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RESUMEN 
 

Los campos maduros son aquellos que se encuentran en su última etapa de desarrollo 
productivo. En vista de que se ha encontrado un menor número de campos con grandes  
cantidades de hidrocarburos se hace necesario un estudio o reevaluación de los campos con 
que se cuentan en la actualidad para así satisfacer la demanda mundial de productos 
derivados del petróleo. El Campo Uracoa consta de 4 yacimientos, éste se considera maduro 
puesto que ha estado en producción desde el año 1937, razón por la cual se seleccionó como 
objeto de estudio para la presente investigación, más específicamente la arena masiva del 
yacimiento Oficina 39. El presente estudio estuvo basado en la información contenida en 
carpetas de pozos, trabajos técnicos y en bases de datos corporativos OFM y Petrel, así como 
también se analizaron los comportamientos históricos de producción de cada pozo en 
cuestión.  Para aumentar el factor de recobro para el año 2025 se realizó inicialmente la 
determinación del mecanismo de producción presente y posteriormente se calcularon las 
reservas desarrolladas y reservas remanentes con base en un factor de recobro de 22%, luego 
en función de la producción se generaron mapas de burbujas y mapas de saturación 
remanente para observar las zonas donde se puedan colocar nuevos pozos o reactivar los ya 
existentes. El mecanismo de producción que aporta la mayor cantidad de energía a la 
producción es el empuje hidráulico por lo que se recomienda la reevaluación del factor de 
recobro oficial ya que el mismo podría estar subestimado. Con los mapas de burbujas y de 
saturación se observaron 9 zonas. En la arena D hay 5 zonas que se revisaron de las cuales 
una se descartó por las saturaciones presentes y las otras cuatro representan oportunidades de 
desarrollo de 3 MMBN de reservas remanentes al año 2025, la arena E presenta tres zonas 
que podrían recuperar al 2025 un total de 3,28 MMBN y la arena F presenta una zona que por 
su gran espesor podría aportar 1,4 MMBN hasta el 2025. Con el aporte de estas 9 zonas el 
factor de recobro tendría una aumento del 2,77% al 2025. 
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INTRODUCCIÓN 
 

PETRODELTA, S. A. es una empresa mixta que desde 1992 tiene establecido 

un acuerdo de servicio de funcionamiento con Petróleos de Venezuela (PDVSA) para 

realizar operaciones en los Campos Uracoa, Tucupita y Bombal y que además desde 

el año 2007 tiene asignado los campos Isleño, El Salto y Temblador. Ésta tiene como 

misión principal presidir  la  exploración,  explotación,  perforación y producción de 

hidrocarburos en el Sur del Estado Monagas, de manera segura, cuidando el 

ambiente, en línea con los objetivos establecidos por PDVSA Petróleo como 

corporación matriz  del  Estado  Venezolano,  a través de la planificación y 

coordinación  de  operaciones, construcciones, actividades de extracción, 

mantenimiento  y  manejo  de  materiales,  con  el  mejor  talento humano motivado  y 

entrenado, aprovechando los recursos y la tecnología en forma óptima  para  generar  

rentabilidad  y  añadir  valor,  contribuyendo  al desarrollo  sustentable del país y su 

pueblo como ente participante en  el Proyecto Socialista Orinoco. 

 

Uno de sus mejores campos en términos de POES es el Campo Uracoa con un 

31% de las reservas en relación al total de los 6 campos. Éste ha sido explorado y 

explotado desde finales de la década de los 30 lo que permite considerarlo como un 

campo maduro. 

 

Actualmente alrededor del 70% del petróleo producido del mundo proviene de 

campos maduros lo que los convierte en objeto de investigación para mejorar la 

obtención de hidrocarburos en los países que dependen principalmente de estos para 

sustentar su economía. Los campos depletados ameritan ciertos estudios que permitan 

estimar y posteriormente aumentar el recobro en los mismos, una de las técnicas 

usadas para el cálculo de reservas en estos campos es la de Curvas de Declinación de 
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Producción ya que utiliza la historia de producción para reproducir un 

comportamiento del yacimiento en el futuro. 
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CAPÍTULO I 

EL PROBLEMA 
 

1.1 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 

 

El petróleo es la mayor fuente de energía en el mundo y es un factor clave en el 

continuo desarrollo de los países y su economía. Es esencial para la planificación 

futura que los gobiernos y la industria tengan un estimado de las cantidades de 

petróleo disponible para producción y cantidades que se espera estén disponibles 

dentro de un tiempo prudencial a través del desarrollo adicional de los yacimientos, 

avances tecnológicos o exploración. La cuantificación de reservas es de considerable 

importancia para gobiernos, agencias internacionales, economistas, banqueros y la 

industria energética internacional. 

 

Cada vez se hace más difícil, arriesgado y costoso buscar y encontrar 

yacimientos gigantes con más de 200 millones de barriles de petróleo por lo que las 

empresas se han dedicado al aumento de la producción y el recobro en los campos 

que llevan cierto tiempo en producción (Ecopetrol, 2009). 

