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RESUMEN 
 

Este estudio consistió en evaluar la factibilidad técnica y económica de la 
implementación de pozos verticales, horizontales y direccionales en el yacimiento 
Morichal Inferior 101 del campo El Salto estado Monagas, con la finalidad de 
proponer el mejor esquema de explotación que permita obtener el mayor factor de 
recobro posible. Para ello se partió de un modelo estático existente y se realizó un 
PVT sintético y curvas de permeabilidad relativa, para generar el modelo dinámico 
del yacimiento. Se simularon diferentes escenarios de agotamiento natural, 
dividiéndose en 18 casos de simulación, se simuló el comportamiento del yacimiento 
mediante la colocación de pozos verticales, horizontales y direccionales, realizando 
corridas de sensibilidades en el mecanismo y la tasa de producción para drenar las 
reservas del yacimiento. Finalmente se realizó una evaluación económica para 
determinar la rentabilidad de los esquemas propuestos en este estudio. Los resultados 
indican que técnica y económicamente es rentable la aplicación del esquema de 
explotación en el cual se propone perforar 40 pozos horizontales y direccionales en 
macollas, a 300 metros de espaciamiento entre secciones horizontales de 1200 pies, 
porque la tasa interna de retorno resultó ser mayor a 15% y el VPN mayor a cero, 
independientemente del tipo de acuífero presente en el yacimiento.   
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INTRODUCCIÓN 
 

La explotación y producción de hidrocarburos constituyen la principal actividad 

económica de Venezuela, país que en la actualidad está de primero en la lista de 

aquellos que poseen más reservas de petróleo en el mundo, destacándose que la 

mayor parte de éstas son de crudos pesados y extrapesados. Para contribuir con el 

desarrollo del país es muy importante planificar y ejecutar eficientemente planes de 

explotación, especialmente para los yacimientos que contengan este tipo de crudo.  

 

PDVSA posee el 60% de las acciones de la empresa mixta Petrodelta, la cual 

cuenta con seis campos, entre ellos El Salto, que posee 475 kilómetros cuadrados de 

extensión y está ubicado al sur del estado Monagas. En esta investigación el área de 

estudio fue el yacimiento Morichal Inferior 101, ubicado en el bloque 5 del campo 

antes mencionado (El Salto), el área objeto de estudio es considerada como nueva 

para Petrodelta y no cuenta con análisis de núcleos, descripción física de los fluidos 

presentes en la acumulación de hidrocarburos, y por ende tampoco con un plan de 

explotación adecuado, razón por la cual se realizó esta investigación, con el fin de 

proponer un plan de explotación que permita drenar las reservas del yacimiento, de 

una manera eficiente tanto técnica como económicamente, y así contribuir al logro de 

la meta de aumentar la producción diaria de Petrodelta.  

 

El objetivo principal de este estudio se logrará obteniendo datos básicos del 

yacimiento asignado, generando un PVT sintético para la caracterización física de los 

fluidos presentes en él, haciendo una evaluación petrofísica que permitió obtener la 

saturación de agua inicial en el yacimiento y propiedades promedio como porosidad, 

volumen de arcilla, saturación de agua y permeabilidad, y finalmente construyendo  

curvas de permeabilidad relativa mediante correlaciones empíricas, para introducir 

todos estos datos en el simulador y construir un modelo dinámico que en conjunto 
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con el modelo estático previamente suministrado, permitan generar un modelo de 

simulación con el cual se realicen las predicciones del comportamiento futuro del 

yacimiento bajo diversos esquemas de explotación, y finalmente escoger un esquema 

idóneo en base a una evaluación económica.  
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CAPÍTULO I 

EL PROBLEMA 
 

1.1 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
 

Los yacimientos de petróleo pesado están asociados a las reservas más grandes 

del planeta. Venezuela posee 296.500 millones de barriles de petróleo, la mayor parte 

de las nuevas reservas provienen de la Faja Petrolífera del Orinoco, es decir de 

acumulaciones de crudos pesados y extrapesados.  
 

Petrodelta es una empresa mixta, el 60% de sus  acciones son de PDVSA, 

empresa estatal venezolana que se dedica a la explotación, producción, refinación, 

mercadeo y transporte del petróleo venezolano; Petrodelta cuenta con seis campos 

petrolíferos, entre ellos El Salto, ubicado en la cuenca oriental de Venezuela, al oeste 

de la Unidad Monagas Sur, el rango del crudo en este campo es de 8 a 13 °API, con 

predominancia de crudos extrapesados. Este campo fue descubierto en 1936 con la 

perforación del pozo ELS-1, pero estuvo inactivo por mucho tiempo porque en aquel 

entonces no era rentable la producción de crudos pesados y extrapesados.  
 

Sin embargo, actualmente surge la necesidad de hacer estudios integrados a 

yacimientos con crudo de este tipo, pues por sus características como fluido la 

producción resulta muy compleja; por esto se realizó un trabajo de investigación en el 

yacimiento Morichal Inferior 101 del campo El Salto, en el cual a través de la 

revisión del modelo estático del yacimiento, la realización de una evaluación 

petrofísica, la generación de un PVT sintético, la construcción de curvas de 

permeabilidades relativas, revisión de pruebas de producción existentes, entre otros 

datos relevantes del área de estudio, se creó un modelo dinámico del yacimiento que 

permitió hacer las predicciones de su comportamiento futuro, evaluando distintos 

esquemas de explotación y finalmente decidiendo el mejor a través de una evaluación 

económica, para que el mencionado esquema permita generar el máximo factor de 

http://es.wikipedia.org/wiki/Estatizaci%C3%B3n�
http://es.wikipedia.org/wiki/Venezuela�
http://es.wikipedia.org/wiki/Explotaci%C3%B3n�
http://es.wikipedia.org/wiki/Producci%C3%B3n�
http://es.wikipedia.org/wiki/Refinaci%C3%B3n�
http://es.wikipedia.org/wiki/Petr%C3%B3leo�
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recobro posible a través de producción primaria, al menor costo y de esta manera 

contribuir al incremento de la producción diaria de la empresa mixta Petrodelta, la 

cual actualmente es de 33MBPD y tiene como meta de producción incrementarla a 

120MBPD.  
 

1.2 OBJETIVOS DE LA INVESTIGACIÓN 
 

1.2.1 Objetivo General 
 

Proponer el esquema de explotación para el yacimiento Morichal Inferior 101 

ubicado en el campo El Salto Estado Monagas. 
 

1.2.2 Objetivos Específicos 
 

 Analizar datos geológicos, de presión y producción del yacimiento Morichal 

Inferior 101 

 Realizar una evaluación petrofísica al yacimiento 

 Generar un PVT sintético para el yacimiento en estudio   

 Simular el comportamiento del yacimiento bajo diversos esquemas de 

explotación 

 Escoger el mejor esquema de explotación mediante una evaluación económica 

 

1.3 JUSTIFICACIÓN DEL PROYECTO 
 

El fin de este trabajo es realizar un esquema de explotación para el yacimiento 

Morichal Inferior 101 del campo El Salto, en primera instancia recopilando la 

información necesaria del mismo, específicamente la referente al yacimiento en 

estudio, para poder tener una concepción clara y sólida de él; la simulación de 

yacimientos y la evaluación económica ayudarán a la ejecución del objetivo final, que 
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permitirá drenar las reservas del yacimiento, ubicado en un área considerada como 

nueva, de una manera eficiente en lo que respecta a la parte técnica y que además sea 

económicamente rentable y seguro, esto es de suma importancia pues la explotación 

de este yacimiento puede  contribuir a aumentar la producción de la empresa mixta 

Petrodelta, la cual se ha propuesto un reto de llegar al orden de los 120MBPD. 
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CAPÍTULO II 

MARCO TEÓRICO 
 

2.1 ANTECEDENTES 

 
 

Carrasquel, S. (2006), presentó ante la Universidad de Oriente, núcleo de 

Monagas, el trabajo de grado titulado “Esquema óptimo de explotación del 

yacimiento RG-107, arena MO-K, campo Santa Rosa, área mayor de Anaco, 

mediante la caracterización del modelo estático y dinámico”. El objetivo de este 

estudio fue generar un modelo de yacimiento confiable, soportado por la 

información validada de las reservas existentes que permitan establecer esquemas 

óptimos de explotación para futuros trabajos a desarrollar. La evaluación se realizó 

a través de la interpretación de los modelos estático y dinámico, donde se recopiló y 

validó toda la información disponible de geología y yacimiento. El resultado fue un 

plan óptimo de explotación para drenar las reservas remanentes en el yacimiento, el 

cual consistió de dos reacondicionamientos (RG-161 y RG-2X) y una completación 

(RG-264). Finalmente se realizó análisis nodal a dichos pozos, lo que condujo a 

optimizar las tasas de gas máxima a la cual pueden producir. 

 
 

Hurtado, O. (2010), presentó ante la Universidad de Oriente, núcleo de 

Monagas, el trabajo de grado titulado "Propuesta de esquemas de explotación en las 

arenas D, E, y F pertenecientes al yacimiento oficina 37 del campo Uracoa, Estado 

Monagas". El estudio consistió en realizar propuestas de esquemas de explotación 

para las arenas masivas (D, E, F) del yacimiento Oficina 37 del Campo Uracoa y 

tuvo como objetivo determinar y conocer en un mayor grado de certidumbre las 

reservas disponibles a recuperar, para ello se realizó una validación de las pruebas 

de presión correspondientes al área de estudio, con las cuales se logró determinar 

que la presión actual del yacimiento se encuentra alrededor de los 1783 lpca, así 
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como también se ejecutó una consistencia del PVT con el fin de caracterizar las 

propiedades de los fluidos presentes dentro del yacimiento. Para el cálculo de las 

reservas se utilizó el método volumétrico obteniéndose un  POES de 222.783 

MMBN, y con el uso de curvas de declinación se obtuvo como resultado 60 MMBN 

de reservas totales y de reservas remanentes de 17MMBN. De acuerdo a lo 

establecido se realizaron los mapas de saturación en donde se ubicó la localización 

Nº 1 las cual tiene un estimado de una tasa inicial de petróleo de 843 BOPD, 

mientras que para la localización Nº 2 se espera una tasa inicial de 1100 BOPD, y 

por último la localización Nº 3 se espera una tasa inicial de 985 BOPD. Las cuales 

permitirán aumentar la producción total del campo así como el factor de recobro 

final de petróleo. 

 

2.2 DESCRIPCIÓN GENERAL DEL ÁREA DE ESTUDIO 

 

2.2.1 Ubicación geográfica del campo El Salto 

 

El campo El Salto está situado en el Área Mayor de Temblador, en la Cuenca 

Oriental de Venezuela, ubicado aproximadamente a 100 km. al sur de Maturín; 

Estado Monagas, en el borde norte de la Faja Petrolífera del Orinoco, 80 km al oeste 

de la Unidad Monagas Sur. 
 

 
Figura 2.1 Ubicación geográfica del campo El Salto 
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2.2.2 Estratigrafía del campo 

 

La columna estratigráfica de El Salto está caracterizada por una secuencia 

sedimentaria que va desde el Cretáceo Medio hasta el reciente: 

 

- El Grupo Temblador (Cretáceo Medio) 

- La Formación Oficina (Mioceno Inferior a Medio) 

- La Formación Freites (Mioceno Medio a Superior) 

-Las formaciones Las Piedras y Mesa (ambas del Mioceno Superior al 

Pleistoceno) 

 

 
Figura 2.2 Secuencia estratigráfica campos Petrodelta 

Fuente: Estratigrafía regional y su relación con las acumulaciones de 
hidrocarburo campos Petrodelta. (Marzo, 2011). 
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2.2.2.1 Formaciones Las Piedras y Mesa  

 

La Formación Las Piedras suprayace concordantemente a la Formación 

Freites, y está constituida por areniscas de grano fino a grueso, con algunas arcillas 

y lutitas. El intervalo más arenoso se encuentra en la parte superior. La Formación 

Mesa, consiste de arenas, gravas y conglomerados, los cuales alternan en la parte 

superior.  

 

2.2.2.2 Formación Freites 
 

Esta formación está caracterizada por una sección de lutitas de gran espesor en 

la base, y en el tope por intercalaciones de lutitas y areniscas. Es de edad Mioceno 

Medio a Superior y suprayace en contacto concordante a la Formación Oficina.  
 

2.2.2.3 Formación Oficina 
 

Se distingue por alternancia de arenas no consolidadas y lutitas 

interestratificadas. Esta formación se ha subdividido en cuatro miembros:  

-  Miembro Pilón: Es un intervalo lutitico de unos 100 pies de espesor entre la 

base de la Formación Freites y el tope del Miembro Jobo. Este miembro no 

contiene desarrollo de areniscas.  

- Miembro Jobo: Tiene unos 240 pies de espesor y consiste de areniscas 

intercaladas con lutitas. Ha sido subdividido operacionalmente en: Jobo 

Superior y Jobo Inferior. Contiene gas en la arena superior y petróleo en la 

inferior.  

- Miembro Yabo: Es una unidad predominantemente lutítica, con algunas 

areniscas que en el área norte del campo El Salto, pueden contener petróleo.  
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- Miembro Morichal: Tiene unos 700 pies de espesor, y es la unidad más 

importante en el área, dado que agrupa las areniscas basales con mayor 

potencial petrolífero, las cuales son masivas, cuarciticas, de color marrón, 

grano medio, con algunas limonitas, lutitas y lignitos. Ha sido dividido 

operacionalmente en dos intervalos: Morichal Superior, que abarca Morichal 

Superior 01, Morichal Superior 02 y Morichal Superior 03; y Morichal 

Inferior. Este último presenta mejor desarrollo de areniscas que contienen 

importantes acumulaciones de petróleo.  
 

2.2.2.4 Grupo Temblador 

 
 

Comprende las formaciones Canoa y Tigre. La unidad infrayacente, 

Formación Canoa, es de origen continental y esta compuesta de arenas moteadas, 

limolitas y argilitas. La unidad suprayacente, Tigre, es de ambiente marino y 

contiene areniscas y limolitas glauconiticas, lentes calcáreos e incrementa en 

sedimentos fluviales hacia el sur. Evaluación Técnica del campo El Salto (2005). 

 
Figura 2.3 Columna estratigráfica del campo El Salto 

Fuente: Propia 
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2.2.3 Geología Estructural 

 

El campo El Salto se encuentra conformado por un sistema de fallas normales 

casi paralelas, muchas de las cuales sirven como barrera para la migración del 

petróleo. El crudo de este campo se encuentra en la Formación Oficina, incluyendo 

los yacimientos Jobo Superior, Jobo Inferior, Morichal Superior y Morichal Inferior. 

A Petrodelta se le asignó un área para la explotación y producción de 475 

kilómetros cuadrados.  

 
 

La estructura predominante en el campo El Salto es un monoclinal con 

buzamiento de 4 a 6° al norte, cortado por fallas normales de rumbo general este – 

oeste que buzan al norte o al sur, la mayoría de estas son anti-lístricas e involucran 

basamento. Las trazas de estas fallas son generalmente arqueadas y se cortan unas a 

otras, dando origen a un conjunto más o menos complejo de bloques escalonados. 

Dado que la densidad de pozos en el área es baja, el control e interpretación del 

sistema de fallas se ha hecho a partir de las secciones sismográficas, en las cuales 

los reflectores correspondientes al basamento y a la Formación Oficina son 

fácilmente identificables. El desplazamiento promedio de estas fallas se estima en 

250 ó 300 pies. Tal como ocurre en los campos vecinos Jobo, Morichal y Pilón, las 

fallas con buzamiento al sur tienen más probabilidades de entrampar el petróleo al 

poner las arenas de Oficina en el área (casi 2000 pies), es imposible que toda la 

sección petrolífera de esta formación vaya a quedar sellada contra las lutitas, salvo 

que se encuentre una falla con un desplazamiento equivalente. Evaluación Técnica 

del campo El Salto (2005). 
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2.2.4 Misceláneas  del campo El Salto 

 
 

La gravedad del petróleo en el campo El Salto varía por área y por yacimiento, 

pero en general el rango del crudo esta ente 8 y 13 °API. El campo está dividido en 

bloques, seis unidades de yacimientos dentro de ocho bloques fallados evidencian 

presencia de hidrocarburos, existiendo un gran volumen de crudo y una capa de gas 

en cuatro de esos bloques. Aunque la mayoría de los yacimientos en El Salto sólo 

poseen gas en solución, se han encontrado casquetes de gas en los yacimientos de 

Jobo, especialmente en el bloque 5. En la figura 2.3 se observa la distribución de 

bloques en el campo El Salto. 
 

La eficiencia de recobro en este campo varía de 3% a 16%, demostrando una 

fuerte dependencia de la viscosidad del petróleo y del mecanismo de empuje a 

condición de yacimiento.  
 

La actividad de evaluación de Petrodelta en el campo El Salto comenzó en 

Mayo de 2009, por ello el campo se considera como un área nueva, la cual presenta 

un bajo nivel de caracterización de yacimientos, pues las reservas de hidrocarburos 

se encuentran en la fase no desarrollada, esto genera incertidumbre en parámetros 

involucrados en el cálculo de volumen de fluidos en sitio y factor de recobro.  
 

 
Figura 2.4 Distribución de bloques del campo El Salto 
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2.3 BASES TEÓRICAS  

 

2.3.1 Clasificación de los Yacimientos 

 

Geológicamente, los yacimientos se clasifican en: estratigráficos (lentes de 

arenas, cambios de facies, calizas o dolomías porosas, cambios de permeabilidad); 

estructurales (fracturas en calizas o rocas ígneas, discordancias, fallamiento en 

areniscas, sinclinales, anticlinales, domos salinos, entre otros) y combinados, los 

cuales se refieren a posibles combinaciones entre los dos grupos anteriores.  

 

De acuerdo al punto de burbuja los yacimientos se clasifican en: subsaturados 

y saturados. Los primeros son yacimientos cuya presión inicial es mayor que la 

presión en el punto de burbuja, es decir, en ellos solo se presenta la fase líquida. Las 

burbujas de gas se desprenden del crudo una vez el punto de burbuja se alcanza, 

cuando esto ocurre el yacimiento pasa a ser Saturado, y en este se encontrarán dos 

fases, una fase líquida y una gaseosa.  Escobar, F (2004). 

 

De acuerdo al estado de los fluidos se clasifican en: petróleo negro, petróleo 

volátil, gas condensado (retrógrados), gas húmedo y gas seco. El gas seco se 

presenta en el yacimiento totalmente en fase gaseosa durante toda la explotación y 

no produce hidrocarburo líquido en superficie, el gas húmedo también permanece en 

fase gaseosa en el yacimiento pero puede formar hidrocarburo líquido en superficie, 

el gas condensado constituye una fase gaseosa en las condiciones iniciales (antes de 

ser producido), sin embargo, al disminuir la presión del yacimiento presenta un 

comportamiento anormal: la condensación retrógrada, que forma un petróleo líquido 

liviano. Escobar, F (2004). 

 

El petróleo volátil tiene muy baja densidad y una alta relación gas - petróleo, 

mientras que el petróleo negro consiste de una amplia variedad de especies químicas 
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que incluyen moléculas grandes, pesadas y no volátiles, las líneas (iso volumétricas 

o de calidad) están uniformemente espaciadas y tienen un rango de temperatura 

amplio. Los primeros crudos de este tipo fueron de color negro, de allí su nombre. 

Estos crudos tienen una relación gas petróleo menor o igual a 1000 PCN/BN, la cual 

se incrementa por debajo del punto de burbuja, poseen un Bo menor o igual a 2, su 

ºAPI es menor o igual a 45 y el contenido de C7+ mayor o igual a 30%. Las 

temperaturas del yacimiento son menores de 250 ºF. Escobar, F (2004). 
 

