones del 

campo, el pozo Atacapi-33 podría convertirse en inyector y para productor se necesitaría 

un pozo nuevo. Las Figura 70 y Figura 71 representan respectivamente las eficiencias de 

barrido, factor de recobro y producción de petróleo por pozo. 

 

Con los resultados se tiene: 

 La inyección del Atacapi-33 se ve reflejada en el pozo Atacapi-26D 

mayoritariamente, y en pequeñas cantidades en el pozo nuevo (PN), sin embargo, 

el PN tendrá una mayor influencia de secundaria por parte del Atacapi-29, pero esto 

no deja de afectar la respuesta en el Atacapi-26D. 

 Los pozos únicamente mantienen una eficiencia de desplazamiento constante sobre 

el Atacapi-26D durante los primeros meses de la inyección, a partir de esto, la 

eficiencia del Atacapi-29 empieza a declinar hasta alcanzar 23%, mientras que la 

del Atacapi-33 incrementa hasta 76.9%. 
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Figura 69: Líneas de flujo caso dos. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

 

Figura 70: Eficiencia de barrido y factor de recobro caso dos. 

Elaborado por: Mora, 2019.
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Figura 71: Tasa de petróleo por pozo y acumulada caso dos. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

 Cuando se produce la variación de eficiencias, empieza la declinación de la 

producción en el Atacapi-26D alcanzando en menos de 5 años el 100% de corte de 

agua, acumulando así 1.1 MMbls. 

 Como se mencionó anteriormente, el Atacapi-33 casi no tiene incidencia en el PN, 

razón por la cual la eficiencia se mantiene constante durante los dos primeros años 

de inyección aproximadamente, y a partir de esta fecha incrementa hasta alcanzar 

el 30%, por otro lado, el Atacapi-29 tiene una tendencia a mantenerse constante, ya

que su declinación no es muy pronunciada, esto se evidencia porque al inicio de la 

inyección la eficiencia es alrededor del 85% y de ahí disminuye hasta 70%. 

 La producción del PN tiene una mayor incidencia en la malla, ya que este pozo llega 

a acumular 2.4 MMbls, y aproximadamente a los 11 años de la inyección alcanza el 

100% del corte de agua. 

 

3.7.4 Caso tres 

En este caso se consideró que al modelo existente se añadirá un pozo inyector y dos 

productores, al igual que el caso anterior, se plantea la conversión del Atacapi-33, mientras 

que a los pozos nuevos se los llama PN y PN2, de manera gráfica las líneas de flujo de este 
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escenario se observan en la Figura 72. Por otro lado, se presentan las eficiencias de barrido 

y las tasas de producción en las Figura 73 y Figura 74 respectivamente. 

 

 

Figura 72: Líneas de flujo caso tres. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 
 

 
Figura 73: Eficiencia de barrido y factor de recobro caso tres. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
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Figura 74: Producción de petróleo por pozo y acumulado de producción caso tres. 

Elaborado por: Mora, 2019. 
 

 
En función de la simulación se tiene: 

 Debido a la distancia existente entre pozos, la incidencia de secundaria del Atacapi-

29 se da principalmente en el Atacapi-26D y en el PN, no obstante, el PN2 también 

tiene una respuesta, pero en menor proporción.  

 Por otra parte, el Atacapi-33 en su mayoría influenciará la producción del Atacapi-

26D, en menor cantidad al PN2 y es casi nula la respuesta que verá el PN. 

 De manera general, la eficiencia de barrido de la malla va incrementando con la 

inyección hasta llegar a un valor de 30%. 

 La eficiencia de barrido sobre el Atacapi-26D tiene un comportamiento variable, ya 

que mientras el Atacapi-29 va declinando hasta alcanzar el 35%, el Atacapi-33 va 

incrementando hasta 65%. A inicios de la inyección, donde las dos curvas se cruzan 

empieza la declinación más pronunciada en la producción y a pesar de la inyección, 

a los 4 años ya alcanza el 100% de corte de agua, razón por la cual llega a un 

acumulado de producción de 0.8 MMbls. 

 La eficiencia de desplazamiento sobre el PN evidentemente disminuye por parte del 

Atacapi-29, por parte del Atacapi-33 incrementa hasta 30%. Por otro lado, la 

producción del pozo se mantiene constante alrededor del primer año y medio de 

inyección, a partir de esta fecha la tasa de petróleo declina hasta alcanzar en 11 

años el 90% del corte de agua en la producción. Este pozo llega a acumular 1.96 

MMbls
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 La influencia de la secundaria que se refleja en el PN2 es cambiante durante los 

primeros años de inyección, debido a que la eficiencia de barrido del Atacapi-29 va 

aumentando hasta alcanzar un valor estable de 55%, mientras que el Atacapi-33 va 

disminuyendo hasta mantenerse constante en 45%. Al ser el pozo más alejado de 

la malla, tiene poca producción en comparación con los otros productores, ya que 

al inicio del proyecto produce 600 bppd, pero declina hasta el 100% de corte de 

agua antes de cumplir los 11 años de inyección, así el pozo acumula 0.8 MMbls. 