 

El campo Uracoa tiene más de 70 años en operaciones lo que lo convierte en un 

campo maduro, donde hay un aproximado de 210 pozos entre verticales, 

direccionales y horizontales, perforados desde 1937, se hace necesario un estudio y 

reevaluación de las reservas remanentes y además su ubicación en el yacimiento para 

verificar la factibilidad de utilizar recursos en pro del aumento del recobro de este 

campo que tiene alrededor de 645 MMBLS en POES y que hasta la actualidad se han 

producido sólo alrededor de 120 MMBLS, es decir un 18% del total. (Rincón, 2002). 
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1.2 OBJETIVOS 

 

1.2.1 Objetivo general 

 

Identificar oportunidades de desarrollo en campos maduros aplicando métodos 

convencionales de Ingeniería de Yacimientos en la Arena Masiva del Yacimiento 

Oficina 39 del Campo Uracoa, Monagas – Venezuela 

 

1.2.2 Objetivos específicos 

 

 Validar la data de los pozos y fluidos presentes en el yacimiento estudiado. 

 Determinar el POES y el GOES usando el programa PETREL. 

 Establecer el mecanismo de producción predominante en el yacimiento. 

 Determinar las reservas desarrolladas y remanentes al 2025 utilizando curvas de 

declinación de producción. 

 Recomendar localizaciones y reacondicionamiento de pozos para la 

optimización del factor de recobro del yacimiento. 

 

1.3 JUSTIFICACIÓN DEL PROYECTO 

 

Con la finalidad  de cuantificar las reservas de las Arenas Masivas en el 

yacimiento Oficina 39 del campo Uracoa para posteriormente ubicar y recomendar 

zonas de interés además de darle soporte a la empresa para aumentar la producción y 

el factor de recobro en este campo se realiza esta investigación, que además busca 

mantener o mejorar el nivel en el que se encuentra PETRODELTA, S.A entre las 

empresas productoras de hidrocarburos del oriente venezolano mediante el 
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cumplimiento de las demandas de producción que exige PDVSA como empresa 

matriz del estado venezolano. 
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CAPÍTULO II 

MARCO TEÓRICO 
 

2.1 ANTECEDENTES 

 

Caldera Y. (2004). “Evaluación Petrofísica de la Arenas Pertenecientes al 

Yacimiento Oficina 39 del Campo Uracoa, Estado Monagas”. Tesis de Grado, 

Ingeniería de Petróleo, UDO, Monagas. Este estudio involucró la creación de una 

base de datos donde se clasificaron los pozos control y no control, la integración, 

mediante el programa PetroWorks, de la data de núcleo con la información estimada 

a partir de perfiles de pozos. Obteniéndose que los intervalos más prospectivos para 

la producción de hidrocarburos son los cuerpos D y E, ya a que tienen los mejores 

espesores de arena neta petrolífera con buenas características de porosidad y 

permeabilidad. No se recomienda el cañoneo de la arena F, debido a que se encuentra 

saturada de agua en la mayoría de los pozos. En cuanto a las unidades A y B, éstas se 

caracterizan por ser paquetes muy arcillosos con valores elevados de  saturación de 

agua, por tanto no es aconsejable su completación. 

 

Rodríguez, G. (2009), “Propuesta de actividades generadoras de potencial 

mediante estimación de reservas remanentes por curvas de declinación en la U. 

P. Liviano Este, Distrito San Tomé”. Trabajo de Grado, Ingeniería de Petróleo, 

UDO, Monagas. El objetivo principal de este trabajo fue la determinación del 

porcentaje de declinación de los campos pertenecientes a la Unidad de Producción 

Liviano Este, Distrito San Tomé, y a través de ésta estimar reservas remanentes de los 

mismos, con la finalidad de proponer actividades que generen o mantengan el 

potencial en los yacimientos que conforman estos campos. Donde se determinó que el 

porcentaje de declinación actual de la U.P Liviano Este es de 29, 81% por método 

empírico y 30,02% por paquetes estadísticos, con el porcentaje de declinación 
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determinado se estimaron las reservas remanentes a ser drenadas por los pozos, donde 

el Campo Guara Oeste poseía la mayor cantidad de reservas estimadas, resultando 

seleccionado un yacimiento de dicho campo, específicamente el M2 GG 14 donde se 

le realizó una revisión detallada de la historia de producción y configuración 

mecánica de todos los pozos preseleccionados, para así establecer actividades 

generadoras de potencial, finalmente se evaluó la factibilidad técnico – económica de 

cada una de las soluciones planteadas. 

 

2.2 BASES TEÓRICAS 

2.2.1 Descripción general del Campo Uracoa 

 

El Campo Uracoa está ubicado al Sureste del Estado Monagas en las cercanías 

de la población de Temblador, fue descubierto con el pozo UP-01 en 1937. La 

geometría de los pozos son verticales, direccionales y horizontales empacados con 

grava, y los métodos de producción actuales son Flujo Natural, Bombeo 

Electrosumergible y Levantamiento Artificial por Gas. 

 

2.2.1.1 Ubicación del Campo Uracoa 

 

 
Figura 2.1 Ubicación del Campo Uracoa. 
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El Campo Uracoa se encuentra ubicado en el Flanco Sur de la Cuenca Oriental 

de Venezuela, Subcuenca de Maturín, en el estado Monagas, a unos 150 km al 

sureste de Maturín y a unos 100 km al noreste de Ciudad Guayana. (Rincón, 2002) 

 

2.2.1.2 Estratigrafía 

 

La secuencia estratigráfica encontrada en los pozos del Campo Uracoa, está 

compuesta por las formaciones Mesa-Las Piedras, Freites y Oficina, que van desde el 

Pleistoceno-Reciente hasta el Mioceno (secuencia de más joven a más antigua). La 

Formación Mesa-Las Piedras presenta hacia el tope areniscas de grano grueso y grava 

con muchos cemento ferruginoso que forman los conglomerados, la base se 

caracteriza por la presencia de sedimentos finos que incluyen areniscas y limolitas 

carbonosas, lutitas arcillosas, lignitos, arcillitas de colores gris claro y gris verdoso. 