 
Figura 2.5 Diagrama de fases para el petróleo negro 

Fuente: Escobar, F (2004) 

 

En la figura siguiente se distingue el comportamiento de la relación gas 

petróleo y la gravedad API a través del tiempo, para los distintos tipos de 

yacimiento según el estado de sus fluidos.  
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Figura 2.6 Comportamiento del GOR y la gravedad API a través del 
tiempo 

Fuente: Escobar, F (2004) 

Los yacimientos también se clasifican de acuerdo al mecanismo de 

producción. En muchos yacimientos pudieran operar simultáneamente varios 

mecanismos de producción, pero generalmente predominan uno o dos. Durante la 

vida del yacimiento la predominancia puede cambiar de un mecanismo a otro, ya 

sea natural o artificialmente. Por ejemplo, un yacimiento volumétrico podría 

producir inicialmente por expansión de fluidos, cuando este se ha depletado lo 

suficiente la producción hacia los pozos podría deberse a drenaje gravitacional 

ayudado por un mecanismo de bombeo. Más tarde un proceso de inyección de agua 

puede usarse para adicionar mayor empuje a los hidrocarburos. En este caso el ciclo 

de los mecanismos es expansión gravitacional y desplazamiento de drenaje.  

 

En general, la producción de los yacimientos se debe a los siguientes 

mecanismos: 

 

- Hidráulico, cuando se presenta agua proveniente de un acuífero adyacente.  

- Gas en solución, los fluidos gaseosos ayudan a producir la fase líquida cuando 

el gas intenta liberarse del crudo. 



16 

 

- Capa de gas (no hay distribución uniforme de los fluidos). 

- Expansión líquida y de roca (hasta el punto de burbuja). 

- Gravedad o segregación gravitacional, el cual es común en yacimientos con 

espesor considerable y que tienen buena comunicación vertical o en 

yacimientos que tienen alto buzamiento pues permiten la migración del gas a 

la parte superior de la estructura. 

- Combinado. 

- En yacimientos gasíferos se tiene depleción o expansión gaseosa.  

 

Y según las variaciones del volumen originalmente disponible a 

hidrocarburos, los yacimientos se clasifican en volumétricos (cuando no existe un 

acuífero adyacente al yacimiento, es decir, es un yacimiento cerrado); y no 

volumétricos, si el volumen disponible a hidrocarburos se reduce por la intrusión de 

agua procedente de un acuífero aledaño. En la figura 2.6 se muestra una figura 

representando la eficiencia de recobro en función del mecanismo de producción 

predominante en el yacimiento. 

 
Figura 2.7 Influencia de los mecanismos de producción en el recobro de 

petróleo 
Fuente: Escobar, F (2004) 
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2.3.2 Evaluación Petrofísica 

 

La petrofísica es la especialidad de caracterizar las propiedades físicas y 

químicas de las rocas mediante la integración del entorno geológico, perfiles de 

pozos y análisis de muestras de rocas; un modelo petrofísico permite estimar 

cuantitativamente ciertas propiedades de las rocas, tales como: porosidad, 

permeabilidad y saturación de fluidos, las cuales están asociadas directamente con 

su potencial como productoras comerciales de hidrocarburos.  

 

La realización de un estudio petrofísico es de gran importancia a la hora de 

caracterizar un yacimiento o campo, ya que permite aportar información para 

calcular POES y reservas de hidrocarburos y poder así evaluar la factibilidad 

económica de un plan de explotación.  
 

2.3.2.1 Propiedades físicas de la roca 

 

- Porosidad 

Esta propiedad define la capacidad de almacenamiento de la roca. La 

porosidad de las formaciones del subsuelo puede variar considerablemente, los 

carbonatos densos y las evaporitas (sales, anhidritas y yeso) pueden tener cero 

porosidad, para todos los efectos prácticos.  

 

Por su parte, las areniscas bien consolidadas pueden tener de 10% a 15% de 

porosidad, mientras que las no consolidadas pueden tener un 30% o más de 

porosidad.  
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Finalmente, las lutitas o arcillas pueden tener una porosidad mayor de 40%, 

llena de agua, pero estos poros individualmente considerados, son por lo general tan 

pequeños, que la roca es impermeable al flujo de fluidos.  
 

- Permeabilidad 

Representa la facilidad con la cual los fluidos se desplazan a través del medio 

poroso. La permeabilidad horizontal, o paralela a la estratificación de las 

formaciones geológicas, es generalmente mayor que la vertical, medida 

perpendicularmente a la horizontal, debido a las laminaciones de arcilla, granos 

aplanados. Altas permeabilidades verticales ocurren en arenas gruesas, limpias y no 

consolidadas, o donde existan fracturas verticales o fisuras  bien desarrolladas. 

 

-Saturación 

Se describe como la cantidad de fluido disponible en un espacio dado. Se cree 

que la mayoría de las rocas reservorio estaban saturadas con agua antes de ser 

invadidas por el petróleo. Este petróleo no desplaza toda el agua del espacio poroso 

de  la roca, en consecuencia, para determinar la cantidad de hidrocarburos 

acumulados en un medio poroso es necesario conocer la saturación de fluidos 

(petróleo, agua y gas) de la formación.  

 

Siempre permanece en el yacimiento una fracción de agua que no puede ser 

producida, es decir, que es inmóvil, a ésta se le denomina saturación de agua 

irreducible, y se puede estimar a partir del gráfico cruzado Saturación de Agua vs. 

Resistividad verdadera de la formación. El corte de la tendencia asintótica con el eje 

de las abscisas va a representar el valor del Swi.  
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- Resistividad 

La resistividad es el recíproco de la conductividad, la cual se define como la 

capacidad de un material de conducir corriente eléctrica.  

 

En las rocas sedimentarias la parte sólida está formada por minerales no 

conductores de la electricidad tales como cuarzo, silicatos, carbonatos. Estas rocas 

conducen la electricidad, solamente debido a la presencia de fluidos conductivos 

dentro de los espacios porosos interconectados, como es el agua de formación. 

Las mediciones de resistividad son básicas en las determinaciones de 

saturación; en especial determinaciones de saturación en la parte no invadida del 

yacimiento. 

 

La resistividad de las aguas de formación es una función de su salinidad. A 

mayor salinidad más conductiva es el agua, por lo tanto su resistividad será 

proporcionalmente menor. La temperatura afecta también la resistividad, mientras 

más alta sea la temperatura menor será la resistividad de un agua con una salinidad 

dada, esto se debe a que el incremento en la temperatura da mayor libertad al 

movimiento de los iones en la solución, aumentando de esta forma la conductividad. 

 

2.3.2.2 Registros SP, GR y Caliper 

 

Los registros que se explican a continuación son útiles para identificar zonas 

permeables. 

 

La curva SP registra el potencial eléctrico (voltaje) producido por la 

interacción del agua de formación innata, el fluido de perforación conductivo y 

ciertas rocas selectivas de iones (lutitas). Se aplica para medir resistividades de agua 

de formación, trazar por medio del potencial electroquímico la curva de lutitas para 
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ubicar cuerpos arcillosos que sirven de sello a las estructuras productoras de 

hidrocarburos, determinar espesores de las capas y el contenido (cualitativo) de 

arcilla en una roca. Sólo se tendrá información de las capas que estén por encima de 

nivel freático.  

 

Las lecturas del SP frente a las lutitas son bastante constantes y se les llama 

línea base de lutitas. Las deflexiones hacia la derecha o hacia la izquierda de esta 

línea dependen de la salinidad del agua de formación. El SP no se puede registrar en 

lodos no conductivos y donde las salinidades de la formación y el lodo sean 

similares, pues no daría una buena respuesta.  

 

El perfil GR indica la radioactividad natural de las formaciones, la cual 

depende de la concentración de potasio, torio y uranio.  

 

El Caliper indica claramente que el diámetro real del hoyo difiere en gran 

medida del diámetro de la mecha utilizada para la perforación del pozo, en 

formaciones permeables el diámetro del hoyo es reducido por el espesor de la costra 

de lodo, el mismo que depende de las propiedades de lodo.  

 

2.3.2.3 Registros de Neutrón y densidad 

 

La porosidad de las rocas puede obtenerse a partir del registro de densidad o el 

registro de neutrones.  

 

La herramienta de densidad responde a la densidad de electrones del material 

de la formación. Mientras que el registro neutrónico responde de manera principal a 

la presencia de átomos de hidrógeno.   
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2.3.2.4 Evaluación de Registros eléctricos 

 

El propósito de la evaluación e interpretación de registros eléctricos es 

cuantificar los parámetros petrofísicos (porosidad, saturación de petróleo, espesor 

neto, volumen de arcilla y litología) de las principales zonas de interés.  

 

El proceso básico de interpretación de registros se basa en la determinación de 

donde están las zonas potencialmente productoras y cuánto hidrocarburo ellas 

contienen.  

Para lograr una evaluación de formación adecuada, se necesitan tres registros 

básicos; uno para mostrar formaciones permeables, otro para estimar las 

resistividades de la zona virgen y uno para estimar las porosidades.  

  

El primer paso consiste en localizar las zonas permeables, la línea base de la 

curva de la primera pista, por ejemplo, si es una curva de Gamma Ray, indica 

arcilla, la cual no es permeable y por lo tanto no productora. Las deflexiones hacia 

la izquierda indican zonas limpias, generalmente arenas o calizas, que podrían 

producir. El intérprete deberá enfocarse inmediatamente en las zonas limpias.  

 

El siguiente paso es ver en la segunda pista cual de esas zonas (las limpias) 

tiene alta resistividad, condición que reflejará hidrocarburo en los poros o bajas 

porosidades, asumiendo que el agua intersticial es suficientemente salina. Sin 

embargo, utilizando solo el registro de resistividad aun queda la incertidumbre de si 

las zonas con alta resistividad contienen hidrocarburos o simplemente tienen bajas 

porosidades; con el registro de porosidad será posible diferenciar zonas que 

contienen hidrocarburos de aquellas que están apretadas.   

 

Si para la evaluación se cuenta con un registro SP y dos de resistividad, hay 

que verificar si la curva de potencial espontáneo varía al mismo tiempo que las 
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curvas de resistividad se están separando, pues eso significa que ese estrato tiene 

altas porosidades y permeabilidades.  

 

Existen programas que permiten realizar un análisis petrofísico detallado a 

partir de las curvas de los registros eléctricos, cargando la información digitalizada 

de las curvas, permiten calcular el volumen de arcilla, porosidad y saturación de 

agua, sin embargo, es importante tener los registros originales en caso de existir 

dudas en cuanto al comportamiento de las curvas.  

 

2.3.2.5 Volumen de arcilla 

 

Para realizar una evaluación petrofísica confiable, es preciso conocer el 

volumen de arcillas (Vsh) que se encuentra en las arenas. Esta variable afecta 

significativamente el cálculo de saturación de fluidos, porque tiende a disminuir el 

valor de resistividad. 

 

La forma en que la arcillosidad afecta los parámetros obtenidos de registros 

eléctricos depende de diversos factores: proporción de arcilla presente, propiedades 

de la arcilla y la forma en la que está distribuida en las formaciones.  

 

Según estudios realizados sobre núcleos, se ha comprobado que el material 

arcilloso puede encontrarse distribuido en las formaciones de tres maneras:  

 

- Tipo Laminar: consiste en series de lutitas o arcilla en forma de láminas que se 

encuentran depositadas entre capas de arena. 

- Tipo Estructural: la arcilla está presente como granos en la matriz de la 

formación, es decir, ésta formando parte de la arena.  
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- Tipo dispersa: El material arcilloso puede encontrarse en forma de 

acumulaciones adheridas a los granos de arenas o revistiendo los mismos o 

simplemente llenando parcialmente los canales porosos más pequeños.  

 

La estimación del volumen de arcilla se realiza generalmente a través del 

registro de rayos gamma en aquellos pozos donde éste existiera, siempre y 

cuando no estén presentes minerales radioactivos en las arenas. En los pozos que 

no tienen registros de rayos gamma, se emplea el perfil de potencial espontáneo 

(SP). También se pueden usar otros indicadores de arcilla como son perfiles de 

resistividad, densidad, neutrón y sónico. 

 

Con respecto a la curva de potencial espontáneo (SP), mientras más grande 

sea la proporción de arcilla más reducida será la desviación o valor del SP respecto 

al valor de éste en una formación limpia de suficiente espesor.    

 

Para diferenciar una arena arcillosa de una limpia en registros de resistividad 

se sigue la premisa de que la arcilla es de menor resistividad que la arena, tendiendo 

por lo tanto a bajar la resistividad de la misma.  

 

El perfil de densidad responde a la densidad electrónica del medio, por lo 

tanto la presencia de arcilla en una formación produce el aumento de la porosidad 

efectiva que puede obtenerse del perfil, ya que por lo general, la densidad de la 

lutita varia entre 2.2 a 2.65 g/cc.  

 

El registro neutrónico responde a todo el hidrógeno contenido en una 

formación, considerando el hidrógeno del agua intersticial presente en las arcillas, 

por lo tanto es el más afectado, ya que la lectura de éste perfil se verá incrementada 

por la presencia de arcillas en la formación.  
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2.3.3 Permeabilidad relativa 
 

Cuando dos o más fluidos fluyen al mismo tiempo, la permeabilidad relativa 

de cada fase a una saturación específica, es la relación entre la permeabilidad 

efectiva de la fase y la permeabilidad absoluta.  
 

K
KoKro =   

K
KgKrg =   

K
KwKrw =     

 Ec (2.1) 

 
Cuando en el medio poroso hay tres fases, la suma de las permeabilidades 

relativas de cada una de ellas debe ser siempre menor o igual a la unidad, ya que las 

permeabilidades relativas pueden tener cualquier valor en el rango entre 0 y 1.  

 

2.3.3.1 Permeabilidad relativa cuando dos fases están presentes 
 

Cuando una fase mojante y una fase no mojante fluyen juntas a través de una 

roca yacimiento, siguen distintos caminos.  

 
Figura 2.8 Comportamiento típico para un sistema agua - petróleo 

Fuente: Ahmed, T. Reservoir Engineering Handbook 
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En la figura anterior se representa el comportamiento típico de un conjunto de 

curvas de permeabilidad relativa para un sistema agua - petróleo considerando el 

agua como fase mojante.  

 

Observando la curva de permeabilidad relativa correspondiente a la fase 

mojante, se puede apreciar que una pequeña saturación de la fase no mojante 

reducirá drásticamente la permeabilidad de la fase mojante, y la razón de esto es que 

la fase no mojante ocupa los poros más grandes, y es en ellos que el flujo de fluidos 

ocurre con menor dificultad.   

 

Además, en la curva de permeabilidad relativa de la fase  no mojante, 

podemos observar que ésta empieza a fluir a una saturación de la fase no mojante 

relativamente baja, la saturación en este punto es conocida como Saturación de 

petróleo crítica (Soc).  

 

Otro punto de interés en la curva de permeabilidad relativa de la fase mojante 

es Swi. La fase mojante dejará de fluir a una saturación relativamente alta, esto 

ocurre porque ésta ocupa preferencialmente los poros más pequeños, donde las 

fuerzas capilares son mayores. La saturación del agua en este punto es conocida 

como saturación de agua irreducible o saturación de agua connata, representada por 

la notación Swi.  

 

En este ejemplo, a bajas saturaciones de agua, los cambios en la saturación de 

la fase mojante tienen solo un bajo efecto en la magnitud de la curva de 

permeabilidad relativa de la fase no mojante. La razón de este fenómeno es que a 

bajas saturaciones, la fase mojante ocupa los espacios porosos más pequeños, lo 

cual no contribuye al flujo, y por lo tanto, cambiar la saturación en estos pequeños 

espacios porosos tiene un efecto relativamente pequeño en el flujo de la fase no 

mojante.  
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Por otro lado, en un sistema gas - líquido, donde se encuentran el gas, el 

petróleo y el agua irreducible en el medio poroso, el petróleo es considerado como 

la fase mojante, por eso su curva de permeabilidad relativa cambia totalmente en 

comparación con la curva de éste en un sistema agua - petróleo.  

 

 
Figura 2.9 Comportamiento típico para un sistema gas - líquido 

Fuente: Ahmed, T. Reservoir Engineering Handbook 

 

En la figura anterior se puede observar que la saturación de gas crítica (Sgc) 

es generalmente un valor muy pequeño.  

 

Otro fenómeno importante asociado con el flujo de fluidos a través del medio 

poroso es el concepto de saturaciones residuales. Cuando un fluido inmiscible esta 

desplazando a otro, es imposible reducir la saturación del fluido desplazado a cero. 

El valor de saturación al cual la fase desplazada deja de fluir se le llama saturación 

residual. Este es un concepto importante porque determina el recobro máximo que 

se puede obtener de un yacimiento. Inversamente, un fluido debe desarrollar cierto 
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valor de saturación mínima antes de que la fase empiece a fluir, y este valor es 

llamado saturación crítica.   

 
Si la muestra de roca esta inicialmente saturada con la fase mojante (agua, por 

ejemplo) y la data de permeabilidad relativa es obtenida cuando decrece la 

saturación de la fase mojante  mientras fluye la fase no mojante en el núcleo, el 

proceso es clasificado como drenaje. Pero si la data es obtenida mientras se 

incrementa la saturación de la fase mojante, el proceso es llamado imbibición, esto 

producirá la data de permeabilidad relativa necesaria para cálculos de procesos de 

inyección de agua. Esta diferencia en la permeabilidad cuando esta cambiando la 

historia de saturación es llamada histéresis. Las mediciones de permeabilidad 

relativa están sujetas a histéresis, por eso en el laboratorio es importante duplicar la 

historia de saturación del yacimiento.  
 
En el laboratorio, la técnica de imbibición causa que la fase no mojante 

(petróleo) pierda su movilidad a valores más altos de saturación de agua que en el 

proceso de drenaje. Por el contrario, el método de drenaje causa que la fase mojante 

piedra su movilidad a valores más altos de saturación de la fase mojante que en el 

método de imbibición.  

 
Figura 2.10 Efecto de histéresis en la permeabilidad relativa 

Fuente: Ahmed, T. Reservoir Engineering Handbook 
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La ubicación del punto de corte entre las dos curvas indica cualitativamente 

dos aspectos importantes: 
 

- Si la Sw determinada por los perfiles es mayor o igual a la saturación 

correspondiente a dicho punto de corte, la producción de petróleo del pozo será baja 

y declinará rápidamente aumentando al mismo tiempo la Sw. 

- Mientras mayor sea el desplazamiento de la curva de la fase mojante hacia la 

derecha y hacia abajo, mayor es la mojabilidad preferencial de la roca por el agua.    
 

2.3.3.2 Correlaciones para determinar permeabilidad relativa cuando hay 

dos fases presentes en el medio poroso 
 

En muchos casos, la data de permeabilidad relativa en muestras actuales 

provenientes del yacimiento objeto de estudio (núcleos) no está disponible, en cuyo 

caso es necesario obtener esa data de otra manera.  

 

La mayoría de las correlaciones propuestas para generar curvas de 

permeabilidad relativa, usan la saturación efectiva de la fase como un parámetro de 

correlación. Ésta se encuentra definida por las siguientes relaciones: 

 

 

Swc
SoSo
−

=
1

*    Ec (2.2) 

 

Swc
SwcSwSw

−
−

=
1

*     Ec (2.3) 

 

Swc
SgSg
−

=
1

*     Ec (2.4) 
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Donde So*, Sw* y Sg* son las saturaciones efectivas de petróleo, agua y gas 

respectivamente.  

 

Algunas de las correlaciones que han sido propuestas para generar este tipo de 

datos dinámicos se nombran a continuación: 

 

- Corey (1954): Propuso una expresión para generar la data de permeabilidad 

relativa para un sistema gas - petróleo. La aproximación es buena para un 

proceso de drenaje, es decir, gas desplaza petróleo.   

- Wyllie y Gardner (1958): Estos autores tomaron en cuenta el tipo de 

formación y si es un proceso de drenaje en un sistema petróleo - agua o en uno 

gas - petróleo.  