 

3.7.5 Relación de movilidad 

A partir de la información obtenida de núcleos y PVT, y con la Ecuación 6 se calcula la 

relación de movilidad teniendo:

 

 

A pesar de M ser mayor que 1, aún se puede considerar como una relación de movilidad 

relativamente buena para el proyecto de recuperación secundaria, ya que con el arreglo 

actual de inyección se ha comprobado que sí existe barrido de petróleo. 

Anteriormente se catalogó el crudo de BT como pesado, en función de su gravedad API, 

que además puede ser sustentado con el valor de M, pero en este caso, esto es una 

consecuencia de la viscosidad del petróleo. 

Como consecuencia del cálculo realizado se sabe que el agua tendrá mayor facilidad de 

movilidad que el petróleo, lo que se puede ver reflejado en las eficiencias de barrido 

presentadas anteriormente, ya que, en el caso idóneo de inyección, a pesar de tener un 

mayor factor de recobro y mayor acumulada de petróleo, la eficiencia de barrido de la malla 

es en promedio del 30%, lo que podría además demostrar que existe un volumen de 

hidrocarburo que se está pasando por alto. 

Con los resultados obtenidos del proyecto de inyección hasta la fecha, se puede evidenciar 

que no es necesario la adición de agentes de control de movilidad en los primeros años de 

la inyección, no obstante, no se debe descartar esta posibilidad para un futuro en el caso 

de que las condiciones del proyecto de WF lo requieran.
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3.8 Tiempo de ruptura 

En función de la Ecuación 22 se calculó los tiempos de ruptura para los diferentes casos 

analizados. 

 

Ecuación 22: Tiempo de ruptura.  

Fuente: (Valencia, 2012). 

 
Siendo:  

 

Ecuación 23: Volumen acumulado de agua inyectado hasta la ruptura. 

Fuente: (Valencia, 2012) 
Donde:  

= Tiempo de ruptura, en días 

= Porosidad, en fracción. 

= Área de la sección transversal, en pies2. 

= Distancia entre pozos inyectores y productores, en pies.

= Volumen acumulado de agua inyectado hasta la ruptura. 

= Tasa de inyección, en bls. 

= Saturación de agua en la ruptura, en fracción. Obtenida de la curva de flujo 

fraccional. 

= Saturación de agua inicial, en fracción. 

 

En la Tabla 24 se presenta el resultado resumido de los tiempos de ruptura. 

Tabla 24: Tiempos de ruptura. 

Caso 
 

(bls)

(días)

Atacapi-26D PN PN2 

Caso base 5456.8 633.3 - - 

C1 - - - - 

C2 5261.9 706.5 971.5 - 

C3 5749.1 57.9 961.9 809.7 

Elaborado por: Mora, 2019
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3.9 Análisis de salinidad 

La salinidad del agua de formación se obtiene analizando el contenido de cloruros en partes 

por millón (ppm Cl-), y es medida a través de pruebas de laboratorio. En este caso, como 

Basal Tena originalmente producía sin agua no existían datos de agua de formación hasta 

la instauración del proyecto de recuperación secundaria, sin embargo, para los cálculos 

realizados en MBAL fue necesario la utilización de una salinidad de 45000 ppmCl-. 

En la Figura 75 se puede realizar una comparación entre la salinidad del Atacapi-26D y de 

la planta Atacapi (equivalente al Atacapi-29). Como se puede observar, la salinidad del 

Atacapi-26D tiende a mantenerse estable cerca de los 65000 ppmCl-, mientras que, a inicios 

de la inyección, el agua inyectada tenía una salinidad promedio de 60000 ppmCl-, pero fue 

disminuyendo hasta alcanzar en promedio 50000 ppmCl-. La salinidad del Atacapi-29 

empieza su declinación cuando el agua irrumpe el Atacapi-26D (alta salinidad), creando así 

también una ligera tendencia declinatoria en el Atacapi-26D. 

 

 

Figura 75: Salinidad malla Atacapi. 

Elaborado por: Mora, 2019.
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CAPÍTULO IV 

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

4.1 Conclusiones 

 A pesar del poco desarrollo de la arenisca Basal Tena en Atacapi, los resultados 

obtenidos con la recuperación secundaria son exitosos, ya que hasta noviembre del 

2017 se obtuvo un acumulado de 2.08 MMbls. 