Las descripciones litológicas de ésta formación han permitido reconstruir un 

ambiente sedimentario marino somero y de llanura fluvial-aluvial. 

 

La Formación Freites de edad Mioceno Medio, está constituida por areniscas 

delgadas arcillosas de grano fino ligeramente glauconíticas, con buena continuidad 

hacia el tope. Hacia la base presenta arcillas y lutitas grises, niveles limolíticos gris 

verdoso y capas dispersas de ftanita. Las características de los sedimentos de la 

Formación Freites son de origen marino. 

 

La Formación Oficina de edad Mioceno Inferior, está compuesta por 

alternancia de lutitas de color gris a gris oscuro, con arenas y limolitas. Las arenas 

presentan buena continuidad lateral, colores claros y grano fino a grueso, son poco 

consolidadas, y presentan buena características como roca reservorio. El espesor de 

esta formación oscila alrededor de 500 pie y está dividida en 2 paquetes de arenas: 

ARENAS SOMERAS (incluyen  A, B y C) y ARENA MASIVA (incluyen D, E y F), 



9 

 

las cuales constituyen los yacimientos hidrocarburíferos en las áreas tradicionales del 

sur de Monagas. (Caldera, 2004) 

 

La integración de la información de núcleos (UM-84 y UM-91) junto a la 

información de registros eléctricos y de imágenes, permiten definir las facies de la 

Formación Oficina como una secuencia transgresiva caracterizada por una 

preservación  de sedimentos hacia la línea de costa típicos de canales estuarinos o 

canales fluviales con influencia de marea, separados por facies lodosas, con 

abundancia de conchas (según la nomenclatura de Galloway and Hobday). La Arena 

Masiva (D, E, F) es considerada como una sola unidad hidráulica, ya que las tres (3) 

arenas se encuentran comunicadas lateralmente y verticalmente en varios pozos del 

campo (ejemplo: UM-8, UM-10, UM-65, UM-112). En algunos pozos horizontales se 

han completado atravesando dos arenas (UM-33 E y F). (Rincón, 2002) 

 

Tabla 2.1. Columna estratigráfica del Campo Uracoa. (Rincón, 2002) 
 

Columna estratigráfica del Campo Uracoa 

SERIE TOPES FORMACIÓN LITOLOGÍA GENERALIZADA 

Reciente 
 

Pleistoceno 

Superficie 
 
 

2600 Pies 

Mesa 
Las Piedras 

(Ambiente Marino 
Somero y de llanura 

fluvial) 

Arenas semiconsolidadas de grano grueso. 
Conglomerados. 

Lutitas Intercaladas. 
Limonitas. Lignito. 

Cuerpos de Arena saturados de Agua. Plioceno 
Mioceno 
Medio 

2600 Pies 
 

 
5200 Pies 

Freites 
(Ambiente marino 

Somero) 

Arenas Cuarzosas y limonitas hacia el tope. 
Sección Gruesa de Lutitas altamente 

impermeables. Hacia la base predominan las 
limonitas fosilíferas. Puede haber gas. 

Mioceno 
Inferior 

5200 Pies 
Marcador 

O 
Arenas de 

Oficina 
5700 Pies 

Oficina 
(ambiente deltáico) 

 
Hacia el tope limonita, conchas de fósiles y 

dolomitas. Hacia la base hay arena con 
arcillas intercaladas. Presencia de 

Hidrocarburos. 

Cretáceo  Canoa Lutitas 
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2.2.1.3 Geología estructural 

 

El Campo Uracoa está ubicado en el flanco sur de la cuenca de Maturín. La 

estructura en el Yacimiento Oficina-37 se caracteriza por ser un homoclinal con 

rumbo aproximado Este-Oeste y buzamiento de 4-6 º al norte. Esta controlado por 

una falla normal (Tabasca), con dirección suroeste-noreste y con buzamiento hacia el 

sur, quedando el bloque levantado hacia el norte. El desplazamiento de esta falla 

oscila alrededor de 400 pies. Existen fallas secundarias transversales que cierran el 

yacimiento lateralmente, hacia el norte los yacimientos del Campo Uracoa están 

controlados por el contacto agua-petróleo @ -4250 pie (TVD). 

 

Las Arenas Masivas en el Campo Uracoa fueron depositadas en un ambiente 

marino somero (base) a marino y fluvial marginal (tope). Las arenas presentan 

continuidad lateral y las lutitas sellantes son altamente discontinuas (Rincón, 2020). 

 

2.2.2 Reservas y sus tipos 

 

Las reservas se definen como aquellas cantidades de hidrocarburos que se prevé 

serán recuperadas comercialmente de acumulaciones conocidas a una fecha dada. En 

consecuencia, el concepto de reservas constituye tan sólo la parte recuperable y 

explotable de los recursos petroleros en un tiempo determinado. 

 

Por tanto, es importante aclarar que algunas de las partes no recuperables del 

volumen original de hidrocarburos pueden ser consideradas como reservas, 

dependiendo de las condiciones económicas, tecnológicas, o de otra índole, que 

lleguen a convertirlas en volúmenes recuperables. 

 

Las reservas probadas, o reservas 1P se definen como el volumen de 

hidrocarburos o sustancias asociadas evaluados a condiciones atmosféricas y bajo 
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condiciones económicas actuales, que se estima serán comercialmente recuperables 

en una fecha específica, con una certidumbre razonable, derivada del análisis de 

información geológica y de ingeniería. 