- Tocarso y Wyllie (1958): Sus ecuaciones pueden ser empleadas para 

determinar permeabilidad relativa de la fase de petróleo en un sistema gas - 

petróleo.  

- Pirson (1958): A partir de consideraciones petrofísicas, Pirson desarrollo 

relaciones generalizadas para determinar la permeabilidad relativa de la fase 

mojante y de la fase no mojante, para ambos procesos, imbibición y drenaje. 

Estas expresiones son aplicadas para rocas mojadas por agua.  

 

( ) ( )221*
towrw RRSk ′′=                     Ec (2.5) 

( )21 wmro Sk −=                           Ec (2.6) 

 

Donde Swm es igual a ( ) ( )orwirrwirrw SSSS −−− 1 ; Sw
* es 

( ) ( )wirrwirrw SSS −− 1 ; R´o y R´t son las resistividades de la formación saturada 
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completamente con agua y la verdadera respectivamente, estos últimos valores 

pueden ser obtenidos de evaluaciones petrofísicas.  

 

- Representaciones analíticas para permeabilidades relativas de fases 

individuales: Estas son comúnmente usadas en simuladores numéricos.  

 

Para sistemas agua - petróleo se emplean las siguientes ecuaciones: 

 
no

SorwSwc
SorwSwSwcKroKro 





−−
−−

=
1
1.)(                Ec (2.7) 

 
nw

SorwSwc
SwcSwSorwKrwKrw 





−−
−

=
1

.)(   Ec (2.8) 

 Para sistemas gas petróleo se utilizan estas correlaciones: 

 
ngo

SlcSgc
SlcSgSgcKroKro 








−−
−−

=
1
1.)(    Ec (2.9) 

 
ng

SgcSlc
SgcSgSwcKrgKrg 








−−

−
=

1
.)(    Ec (2.10) 

 

Donde: 

 

Slc: Es la saturación residual de líquido, dada por: SorgSwcSlc +=  
 

(Kro)Swc: Es la permeabilidad relativa del petróleo a una saturación de agua 

connata, usualmente es un valor igual a 1. 
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(Kro)Sgc: Es la permeabilidad relativa del petróleo a la saturación de gas 

crítica. 
 

Sorw: Es la saturación de petróleo residual en el sistema agua - petróleo, 

usualmente la saturación de petróleo residual en areniscas está entre 25 - 30%.  
 

Sorg: es la saturación de petróleo residual en el sistema gas - petróleo. 
 

Sgc: es la saturación de gas crítica. 
 

(Krw)Sorw: es la permeabilidad relativa del agua a la saturación de petróleo 

residual, usualmente entre 0,25 a 0,4 dependiendo de la mojabilidad de la roca. 
  

no, nw, ng y ngo son los exponentes en las curvas de permeabilidad relativa.  
 

El NPC (Nacional Petroleum Council) suministró ciertos datos a considerar 

cuando ellos se desconozcan, estos se indican a continuación: 
 

Tabla 2.1 Datos a emplear según tipo de roca. Propuesto por el NPC 

Parámetro Arenisca Carbonato 

Punto final de 

Kro 

1,0 1,0 

Punto final de 

Krw 

0,25 0,40 

Exponente de 

Krw 

2 2 

Exponente de 

Kro 

2 2 

Sor, % 25 - 30  37 
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2.3.3.3 Saturación de petróleo residual 

 

Según Paris, M (2001), la saturación residual de petróleo depende 

principalmente de la humectabilidad y del tipo de fluido desplazante, así pues, rocas 

preferencialmente mojadas por agua, en el desplazamiento con agua, Sor es 

generalmente alto, en el orden de 35% del volumen poroso. Sin embargo, Sor 

también depende de la saturación de agua inicial, es decir, luego de un barrido 

inmiscible, la cantidad de petróleo atrapado en la red poral es función de la cantidad 

de petróleo que ingresó al sistema poroso. De este modo, todo proceso que afecte la 

saturación de agua inicial de un barrido, afecta también la Sor. 

 

2.3.4 Análisis PVT 

 

El análisis PVT consiste en determinar en el laboratorio una serie de 

propiedades físicas de un fluido en el yacimiento  que relacionan presión, volumen y 

temperatura. Estas propiedades deben ser evaluadas a la presión del yacimiento y a 

varias presiones, por encima y por debajo de ésta, con el fin de estudiar el 

comportamiento de la acumulación de hidrocarburos.  

 

Un paso previo a un buen análisis de este tipo, es la obtención de una muestra 

representativa del yacimiento, que esté a las condiciones de presión y temperatura 

del mismo, si no se dispone de una buena muestra, es muy probable que el análisis 

PVT  arroje resultados erróneos o incongruentes con el comportamiento del 

yacimiento en estudio. 

 

A nivel de laboratorio existen pruebas de liberación instantánea y de 

liberación diferencial. Las primeras se utilizan para determinar el punto de burbujeo 

y la compresibilidad del petróleo a temperatura constante y antes que ocurra 

liberación de gas, la composición del sistema en este tipo de prueba permanece 
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constante. Mientras que en la prueba de liberación diferencial, a medida que se 

miden los volúmenes, el gas es retirado de la muestra en cada decremento de 

presión. Por medio de esta prueba se puede obtener la siguiente información: 

 

- Gravedad específica del gas liberado. 

- Valor del factor de compresibilidad del gas (Z) 

- Factor volumétrico del gas (Bg) 

- Factor volumétrico de Petróleo (Bo) 

- Factor volumétrico total (Bt) 

- Relación gas petróleo en solución (Rs) 

- Gravedad API del crudo residual 

 

Los datos PVT deben emplearse considerando el mecanismo de liberación de 

gas que existe en el yacimiento, así, los datos de liberación instantánea, deberían 

aplicarse al yacimiento cuando exista una disminución moderada de la presión (por 

debajo de la presión de burbujeo), y cuando la Sg < Sgc, pues el gas liberado 

permanece en el yacimiento en contacto con el petróleo restante, porque no fluye 

sino que se acumula hasta alcanzar la Sgc. En estos casos se puede observar que la 

razones gas-petróleo de producción no exceden mucho a la razón inicial gas-

petróleo. Estos datos pueden utilizarse en la mayoría de los yacimientos con un 

mecanismo de empuje de agua/capa de gas o mantenimiento de presión con 

inyección de agua y /o gas. 

 

Mientras que los datos de liberación diferencial deberían aplicarse cuando la 

presión la presión del yacimiento disminuye considerablemente por debajo de la 

presión de burbujeo y en la mayor parte del yacimiento existe una Sg > Sgc, lo que 
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significa que el gas desprendido es móvil.  Indicado esto por los altos valores de la 

RGP de producción comparado con la Rsi, comportamiento característico en 

yacimientos con empuje de gas en solución. 

 

Si embargo, cuando el petróleo es de baja volatilidad (baja merma) y con un 

Bob alrededor de 1,2 BY/BN, la diferencia entre los datos suministrados por la 

liberación diferencial y la instantánea son pequeños. Mientras que en yacimientos 

con presencia de empujes combinados, donde el empuje de gas en solución 

proporciona solamente parte de la energía para producir el crudo, el promedio de los 

datos de liberación instantánea y diferencial pueden ser utilizados. 

 

Cuando no se dispone de análisis PVT, generalmente por razones económicas, 

se puede generar un PVT sintético, el cual se basa en la aplicación de correlaciones 

empíricas que permitan predecir las propiedades físicas de los fluidos, tales como: 

densidades, presión de burbujeo, relación gas petróleo en solución, factores 

volumétricos, viscosidades, entre otras.  

 

2.3.5 Simulación de Yacimientos 

 

El propósito de la simulación es estimar el desarrollo de un campo, bajo una 

variedad de esquemas de producción, esto  ayuda a la selección de un conjunto 

óptimo de condiciones de producción para cada yacimiento. 

 

Los simuladores son un conjunto de programas de computación, que usan 

métodos numéricos para obtener una solución aproximada del modelo matemático. 

Para cualquier propósito, un modelo matemático de un sistema físico es un conjunto 

de ecuaciones de conservación de masa y/o energía que describen adecuadamente 

los procesos de flujo y comportamiento de fases que tienen lugar en el yacimiento. 

Estos modelos de simulación poseen un conjunto de ecuaciones diferenciales 
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parciales, las cuales son resueltas usando diferencias finitas, transformando así la 

ecuación diferencial continúa a una forma discreta para tiempo y espacio. En dicho 

prototipo las regiones del yacimiento son subdivididas en elementos o bloques 

mallados, donde cada una de las celdas que constituyen la malla de simulación, 

poseen propiedades roca - fluido particulares, y la solución del sistema de 

ecuaciones de flujo es obtenida para cada bloque del mallado. 

 

Los objetivos de los estudios de simulación deben ser claramente definidos, 

planificados y organizados desde el inicio, para asegurar la obtención de resultados 

útiles. 

 

2.3.5.1 Descripción de los datos requeridos para estudios de ingeniería y 

simulación de yacimientos 

 

 Propiedades de los fluidos (análisis PVT) 

 

Los siguientes datos son requeridos para la caracterización de los fluidos 

presentes en los yacimientos: 

– Temperatura original de los fluidos en el yacimiento. 

– Presión estática inicial, presión de saturación o burbujeo de los fluidos 

presentes en el yacimiento. 

– Factor volumétrico de formación del petróleo, gas y agua. 

– Densidad del petróleo, gas y agua. 

– Compresibilidad del petróleo, gas y agua. 

– Relación de solubilidad del gas (Rs). 

– Viscosidad del petróleo, gas y agua. 
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– Análisis cromatográfico del gas. 

– Salinidad del agua de formación. 

 

 Propiedades de la roca 

Los siguientes datos son requeridos para la caracterización de las propiedades 

de la roca: 

 

– Porosidad. 

– Permeabilidad absoluta: horizontal y vertical. 

– Saturaciones de fluidos. 

– Compresibilidad de la formación. 

– Permeabilidades efectivas y relativas al petróleo, gas y agua. 

– Presiones capilares. 

– Humectabilidad. 

 

Estos datos son esenciales para los cálculos de ingeniería de yacimientos, ya 

que estas propiedades de la roca afectan directamente la cantidad y distribución de 

los hidrocarburos en el yacimiento y, cuando son combinadas con las propiedades 

de los fluidos, se puede definir el flujo de las fases existentes en el yacimiento. 
 

 Datos de producción e inyección histórica de fluidos 

 

Los siguientes son datos requeridos para el análisis del comportamiento de 

producción e inyección de un yacimiento: 

– Tasa de producción versus tiempo (petróleo, agua, gas). 



37 

 

– Volumen acumulado de Producción de fluidos versus tiempo (petróleo, agua, 

gas). 

– Tasa de inyección versus tiempo (agua, gas, vapor, polímeros, entre otros). 

– Volumen acumulado de fluidos inyectados versus tiempo (agua, gas, vapor, 

polímeros, entre otros). 

– Tipo de levantamiento artificial. 

– Registros de producción. 

 

Para pozos productores de petróleo con altas tasas de agua o gas, o ambas, es 

recomendable considerar los registros de cementación para verificar la calidad del 

cemento y descartar o confirmar la existencia de comunicación mecánica. Si se 

verifica comunicación mecánica, los datos de producción de agua del pozo en 

estudio no se considerarán representativos del yacimiento. 
 

 Registro histórico de presión  

 

Los siguientes datos son requeridos para el análisis de las pruebas de presión: 
 

– Descripción del yacimiento: Tipo de fluido (petróleo subsaturado, petróleo 

saturado, gas, entre otros). Orientación del pozo (vertical, horizontal, 

inclinado). 

– Número de pozos donde fue realizada la prueba y el número de capas. 

– Parámetros por capa del yacimiento: Espesor de la capa, la porosidad promedio 

de la formación y la presión. 

– Parámetros por cada pozo: Radio del pozo. 
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– Parámetros del fluido: Viscosidad del fluido, factor volumétrico de fluido y 

compresibilidad total del sistema. 

– Datos de cambio de tasas: Tiempo, Presión y tasa de fluido. 
 

Entre la información de presión más utilizada se tiene: 
 

– Presión estática inicial. 

– Comportamiento histórico de presión. 

– Gradiente de presión. 

– Permeabilidad Promedio. 

– Daño de Formación. 
 

2.3.5.2 Criterios  para minimizar la incertidumbre en el modelo de datos 

para la simulación de yacimientos, según normas técnicas de PDVSA 

 

Son datos o indicadores obtenidos mediante la consulta de expertos, con la 

finalidad de estimar el volumen de datos mínimos requeridos que permitan 

minimizar la incertidumbre de los estudios de ingeniería y simulación de 

yacimientos. Se establecieron los siguientes criterios: 
 

- Un pozo requerido por cada kilómetro cuadrado 

- 3 pruebas PVT requeridas por cada yacimiento 

- 1 medición de presión capilar por cada yacimiento 

- 3 mediciones de presión de fondo fluyente por cada pozo productor 

- Las pruebas especiales de presión requeridas se realizarán en el 5% de los 

pozos productores 
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- Los Registros de Saturación de fluidos se correrán en el 5% de los Pozos 

Productores 

- Las mediciones de Presión Estática de yacimiento se realizarán cada intervalo 

de tiempo en el cual se drene un 5% del Volumen de las Reservas 

Recuperables 

 

2.3.5.3 Datos mínimos requeridos (Dmr), según normas técnicas de 

PDVSA  
 

Son los datos más relevantes requeridos para maximizar la certidumbre de los 

estudios de Ingeniería y simulación de yacimientos, entre ellos, se listan los 

siguientes con los respectivos algoritmos para determinar la cantidad o valor 

mínimo requerido: 
 

- Número total de pozos Productores (Nropp) 
 

Se refiere al número de pozos mínimos requeridos (Exploratorios, avanzada, 

desarrollo), completados como productores, que deben existir en el área de estudio 

para la captura de información, de tal manera que permitan minimizar la 

incertidumbre del Modelo Dinámico de Yacimiento. Se determina al multiplicar la 

densidad o número de pozos requeridos por kilómetro cuadrado (Nropk2) por el 

área de estudio (A), cuyo producto se divide por el factor de conversión de unidades 

de superficie de kilómetros cuadrados a acres (1 km2= 247,1053 acres). 
 

1053,247/*2 ANropkNropp =     Ec (2.11) 

 

- Número de pruebas PVT requeridas para el área de estudio 

(Nroppvta) 
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Es el número de pruebas PVT mínimas requeridas en el área de estudio para 

contar con una caracterización representativa de los fluidos presentes en los 

yacimientos. Se determina multiplicando el número de pruebas PVT requerida por 

cada yacimiento (Nroppvt) por el número de yacimientos en el área de estudio, 

identificados con POES mayores a 300 MMBN o GOES mayores que 36 

MMMPCN (Nroyi): 

 

NroyiNroppvtNroppvta *=                      Ec (2.12) 

 

- Número de Mediciones de Presión estática del yacimiento requeridas 

en el área de estudio (Nrompe) 

 

Se determina multiplicando el volumen de reservas recuperables de petróleo 

(Vrrp) por la fracción del volumen de reservas que se requiere drenar para ocasionar 

una caída de presión tal que justifique una medición de presión estática de 

yacimiento (Pvrr). Este producto se divide entre la tasa de producción de petróleo 

promedio anual en 20 años: 

 

QopPvrrVrrpNrompe /)100/(*=      Ec (2.13) 

Donde: 
 

)365*20/(85,0*VrrpQop =      Ec (2.14) 

 

- Número de Mediciones totales de Presión de fondo fluyente requeridas 

en el área de estudio (Nrompfft) 
 

En el área de estudio se debe determinar el número mínimo de pozos 

productores que deben registrarse, multiplicando el número de pozos productores 
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totales (Nropp) por el Número de Mediciones de Presión de fondo fluyente 

requeridas por cada pozo productor (Nrompff). 

 

NrompffNroppNrompfft *=    Ec (2.15) 

 

- Número de Mediciones de Presión Capilar requeridas para el área de 

estudio 

(Nrompct) 
 

Se determina el número mínimo de análisis de núcleos para medir la presión 

capilar de los yacimientos del área de estudio, multiplicando el Número de 

Yacimientos identificados con POES mayor que 300 MMBN o GOES mayor que 

36 MMMPCN (Nroyi) por el Número de Mediciones de Presión capilar requeridas 

por cada yacimiento (Nrompc). 
 

NrompcNroyiNrompct *=       Ec (2.16) 

 

- Número de Mediciones de Permeabilidades Relativas requeridas para 

el área de estudio (Nromprt) 
 

Se considera que el número mínimo de análisis de núcleos para medir la 

permeabilidad relativa de los yacimientos del área de estudio, es igual al número de 

mediciones de presión capilar requeridas para el área de estudio (Nrompct). 

 

- Número de Registros de Saturación de fluidos requeridos en el área de 

estudio (Nrorsf) 
 

El Número de registros de saturación de fluidos requeridos en el área de 

estudio, para minimizar la incertidumbre del modelo dinámico de yacimientos, se 
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determina multiplicando el número total de pozos productores (Nropp) por la 

fracción de Pozos Productores donde se requieren correr Registros de Saturación de 

fluidos (Prsf). 

)100/(Pr* sfNroppNrorsf =             Ec (2.17) 

- Número de Registros de cementación requeridos en el área de estudio 

(Nrorc) 
 

Para minimizar la incertidumbre del modelo Dinámico de yacimientos, se 

requiere correr, en todos los pozos productores (Nropp), Registros de cementación. 
 

2.3.5.4 Fases de la Simulación de Yacimientos 
 

Una vez que los objetivos y el alcance del estudio están claros, un estudio de 

simulación de yacimientos involucra las fases de: recolección de datos, diseño del 

mallado, montaje e inicialización del modelo, cotejo histórico, predicciones y 

análisis de resultados.  
 

Recolección de datos  
 

En la fase de recolección de datos es necesario que estos permitan construir un 

modelo de yacimiento, dichos datos son clasificados en: Geometría del yacimiento, 

propiedades de la roca y los fluidos, mecanismo de producción y datos del pozo.  
 

 Geometría del Yacimiento 

 

Describe el tamaño, forma, borde interno y externo del yacimiento, para lo 

que se debe elaborar mapas estructurales e isópacos. Corresponde realizar un 

estudio geológico que proporcione un conocimiento estratigráfico, estructural y 

petrográfico, que permita realizar una caracterización al yacimiento. En la 
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simulación los datos básicos de este tipo son: límite del yacimiento, característica de 

la formación productora, característica del acuífero, fallas.  
 

 Propiedades de la roca y los fluidos 

 

Estas afectan la dinámica del flujo de fluidos en el medio poroso. Los datos de 

este tipo son: porosidad, permeabilidad, presión capilar entre diferentes interfaces, 

permeabilidades relativas al agua, al petróleo y al gas, compresibilidad de la 

formación, del agua, del petróleo y del gas, factores volumétricos del agua, del 

petróleo y del gas, relación gas petróleo en solución, viscosidad del agua, del 

petróleo y del gas y la presión de saturación. 
 

 Mecanismo de producción y datos del pozo. 
 

Describe la localización del pozo, intervalos de perforación, índice de 

productividad del pozo, factor de daño, tasas de flujo y los trabajos realizados a lo 

largo de la vida productiva del mismo. Se deben tener en cuenta los mecanismos de 

desplazamiento para la recuperación de hidrocarburos en el yacimiento. 
 

Diseño del mallado  
 

Un yacimiento puede modelarse con sistemas de mallado 0-D, 1-D, 2-D ó 3-

D, dependiendo de los objetivos del estudio. 
 

 Modelo de Cero Dimensión (0-D) 

 

También conocido como balance de materia, se usa para estimar fluidos 

inicialmente en sitio o la presión del yacimiento. Este tipo de modelo asume que las 

propiedades petrofísicas, las propiedades de los fluidos y los valores de presión son 

valores promedios a lo largo de todo el yacimiento. Este modelo es muy útil al 
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comienzo del estudio para realizar revisiones rápidas de consistencia de datos como 

PVT, restricciones de pozos, entre otros. 