 El caso tres de los análisis de simulación es el más favorable para la mejora del área 

de estudio, pues obtendrá un acumulado de producción al 2030 de 5.6 MMbls y con 

un factor de recobro de 37.1%. 

 Debido a la variación de los resultados obtenidos del simulador para 

permeabilidades relativas con los ingresados inicialmente, no se puede considerar 

esos datos de núcleos como representativos para Basal Tena de Atacapi norte. 

 Después de haber alcanzado la ruptura, la producción de petróleo continúa en un 

porcentaje representativo, comprobando así que el barrido de agua aún contribuye 

a la extracción de reservas remanentes. 

 El POES estimado a partir de geología y características petrofísicas fue de 15.78 

MMbls siendo concordante con el balance de materiales realizado donde se obtuvo 

un POES de 15.03 MMbls.

 El mecanismo de producción primario dominante en Basal Tena es de expansión de 

roca y fluido, con lo que se recupera únicamente 0.8 MMbls de reservas, por lo que 

la implementación de recuperación secundaria permite incrementar 

significativamente el factor de recobro. 

 El mejor mantenimiento de presión se logra con el caso base, sin embargo, no es el 

caso en el cual se obtiene el mayor porcentaje de recobro debido a la falta de pozos 

productores. 

 Tener tres pozos productores (caso tres) favorece a que el reservorio no se acuatice 

de manera rápida, ya que para el 2030 el corte de agua llega a 88.5 %, siendo el 

valor más bajo en comparación de los otros casos. 

 Se verificó que el factor planteado de la alocación del Atacapi-29 sí corresponde al 

70%, ya que así se puedo realizar de manera correcta el ajuste histórico, 

comprobando que cuando se convirtió dicho pozo, parte de la inyección iba a Us
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 Mediante el análisis de salinidades se comprueba que la irrupción de agua se da a 

los 633 días de la inyección, ya que en este punto las salinidades de pozo inyector 

y productor empiezan su declinación. 

 A excepción del caso de pérdida de inyección, en todos los casos el Atacapi-26D es 

el pozo productor más favorecido por la recuperación secundaria, esto se debe a la 

ubicación en la cual se desarrolla la malla. 

 A pesar de tener una alta relación de movilidad y siendo el crudo de BT catalogado 

como pesado (debido a su gravedad API de 21.1), la inyección de agua permite la 

movilidad de las reservas de petróleo remanente. 

4.2 Recomendaciones

 Completar la malla de inyección con la conversión del Atacapi-33 y la 

implementación de dos pozos productores en su debido momento. 

 Continuar con el monitoreo de los pozos existentes e iniciar el monitoreo de los 

pozos nuevos.  

 Dar un mantenimiento adecuado a los pozos inyectores para evitar la pérdida de 

inyección por posible escalamiento o taponamiento de estos. 

 Continuar con el efectivo tratamiento de agua para la inyección para evitar 

incompatibilidad de fluidos en el reservorio. 

 Verificar las instalaciones de superficie para el correcto manejo de fluidos.  
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Anexo 1: Correlación Estratigráfica Basal Tena en el norte de Atacapi, a través de los pozos Atacapi-29, Atacapi-
26D y Atacapi-33 donde no se observan discontinuidades estructurales (tipos de roca). 

 

Referencia: (BIPE, 2018). 
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Anexo 2: Cálculos predicciones caso base. 
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Anexo 3: Cálculos predicciones caso uno. 
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Anexo 4: Cálculos predicciones caso dos. 
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Anexo 5: Cálculos predicciones caso tres. 
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Anexo 6: Cálculos líneas de flujo y eficiencias de barrido caso base. 
 

 

 

 
 
 
 
 
 
 



 

 
 

111 

Anexo 7: Cálculos líneas de flujo y eficiencias de barrido caso dos-malla inyección. 
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Anexo 8: Cálculos líneas de flujo y eficiencias de barrido caso dos-Atacapi-26D. 
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Anexo 9: Cálculos líneas de flujo y eficiencias de barrido caso dos-PN. 

 

 

 

 

 

 



 

 
 

114 

Anexo 10: Cálculos líneas de flujo y eficiencias de barrido caso tres-malla de inyección. 
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Anexo 11: Cálculos líneas de flujo y eficiencias de barrido caso tres-Atacapi-26D. 
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Anexo 12: Cálculos líneas de flujo y eficiencias de barrido caso tres-PN. 
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Anexo 13: Cálculos líneas de flujo y eficiencias de barrido caso tres-PN2. 

 

 