 

Dentro de las reservas probadas existen dos tipos: 1) las desarrolladas, aquellas 

que se espera sean recuperadas de los pozos existentes con la infraestructura actual y 

con costos moderados de inversión; y 2) las no desarrolladas, que se definen como el 

volumen que se espera producir con infraestructura y en pozos futuros. 

 

Ahora bien, dentro de las reservas no probadas existen también dos tipos: 1) las 

reservas probables y 2) las reservas posibles. 

 

Las primeras se constituyen por aquellos volúmenes de hidrocarburos, cuyo 

análisis de la información geológica y de ingeniería sugiere que son más factibles de 

ser comercialmente recuperables, que de no serlo. Si se emplean métodos 

probabilísticos para su evaluación existirá una probabilidad de al menos 50% de que 

las cantidades a recuperar sean iguales o mayores a la suma de las reservas probadas 

más las probables. Las reservas 2P, por tanto, son constituidas por la suma de las 

reservas probadas más las probables. 

 

Las segundas, en cambio, se caracterizan por tener una recuperación comercial, 

estimada a partir de la información geológica y de ingeniería, menor que en el caso 

de las reservas probables. Así, si se utilizan métodos probabilísticos, la suma de las 

reservas probadas, probables más las posibles tendrá al menos una probabilidad de 

10% de que las cantidades realmente recuperadas sean iguales o mayores. Por 

consiguiente, las reservas 3P se calculan a partir de la suma de las reservas probadas 

más las probables más las posibles (Carrillo, 2004). 
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2.2.5  Métodos para el cálculo de reservas 

 

Los principales métodos para cuantificar reservas son: 

 

 Método Volumétrico. 

 Balance de Materiales. 

 Curvas de Declinación. 

 Simulación Numérica. 

 

2.2.5.1 Método volumétrico para el cálculo del POES 

 

Para la cuantificación de las reservas son utilizadas distintas metodologías, de 

acuerdo al desarrollo de los yacimientos y a la información geológica y de ingeniería 

disponible. Entre los métodos determinísticos se halla el método volumétrico, el cual 

no estima como tal el volumen de las reservas, sino que está asociado a la 

determinación de los hidrocarburos originales en sitio (Petróleo Original En Sitio 

POES, Gas Original en Sitio GOES, Condensado Original en Sitio COES). 

 

Deducción de la fórmula:  

 

El método volumétrico utiliza valores puntuales que mejor representen a cada 

uno de los parámetros geológicos que caracterizan el yacimiento. Se partió del 

concepto de que, en una arena, una fracción de su volumen total corresponde al 

volumen poroso, y a la vez, una fracción de ese volumen poroso será ocupada por 

cierta cantidad del fluido, en este caso, de hidrocarburo. 

 

brutofluidofluido VSV **φ=
       (Ec. 2.1) 
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brutooiloil VPorosidadSV **=       (Ec. 2.2) 

Por lo general se tendrá entre los datos la saturación de agua y no la de 

petróleo, pero en un yacimiento de agua y petróleo éstas están relacionadas. 

 

( ) brutowoil VPorosidadSV **1−=       (Ec. 2.3) 

 

La saturación y porosidad son adimensionales, así que el volumen del petróleo 

queda expresado en las mismas unidades del volumen bruto (Acre*pie). El factor 

7758 permite convertir los Acre*pie en barriles, pero todas éstas son condiciones de 

yacimiento, así que toman el valor de barriles de yacimiento BY: 

 

[ ] [ ]BYVpieAcreV oiloil =⇒= **7758     (Ec. 2.4) 

 

Sin embargo, se necesita cuantificar este volumen de petróleo a condiciones de 

superficie, llamadas condiciones normales o fiscales (14,7 psi, 60ºF), por eso la 

fórmula incluye el Bo que es el volumen de yacimiento, medido a condiciones de 

yacimiento, que es ocupado por un barril a condiciones estándar de petróleo y su gas 

disuelto. 

 

[ ] [ ] [ ]BY

BN
BY
BYV

B
BYVolumenV oil

o
oil =







=⇒=

    (Ec. 2.5) 

 

Es posible determinar el volumen de petróleo para cualquier instante particular 

de la producción, y según la evolución de del yacimiento el Bo va a cambiar como 

función de la presión. Pero para determinar el volumen inicial del petróleo, POES 

(petróleo original en sitio) se utiliza el Boi (Bo inicial). 
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oi

oib

B
SV

POES
***7758 φ

=
       (Ec. 2.6) 

Donde: 

POES: Petróleo original en Sitio (BN) 

Vb: Volumen bruto de la arena (acre*pie)  

Ø: Porosidad (adimensional, Fracción)  

Soi : saturación inicial de petróleo (adimensional, Fracción)  

Boi: factor volumétrico de formación inicial de petróleo (BY/BN) 

 

2.2.5.2 Balance de materiales 

 

Este método sigue el principio de la conservación de la masa y la energía, 

mediante la Ecuación de Balance de Materiales se determina la cantidad de fluidos 

que entran y salen del yacimiento. Cuando se combina con ecuaciones de estado esta 

ofrece una técnica simple y confiable para predecir el desenvolvimiento de la 

mayoría de los yacimientos petrolíferos (Nava, 2004). 