 

 Modelo de Una Dimensión (1-D) 

 

La orientación de los bloques puede ser horizontal, vertical o con cierto 

ángulo de inclinación. Este modelo da una buena representación del movimiento de 

fluidos globalmente, así como distribución promedio de presiones, ya que toma en 

cuenta la transferencia de fluidos entre ambas celdas (transmisibilidad). Los efectos 

de caída de presión del pozo sobre el comportamiento global del yacimiento no 

pueden ser, generalmente, simulados con estos modelos, debido a que la menor 

unidad del yacimiento (un bloque) es muy grande comparado con el volumen del 

yacimiento que está afectado por la presión en el pozo. Sin embargo, estos efectos 

pueden ser simulados por un modelo 1-D radial. Los modelos 1-D son útiles cuando 

el espesor del yacimiento, h, es pequeño en comparación con su longitud; el 

petróleo se drena por un sistema de pozos casi equidistantemente espaciados o sea 

formando filas paralelas al contacto agua petróleo; los efectos de conificación se 

desprecian.  
 

 Modelos de dos dimensiones (2-D) 

 

Para modelar la eficiencia de barrido de un fluido desplazante es necesario 

utilizar modelos 2-D. Este puede ser un modelo radial, el cual es útil para 

determinar la tasa crítica de producción a la cual ocurrirá conificación, predecir el 

comportamiento futuro de un pozo conificado y para evaluar los efectos de barreras 

de lutitas o permeabilidad vertical baja, y también es usado en el análisis de pruebas 

de presiones; un modelo transversal para simular la conificación y segregación 

gravitacional, o un modelo areal para simular efectos de barrido, con el fin de 
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determinar los patrones óptimos de inyección de agua o gas. También son útiles 

para determinar la posición de pozos. 

 

 Modelos de Tres Dimensiones (3-D) 

 

Estos modelos pueden tomar en cuenta casi todas las fuerzas presentes en el 

yacimiento. Considera los efectos de barrido areal y los efectos gravitacionales. Sin 

embargo pueden ser muy difíciles para modelar fenómenos locales (tales como 

conificación) donde se requieren bloques muy pequeños para una representación 

adecuada. Los modelos 3-D radiales son una generalización del 2-D radial, en el 

cual se pueden tomar en cuenta penetración parcial del pozo en la arena productora 

y cañoneo parcial, así como cualquier otro parámetro que dependa de la 

profundidad. 

 

Sin importar el número de dimensiones usadas, la ecuación de balance de 

materiales es la ecuación básica para describir el comportamiento del fluido dentro 

de una celda; y la ley de Darcy describe la interacción entre las celdas. 

 

Un modelo eficiente de yacimiento debe ser capaz de representar la geometría 

del mismo, las posiciones de las fallas y pozos, y ser capaz de mostrar los patrones 

de migración de los fluidos y que además  satisfaga  los objetivos del estudio al más 

bajo costo. Sin embargo, es difícil diseñar un sistema mallado óptimo para un 

yacimiento, ya que los valores de los parámetros para cada nodo del mallado son 

valores promedios para el bloque. El número de nodos del mallado debe ser 

incrementado en el área de interés haciendo un refinamiento de la malla.  
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Montaje e inicialización del modelo 

 

En esta etapa se integra el modelo geológico (estático) con el modelo de fluido 

(dinámico) en el simulador, con la finalidad de definir parámetros fundamentales 

antes de iniciar las corridas de simulación, tales como: 
 

a). POES 

b). GOES 

c). Presión 

Cotejo Histórico  
 

El cotejo histórico es el proceso mediante el cual se reproduce la historia de 

producción y presión del yacimiento y se ajustan los datos claves del modelo para 

simular el comportamiento del yacimiento. 

Una vez finalizada esta etapa corresponde pasar a las predicciones del 

comportamiento futuro del yacimiento y finalmente el análisis de los resultados 

obtenidos, el cual es clave para la toma de decisiones.   

 

2.3.6 Evaluación económica de proyectos de inversión petrolera 

 

La evaluación económica de proyectos petroleros surge como respuesta a la 

necesidad que manifiestan las empresas de la industria petrolera de contar con 

personal capaz de administrar el negocio energético con una visión integradora y 

profesional y con un adecuado enfoque aplicable a la búsqueda de rentabilidad 

económica a través de la evaluación para el desarrollo de proyectos de inversión 

generadores de ingresos y ahorros. 
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2.3.6.1 Indicadores Económicos 

 

Son aquellos que permiten conocer de manera anticipada el resultado 

económico global de la operación de un proyecto. Entre los indicadores usados 

comúnmente en la industria se encuentran el valor presente neto (VPN), la tasa 

interna de retorno (TIR), la eficiencia de la inversión (EI), entre otros. La 

determinación de estos indicadores facilita la comparación entre los proyectos y por 

ende, permite llevar a cabo la toma de decisiones entre los diferentes proyectos de 

inversión propuestos.  

 

- Valor Presente Neto (VPN) 

 

Corresponde al valor actual de los flujos de Efectivo Neto (Ingresos-Egresos) 

determinados para una propuesta conforme a su horizonte económico. Para calcular 

el valor actualizado del flujo efectivo, éste se descuenta a una tasa de interés dada 

(tasa de descuento). La sumatoria de los flujos de efectivo descontados, que 

estructuran la propuesta, constituye el Valor Presente Neto.  
 

El Valor Presente Neto corresponde a la diferencia entre el valor de la 

Inversión, el cual por definición es un valor actual y la sumatoria de los flujos de 

efectivo de operación desconectados a una Tasa determinada. 
 

VPN = - Inversión + Flujos Desconectados                 Ec (2.24) 
 

Si el VPN es ≥ 0 significa que la propuesta satisface desde un punto de vista 

económico las exigencias requeridas. Lo anterior significa también que la inversión 

(que se genera en el flujo 0) es recuperada a la tasa establecida y en el período 

determinado como Horizonte Económico. 
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Si el VPN es < 0, significa que la sumatoria de los Flujos de Efectivo 

desconectados a la tasa establecida es insuficiente para recuperar la inversión en el 

Horizonte Económico correspondiente. En este caso, la decisión estrictamente 

económica debe ser “NO INVERTIR”. 
 

- Tasa Interna de Retorno (TIR) 
 

Se define como aquella Tasa de Descuento (interés) que hace el Valor 

Presente Neto igual a cero, es decir, que iguala el Valor Presente de los ingresos al 

Valor Presente de los Egresos. Desde el punto de la evaluación económica de 

proyectos corresponde a la tasa que a través del descuento de los Flujos de Efectivo 

(Actualización de los Flujos) permite recuperar la inversión. 
 

- Eficiencia de la inversión (EI) 
 

Es la medida de la ganancia obtenida por cada unidad monetaria invertida. Se 

define por el cociente entre el valor presente neto del proyecto y el valor presente de 

las inversiones realizadas más uno. Este indicador se determina como complemento 

a los indicadores tradicionales básicos como son el VPN y la TIR, y facilita la 

decisión económica sobre una propuesta determinada.  

 

2.4 TÉRMINOS BÁSICOS 

 

 Datum: Es la profundidad bajo el nivel del mar a la cual se refiere la presión 

de un yacimiento, es una profundidad arbitraria, de referencia. Ésta es 

usualmente seleccionada a nivel del contacto gas - petróleo, agua - petróleo o 

en el punto más alto de la formación. (Según Ahmed, T. Reservoir 

Engineering Handbook).   
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 Factor de Recobro: El factor de recobro representa la fracción del volumen 

de petróleo o gas original en sitio (POES o GOES) que puede extraerse (o que 

ha sido extraído) de un yacimiento. El factor de recobro depende en forma 

general de los mecanismos de producción y de las propiedades físicas de las 

rocas y fluidos del yacimiento. 

 Horizontes Económicos: Se refiere al período de tiempo establecido durante 

el cual se calculan los flujos de caja de una propuesta de inversión.  

 Ingeniería de yacimientos: Es la aplicación de principios científicos a 

problemas de drenaje que resultan durante el desarrollo y producción de 

yacimientos de hidrocarburos. Puede también definirse como el arte de 

desarrollar y producir fluidos hidrocarburos de tal forma que se obtenga un 

recobro eficiente”. 

 MFT (probador de formaciones): El Compact Repeat Formation Tester o 

MFT mide la presión del fluido de formación para estimación de 

permeabilidad y contacto de fluidos. Cada herramienta contiene un sensor de 

presión de cuarzo y un sensor de esfuerzos de alta precisión.  

 Núcleos: Sirven para obtener información geológica y petrofísica de 

inestimable valor en cuanto a evaluar las perspectivas de acumulaciones 

petrolíferas.  

 Permeabilidad Absoluta: Es aquella permeabilidad que se mide cuando un 

fluido satura 100 % el espacio poroso. Normalmente, el fluido de prueba es 

aire o agua, siempre las permeabilidades relativas son menores que la 

permeabilidad absoluta (Freddy Humberto Escobar, Fundamentos de 

Ingeniería de Yacimientos). 

 Permeabilidad Efectiva: Es la medida de la permeabilidad a un fluido que se 

encuentra en presencia de otro u otros fluidos que saturan el medio poroso. La 
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permeabilidad efectiva es función de la saturación de fluidos (Freddy 

Humberto Escobar, Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos).  

 Secciones Estratigráficas: Las secciones estratigráficas son herramientas que 

le permiten al geólogo ilustrar y observar las extensiones tanto laterales como 

espesores de las arenas de interés, así como indicar las variaciones en su 

espesor y cambio de facies. 

 Secciones Estructurales: La sección estructural muestra la variación en 

alturas o profundidades que representan los horizontes geológicos a lo largo 

de un plano vertical. 
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CAPÍTULO III 

MARCO METODOLÓGICO 
 

3.1 TIPO DE INVESTIGACIÓN 
 

Según Arias, F  (2006): “la investigación explicativa se encarga de buscar el 

porqué de los hechos mediante el establecimiento de relaciones causa - efecto. En 

este sentido, los estudios explicativos pueden ocuparse tanto de la determinación de 

las causas (investigación post facto), como de los efectos (investigación 

experimental), mediante la prueba de hipótesis. Sus resultados y conclusiones 

constituyen el nivel más profundo de conocimientos”; en base a esto se puede inferir 

que este estudio es de tipo explicativo, por cuanto se busca establecer con precisión 

una relación causa - efecto, al manipular variables que influyen en el comportamiento 

de producción del yacimiento, tales como la tasa máxima de líquido que éste puede 

aportar y el mecanismo de producción natural que predomina, para observar los 

efectos que se generarían en el comportamiento del yacimiento a lo largo del tiempo, 

esto con el fin de proponer una estrategia de explotación que permitan lograr el 

máximo factor de recobro posible al menor costo y de manera segura.  
 

3.2 DISEÑO DE LA INVESTIGACIÓN 
 

Según Arias, F (2006): “El diseño de la investigación es la estrategia general 

que adopta el investigador para responder al problema planteado. En atención al 

diseño, la investigación se clasifica en: documental, de campo y experimental”.  
 

Este estudio se considera experimental, pues como lo plantea Arias, F (2006): 

“la investigación experimental es un proceso que consiste en someter a un objeto o 

grupo de individuos a determinadas  condiciones, estímulos o tratamiento (variable 

independiente), para observar los efectos o reacciones que se producen (variable 

dependiente)”; y en esta investigación se sometió al yacimiento a una serie de 

controles de producción para observar los efectos que estos tienen en su 
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comportamiento futuro. De manera análoga, al tener incertidumbre acerca del 

mecanismo de producción presente en Morichal Inferior 101, se realizaron diversas 

corridas de simulación asumiendo distintos tipos de acuíferos. 

 

3.3 POBLACIÓN Y MUESTRA 

 

Según Arias, F. (2006): “la población, o en términos más precisos población 

objetivo, es un conjunto finito o infinito de elementos con características comunes 

para los cuales serán extensivas las conclusiones de la investigación. Ésta queda 

delimitada por el problema y por los objetivos del estudio”. De acuerdo a esto, la 

población en esta investigación son todos los pozos que se encuentran en el bloque 5 

del campo El Salto y que además atravesaron el yacimiento en estudio, de igual 

forma, se consideraron los pozos ELS-16 y ELS-27 en este estudio, por contar con 

análisis PVT, los cuales sirvieron para correlacionar y construir un PVT sintético.  

 

Arias, F. (2006) define la muestra como: “un subconjunto representativo y 

finito que se extrae de la población accesible”. En este estudio la muestra esta 

representada por todos los pozos pertenecientes al bloque 5 del campo El Salto y que 

atravesaron el miembro Morichal Inferior. 

 

3.4 PROCEDIMIENTO METODOLÓGICO 

 

3.4.1 Análisis de datos geológicos, de producción y presión del yacimiento 

Morichal Inferior 101 

 

Para la ejecución de este objetivo se realizó una investigación en diversas 

fuentes, entre ellas: informes técnicos del campo, carpetas de pozos, pruebas de 

pozos, modelo estático del campo El Salto, mapas oficiales, libros oficiales de 

reservas, base de datos de la empresa; para conocer el área asignada a Petrodelta para 
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la producción del campo, en que parte del campo se encuentra el yacimiento objeto de 

estudio, cuáles son sus límites y que pozos lo atravesaron, cuál es la presión actual del 

yacimiento y si tiene histórico de producción y presión, entre otros datos relevantes. 

 

Para la ejecución de esta etapa se revisaron las carpetas de pozos digitalizadas 

de El Salto, en ellas se encontró una gran variedad de información de dichos pozos 

(de perforación, completación, producción, pruebas de pozos, entre otros), con la cual 

se conoció la historia de cada uno de los pozos vecinos al yacimiento en estudio y la 

de aquellos que alguna vez se encontraron completados en él. 

 

Las reservas del yacimiento, y otros datos relevantes como el espesor de arena 

neta petrolífera y el área del yacimiento, se obtuvieron de las reservas oficiales en 

libros PDVSA/Petrodelta reservas 2009.  

 

3.4.1.1 Datos geológicos 

 

A través de la visualización de secciones estructurales y del modelo estático 

suministrado del yacimiento en 3D con sus respectivos pozos cargados, utilizando el 

software Petrel, se pudo conocer cuántos y cuáles pozos atravesaron el yacimiento 

Morichal Inferior 101 del Miembro Morichal, perteneciente a la Formación Oficina.  

 

También se logró conocer la profundidad (MD) a la cual se encuentran los 

topes y bases de cada yacimiento del campo El Salto, visualizando los topes y bases 

de unidades estratigráficas cargados en Petrel. Estos datos son muy importantes 

porque necesitan ser ingresados en el programa IP para realizar la evaluación 

petrofísica de la zona de interés. 

 

En esta etapa también se evaluó la calidad del modelo estático suministrado. Y 

adicionalmente, se calculó el área del yacimiento utilizando el programa Petrel, esto 
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último con el fin de corroborar los datos del yacimiento obtenidos del libro de 

reservas oficiales.  

 

3.4.1.2 Datos de producción 

 

Para la ejecución de esta etapa se realizó una revisión en la base de datos de 

Petrodelta, ésta permitió conocer si los pozos que fueron completados en las arenas 

pertenecientes a Morichal Inferior del bloque 5 presentaban pruebas de producción, 

para extraer datos como los barriles de petróleo producidos, gravedad API del crudo, 

relación gas petróleo, los intervalos que fueron cañoneados y a nivel de cuál de ellos 

se tomo la prueba, datos de suma importancia porque sirvieron de base para la 

realización del PVT sintético, que permitió describir las propiedades físicas de los 

fluidos del yacimiento.  

 

3.4.1.3 Datos de presiones 

 

Una vez culminadas las dos etapas anteriores, se pudo conocer que el 

yacimiento Morichal Inferior 101 no presenta un histórico de presión, es decir, es un 

área que no ha sido explotada aún. En vista de esto, la presión promedio del 

yacimiento fue tomada de análisis de presiones realizado en el pozo ELS-31 cuando 

corrieron un registro MFT (probador de formaciones). Con los datos de esta prueba 

evaluaron el valor de presión inicial del yacimiento.  

 

Una vez obtenida la presión inicial del yacimiento, fue necesario llevarla al 

Datum. El primer paso para realizar esto fue determinar una profundidad Datum, la 

cual no es más que cualquier profundidad cercana a la ocurrencia de las capas de 

interés, es decir, es una profundidad de referencia en pies, luego conociendo la 

temperatura del yacimiento en grados Fahrenheit, un diferencial de profundidad 

(Profundidad al Datum menos la profundidad a la cual fue medida la presión estática 
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del yacimiento) y la densidad del petróleo a condiciones de yacimiento, fue posible 

determinar la presión del yacimiento al Datum, a través de la siguiente ecuación: 

 

HgradientePestáticaPdatum ∆±= *      Ec (3.1) 

 

Donde: 

 

gopiePsiGradiente *)/( ρ=                  Ec (3.2) 

∆H = diferencial de profundidad 

g = constante de gravedad (9,81 2/ sm ) 

ρo = densidad del petróleo a condiciones de yacimiento (grs/cc) 

 

Cabe destacar que la densidad del petróleo a condiciones de yacimiento fue 

obtenida mediante la correlación de Standing, para presiones menores o iguales a la 

presión de burbujeo. 

 

Bo
gRsoo γγρ 0136,04,62 +

=                Ec (3.3) 

 

Por encima de la presión de burbujeo se utilizó la siguiente ecuación: 

 

( )( )PbPCoEXPobo −= **ρρ      Ec (3.4) 

 

3.4.2 Evaluación petrofísica del yacimiento Morichal Inferior 101 

 

En esta etapa se analizaron perfiles corridos en pozos que atravesaron el 

yacimiento Morichal Inferior 101, con el fin de obtener datos que permitan 

caracterizar el yacimiento, tales como espesor de arena neta petrolífera, porosidad, 
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saturación de agua, saturación de hidrocarburos, volumen de arcilla, permeabilidad, y 

de esta manera estimar las zonas más prospectivas para colocar pozos en el 

yacimiento. 
 

Para la ejecución de este objetivo se empleó el programa IP (Petrofísica 

Interactiva), con la finalidad de organizar, cargar y acceder a la información 

digitalizada de los perfiles. Esto se realizó de acuerdo a las etapas que se explican a 

continuación. 
 

3.4.2.1 Inventario de perfiles disponibles 
 

En esta etapa se realizó un inventario de los perfiles disponibles de los pozos 

que se encuentran dentro de la zona de estudio, en una hoja de cálculo de Microsoft 

Excel. La información se obtuvo de los archivos en formato .LAS de cada pozo que 

atravesó al Miembro Morichal Inferior.  
 

Luego se realizó una clasificación de cada uno de los pozos en pozo clave o 

pozo petrofísico según la información encontrada, siendo un pozo clave aquel que 

posee todo el juego de perfiles: rayos gamma, resistividad y porosidad, y un pozo 

petrofísico si  solo tiene perfiles de rayos gamma y resistividad; esto con la finalidad 

de escoger los pozos que presenten información suficiente para realizar la evaluación 

petrofísica de toda el área en estudio.  
 

3.4.2.2 Carga de datos al programa Petrofísica Interactiva (IP) 
 

Primeramente se creó una nueva base de datos y se seleccionó la ubicación para 

este archivo. Luego se creó un nuevo pozo al cual se le asigno su respectivo nombre, 

de forma análoga se fueron creando todos los pozos que iban a ser evaluados.  

 

Al crear un pozo este se encuentra vacío, entonces, es preciso cargar los 

registros al programa, los cuales se encuentran almacenados en la base de datos de 

Petrodelta en formato .LAS, para ello se accede a Input/Output en la barra de 
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herramientas, luego a Load Data y se hace clic en LAS/LB5 load, así se cargan todos 

los .LAS de los pozos que se desean analizar.  

 

Posteriormente se cargaron los registros disponibles en cada pista; en este caso 

la primera pista se le asignó a la profundidad, en la segunda pista se cargaron 

registros GR, SP, CALI; en la tercera pista se cargaron todos los registros de 

resistividad y en la cuarta pista todos los de porosidad y densidad. También se 

ingresaron y cargaron los topes y bases de cada yacimiento del campo El Salto.  
 

3.4.2.3 Correcciones ambientales 
 

En el modulo de correcciones ambientales se corrigió la curva de Neutrón de 

cada pozo, de matriz arenisca a matriz caliza, además, se ingresó la densidad del lodo 

en lbs/gal y el diámetro de la mecha en pulgadas, además del Caliper o en su defecto 

el tamaño del hoyo, y la curva de temperatura.  
 

3.4.2.4 Cálculo del gradiente de temperatura 
 

En esta etapa se calculó el gradiente de temperatura para cada pozo, para esto  

se ingresó el gradiente de temperatura, profundidad en la superficie (la cual siempre 

es cero) y temperatura de superficie en ºF. Esto generó una curva que se le denomino 

CAL temp. El gradiente de temperatura se obtuvo de la pendiente de la gráfica de 

profundidad versus temperatura, los datos fueron obtenidos de una prueba MFT 

realizada en el pozo ELS-31p.   
 

3.4.2.5 Volumen de arcilla (Vsh) 
 

El modulo para el cálculo del volumen de arcilla permite usar múltiples 

indicadores de arcillosidad, en este caso se consideraron principalmente: el registro 

Gamma Ray y la combinación Densidad de formación - Neutrónico.  
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Para obtener una buena aproximación del contenido neto de arcilla (Vsh), el 

programa IP considera la siguiente fórmula: 
 

GRcleanGRclay
GRcleanGRVsh
−

−
=

    Ec (3.5) 
 

Donde: 
 

GR: lectura del perfil frente al nivel o arena en estudio. 

GRclean: lectura del perfil frente a una formación considerada limpia.  

GRclay: lectura del perfil frente a una arcilla o lutita vecina.  
 

3.4.2.6 Cálculo de porosidad y saturación de agua 
 

El modulo para el cálculo de estas propiedades asume que la curva de Neutrón 

es ingresada en unidades de la matriz Caliza, cuando este no es el caso, la curva debe 

ser convertida a esas unidades. 

 

Para correr este modulo, se ingresó el respectivo registro de porosidad 

neutrónica corrido en el pozo (corregido), el registro de densidad, el registro eléctrico 

PEF (solo para los pozos que lo dispongan), en RT el registro que representa la 

resistividad profunda y en Rxo el registro que representa la resistividad somera.  

Como modelo de porosidad se seleccionó Densidad Neutrón, y finalmente la 

ecuación elegida para el cálculo de la saturación de agua fue la de Simandoux 

modificado: 
 

Rtclay
SwVcl

RwTempac
SwPhi

Rt

nm .
..

.1
+=

    Ec (3.6) 
 

Donde: 
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Sw: es la saturación de agua efectiva (corregida por arcillosidad) 

Phi: Es la porosidad efectiva corregida por arcillosidad 

Rtclay: es la resistividad en las lutitas adyacentes  

Rwtemp: es la resistividad del agua de formación a la profundidad deseada  

Rt: es la resistividad en la zona virgen 

Vcl: es el volumen de arcilla 

C: es igual a 1-Vcl para Simandoux modificado.  
 

Luego de culminar esto se hace clic en correr y de inmediato se presenta una 

ventana con los resultados del análisis de porosidad y saturación.  
 

3.4.2.7 Determinación de la saturación de agua irreducible 
 

En esta etapa se cargaron todos los pozos de la evaluación y se graficó Sw en el 

eje de las equis versus resistividad profunda (RD) en el eje de las Y, para determinar 

Swir de la parte izquierda de la grafica, trazando una línea paralela al eje de las Y 

donde se consideró que había la mayor densidad de puntos.  

 

3.4.2.8 Estimación de las principales propiedades petrofísicas promedio 

 

En este paso se introdujeron los parámetros de corte obtenidos de un estudio 

anterior para determinar valores promedio para propiedades como: porosidad, 

volumen de arcilla y saturación de agua. También se obtuvo la permeabilidad 

promedio para el yacimiento, mediante la ecuación de Timur. 

 
225,2*100








=

Swirr
eK φ     Ec (3.7) 
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3.4.2.9 Generación de curvas de permeabilidad relativa 

 

Una vez obtenido el valor de Swir representativo del yacimiento en estudio a 

través de la evaluación petrofísica; fue posible determinar las curvas de 

permeabilidad relativa para el sistema agua - petróleo y gas - petróleo. Para ello se 

utilizaron las siguientes representaciones analíticas para permeabilidades relativas de 

fases individuales, y al generar las curvas de permeabilidad relativa éstas fueron 

introducidas al simulador.  

 

Sistemas agua - petróleo: 

 
no

SorwSwc
SorwSwSwcKroKro 





−−
−−

=
1
1.)(

   Ec (3.8) 

 
nw

SorwSwc
SwcSwSorwKrwKrw 





−−
−

=
1

.)(
   Ec (3.9) 

 

Para sistemas gas - petróleo se utilizaron las ecuaciones propuestas por Corey 

(1986): 

 
no

SgrSor
SorSoKrocKro 








−−

−
=

1
*

   Ec (3.10) 

 
ng

SgrSor
SgrSgKrgcKrg 








−−

−
=

1
*

   Ec (3.11) 
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Primeramente se determinó un valor adecuado para los exponentes de las 

ecuaciones que se aplicaron tanto en sistemas agua petróleo como en sistemas gas 

petróleo, tomando como data de referencia las permeabilidades relativas medidas en 

el laboratorio mediante un núcleo que se tomó del campo Uracoa (vecino a El Salto, 

ya que éste campo no posee núcleo); con esta serie de datos a profundidades 

correlacionables con Morichal Inferior, se calcularon nuevamente las permeabilidades 

relativas de las fases presentes en sistemas agua petróleo y gas petróleo, a través de 

las ecuaciones anteriormente presentadas; luego se calculó el porcentaje de error con 

respecto a los datos verdaderos, y finalmente se ajustaron los exponentes (los cuales 

inicialmente se asumieron iguales a 2, según el Nacional Petroleum Council), 

utilizando el complemento de Microsoft Excel: Solver, con la finalidad de llevar el 

porcentaje de error a su mínima expresión.  

 

Al momento de generar el set de curvas de permeabilidad relativa para sistemas 

gas petróleo, al igual que en sistemas agua petróleo, se establecieron varias 

suposiciones para valores de puntos finales, tales como: saturación de petróleo 

residual, saturación de gas crítica, permeabilidad relativa del agua a la saturación de 

petróleo residual y permeabilidad relativa del petróleo a la saturación de agua 

irreducible.  

 

3.4.3 Generación de un PVT sintético para el yacimiento en estudio  

 

Como la data de laboratorio para el yacimiento Morichal Inferior 101 no está 

disponible, estimados razonables de las propiedades PVT pueden ser obtenidos de 

correlaciones ya publicadas, en esto consiste la generación de un PVT sintético, para 

ello fue necesario efectuar una búsqueda de informes en archivos físicos y bases de 

datos digitalizadas con el fin de conocer cuáles de los pozos pertenecientes al  campo 

El Salto contaban con este tipo de análisis.  
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Para la generación del PVT sintético se estudiaron diversas correlaciones, con 

el fin de caracterizar los fluidos presentes en la acumulación de hidrocarburos. La 

selección de las ecuaciones idóneas para el cálculo las propiedades físicas del fluido 

estuvo basada en varias premisas:  

 

- Preferiblemente, los datos del yacimiento debían estar dentro del rango de 

aplicación de las correlaciones 

- El yacimiento en estudio no presenta capa de gas 

-  Se compararon las propiedades físicas del fluido obtenidas mediante 

correlaciones con las propiedades medidas a través de pruebas PVT de los 

pozos ELS-15, ELS-16, ELS-17 y ELS-27, de esta manera se decidió que para 

la generación del PVT sintético sólo se utilizaran las correlaciones cuyo 

porcentaje de error promedio fuera más bajo y cuya tendencia se mostrara 

similar a la obtenida de los datos reales (medidos). 

 

Para el cumplimiento de este objetivo eran necesarios ciertos datos de entrada: 

se obtuvieron temperaturas y presiones de formación del registro MFT (probador de 

formaciones), corrido en el pozo ELS-31P.  

 

Cabe destacar que para el desarrollo del PVT sintético se utilizó un promedio 

de las temperaturas registradas en el intervalo prospectivo de Morichal Inferior, es 

decir, no se consideró la zona de agua. De igual forma, la presión medida en el 

intervalo de interés fue considerada como la presión inicial del yacimiento. 

 

La metodología que se manejó para la ejecución de este objetivo  fue asumir un 

valor de Rsb y γg, y estimar Pb y el resto de las propiedades mediante correlaciones 

empíricas, partiendo de las siguientes consideraciones:  
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- En yacimientos de crudos pesados y extrapesados por lo general hay poca 

cantidad de gas en solución en el crudo.  

-  A una presión y temperatura determinadas mientras más alto sea el valor de  

ºAPI de un crudo mayor será su Rs, pues el petróleo crudo con un alto valor de 

gravedad API,  posee una mayor cantidad de componentes de tipo liviano, gran 

parte de ellos en forma de gas disuelto. 

 

Una vez obtenidos los datos de entrada necesarios, se procedió a calcular las 

propiedades físicas del petróleo y del gas natural, utilizando diversas correlaciones.  

 

Cabe destacar que en ciertas ocasiones fue necesario modificar las constantes 

originales de las correlaciones para así obtener un porcentaje de error más aceptable. 

Esto fue logrado mediante la utilización del complemento de Microsoft Excel: Solver, 

estableciendo como celda objetivo el porcentaje de error y cambiando las celdas que 

contenían las constantes de las diversas ecuaciones que se deseaban mejorar. 

  

3.4.4 Simulación del comportamiento del yacimiento bajo diversos 

esquemas de explotación 

 

Una vez realizada la revisión de los datos disponibles de: geología, petrofísica e 

ingeniería de yacimientos, se procedió a la construcción de un modelo dinámico, que 

representó de forma integral el desplazamiento de los fluidos en el sistema poroso; 

para esto se siguieron diversos pasos, el primero de ellos fue la inicialización del 

modelo,  una vez seleccionados y archivados los datos necesarios para ejecutar la 

corrida de simulación de yacimientos, se realizó un chequeo de la consistencia de los 

datos ingresados, hasta resolver los errores y/o puntos de atención para la realización 

de la simulación. 
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Una vez terminado el modelo se procedió a la etapa de predicciones, evaluando 

la factibilidad técnica de diversos esquemas de explotación, observando cómo se 

comportaba el yacimiento al colocar pozos verticales, horizontales y direccionales a 

300 metros de espaciamiento, evaluando parámetros como las tasas de producción de 

petróleo, longitud de la sección horizontal (en el caso de pozos horizontales), y el 

mecanismo de producción, debido a que se tiene incertidumbre acerca de éste último, 

esto con el fin principal de obtener un esquema de explotación que permita aumentar 

el factor de recobro que se estima para el yacimiento objeto de estudio.  

 

Para la ejecución de este objetivo se utilizó el simulador de petróleo negro 

Eclipse 100 conjuntamente con Petrel RE, programa en el cual se tiene el modelo 

estático, y además permite visualizar los resultados de las corridas de simulación en 

forma de gráficos y como propiedades en 3D. 

 

3.4.5 Selección  del mejor esquema de explotación a través de un análisis 

económico 

 

Una vez determinados los esquemas de explotación más factibles técnicamente, 

se realizó la selección del esquema óptimo en base a los indicadores económicos que 

arrojó un análisis de tipo convencional. Los principales indicadores económicos que 

se utilizaron fueron: TIR y VPN. Estos cálculos se realizaron en una hoja de 

Microsoft Excel, siguiendo las consideraciones del LEEPIC 2012 (Lineamientos para 

la Evaluación Económica de Proyectos de Inversión de Capital). 

 

Luego del análisis, se realizó una jerarquización de cada uno de los casos según 

los indicadores económicos. Para finalmente seleccionar el escenario con  mejor VPN 

y TIR. De esta manera se logra disminuir las inversiones del capital y los costos de 

operación, reduciendo el riesgo económico.  
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3.5 INSTRUMENTOS Y TÉCNICAS DE RECOLECCIÓN DE DATOS 

 

Según Arias, F (2006): “Se entenderá por técnica, el procedimiento o forma 

particular de obtener datos o información”. En este estudio se utilizaron técnicas 

como entrevistas no estructuradas o semi-estructuradas  al personal de la empresa 

Petrodelta que labora en el área de Subsuelo, específicamente geólogos,  ingenieros 

de petróleo y petrofísicos, de igual manera se consultó con profesores pertenecientes 

a la escuela de Ingeniería de Petróleo de la Universidad de Oriente núcleo de 

Monagas.  

 

Un instrumento de recolección de datos es cualquier recurso, dispositivo o 

formato (en papel o digital), que se utiliza para obtener, registrar o almacenar 

información. Arias F (2006). Entre los instrumentos que se utilizaron están programas 

como: 

 

Petrel: Es una herramienta conformada por diversas aplicaciones encargadas 

del análisis dinámico, como la interpretación de los datos, visualización de los 

resultados, cálculos de volúmenes, realización de mapas, entre otras bondades; los 

cuales son muy importantes para el conocimiento y representación del subsuelo, este 

programa es de gran utilidad para los geólogos, geofísicos e ingenieros de 

yacimientos.  

 

Eclipse: Es un simulador de yacimientos de petróleo y gas que utiliza el 

método de volúmenes finitos para resolver las ecuaciones de balance de materia y 

energía, desarrollado inicialmente por ECL y en la actualidad propiedad de SIS 

(anteriormente conocido como GeoQuest), una división de Schlumberger.  

 

Carpeta de Pozos: En ellas se encuentran digitalizados los informes de todos 

los eventos ocurridos y trabajos realizados en los pozos de cada área. Los archivos se 
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encuentran organizados por campo y luego por pozo, cada carpeta tiene información 

de pruebas de los pozos, informes geológicos, operacionales y financieros, los cuales, 

por lo general, están ordenados cronológicamente. 

 

Interactive Petrophysics: Es un software de fácil uso como herramienta para 

el análisis de perfiles de pozos, ideal tanto para geólogos,  que deseen verificar la 

calidad de la data de registros, como para experimentados petrofísicos, que son 

capaces de realizar análisis petrofísicos multi zona y multi - pozo.  

 

3.6 RECURSOS 

 

3.6.1 Recursos Materiales 

 

Los equipos, materiales y herramientas de trabajo disponibles son 

computadoras, escáner, fotocopiadoras, impresoras, artículos de papelería, informes 

de campo, registros de pozos y otra serie de documentos en físico, y su uso estuvo a 

la completa disposición para el desarrollo del proyecto. 

 

3.6.2 Recursos Financieros 

 

La empresa mixta Petrodelta, brindó apoyo en todos los gastos que se 

generararon durante el inicio, desarrollo y culminación de este estudio.  

 

3.6.3 Recursos Humanos 

 

Para la realización de esta tesis se contó con la ayuda del personal especializado 

que labora en Petrodelta específicamente en el área de Subsuelo, profesionales en el 

área de Geología e Ingeniería de Petróleo. De igual manera se contó con el apoyo de 
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los profesores que integran la Escuela de Ingeniería de Petróleo de la Universidad de 

Oriente núcleo de Monagas, y en especial de la tutora académica.  
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CAPÍTULO IV 

ANÁLISIS Y DISCUSIÓN DE LOS RESULTADOS 
 

 

El análisis de resultados está orientado de acuerdo a los objetivos específicos 

desarrollados en este proyecto. 
 

4.1 ANÁLISIS DE DATOS GEOLÓGICOS, DE PRESIÓN Y PRODUCCIÓN 

DEL YACIMIENTO MORICHAL INFERIOR 101 
 

En esta etapa se realizó un resumen con información del yacimiento obtenida 

del libro de reservas oficiales. Los datos se muestran en la siguiente tabla: 
 

Tabla 4.1 Datos básicos del yacimiento MOR INF 101 
Tipo de crudo Extrape

sado 

Gravedad API 8 

Área del yacimiento (acres) 5160 

Volumen (acres-pies) 298563 

Porosidad (%) 25 

Saturación de petróleo (%) 88 

Factor de merma (BN/BY) 0,899 

POES por unidad de volumen (BLS/ACRE-PIES) 1534 

POES (MMBN) 457,996 

Producción acumulada  0 

Pi 2600 

Temperatura (ºF) 177 

Permeabilidad (mD) 2700 

Fecha último cambio (M/A) Oct-00 

Mecanismo de producción GS 

Método de cálculo V 

segregación  Merey 

Crude Oil 
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De acuerdo a la tabla anterior, se puede afirmar que el yacimiento en estudio 

posee una gran área con considerables reservas de hidrocarburos, buena porosidad y 

permeabilidad promedio, el crudo contenido en él presenta baja gravedad API, la cual 

le da la condición de ser un crudo extrapesado, y por sus características se dificulta la 

extracción; por esta razón amerita un buen plan de explotación para drenar sus 

reservas, ya que como se observa en la tabla 4.1 este yacimiento no ha tenido 

producción de fluidos. 

 

4.1.1 Datos geológicos 

 

En primera instancia, se realizó una búsqueda de información referente al 

campo en el cual se encuentra el yacimiento en estudio, dicha información se obtuvo 

de una evaluación técnica del campo El Salto y otros documentos digitalizados, en los 

cuales se logró conocer que El Salto está dividido en múltiples bloques.  

 

 
Figura 4.1 Poligonal del campo El Salto resaltando el bloque 5 
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En la figura 4.1 se puede apreciar que el yacimiento de interés (Morichal 

Inferior 101) se encuentra ubicado en el bloque 5, el cual está en el área norte del 

campo El Salto. 

 

Posteriormente se realizó una revisión en el modelo estático suministrado, en él 

se reflejan los pozos que se encuentran en el bloque 5 y que atravesaron el yacimiento 

de interés, estos son: ELS-3, ELS-11, ELS-15, ELS-17, ELS-29, ELS-31P y ELS-

33HP2. El proyecto en Petrel se actualizó cargando los pozos que se perforaron 

recientemente: ELS-36P, ELS-38P y ELS-39P, tal como se observa en la figura 4.2. 

 

 
Figura 4.2  Vista 2D de la localización de pozos del bloque 5 campo El 

Salto 
 
 

En la figura anterior se visualizan los pozos ubicados en el bloque 5 del 

campo El Salto en una vista 2D de una superficie, en ella se observan las 

profundidades en distintos puntos del yacimiento en estudio, observándose que los 
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pozos ELS-11, ELS-33HP2, ELS-3 y ELS-17 se encuentran estructuralmente  más 

arriba que los pozos ELS-15, ELS-29, ELS-31P, ELS-36P, ELS-38P y ELS-39P. 

 

También se pudo visualizar la ubicación del yacimiento a través del mapa 

Oficial de Morichal Inferior 1 Salto norte, como se observa a continuación. 

 

N

ESC. 1:20000

NN

ESC. 1:20000  
Figura 4.3 Mapa Oficial Morichal Inferior 1. Salto norte 

Fuente: Base de datos de Petrodelta 

 

El mapa de la figura 4.3 es un isópaco estructural y está elaborado al tope de 

Morichal Inferior, en él se ve el contacto agua petróleo original interpretado para ese 

momento, y muestra unas fallas normales subparalelas, las cuales actúan como 

barrera para la migración de los hidrocarburos.  