 

2.2.5.3 Curvas de declinación de producción 

 

La estimación de reservas utilizando el análisis de curvas de declinación de 

producción representa una alternativa confiable, entre otros métodos para estimar las 

reservas de crudos. Este análisis se basa en la extrapolación del comportamiento de 

los yacimientos, campos, segregaciones y grupos de pozos, conocida la historia de 

producción de los mismos. La suposición básica que sustenta las técnicas de 

declinación de parámetros de producción es que todos los  factores que han afectado 

al pozo/yacimiento en el pasado, lo seguirán afectando en el futuro. Generalmente se 

selecciona la producción acumulada y el tiempo como las variables independientes y 

se utiliza el eje de las abscisas para graficarlas. Cualquier característica de producción 
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puede ser una función de la variable independiente y debe variar en forma uniforme y 

definible.  

 

Graficando los valores de la variable dependiente (por lo general es la tasa de 

producción de petróleo), en el eje de las ordenadas, en función de los valores de las 

variables independientes en el eje de las abscisas y se extrapola en forma gráfica o 

matemática el comportamiento aparente, se obtendrá un estimado de las reservas 

remanentes de los yacimientos. Si el sistema no es afectado en forma significativa por 

algún cambio en el método de producción de los pozos del yacimiento, es posible 

realizar el cálculo de reservas y obtener un estimado del periodo de tiempo en el cual 

se llegara al límite económico del yacimiento, campo o pozo. (Arps, 1944) 

 

2.2.6 Factores que afectan las técnicas de declinación 

 

Períodos desiguales entre pruebas  

 

Lo más recomendable es realizar las pruebas de los pozos en períodos iguales 

de tiempo, debido a que de lo contrario se presenta una dificultad para la definición 

de la tendencia de su comportamiento; en este caso se debe hacer una interpolación 

para determinar la tendencia aunque esto implica muchos riesgos. Aunque este es un 

factor que no afecta mucho al estudio de la declinación tiene cierta importancia 

cuando se usa la presión del pozo o del yacimiento como variable independiente. 

 

Cambio de productividad en los pozos 

 

Dada la declinación natural de la producción, considerando que en algunos 

pozos llega a valores bajos; éstos deben ser sometidos  a trabajos de reparación con la 

finalidad de elevar otra vez su producción afectando así la tendencia natural  de 

declinación del pozo.  
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Completación de nuevos pozos 

 

Cuando se completa un pozo nuevo, la tasa de producción del yacimiento 

aumenta; por lo que se debe esperar hasta que se muestre una nueva tendencia para la 

aplicación de la técnica, debido a que no se sabe si la declinación de producción 

continuará con el mismo comportamiento que presentaba antes de dicha 

completación. 

 

Interrupción de los programas de producción 

 

Los lapsos de cierres de producciones totales o parciales que en la mayoría de 

los casos son causados por carencia de mercado, provocan variaciones en las tasas de 

producción alterando el comportamiento de la misma, lo que dificulta el estudio de 

las curvas de declinación. 

 

Veracidad de datos 

 

Es importante validar la información disponible para así tener certeza de la 

misma, debido a que en el caso contrario se desconocerá la metodología usada para 

asignar los valores de producción a los pozos y al yacimiento. 

 

Prorrateo 

 

En los países en donde los equipos de levantamiento no operan eficientemente o 

existen restricciones y producen a tasas controladas, es decir, los yacimientos no 

producen a su potencial. En estos casos no se puede trabajar con las curvas de 

declinación hasta tener la confiabilidad de que presenta su verdadera declinación. 

(Rodríguez, 2009) 
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2.2.7  Tipos de declinación 

 

El comportamiento de la tasa de producción de pozos y yacimientos puede ser 

predicho, por medio de tres tipos de declinación: 

 

2.2.7.1 Declinación exponencial  

 

La tasa de producción declina exponencialmente con el tiempo, cuando su 

variación con el tiempo expresada como una fracción de ella misma es una constante.  

Matemáticamente, este tipo de declinación se expresa de la siguiente manera: 

 

qdt

dq
D 1

−=

                                                                    (Ec. 2.7) 

 

Donde: 

D: tasa de declinación (día-1, mes-1, año-1) 

q: tasa de producción (bls/día, bls/mes, bls/año) 

t: tiempo (días, meses, años) 

 

Es vital entender que la ecuación (2.7) es válida en unidades consistentes. 

Reordenando la ecuación (2.7) e integrando se obtiene: 

 









−=−⇒−=∫ ∫

oi

o
i

t

t

q

q q
qttD

q
dqdtD

i

o

oi

ln).(
                                        (Ec. 2.8) 

 

De donde: 
( )ittD

oio eqq −−= ..                                                                     (Ec. 2.9) 
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qo: tasa de producción al tiempo (bls/día, bls/mes, bls/año) 

qoi: tasa de producción al tiempo ti (días, meses, años) 

 
Si se considera que ti=0 días y la producción en bls/día, como generalmente se 

hace, entonces el tiempo deberá necesariamente ser ingresado en días, y se empleará 

la tasa de declinación diaria, nominal o continua que, por convención, se denotará 

‘ a ’ luego: 
ta

oio eqq .. −=                                               (Ec. 2.10) 

 

Otro concepto comúnmente empleado es la Declinación Efectiva, definida 

como la variación fraccional de la tasa de producción en un lapso determinado, 

generalmente un mes o un año, para la declinación efectiva mensual o anual, 

respectivamente. 