 

En esta etapa se procedió a buscar las profundidades de los topes y bases de los 

yacimientos que se encuentran en el campo El Salto, esto se extrajo de la información  

cargada previamente en Petrel; cabe destacar que esto sólo se realizó en los pozos que 

atravesaron Morichal Inferior, en el cual se encuentra el yacimiento en estudio. Los 

resultados en MD se muestran en la tabla 4.2.  
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Tabla 4.2 Topes y Bases en MD de pozos que atravesaron Morichal Inferior en el bloque 5 del campo El Salto 

Yacimiento ELS-3 ELS-11 ELS-15 ELS-17 ELS-31P ELS-33HP2 ELS-36P 

T
ope  
(pies) 

ase 
(pies) 

ope 
(pies)  

ase 
(pies) 

ope 
(pies)  

ase 
(pies) 

ope 
(pies)  

B
ase 
(pies) 

ope 
(pies)  

ase 
(pies) 

ope 
(pies)  

B
ase 
(pies) 

ope 
(pies)  

ase 
(pies) 

Jobo 
Superior 

5
265,84 367,49 277,4 376,1 422,3 521,49 307,62 

5
394,5 710,1 825 650,51 

5
786,91 232 406 

Lutita 
Jobo 

5
367,49 411,33 376,1 404,7 521,49 565,9 394,5 

5
427,96 825,01 864,1 786,91 

5
830,41 406 428 

Jobo 
Inferior 

5
411,33 519,15 404,7 522,7 565,9 679,51 427,96 

5
520,61 864,07 984,4 830,41 

5
956,05 428 583 

Miembro 
Yabo 

5
519,15 658,85 522,7 650,53 679,51 807,16 520,61 

5
629,3 984,37 118,1 956,05 

6
095,29 583 739 

Morichal 
Yabo 

5
658,85 675,58 650,53 676,02 807,16 855,38 629,3 

5
688,06 118,1 164,1 095,29 

6
142,11 

   

Morichal 
Superior 1 

5
675,58 838,21 676,02 862 855,38 003,95 688,06 

5
845 164,11 360,7 142,11 

6
332,3 

 
 
 

739 

 
 
 

494 Morichal 
Superior 2 

5
838,21 979,02 862 994,12 003,95 150,27 845 

5
985,24 360,65 516,9 332,3 

6
500,12 

Morichal 
Superior 3 

5
979,02 149,61 994,12 171 150,27 344,88 985,24 

6
179,94 516,9 722,8 500,12 

6
823,74 

Morichal 
Inferior 1 

6
150,51 373,85 170,83 367,80 344,04 514,51 179,73 

 
6387,48 723,02 914,51 824,81 

 
7039,27 494 730  
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En la tabla anterior se muestran los topes y bases de los yacimientos que se 

encuentran en el campo El Salto, interpretados de diversos pozos: ELS-3, ELS-11, 

ELS-15, ELS-17, ELS-31P, ELS 33HP2 y ELS-36P, todos perforados en el bloque 5. 

El yacimiento en estudio es el último en la tabla, y según esta, es el más profundo, 

variando de 6150 a 7730 pies (MD) aproximadamente.  

 

En cuanto al modelo estático del campo El Salto, éste fue generado a partir de 

la interpretación sísmica, geológica y petrofísica, y una vez suministrado el modelo, 

se realizó un control de calidad al mismo mediante una sección de pozo en la cual se 

visualizó la curva de volumen de arcilla (representada en la primera pista de cada 

registro de la figura 4.4), conjuntamente con las propiedades porosidad y 

permeabilidad, escaladas al realizar el modelo. La premisa que se siguió fue que 

donde se vieran arenas debían existir buenas propiedades, caso contrario en lutitas o 

arenas sucias, tal como se observa en la siguiente figura. 
 

  

  

   

      
    

    

    

 
   

      
    

    

    

 
   

      
    

    

    

 
   

      
    

    

    

 
   

      
    

    

    

 
   

      
    

    

    

 
   

      
    

    

    

 

  

  

 
Figura 4.4 Sección de pozo, mostrado propiedades escaladas 

 
 



74 

 

 

En la figura 4.4 se observa que a los bajos contenidos de arcilla se le 

asignaron buenos valores de permeabilidad y se estableció como arena, caso contrario 

donde se observa gran cantidad de arcilla se le asignaron valores bajos de 

permeabilidad y se identificó como lutita. 

 

Similarmente se realizó un control de calidad visualizando la distribución de las 

propiedades en una ventana de mapas. Se cuido que en las zonas de arenas estuvieran 

buenas propiedades, sin embargo, en algunos lugares las arenas presentaban malas 

permeabilidades, al corroborar esto con el volumen de arcilla se pudo deducir que 

esto se debe a que dichas arenas tienen considerable presencia de arcillas, como lo 

muestra la siguiente imagen. 

 

 
Figura 4.5 Distribución de diversas propiedades del modelo 

Fuente: Petrel 2008.1 

 

En la imagen anterior, los valores bajos para la permeabilidad están 

representados por el color rojo; en cuanto al NTG, el amarillo indica arena, mientras 

que el color verde es lutita; bajas porosidades son simbolizadas con el color fucsia y 

para el volumen de arcilla, las zonas marrones indican alto contenido de arcilla y las 

amarillas arenas.  



75 

 

 

También se comprobó que en el modelo no se encuentran celdas con volúmenes 

negativos, para esto se filtró la propiedad volumen masa colocándole como valor 

máximo 0 y como valor mínimo -2000, hecho esto, se observó la malla en una 

ventana en 3D para corroborar que no existieran valores negativos en ella, esto se 

confirmó puesto que no se pudieron visualizar celdas en la ventana 3D del modelo, lo 

cual indica que este no contiene pilares cruzados. 

 

Una vez verificada la consistencia del modelo estático, se procedió a 

representar el contacto agua petróleo en él. El contacto agua petróleo original para 

Morichal Inferior se estimo a través de una sección estructural por interpretación de 

los registros eléctricos resistivos a 6085 pies (TVDSS), como se observa en la figura 

4.6; y se logró visualizar como una propiedad en 3D y en una vista de mapa, con el 

fin de facilitar la ubicación de los pozos diseñados para la propuesta, siguiendo las 

consideraciones de perforarlos dentro de la zona de petróleo y cañonearlos a una 

distancia prudencial del contacto agua petróleo. 

 

 
Figura 4.6 Sección Estructural en la cual se determinó el CAPO 
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La figura 4.6 muestra una sección estructural norte – sur, realizada para 

determinar el contacto agua petróleo original de Morichal Inferior, éste se encuentra 

representado por la línea punteada color azul, esta sección se realizó con los pozos 

ELS-29, ELS-31P y ELS-33HP2 respectivamente. 

 

 
Figura 4.7 Contacto agua petróleo original (vista en mapas y 3D) 

 

4.1.2 Datos de producción 

 

En esta etapa se distinguieron sólo dos pozos que fueron cañoneados en 

Morichal Inferior, bloque 5 del campo El Salto; los pozos ELS-3 y ELS-17 

respectivamente, y sólo éste último posee una prueba de producción, la cual fue 

realizada cuando se encontraban cañoneados los intervalos 6306 - 6318, 6332 -6348, 

6356 - 6374, 6396 -6420, 6432 -6440 (en pies) del Miembro Morichal Inferior, los 

datos de la prueba se presentan en la tabla 4.3. 
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Figura 4.8 Ficha resumen del pozo ELS-17 
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Tabla  4.3 Prueba de Pozo ELS-17 

 

De la tabla anterior se observa un valor promedio de gravedad API de 8 y un 

RGP de aproximadamente 100 PCN/BN. 

 

Los datos de esta prueba proporcionan una idea del potencial de producción de 

un pozo vertical de aproximadamente 134 pies cañoneados en el yacimiento en 

estudio. Según la tabla anterior se puede inferir que un pozo de este tipo produciría 

aproximadamente 78 barriles de petróleo por día.  

 

Los pozos ELS-3 y ELS-17 no cuentan con historia de producción en Morichal 

Inferior, pues para aquella época no se consideraba económico explotar yacimientos 

de crudos extrapesados, y actualmente el campo El Salto es un área considerada como 

nueva para la empresa Petrodelta, por lo cual hasta los momentos la producción de 
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éste campo se ha limitado sólo al miembro Jobo, el cual posee mejores gravedades 

API. 

 

4.1.3 Datos de presiones 

 

El yacimiento Morichal Inferior 101 no cuenta con historia de producción – 

presión, razón por la cual se puede asumir que la presión estática registrada en el 

momento que se corrió el registro MFT en ELS-31P es la inicial del yacimiento.  Los 

datos obtenidos del probador de formaciones se muestran en la siguiente tabla:  

 

Tabla 4.4 Datos obtenidos del MFT corrido en el pozo ELS-31 
Profundidad 

(pies) 

Presión de 

Formación (Lpc) 

Temperatur

a (ºF) 

6792.00 2609.9 176.3 

6843.00 2625.8 177.1 

6993.00 2684.4 178.1 

7010.00 2691.0 179.4 

 

De la tabla anterior, las dos primeras profundidades corresponden al intervalo 

prospectivo de la formación Morichal Inferior, por el contrario, las dos últimas 

conciernen a una zona de agua.  
 

El gráfico de presiones obtenido de las pruebas de presión se muestra a 

continuación.   
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Figura 4.9 Presión de la formación 

Fuente: Reporte de Interpretación Registros en Hoyo Abierto.  

  

En la figura 4.9 se observa el gráfico de presión de formación en función de la 

profundidad, los diversos puntos que en él se aprecian corresponden a los yacimientos 

del campo El Salto en el bloque 5, los últimos 4 puntos (los más profundos) 

corresponden a Morichal Inferior, se observa que la mayoría de los yacimientos 

poseen un gradiente de presión similar, a raíz de esto es posible pensar que tengan el 

mismo mecanismo de producción. 

 

Por último, se determinó la presión inicial del yacimiento al Datum, dando 

como resultado 2644 Lpca.  

 

Mor

ichal 
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4.2 EVALUACIÓN PETROFÍSICA DEL YACIMIENTO MORICHAL 

INFERIOR 101 

 

El principal objetivo en esta etapa fue realizarle una evaluación petrofísica al 

yacimiento en estudio para estimar un valor de saturación de agua irreducible que 

contribuya como dato para la generación de curvas de permeabilidad relativa, esto se 

realizó mediante el programa IP, en base a registros corridos en los pozos escogidos 

para la evaluación.  

 

Para esto se cargaron los archivos .LAS de los diferentes pozos al programa. 

Cabe destacar que se hicieron las correcciones pertinentes de matriz arenisca a matriz 

caliza en los registros de Neutrón, la razón de esto radica en que las areniscas son 

rocas afectadas por el grano que la constituye, éstas tienden a tener una densidad y 

por ende una respuesta al neutrón variable; mientras que la roca caliza es por lo 

general masiva, pura, y por su pureza ésta se tomo como base para los diferentes 

modelos de interpretación petrofísica. Es decir, para poder emplear las ecuaciones 

establecidas por diferentes autores, que permitan realizar una evaluación petrofísica a 

la formación de interés, es necesario realizar esta corrección.  

 

En la siguiente figura se presenta una muestra de la diferencia entre la curva de 

Neutrón sin corregir y la corregida, como se puede observar en la pista 3 del registro 

mostrado en la imagen, existe una notable diferencia entre ambas curvas, afectándose 

considerablemente la evaluación. 
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Figura 4.10 Curvas GR y Neutrón Compensado. ELS-15 

 

 

Otro parámetro fundamental para realizar la evaluación fue "n", la saturación de 

agua es un valor que depende de "n", y este a su vez depende de muchos factores, 

tales como:  tipo de roca, tipo de fluidos, presión confinante, mojabilidad, e inclusive 

en el laboratorio es un parámetro difícil de determinar; razón por la cual hay que 

asegurarse que esta constante este bien estimada, sin embargo, como no se tiene 

núcleo del campo El Salto, éste valor se asumió igual a 2, el cual esta dentro del 

rango establecido a través de estudios experimentales para yacimientos de arena (1,5 

a 2,1). 
 

El valor para la resistividad del agua en Morichal Inferior, bloque 5 del campo 

El Salto, fue extraído de un estudio previo, en el cual estimaron dicho parámetro a 

través del método del SP, obteniendo como resultado una resistividad del agua de 

formación de 0,11 ohm-m. 
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Según la litología, el exponente de cementación “m” se asumió igual a 1,7, el 

cual de acuerdo a Pirson 1958, corresponde a rocas ligeramente cementadas (la 

mayoría de arenas con una porosidad de 20% o más), y para obtener el coeficiente de 

tortuosidad "a", se realizó una gráfica log log de porosidad en función de la 

resistividad de la formación en la zona de agua, con el fin de extrapolar hasta la 

porosidad igual a 100% o 1 y leer en el eje de las equis un valor de resistividad 

denominado Ro (resistividad de la zona saturada 100% de agua), el cual según Archie 

es igual al producto de la constante "a" y la resistividad del agua (Rw) , como Ro y 

Rw son conocidas se pudo obtener un valor para "a" de 0.8, el cual fue utilizado en la 

evaluación, al despejar Rw de dicha ecuación se obtuvo un valor que al compararlo 

con el establecido en estudios anteriores fue muy similar. 

 
 

En la figura 4.11 se observa una arena limpia de agua de aproximadamente 23 

pies de espesor, registrada en el pozo ELS-15, la profundidad del tope y base de esta 

arena fue el intervalo usado para la estimación de a. 

 

 
Figura 4.11 Perfiles GR y RD de ELS-15 
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Figura 4.12 Gráfico de Pickett para el cálculo de a. Pozo ELS-15 
 

Una vez cargadas las curvas de los perfiles, corregidos los registros de Neutrón 

y seleccionados los parámetros petrofísicos a ser utilizados para la evaluación (m, n, a 

y Rw), se procedió a correr el módulo de volumen de arcilla y posteriormente el de 

porosidad y saturación. Los resultados finales del análisis para cada pozo se muestran 

en las imágenes siguientes. 

 

 
Figura 4.13 Evaluación Petrofísica ELS-15 y ELS-17 
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Figura 4.14 Evaluación Petrofísica ELS-31P, ELS-33HP2 y ELS-36P 

 

En las figuras anteriores se ve reflejada la litología, resistividad, cantidad de 

petróleo, agua y gas, petróleo movible y saturación de agua. En ellas se puede 

observar que en Morichal Inferior no existe gas libre, y los perfiles presentan un 

comportamiento lógico, ya que en arenas con bajas resistividades se observa la zona 

de agua, al igual que en lutitas.  

 

Finalmente se realizó un gráfico de resistividad profunda en función de la 

saturación de agua obtenida del previo análisis de porosidad y saturación de agua, la 

gráfica muestra una tendencia asintótica, la cual a partir de cierto punto sigue una 

tendencia paralela al eje de las ordenadas, en esa sección de la gráfica se realizó un 

corte con el eje de las abscisas y ese valor fue tomado como el estimado de la 

saturación de agua irreducible; esto debido a que la saturación de agua es función de 

porosidad y resistividad de la formación, entonces al mantener el valor de porosidad 

fijo, mientras el Rt se acerque más a su máximo se tendrán valores de saturación de 

agua mínimos.  
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Figura  4.15 Cross Plot RD versus Sw 

 

 

Finalmente el valor obtenido de Swir, como se pudo apreciar en la figura 

anterior, fue de 0,11, lo cual indica que la saturación máxima de petróleo existente es 

de 0,89. 
 

En la siguiente tabla se presentan los resultados promedio por cada pozo de la 

evaluación petrofísica, introduciendo los parámetros de corte: Vsh < 0,3; Sw < 0,50 y 

porosidad > 0,05; obtenidos de un estudio previo. 
  

Tabla 4.5 Propiedades petrofísicas promedio por pozo 

ozo 

Interv

alo (md) 

A

rena neta 

(pies) 

NP 

(pies) 

AN

P/Espesor 
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Ø

efectiva 

(

Fracción) 

S

w 

(Fracción) 

V

cl 

(Fracción) 

S

o 

(Fracción) 

LS-15 

6344,0

4 - 6514,51 

1

70,47 2 

0,24

6 

0,

241 

0

,327 

0

,187 

0

,673 

LS-17 

6179,7

3 - 6387,48 

2

07,75 32,77 

0,63

9 

0,

237 

0

,287 

0

,118 

0

,713 

LS-31P 

6723,0

2 - 6914,51 

1

91,49 4 0,23 

0,

21439 

0

,315 

0

,102 

0

,685 

LS-

33HP2 

6824,8

1 - 7039,27 

2

14,47 6 

0,44

8 

0,

329 

0

,101 

0

,141 

0

,899 

LS-36P 

7494 - 

7730 

2

36 57 

0,66

5 

0,

396 

0

,122 

0

,121 

0

,878 

         

Swirr: 0,11 
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Estableciendo un promedio de valores para la tala 4.5, se tiene que la porosidad 

promedio obtenida es de aproximadamente 28%, un 13,38% de volumen de arcilla, 

0,77 de saturación de petróleo y 0,23 de saturación de agua. 

 

La permeabilidad promedio para Morichal Inferior fue estimada utilizando la 

ecuación de Timur, tomando el valor de saturación de agua irreducible calculado 

previamente y la porosidad efectiva promedio, dando como resultado una 

permeabilidad promedio de 2688 md.  

 

Cabe destacar que los valores de las propiedades de la roca obtenidos a través 

de la evaluación petrofísica son muy similares a los cargados en el modelo estático, 

generado a partir de estudios anteriores, razón por la cual dichos valores se pueden 

considerar razonables. Esto se demuestra en la siguiente figura, en la cual se observa 

un promedio de las propiedades del mallado, partiendo del modelo estático 

previamente suministrado. 

 

 
Figura  4.16 Promedio de la porosidad y permeabilidad del mallado 

 

Ø

  

K: 2732 
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En cuanto a la creación de curvas de permeabilidad relativa que describen el 

movimiento de los fluidos en el medio poroso se realizó lo siguiente: para sistemas 

agua petróleo, la permeabilidad relativa del petróleo a la saturación de agua connata 

(inicial) fue asumida igual a 1, debido a que en el medio poroso solo se encuentra 

fluyendo petróleo, pues a la saturación de agua presente, ésta es inmóvil. Mientras 

que la permeabilidad relativa del agua a la saturación de petróleo residual, se asumió 

igual a 0,0075 (según núcleo de Uracoa). Por último, el valor estimado de saturación 

de petróleo residual que posteriormente se uso en la generación de estas curvas, se 

extrapoló de los datos de permeabilidad absoluta versus saturación residual de 

petróleo para la zona F del campo Uracoa (muestras 15, 18 y 19), obteniéndose un 

valor de 0,25. 

 

Para sistemas gas - petróleo, inicialmente se asumió una saturación de gas 

crítica de 0,03 en vista de que éste por lo general es un valor bajo y en este caso 

concuerda con lo presentado en Uracoa. La permeabilidad relativa del petróleo a la 

saturación de gas residual, la permeabilidad relativa del gas a la saturación de 

petróleo residual y la saturación de petróleo residual para el sistema gas petróleo, 

fueron supuestas de los datos medidos en el laboratorio para las muestras 15 y 18 de 

la zona F del campo Uracoa, utilizando como puntos finales de las curvas 0,8182, 

0,068 y 0,51 respectivamente. En este caso se ignoraron los resultados de Kr para la 

muestra 19 de la zona F, porque no son consistentes con las otras muestras y esto 

probablemente se debe al adedamiento (canalización) del gas durante la prueba, ya 

que esta muestra tiene una permeabilidad absoluta al petróleo de 4500 md, y la alta 

permeabilidad en conjunto con la alta razón de movilidad del sistema gas - petróleo, 

permite inferir que esa es la razón por la cual la Krg fue diferente de la obtenida en 

las muestras 15 y 18.   Lo anterior también aplicó para las muestras de la zona E en 

este sistema, por ello no se tomaron en cuenta.   
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Se ajustaron los mejores exponentes de correlación para cotejar datos los 

experimentales de Uracoa. Finalmente se calcularon las permeabilidades relativas 

para ambos sistemas a través de correlaciones analíticas, las curvas se presentan en 

las figuras 4.17 y 4.18 respectivamente.  
 