 

oi

ooi
am q

qqd −
=,

                                                  (Ec. 2.11) 

Donde: 

d: tasa de declinación efectiva, mensual (dm) o anual (da), adimensional. 

qoi: tasa de producción inicial (bls/día) 

qo: tasa de producción al final del período (un mes o un año) (bls/día) 

 

Empleando la tasa de declinación anual efectiva la ecuación (2.11) se puede 

expresar de la siguiente manera: 
n

aoio dqq )1.( −=                                                    (Ec. 2.12) 

Donde: 

 qo: tasa de producción al final del año n 

da: tasa de declinación anual, fracción 
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Cuando se reemplaza el tiempo en el eje de las abscisas por la producción 

acumulada, la curva no tiene una tendencia exponencial sino lineal. 

 

La producción acumulada corresponde al área bajo la curva en una 

representación Qo contra t, luego: 

tdtqNp
t

ti
o∫= ).(

                                                                   (Ec. 2.13) 

Si por simplicidad se supone ti=0 y se reemplaza la tasa, se tiene: 

 

∫
−

== −

a
qqdteqNp ooiat

oi ..
                                           (Ec. 2.14) 

 

La ecuación anterior es de utilidad para estimar la producción acumulada, y si 

se reordena se obtiene: 

Npaqq oio .−=                                                (Ec. 2.15) 

 

La ecuación anterior, permite concluir que la representación de la tasa de 

producción contra la producción acumulada es lineal, y la pendiente es la tasa de 

declinación continua " a ", lo cual constituye otra metodología para estimar la tasa de 

declinación. 

 

2.2.7.2 Declinación hiperbólica 

  

Es aquella en la cual la variación de la razón de pérdida con el tiempo es una 

constante. La definición matemática de la declinación hiperbólica es la siguiente: 

 

( )[ ] ( )[ ]1/.1/ 1 −−= −b
iiip qqbDqN        (Ec. 2.16) 
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2.2.7.3 Declinación armónica 

 

Es aquella en la cual la variación de la razón de pérdida con el tiempo (b) es 

igual a uno (1), es un caso particular de la declinación hiperbólica. La definición 

matemática de este tipo de declinación es similar a la declinación hiperbólica. 

 









=

t

i

i

i

q
q

D
qNp ln                                                           (Ec. 2.17) 

 

Se observa que la tasa de declinación exponencial y armónica son casos 

especiales de la declinación hiperbólica. 

 

En los casos de la declinación hiperbólica y armónica se nota que la tasa de 

declinación será alta a elevadas tasas de producción y baja a bajas tasas de 

producción. 

 

El método de declinación exponencial es el más simple, conservador y 

ampliamente usado en la industria petrolera por las siguientes razones: 

 

 Muchos pozos y campos actualmente siguen este tipo de declinación durante 

una gran porción de su vida productiva y solo se desvían de este 

comportamiento al final de su agotamiento. 

 El ajuste matemático es mucho más sencillo que el de los otros dos tipos de 

declinación. 

 La diferencia entre la curva de declinación exponencial y las otras dos curvas 

solo se presenta luego de varios años de producción. (Rodríguez, 2009) 
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2.2.4 Elementos esenciales para el diagnóstico de un yacimiento 

 

 Información geológica. 

 Información petrofísica. 

 Muestras PVT que representen el comportamiento del fluido en el yacimiento. 

 Historia de producción. 

 

En Ingeniería de Yacimientos, el estudio geológico (ambiente de  deposición, 

continuidad lateral / vertical de las arenas, petrofísica, litología y límites de la roca) 

debe preceder al estudio de ingeniería; sin embargo, técnicas normales de geología, 

por si sola, rara vez suministran suficiente información para definir el yacimiento. 

Para obtener la información necesaria se debe complementar los datos geológicos con 

pruebas de pozos (datos de producción, presión de formación, pruebas de restauración 

y/o declinación de presión, pruebas de interferencia), las cuales permiten definir con 

mayor certidumbre la extensión de un yacimiento. 

 

Es importante señalar que la definición y evaluación del yacimiento se logra a 

partir de la integración de diferentes disciplinas, en lo que se conoce como estudio 

integrado de yacimientos. De este modo los geólogos y sedimentólogos estudian los 

ambientes sedimentarios, continuidad de las arenas, litología y límites de la roca-

yacimiento, los petrofísicos manejan todos aquellos datos generados a partir de las 

facies, registros y núcleos, para proporcionar, junto con los anteriores, lo que se 

conoce como modelo estático. 

 

De esta manera, el Ingeniero de Yacimientos está en capacidad de planificar un 

programa de evolución de yacimientos durante la perforación y desarrollo, determinar 

el espaciamiento óptimo entre pozos, calcular reservas, interpretar pruebas de 
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declinación y restauración de presión, realizar análisis económico de planes de 

desarrollo de los campos, recomendar procedimientos para el mantenimiento de la 

presión y evaluar planes de recuperación secundaria y mejorada de petróleo. 

 

Adicionalmente, el Ingeniero de Yacimientos debe ser un integracionista, 

experto negociador y tener conocimiento en economía, leyes e impuestos 

relacionados con el petróleo, y sobre todo una gran disponibilidad para el estudio y la 

investigación (Rodríguez, 2009). 

 

2.2.5 Mecanismos de producción 

 

Cuando se produce un determinado volumen de petróleo de un yacimiento, el 

espacio que estuvo ocupado por ese petróleo es ocupado por otra cosa. Si no existe un 

reemplazo eficiente de dicho petróleo, luego de cierto tiempo, la presión del 

yacimiento comenzará a declinar trayendo como consecuencia una declinación de la 

capacidad de producción de dicho yacimiento. Así mismo, la declinación de presión 

puede causar la afluencia de volúmenes adicionales de agua y gas. 