 
Gráfica  4.1 Curvas de permeabilidad relativa para el sistema agua petróleo 

 

 
Gráfica 4.2 Curvas de permeabilidad relativa para el sistema gas petróleo 

 

 

Visualizando las curvas del sistema agua petróleo se observa que el yacimiento 

es hidrófilo, por cuánto la intersección de las curvas de Kro y Krw es mayor a 50% de 

Sw, según el criterio de Craig. 
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4.3 GENERACIÓN DE UN PVT SINTÉTICO PARA EL YACIMIENTO EN 

ESTUDIO  
 

En esta etapa se encontró que en el yacimiento Morichal Superior 03, pozo 

ELS-17, se había efectuado una prueba PVT, dicho yacimiento se halla adyacente a 

Morichal Inferior, y se tomó como referencia; de igual forma se utilizaron datos de 

otras pruebas PVT realizadas en el campo El Salto, esto con el fin de ajustar los datos 

obtenidos de las correlaciones con los reales producto del análisis PVT realizado a 

nivel de laboratorio, estas fueron: 

 

 El PVT correspondiente a ELS-15, bloque 5, Salto norte.  

 El PVT realizado en Morichal Inferior, Salto Sur. Pozo ELS - 16. 

 El PVT del pozo ELS-27, Salto norte, el cual se encuentra a la temperatura de 

interés. 

 

La gravedad API promedio utilizada en este objetivo fue de 7.8, 

aproximadamente 8 ºAPI, valor que se obtuvo de la prueba del pozo ELS-17, 

realizada en el año 1980, lapso en el cual dicho pozo se encontraba completado en el 

Miembro Morichal Inferior del bloque 5 perteneciente al campo El Salto (ver tabla 

4.3).  

 

Se asumió un Rsb de 100 PCN/BN,  este valor se obtuvo de un promedio de la 

relación gas - petróleo en la tabla 4.3; el cual resultó ser lógico pues al compararlo 

con los valores obtenidos de pruebas PVT en los pozos: ELS-15, ELS-17 y ELS-27 se 

pudo apreciar que estos Rsb eran mayores que el asumido para Morichal Inferior 101, 

debido a que la gravedad API en este yacimiento es menor.  
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Aunque no se contó con un valor de gravedad específica del gas para el 

yacimiento en estudio, considerando que la composición del gas puede ser similar a la 

obtenida de un yacimiento vecino, se decidió asumir un valor de 0,62, el cual se 

encuentra en el rango de valores para esta propiedad del gas en el campo El Salto.  
 

4.3.1 Presión de burbujeo 
 

Esta propiedad se determinó a través de las correlaciones: Corpoven Total, 

Vásquez y Beggs y Standing modificado para crudos pesados, sin embargo, la que 

presentó el porcentaje de error más bajo fue la ecuación propuesta por la Corpoven 

Total, con un error de 11,31% en el cálculo de Pb.  
 

Al modificar las constantes originales de la correlación de la Corpoven Total se 

logró disminuir el error a  solo 2,71%, por ende esta nueva ecuación fue utilizada en 

la generación del PVT sintético.  
 

El valor obtenido en el cálculo de esta presión para el yacimiento en estudio fue 

de 1212 Lpca, esta cantidad se encuentra por debajo de la presión inicial del 

yacimiento 2644 Lpca (la cual coincide con la presión actual, pues el yacimiento no 

ha sido explotado aun), lo cual indica que éste se encuentra subsaturado y por ende 

sin capa de gas.  
 

4.3.2 Relación gas petróleo en solución  

 

Para el cálculo del Rs por debajo de la presión de burbujeo se utilizó la 

correlación de la Corpoven Total, pues ésta fue desarrollada para un amplio rango de 

ºAPI de crudos del Oriente de Venezuela.  

 

En este caso se obtuvo un error de 9,71% en el cálculo de la propiedad. Sin 

embargo, con la modificación de las constantes originales de la ecuación, el error se 
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logró disminuir a 4,43%, y al graficar Rs en función de P, la tendencia de los datos 

calculados mediante la correlación fue muy similar a la obtenida graficando datos 

reales de los análisis PVT de otros yacimientos pertenecientes al campo El Salto 

(apéndice A).  
 

Por encima del punto de burbujeo el comportamiento del Rs es constante pues 

no hay liberación del gas, pudiéndose asumir un sólo valor hasta la presión de 

burbujeo. Aunque al momento de  determinar esta propiedad del petróleo no se 

consideraron las variaciones de ºAPI y de gravedad específica del gas con presión, el 

error en los cálculos fue bastante aceptable y los valores obtenidos de Rs fueron 

lógicos, por cuanto a medida que la presión desciende por debajo del punto de 

burbujeo, la relación gas petróleo en solución disminuye debido a la liberación del 

gas contenido en el petróleo.  
 

 
Gráfica 4.3 Rs vs P. PVT sintético 
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4.3.3 Compresibilidad del petróleo 

 

La compresibilidad del petróleo a presiones mayores o iguales a la presión de 

burbujeo fue calculada mediante la correlación de Al- Marhoun, modificando las 

constantes de dicha ecuación se logró obtener un error de 8,5%.  

Al graficar esta propiedad de petróleo en función de la presión, se observó que 

el comportamiento de los datos reales en comparación con los calculados a través de 

la correlación modificada fue muy parecido (apéndice A). 

 

En el PVT sintético como se observa en la gráfica 4.4, los valores obtenidos de 

compresibilidad del petróleo son lógicos, pues por encima de la presión de burbujeo, 

a medida que disminuye la presión del yacimiento, los valores de esta propiedad se 

incrementan levemente, en este caso desde 7,57e-6 en la presión de burbujeo hasta 

5,17e-6 a una mayor presión, esto debido a que el volumen de un líquido subsaturado 

aumenta a medida que la presión disminuye, pues éstos son ligeramente expansibles.  

 

 
Gráfica 4.4 Co vs P. PVT sintético 
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4.3.4 Factor volumétrico del petróleo  
 

El factor volumétrico de petróleo a presiones menores o iguales a la presión de 

burbujeo, se calculó con la correlación de Al Marhoun, y modificando las constantes 

originales de dicha ecuación se logró un error de solo 0,38%.  
 

Para determinar esta propiedad por encima de Pb se empleó la siguiente 

ecuación:  
 

Bo = Bob * EXP [Co*(Pb-P)]   Ec (4.1) 
 

Donde la compresibilidad del petróleo introducida fue la calculada a través de 

la correlación de Al Marhoun, modificada para reproducir el comportamiento de los 

fluidos del yacimiento Morichal Inferior 101 del campo El Salto.  
 

En el PVT sintético, el comportamiento del Bo es razonable, pues cuando la 

presión disminuye desde su valor inicial hasta la presión de burbujeo, se puede 

observar un pequeño aumento en esta propiedad, y el motivo de esto es que aunque el 

fluido permanece en estado monofásico, los líquidos son ligeramente compresibles y 

por ende expansibles.  
 

Por otro lado, por debajo de la presión de burbujeo la expansión líquida 

continúa, pero su efecto es insignificante comparado con el que produce la reducción 

en el volumen líquido debido a la liberación del gas en solución, por esta razón se 

observa que por debajo de Pb los valores de Bo disminuyen.  
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Gráfica 4.5 Bo vs P. PVT Sintético 

 
4.3.5 Factor de compresibilidad del gas 

 

Para determinar esta propiedad del gas, fue necesario conocer la presión seudo 

reducida y por ende la presión crítica, la cual fue determinada junto con la 

temperatura crítica, del ajuste de curvas de Brown-Oberfell-Alden, hecho por 

Standing, y para ello se asumió que la mezcla gaseosa no contenía cantidades 

apreciables de componentes no hidrocarburos (<5% por volumen). 
 

Una vez obtenidos los valores de presión y temperatura seudoreducidos, Z fue 

determinada por dos métodos: la correlación propuesta por Papay y el método de Brill 

y Beggs. Siendo más satisfactoria la ecuación de Brill y Beggs, pues el error 

promedio fue de solo 1,62%, además la tendencia de los valores calculados es muy 

similar a la obtenida graficando los valores reales de Z en función de la presión. 
 

El factor adimensional "Z" es afectado por presión, temperatura y composición 

del gas, y por lo general varía entre 0,70 y 1,20, representando el valor de 1 el 

comportamiento de un gas ideal. Como se puede apreciar en la siguiente gráfica, los 

valores obtenidos de este factor estuvieron dentro de ese rango. Z en este caso varío 

entre 0,97 y 1. 
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Gráfica 4.6 Z vs P. PVT sintético 

4.3.6 Factor volumétrico del gas 
 

Para el cálculo de esta propiedad se utilizó el Z obtenido por la correlación de 

Beggs y Brill. El porcentaje de error alcanzado fue de 2,3%, por lo tanto se puede 

considerar que los valores hallados son aceptables. 
 

 
Gráfica 4.7 Bg vs P. PVT sintético 

 
 

Como se pudo apreciar en la gráfica anterior, los valores obtenidos de Bg  son 

bajos y se puede observar que a medida que disminuye la presión de la formación el 

valor de esta propiedad se incrementa, lo cual coincide con el comportamiento típico 

de esta propiedad en función de presión.  
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Gráfica 4.8 Factor de expansión de gas en función de presión. PVT sintético 

 

Al graficar Eg vs P se pudo observar que la tendencia de los valores también 

coincidía con el comportamiento típico de esta propiedad a diversas presiones y 

temperatura constante.  

 
 

4.3.7 Viscosidad del gas 

 
 

Para el cálculo de la viscosidad del gas se utilizó la correlación de Carr-

Kobayashi-Burrows, con la cual primeramente se determinó µ1 en Cp, siendo este 

valor la viscosidad del gas a la presión de 1atm (14,7 Lpca) y temperatura del 

yacimiento, luego µg representó la viscosidad del gas a la presión y temperatura de 

interés. El porcentaje de error con el uso de esta ecuación fue de 5,06% y la tendencia 

de los valores obtenidos con la correlación fue muy similar a la lograda graficando 

valores reales.  

 
 

También se utilizó la correlación de Lee González Eakin, sin embargo esta no 

exhibió buenos resultados, ya que los valores de viscosidad de gas reflejaban cifras 

muy altas para esa propiedad.  
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A cualquier temperatura, la viscosidad de un gas aumenta con el incremento de 

presión, este comportamiento se puede observar en la gráfica de viscosidad del gas en 

función de presión para el PVT sintético, esto se debe a la disminución de las 

distancias intermoleculares.   

 

 
Gráfica 4.9 µg vs P. PVT sintético 

 
4.3.8 Viscosidad del Petróleo 

 

Esta propiedad de importancia primordial fue calculada mediante diversas 

ecuaciones. Primeramente se obtuvo la viscosidad del crudo muerto, para ello se 

utilizaron las siguientes correlaciones: 

 

- Beal (1946). 

- Kaye (1986). 

- Ghetto modificada para crudos extrapesados (1994).  

- Benninson (1998). 

- Bergman (2000). 

- Hossain (2005). 
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Siendo la correlación de Hossain la que presentó el menor porcentaje de error 

con respecto a los valores de viscosidad a 14,7 Lpca y temperatura de yacimiento, 

obtenidos de diversos análisis PVT, arrojando un error de 55,43%. A través de la 

modificación de las constantes de la ecuación original propuesta por Hossain se logro 

disminuir este error a solo 4,65%.  Por ende, la correlación de Hossain modificada fue 

utilizada en el cálculo de viscosidad del crudo muerto para el PVT sintético.  

 

Luego, la viscosidad del crudo a presiones menores o iguales a la presión de 

burbujeo fue calculada a través de la correlación de Kartoatmodjo, utilizando la 

viscosidad del crudo muerto calculada por la correlación de Hossain modificada, 

obteniéndose inicialmente  un error de 109,98%, evidentemente fue necesario 

modificar las constantes de esta correlación, y al cambiar dichos valores se obtuvo un 

error de solo 12,67%.  

 
 

La viscosidad del crudo por encima del punto de burbujeo fue determinada por 

medio de: 

 

- Correlación de Beal. 

- Correlación de Vásquez y Beggs.   

 

El menor error surgió al utilizar la correlación de Beal, sin embargo este era de 

19,14%, al modificar las constantes originales de la ecuación se obtuvo un error de 

7,4% lo cual es mucho más aceptable.  

 
 

Al graficar las viscosidades producto del uso de las correlaciones en función de 

presión, y comparar la tendencia con la mostrada en los datos reales obtenidos de 
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análisis PVT de diversos pozos, se pudo apreciar que eran muy similares (ver 

apéndice A). 

 
 

El comportamiento típico de la viscosidad del petróleo en función de presión a 

temperatura constante refleja que por debajo de la presión de burbujeo la viscosidad 

disminuye con aumento de presión, esta tendencia  se puede observar en los 

resultados obtenidos en el PVT sintético, esto se debe al efecto del gas que entra en 

solución.  

 
 

 
Gráfica 4.10 µo vs P. PVT sintético 

 

En la gráfica también puede observarse que por encima de la presión de 

burbujeo la viscosidad del petróleo se incrementa con aumentos de presión, esto 

ocurre así pues por encima de ese punto no ocurre solubilidad adicional del gas y sólo 

actúa la compresibilidad.  

 

En el apéndice B se puede observar la serie de ecuaciones utilizadas para el 

cálculo de cada una de las propiedades físicas del petróleo, gas y agua, sus 

respectivas constantes originales y las modificadas.  
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4.4 SIMULACIÓN DEL COMPORTAMIENTO DEL YACIMIENTO BAJO 

DIVERSOS ESQUEMAS DE EXPLOTACIÓN 

 

De acuerdo al tipo de fluido presente en el yacimiento (crudo extrapesado) y a 

los esquemas de explotación que se desean proponer, se escogió trabajar con el 

simulador de petróleo negro Elipse 100.  

 

4.4.1 Generación del modelo dinámico 

 

En cuanto a la construcción del modelo dinámico del yacimiento, se tiene que 

las dimensiones del mallado fueron 100m x 100m x 1,5m, fue un yacimiento 

inicialmente subsaturado, ya que inicialmente no presentó capa de gas, se trabajó con 

unidades de campo, inicialmente habían dos pozos perforados (abandonado e 

inactivo) y se planteó perforar más pozos a través de la propuesta de diversos 

esquemas de explotación. 

 

Previamente se estableció una correlación en la cual se determinó que Morichal 

Inferior está dividido en tres unidades de flujo, de las cuales sólo la primera es de 

interés, pues las otras están mojadas. En base a dicho análisis se dividió en el modelo 

la formación Morichal Inferior del bloque 5 en dos, Morichal Inferior y Morichal 

Inferior 2. Cabe destacar que el modelo estático se filtró para trabajar sólo con la zona 

prospectiva de Morichal Inferior.  

En la siguiente figura se puede observar la malla de simulación, ella consta de 

366560 celdas,  y al filtrar el modelo por zonas las celdas en él se redujeron a sólo 

123166. 
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Figura  4.17 Malla para la simulación 

 
 

Seguidamente se cargaron en Petrel los intervalos completados y la data 

observada del pozo ELS-17, y se realizó una corrida de simulación únicamente con el 

pozo mencionado (ya que fue completado en Morichal Inferior bloque 5); la 

simulación duro un año; esto con el fin de verificar que la data observada (la obtenida 

de la prueba de producción del pozo ELS-17) se asemeja a la predicción hecha por el 

simulador, es decir, corroborar que el modelo sea capaz de reproducir la producción 

observada del pozo; además, verificar que datos como los fluidos inicialmente en sitio 

concuerden con lo establecido en el libro de reservas oficiales. La gráfica que reflejan 

los resultados de esta primera simulación se muestra en la siguiente figura. 
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Figura  4.18 Resultados de la primera corrida de simulación 

Fuente: Petrel 2008.2 

 

Al simular este primer caso se creó un control, en el cual el pozo sólo produce 

la tasa observada de petróleo, la cual como se aprecia en la figura anterior (línea 

verde), se mantiene constante en 78 Bppd a lo largo de toda a predicción. Las otras 

fases son producidas de acuerdo a sus razones de movilidad. En la gráfica se observa 

que no existió producción de agua (línea azul), y que la tasa de producción de gas 

(línea roja) fue muy similar a la data observada de la prueba de producción del pozo 

ELS-17, y al igual que la tasa de petróleo, se mantuvo constante.  En consecuencia el 

modelo de simulación creado puede reproducir la data de producción observada. Un 

reporte de producción generado por el simulador se muestra a continuación, en él se 

observan los valores que se mantienen constantes en la gráfica anterior. 
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Figura  4.19 Reporte de producción de la primera corrida de simulación 

Fuente: Eclipse100 

 

Además, con esta primera corrida, se observó que no existieron cambios 

importantes en las saturaciones de fluidos y la presión del sistema, ya que esta última 

durante un año declinó desde 2618 Lpc hasta 2610,76 Lpc; y se alcanzó que el 

modelo fuera convergente en la solución de las ecuaciones diferenciales dentro del 

simulador. 
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4.4.2 Predicciones de producción en varios escenarios 

 

En la generación de los distintos escenarios considerados en la fase de 

predicción del yacimiento Morichal Inferior 101 que permitieron definir el mejor plan 

de explotación, se tomaron las siguientes consideraciones: 

 

- En todos los casos se utilizó un límite económico de 10 BPPD, un máximo corte 

de agua de 0.98 y un BHP de 200 Lpc, considerando que las bombas no pueden 

trabajar en vacío. 

- Todas las predicciones fueron realizadas con un horizonte económico de 15 años 

(del 1 de Enero de 2012 al 1 de Enero de 2027). 

- En todos los escenarios se realizaron sensibilidades en las siguientes variables: 

mecanismo de producción, tipo de pozo y tasa de producción de líquido 

(LRAT), con el fin de evaluar el comportamiento del yacimiento bajo diversos 

casos.  

 

A continuación se describen los distintos escenarios de producción creados:  

 

4.4.2.1 Casos de Pozos verticales 

 

En este caso se estudió el comportamiento de producción bajo un esquema de 

producción natural, creando un total de 89 pozos verticales a 300 metros de 

espaciamiento, abarcando toda el área del yacimiento, perforando dos pozos por mes, 

con el fin de evaluar el factor de recobro durante un período de 15 años.  



106 

 

 

 
Figura  4.20 Distribución de pozos verticales propuestos en el yacimiento 

 
 

En la figura 4.20 se muestra la distribución de pozos verticales en toda el área 

del yacimiento en estudio, como se observa, los pozos se perforaron en la zona de 

petróleo (zona verde) a una distancia razonable del contacto agua petróleo. Los 

resultados de este caso están divididos de acuerdo a las sensibilidades realizadas, 

derivándose en 9 casos diferentes con sus respectivos resultados. 