 

El volumen poroso originalmente ocupado por el petróleo de un yacimiento es 

reemplazado por otros materiales. Entonces dependiendo del material que ocupe ese 

volumen desplazado se puede hablar de los distintos mecanismos de producción: 

 

2.2.5.1 Empuje por gas en solución 

 

Cuando un yacimiento alcanza la presión de burbujeo, comienza a separarse el 

gas inicialmente disuelto en el petróleo, el cual ocupará el volumen poroso que 

contenía el petróleo producido. 
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2.2.5.2 Empuje por expansión de la roca y los fluidos 

 

En yacimientos con muy alta presión original, en la que es necesario que 

ocurran caídas de presión de miles de Lppc durante el proceso de extracción, para 

llegar a la presión de burbujeo, el efecto de expansión de la roca y del agua innata 

puede ser importante. La expansión de la roca y el agua innata se calcula a partir de 

los factores de compresibilidad de la roca ó formación (cf) y del agua innata (cw) 

mediante las ecuaciones: 

( ) P
Swi
BoiNSwiCwCfExpansión ∆








−
+=

1
**     (Ec. 2.18) 

 

Donde: 

 

cf = compresibilidad de la formación medida (lpca-1) 

cw = compresibilidad del agua innata (lpca-1) 

POES = Petróleo original en sitio medido en barriles estándar 

Boi = Factor volumétrico del petróleo a las condiciones originales  (BY/BN) 

Swi = Saturación de agua innata (adimensional, fracción) 

ΔP: diferencial de Presión (lpca) 

 

Los yacimientos que producen principalmente por este método, por lo general 

presentan altas tasas de declinación de presión, dejando importantes volúmenes de 

crudo no producible en el yacimiento (>50%) al caer la presión por debajo de la 

presión de burbujeo. Por esto, se recomienda iniciar un proceso de mantenimiento de 

presión mediante inyección de gas y/o agua tan pronto como sea posible 

inmediatamente después de la etapa de desarrollo. 
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2.2.5.3 Empuje por expansión de la capa de gas 

 

Un yacimiento con empuje por capa de gas se caracteriza por presentar una 

capa de gas localizada por encima del petróleo el cual posee una presión de 

yacimiento menor o igual a la presión de burbuja, debe existir una buena 

permeabilidad vertical, ser de gran espesor y extensión. Al cumplirse la condición de 

presiones el gas se va a expandir, chocar con la parte superior de la estructura 

(trampa) lo que ocasionará un empuje hacia abajo del fluido y este actúe como si 

fuese un pistón desplazando el petróleo hacia la zona donde se encuentre una zona de 

presión inferior, en nuestro caso al fondo del pozo para su consecuente producción. 

 

Al existir la capa de gas, el petróleo se mantiene con la máxima cantidad de gas en 

solución, a medida que la presión del yacimiento disminuye por efecto de la 

producción del mismo, la capa de gas de expande provocando un desplazamiento 

inmiscible del petróleo. El factor de recuperación promedio de este tipo de empuje es 

de aproximadamente 20 a 40% del POES (Petróleo Original En Sitio). Si el 

yacimiento presenta una baja viscosidad del petróleo, lo que representa una alta 

gravedad API, una alta permeabilidad de la formación, entre otros, hará que este 

mecanismo sea más efectivo. 

 
Figura 2.2. Esquema de un yacimiento con empuje por capa de gas (Escobar, 

2005). 
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2.2.5.4 Empuje por segregación gravitacional 

 

En un yacimiento de empuje por segregación, el gas libre a medida que sale del 

petróleo, se mueve hacia el tope del yacimiento mientras que el petróleo hacia abajo 

debido a la permeabilidad vertical. Para que esto ocurra debe existir suficiente 

permeabilidad vertical para permitir que las fuerzas gravitacionales sean mayores que 

las fuerzas viscosas dentro del yacimiento. Aunque algunos de estos yacimientos no 

tienen una capa de gas inicial, la recuperación será mayor si esta existe. Un 

mecanismo similar denominado drenaje gravitacional ocurre si es que el yacimiento 

tiene un gran buzamiento. En este caso el petróleo se mueve hacia abajo y el gas 

hacia arriba, pero el flujo es paralelo al ángulo de buzamiento, en vez de ser 

perpendicular a este. En la mayoría de los casos el drenaje gravitacional y empuje por 

segregación se consideran como el mismo mecanismo. Si no se considera el aspecto 

económico, este es el mecanismo de empuje primario más eficiente. Las eficiencias 

de recuperación están en el rango de 40 a 80%. 

 

2.2.5.5 Empuje hidráulico 

 

En un yacimiento con este tipo de empuje puede o no existir una capa de gas y 

no es estrictamente necesario conocer si se encuentra o no por encima de la presión 

de burbuja, en este caso el yacimiento presenta un acuífero. El empuje hidráulico es 

considerado el mecanismo natural más eficiente en la extracción del petróleo. La 

presión del yacimiento debe mantenerse constante para evitar el desprendimiento de 

gas e inducción de la capa de gas.  

 

Un buen manejo de la producción del yacimiento con este mecanismo puede 

generar un recobro hasta del 50% del POES (Petróleo original en sitio), sin embargo 

se requiere que se mantenga una relación efectiva entre ésta y el volumen del agua 

que debe desplazarse en el. El contacto agua – petróleo debe mantenerse estable para 
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que el espacio dejado por el petróleo producido sea ocupado uniformemente por el 

agua.  