 
 

a) Casos de acuífero activo 

 
 

En estos casos se simulo el recobro del yacimiento asumiendo acuífero activo 

(se introdujo un acuífero Carter Tracy infinito) y se realizaron sensibilidades con 

diferentes tasas de líquido, los resultados de éstas se muestran en la siguiente tabla. 
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Tabla 4.6. Resultados del análisis de tasa máxima 
Tasa máxima de 

líquido (B/D) 
NP (MMBN) WP 

(MMBN) 
GP 

(MPCN) R (%) 

500 47,07 31,21 1793

6040 ,4 

1000 48,27 43,58 1804

7854 ,6 

1500 48,36 45,76 1808

0550 ,7 
 

 

Los resultados indican que la tasa de producción más idónea para drenar el 

yacimiento durante un período de 15 años considerando este tipo de pozo, es la de 

500 B/D, ya que éste caso presenta un factor de recobro muy similar a los casos en 

los cuales la tasa de producción es de 1000 y 1500; además, la producción acumulada 

de petróleo supera a la producción acumulada de agua (ver figura 4.21), y aunque ésta 

última es significativa, no es mayor que la producción acumulada de petróleo 

(representada por la línea verde de la figura 4.21), además, este es el caso en el cual 

hay menor producción de agua acumulada, por esta razón es el caso que presenta 

menor declinación de presión.  
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Figura 4.21 Acumulados de petróleo, agua y gas, y perfil de presión para 

los pozos verticales con LRAT=500 

 
Figura 4.22 Perfil de presión de los 3 casos del análisis de tasa máxima 

26

  

13
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La presión en este caso declinó drásticamente desde 2618 Lpc hasta 1304 Lpc 

debido a la producción de fluidos, observándose un mantenimiento de presión a partir 

del 2022; la alta producción de agua en todos los casos se debe a este alto diferencial 

de presión, debido a que hay muchos pozos drenando el área, lo cual permite la 

canalización del acuífero hacia estos.  

 

Se simuló el comportamiento del yacimiento produciendo los 89 pozos a su 

máximo potencial, sin embargo tomando en cuenta consideraciones de infraestructura 

se realizó una nueva corrida de simulación controlando los pozos por grupo a una tasa 

de petróleo determinada, de manera que no se observarán  elevadas tasas de petróleo 

por un período de tiempo limitado, por ello la tasa de petróleo fue controlada a nivel 

de todo el yacimiento con un límite máximo de 10000 Bls/d. 

 

 
Figura 4.23 Tasas de petróleo, gas y agua por campo. LRAT = 500 

 



110 

 

 

 
Figura 4.24 Tasas de petróleo, gas y agua por campo. LRAT = 500 

(control por grupo) 
 

 
Figura 4.25 Pozo tipo. LRAT = 500 
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De acuerdo a la figura 4.25, el pozo MI100 comenzó a producir en el 2012, las 

tasas de petróleo y gas declinaron progresivamente, mientras el agua empezó a 

irrumpir en el 2017, ya que el pozo se encuentra lo suficientemente alejado del 

acuífero. La producción de hidrocarburos declinó considerablemente cuando se 

comenzó sentir la actividad del acuífero en el pozo, por cuanto el volumen de agua 

producida se hacía mayor. 

 

 
Figura 4.26 Ubicación del pozo tipo el mallado para la simulación 

 
 

La figura 4.26 muestra la completación del pozo en el mallado de simulación, 

de acuerdo a esta, se evidencia que el pozo se perforó alejado del contacto agua 

petróleo. 

 

b) Casos de acuífero mediano 

 

En este caso se asumió que el mecanismo de producción predominante es un 

acuífero de mediana actividad, las sensibilidades efectuadas a este caso se muestran 

en la siguiente tabla. 
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Tabla 4.7. Resultados del análisis de tasa máxima. Verticales. Acuífero 
mediano. 

Tasa máxima de 

líquido (B/D) 

NP 

(MMBN) 

WP 

(MMBN) 

GP 

(MPCN) R (%) 

500 41,61 24,13 1869

2612 ,5 

1000 41,54 29,51 1881

2686 ,4 

1500 41,46 30,45 1886

5002 ,4 

 

Como se puede observar en la tabla anterior, el valor de tasa más idóneo para 

producir el yacimiento suponiendo que este posee un acuífero de actividad media es 

la de 500 B/D, ya que el factor de recobro obtenido es muy similar en los tres casos 

en los cuales se sensibilizaron las tasas máximas de líquido. 

 

c) Casos de Yacimiento Volumétrico 

 

En este caso se simuló el comportamiento del yacimiento asumiendo que éste es 

volumétrico, es decir que la intrusión de agua es igual a cero. Los resultados de las 

sensibilidades de la tasa máxima se presentan en la tabla 4.8. 

 

Tabla 4.8. Resultados del análisis de tasa máxima para los pozos 
verticales. Yacimiento volumétrico 

Tasa máxima de 
líquido (B/D) 

NP 
(MMBN) 

WP 
(MMBN) 

GP 
(MPCN) 

F
R (%) 

500 22,50 6,15 283

82662 

4

,03 

1000 22,40 6,40 284

57136 

4

,01 

1500 22,30 6,42 284

23112 

3

,99 
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De acuerdo a este caso, la mejor tasa para drenar el yacimiento volumétrico será 

de 500 B/D, sin embargo, el recobro es significativamente menor en comparación con 

los casos en los cuales se presume acuífero activo y acuífero mediano; y en especial, 

la producción de agua acumulada es mucho menor, por no existir intrusión de agua 

hacia el yacimiento,  y la caída de presión es muy significativa, pasando de 2618 Lpc 

inicialmente hasta aproximadamente 550 Lpc al final de la simulación. 

 

Los perfiles a nivel de yacimiento de todos estos casos se presentan en los 

apéndices C, D y E. 

 

4.4.2.2 Casos de Pozos horizontales y direccionales 

 

En este escenario se simuló el comportamiento del yacimiento bajo producción 

natural, diseñando pozos horizontales y direccionales en macollas y perforando un 

pozo por mes, para esto se utilizaron las 4 plataformas existentes en el campo El Salto 

(PLAT. ELS-31, PLAT. B5 SUR, PLAT. B5 CENTRO y PLAT B5 ESTE),  para 

utilizar las coordenadas de superficie de las plataformas en el diseño de los pozos, 

obteniéndose un total de 4 localizaciones en superficie y 40 pozos entre todas las 

macollas, con 300 metros de espaciamiento entre secciones horizontales. 

 

A través de corridas de simulación, se realizó una sensibilidad a la longitud de 

la sección horizontal de los pozos, con el fin de diseñar todos estos de la forma más 

adecuada.  

 

En base a los resultados de las corridas de simulación, se escogió crear pozos 

horizontales y direccionales con una sección horizontal de 1200 pies, ya que, como se 

observa en las figuras 4.27, 4.28 y 4.29, la producción acumulada de petróleo es 

bastante similar en los tres casos propuestos, evaluados a diferentes longitudes de 

sección horizontal del pozo (1200, 1500 y 2000 pies de longitud de sección 
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horizontal), además, existe menor producción de gas en el caso de la sección 

horizontal de 1200 pies, y menor caída de presión del yacimiento, magnitud de vital 

importancia pues es la fuerza que promueve el movimiento de los fluidos en el medio 

poroso.  El diseño de los pozos se muestra en la figura 4.30. 

 

 
Figura 4.27 Producción acumulada de petróleo variando la longitud de la 

sección horizontal de un pozo 
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Figura 4.28 Producción acumulada de agua y gas variando la longitud de 

la sección horizontal de un pozo 
 

 
Figura 4.29 Perfil de presión variando la longitud de la sección horizontal 

de un pozo 
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Figura 4.30 Diseño de pozos horizontales y direccionales en macollas 

 

Al igual que en el caso de los pozos verticales, se efectuaron sensibilidades en 

dos variables principales: el mecanismo de producción natural y la tasa de producción 

de líquido (LRAT), un resumen de los resultados para todos estos casos se muestra en 

las tablas 4.9, 4.10 y 4.11, presentadas a continuación.   
 

Tabla 4.9 Resultados del análisis de tasa máxima. Macollas. Acuífero 
activo 

MECANISMO DE PRODUCCIÓN: ACUÍFERO ACTIVO 

Tasa máxima de líquido (B/D) NP 

(MMBN) 

WP 

(MMBN) 

GP 

(MPCN) R (%) 

1000 38,57 35,35 1465

9657 ,9 

1500 38,67 45,91 1484

5599 ,9 

2000 39,15 53,48 1490

4878 ,0 
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Tabla 4.10 Resultados del análisis de tasa máxima. Macollas. Acuífero 
mediano 

MECANISMO DE PRODUCCIÓN: ACUÍFERO MEDIANAMENTE ACTIVO 

Tasa máxima de líquido (B/D) NP 

(MMBN) 

WP 

(MMBN) 

GP 

(MPCN) R (%) 

1000 35,00 28,23 1526

6606 ,3 

1500 35,30 34,53 1536

2463 ,3 

2000 35,18 38,89 1538

8934 ,3 

 
 

Tabla 4.11 Resultados del análisis de tasa máxima. Macollas. Yacimiento 
Volumétrico 

YACIMIENTO VOLUMÉTRICO 

Tasa máxima de líquido (B/D) NP 

(MMBN) 

WP 

(MMBN) 

GP 

(MPCN) R (%) 

1000 23,32 8,95 2319

8406 ,2 

1500 22,90 9,91 2353

9214 ,1 

2000 22,45 10,52 2376

0750 ,0 
 

De acuerdo a los resultados plasmados en estas tablas, el escenario donde se 

obtiene el mayor recobro de crudo es cuando el mecanismo de producción natural es 

por acuífero activo, siendo la tasa de 1000 B/D la más adecuada para drenar el 

yacimiento, ya que con las otras tasas se obtiene un recobro muy similar del POES. 

 

Según los resultados reflejados en la tabla 4.9, el mejor caso de este escenario 

(acuífero activo) le corresponde a la producción del yacimiento empleando una tasa 

de líquido máxima de 1000 B/D, ya que el factor de recobro es muy similar al 

obtenido produciendo con tasas de 1500 y 2000 barriles por día respectivamente. 

Además, es el caso en el cual se produce menor cantidad de agua, y la producción de 
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petróleo supera a la producción acumulada de agua. La producción acumulada de 

fluidos y el perfil de presiones se muestran en la siguiente figura. 

 

 
Figura 4.31 Producción acumulada de fluidos y perfil de presiones de los 

pozos en macollas. Acuífero activo. 
 
 

En la figura anterior se ratifica lo explicado anteriormente; además, puede 

observarse que a nivel de yacimiento la presión disminuye de 2618 Lpc en su 

condición inicial hasta aproximadamente 1531 Lpc, a raíz de esto se puede inferir que 

la presión del yacimiento no cae por debajo de la presión de burbujeo, por lo cual éste 

no desarrollará capa de gas. Cabe destacar que existió un mantenimiento de presión a 

partir del 1 de enero del 2020, esto se debe al efecto que genera el acuífero activo al 

cambio de presión generado en el yacimiento. La caída de presión en este escenario y 

en particular en este caso en comparación con el caso de los pozos verticales fue 

menor, por cuanto existe una mayor área de flujo en los pozos horizontales, menor 

liberación de gas, y menor caída de presión para producir a una tasa determinada. 
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Figura 4.32 Tasas de fluidos de los pozos en macollas. Acuífero activo. 

 

 

En cuanto a las tasas de petróleo, gas y agua, la primera (representada por la 

curva verde en la figura 4.32) comenzó a incrementase a partir del 2012 debido a la 

perforación de pozos, hasta el año 2017 donde comienza a declinar hasta el final de la 

predicción. Por otro lado, la producción de agua aumenta progresivamente, mientras 

que la de los dos fluidos restantes disminuye. El gas comienza a producirse 

rápidamente al inicio, debido a la caída de presión que se genera en el área de flujo de 

cada pozo. 

 

Un pozo tipo para este caso se muestra en la siguiente figura, en la cual se 

observa la caída de presión, las tasas de producción de petróleo, gas y agua y el corte 

de agua; variables que muestran un comportamiento razonable, ya que cuando el pozo 

es abierto a producción a finales del año 2016, se empieza a producir al máximo 

control establecido para la tasa de líquido, reflejando una tasa de petróleo que se 

mantiene constante y máxima (en este caso 1000 B/D) alrededor de un año, luego la 



120 

 

 

producción de hidrocarburos comienza a declinar por la irrupción del acuífero, la cual 

a su vez hace que la presión que venía declinando, se incremente. 

 

 
Figura 4.33 Pozo tipo para el caso de pozos en macollas con acuífero 

activo 
 
 

4.5 SELECCIÒN DEL MEJOR ESQUEMA DE EXPLOTACIÒN MEDIENTE 

UNA EVALUACION ECONÒMICA 

 

En esta etapa se evaluó la factibilidad económica de dos grandes casos: pozos 

verticales con tasa máxima de líquido de 500 B/D y pozos en macollas, horizontales y 

direccionales con tasa máxima de 1000 B/D, considerando diferentes tipos de 

acuíferos (activo, mediano y volumétrico). Los resultados se muestran a continuación. 
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Tabla 4.12 Resultados de la evaluación económica de los esquemas 

Caso 
Inver

sión 
TIR 

(%) 
VPN 

- 10% 

Verticales 500. Acuífero activo 
$222.

500.000 15 
$71.

886.264 

Macollas 1000. Acuífero activo 
$144.

000.000 21 
$98.

901.947 

Verticales 500. Acuífero mediano 
$222.

500.000 14 
$51.

547.292 
Macollas 1000. Acuífero 

mediano 
$144.

000.000 20 
$83.

877.439 
Verticales 500. Yacimiento 

volumétrico 
$222.

500.000 9 
$13.

236.775 
Macollas 1000. Yacimiento 

volumétrico 
$144.

000.000 17 
$42.

592.728 
 

 

En la tabla anterior, la inversión representa el costo de perforación y 

completación de cada pozo de los diversos esquemas (2,5MM$ representa el costo de 

los pozos verticales y 3,6MM$ cada pozo horizontal o desviado). Se presentan 

además, valores de TIR y VPN al 10%(tasa de descuento a utilizar en las 

evaluaciones económicas de los proyectos a ser sometidos al presupuesto de 

inversiones 2012) de cada esquema. 

 

Como se puede apreciar, los casos en los cuales se plantea drenar las reservas 

del yacimiento a través de la implementación de pozos verticales no son factibles 

desde el punto de vista económico pues arrojaron un valor de TIR por debajo del 

15%, el cual es la tasa de retorno mínima para los proyectos de inversión capital de la 

corporación; sin embargo, todos los casos de pozos horizontales y direccionales en 

macollas presentaron resultados favorables en cuanto a los indicadores económicos 

(TIR mayor a 15% y VPN mayor a 0), independientemente del mecanismo de 

producción que predomine. 
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CAPÍTULO V 

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 

5.1 CONCLUSIONES 

 

• El yacimiento Morichal Inferior 101 está ubicado en profundidad entre 5787,68 

y 6276,02 pies en TVDSS. 

• El contacto agua petróleo original del yacimiento se estimó a 6085 pies en 

TVDSS. 

• La presión inicial del yacimiento Morichal Inferior 101 se estimó en 2624,6 

Lpca, a una temperatura de 177 grados Fahrenheit. 

•  La saturación de agua irreducible obtenida para el yacimiento fue de 11%. 

• La porosidad promedio en el yacimiento es de 28%, y la permeabilidad de 2688 

mD. 

• El yacimiento en estudio se encuentra subsaturado y la presión de burbujeo está 

en 1212 Lpca. 

• La viscosidad del crudo vivo del yacimiento es de 842cp a condiciones 

iniciales.  

• El recobro de petróleo del yacimiento es más afectado por el tipo de acuífero 

presente que por las tasas de producción, variando de 7%,  6% y 4% asumiendo 

acuífero activo, mediano y yacimiento volumétrico respectivamente. 

• Cuando el yacimiento se asume volumétrico genera recobros menores (4%), 

mientras que los de acuífero activo son los escenarios más favorables (7%). 

• La propuesta más rentable es la perforación de pozos en macollas, 

independientemente del tipo de acuífero presente, ya que resulta un TIR mayor 

a 15% y un VPN mayor a 0 en todos los casos. 
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5.2 RECOMENDACIONES 

 

• Realizar análisis PVT de laboratorio para el yacimiento, con el fin de lograr una 

mejor caracterización de las propiedades físicas de los fluidos. 

•  Efectuar análisis de núcleo para determinar los parámetros petrofísicos claves: 

m, n y a; así como también las presiones capilares, permeabilidades relativas de 

los fluidos presentes, saturación de agua irreducible y humectabilidad de la 

roca. 

•  Actualizar el modelo de simulación del yacimiento a medida que se adquiera 

data nueva y consistente. 

•  Realizar una evaluación económica que involucre el costo de ampliación de 

plataformas existentes en el campo El Salto y el costo de infraestructura de cada 

pozo vertical. 

• Efectuar un estudio para implementar métodos de recuperación mejorada en el 

yacimiento Morichal Inferior 101, debido a la alta viscosidad del crudo que en 

él se encuentra. 
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APÉNDICE “A” 

 

Gráficas de datos calculados mediante 

correlaciones versus datos reales obtenidos de 

análisis PVT 
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APÉNDICE “B” 

 

Correlaciones empleadas en la elaboración 

del PVT sintético, constantes originales y 

modificadas 
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APÉNDICE “C” 

 

Gráficas de las corridas de simulación con 

Acuífero Activo 

 

 

 

 

 

 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos 

verticales. LRAT = 500 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos verticales. LRAT = 500 B/D 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos 

verticales. LRAT = 1000 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos verticales. LRAT = 1000 B/D 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos 

verticales. LRAT = 1500 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos verticales. LRAT = 1500 B/D 

 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos en 

macollas. LRAT = 1000 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos en macollas. LRAT = 1000 B/D 

 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos en 

macollas. LRAT = 1500 B/D 
 

 
Tasas de producción del caso de los pozos en macollas. LRAT = 1500 B/D 

 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos en 

macollas. LRAT = 2000 B/D 

 
Tasas de producción del caso de los pozos en macollas. LRAT = 2000 B/D 

 

 



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

APÉNDICE “D” 

 

Gráficas de las corridas de simulación con 

acuífero medianamente activo 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos 

verticales. LRAT = 500 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos verticales. LRAT = 500 B/D 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos 

verticales. LRAT = 1000 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos verticales. LRAT = 1000 B/D 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos 

verticales. LRAT = 1500 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos verticales. LRAT = 1500 B/ 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos en 

macollas. LRAT = 1000 B 

 
Tasas de producción del caso de los pozos en macollas. LRAT = 1000 B/ 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos en 

macollas. LRAT = 1500 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos en macollas. LRAT = 1500 B/D 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos en 

macollas. LRAT = 2000 B/D 

 
Tasas de producción del caso de los pozos en macollas. LRAT = 2000 B/D 

 



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

APÉNDICE “E” 

 

Gráficas de las corridas de simulación con 

Yacimiento Volumétrico 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos 

verticales. LRAT = 1000 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos verticales. LRAT = 1000 B/D 

 

 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos 

verticales. LRAT = 1500 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos verticales. LRAT = 1500 B/D 

 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos en 

macollas LRAT = 1000 B/D 

 

 
Tasas de producción del caso de los pozos en macollas. LRAT = 1000 B/D 

 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos en 

macollas LRAT = 1500 B/D 

 
Tasas de producción del caso de los pozos en macollas. LRAT = 1500 B/ 



 

 

 
Producciones acumuladas y caída de presión del caso de los pozos en 

macollas LRAT = 2000 B/D 

 
Tasas de producción del caso de los pozos en macollas. LRAT = 2000 B/D 



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

APÉNDICE “F” 

 

Localizaciones Propuestas  
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modelo estático existente y se realizó un PVT sintético y curvas de permeabilidad relativa, 
para generar el modelo dinámico del yacimiento. Se simularon diferentes escenarios de 

agotamiento natural, dividiéndose en 18 casos de simulación, se simuló el comportamiento 
del yacimiento mediante la colocación de pozos verticales, horizontales y direccionales, 

realizando corridas de sensibilidades en el mecanismo y la tasa de producción para drenar 
las reservas del yacimiento. Finalmente se realizó una evaluación económica para 

determinar la rentabilidad de los esquemas propuestos en este estudio. Los resultados 
indican que técnica y económicamente es rentable la aplicación del esquema de explotación 

en el cual se propone perforar 40 pozos horizontales y direccionales en macollas, a 300 
metros de espaciamiento entre secciones horizontales de 1200 pies, porque la tasa interna 
de retorno resultó ser mayor a 15% y el VPN mayor a cero, independientemente del tipo de 

acuífero presente en el yacimiento. 
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