 

Al presentarse un incremento progresivo de la producción de agua debe 

verificarse que no se esté produciendo en o cerca del contacto de agua – petróleo, ya 

que esto hace que se produzca una conificación impidiendo el flujo del petróleo hacia 

el pozo. Cuando se da esta situación se puede proceder de dos formas: la primera es 

cementar la sección donde está ocurriendo esto y cañonear el revestidor a más alto 

nivel del contacto agua – petróleo. La segunda opción es cerrar el pozo por cierto 

tiempo hasta que se vuelva a alcanzar el equilibrio del contacto y desaparezca dicha 

conificación. Se tiene conocimiento que esta segunda opción ha presentado buena 

respuesta y al reabrir el pozo se ha producido petróleo con una baja producción de 

agua pero con el tiempo la misma vuelve a aparecer en mayor grado, esto es debido a 

que la relación de movilidad entre el agua y el petróleo favorece al agua y hace que el 

petróleo quede rezagado. El agua contenida en el acuífero está sujeta a la presión y 

temperatura del yacimiento que le genera una cierta compresión, pero si se considera 

la extensión y el volumen del acuífero, el agregado de esa compresión ejerce una 

apreciable influencia en el desplazamiento del petróleo hacia los pozos (Escobar, 

2005). 

 
Figura 2.3. Esquema de un yacimiento con empuje hidráulico. (Escobar, 2005) 
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2.2.6 Índices de empuje 

 

Conocidos todos los términos de la Ecuación de Balance de materiales se 

pueden realizar cálculos de los índices de empuje para determinar cual mecanismo de 

producción está ejerciendo la mayor presión, estos índices se describen a 

continuación: 

 

Índice de empuje por agotamiento (IEA) 

 

Es el mecanismo de producción donde la producción de petróleo viene de la 

expansión del volumen original de petróleo con su gas disuelto en el yacimiento. 

 

Índice de empuje por segregación (IES) 

 

El Empuje por segregación (Empuje por capa de Gas) es el mecanismo donde el 

desplazamiento del petróleo es realizado por la expansión de la capa de gas original. 

 

Índice de empuje hidráulico (IEH) 

 

Es el mecanismo en el cual el desplazamiento del petróleo es  realizado por la 

invasión neta de agua hacia la zona de petróleo. 

 

Índice de empuje por expansión (IEE) 

 

Para yacimientos de petróleo subsaturados sin intrusión de agua, el principal 

recurso de energía para el desplazamiento de hidrocarburos es la expansión de la roca 

y los fluidos. En el caso de que los otros tres mecanismos de empuje estén 

contribuyendo a la producción de petróleo y gas la contribución de la expansión de la 
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roca y los fluidos es bastante pequeña por lo que en muchos casos es despreciable y 

puede ser ignorada. (Ahmed, 2001) 

 

2.2.7 Índice de productividad. 

 

El índice de productividad o IP, es un indicador de la capacidad o habilidad 

para producir fluido de un yacimiento. Se expresa como la relación entre el caudal 

producido en tanque (Q) y la caída de presión del yacimiento.  

 

Cuando la presión dinámica del fondo (Pwf) es más grande que la presión de 

punto de burbujeo (Pb), el flujo de fluido es similar al de un flujo monofásico, y la 

curva que representa al índice de productividad se representa con una recta, 

representada por la siguiente relación: 

 

( )Pwf
QIP
−

=
Pr

         (Ec. 2.19) 

 

En la que:  

IP: Índice de Productividad, (BNPD/Lpca) 

Q: Caudal de fluido, (BNPD) 

Pr: Presión Estática promedio del Yacimiento, (Lpca) 

Pwf: Presión dinámica del Yacimiento a Q conocido, (Lpca) 

 

Cuando la Presión dinámica se es menor Pb entonces debe usarse: 

2

Pr
8.0

Pr
2.01

max







−






−

=
PwfPwf

QoQo      (Ec. 2.20) 

 

Donde Qomax es el máximo caudal obtenido del pozo en BNPD (Nava, 2004). 



29 

 

2.3 DEFINICIÓN DE TÉRMINOS BÁSICOS 

 

Campos maduros: Son Campos que tienen más de 25 años de Longevidad y 

que se encuentran produciendo en la última etapa de producción (Ecopetrol, 2009). 

 

Espaciamiento: Distancia mínima entre los pozos productores de 

hidrocarburos de un campo en la que no exista interferencia de producción entre ellos 

(Carrillo, 2004). 

 

GOES: Gas Original en Sitio, son los volúmenes de gas presentes inicialmente 

en el yacimiento (Ecopetrol, 2009) 

 

Localización: en PETRODELTA, S.A, una localización es un pozo cuando 

éste se encuentra propuesto pero no ha sido perforado. Es un plan de pozo aprobado 

pero no perforado (Petrodelta, 2011). 

 

POES: Siglas de Petróleo Original en Sitio, son los volúmenes de petróleo que 

se encuentran inicialmente en el yacimiento medidos a condiciones normales 

(Ecopetrol, 2009). 

 

Pruebas PVT: Son pruebas de laboratorio que se le realizan a los fluidos de 

yacimiento para conocer sus principales propiedades como factor volumétrico, 

viscosidad, densidad, composición entre otros (Ríos, 2005). 

 

Radio de drenaje: Conceptualmente el radio de drenaje nos da una idea de la 

extensión de la zona drenada por un pozo considerando una formación uniforme y 

líneas de flujo (Escobar, 2005). 
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Tasa Límite económica: Es la tasa de producción de petróleo y/o gas que 

permite compensar el costo directo de operación del pozo, tomando en consideración 

el precio del petróleo o gas, impuestos, regalías, etc. Es la base para llevar a cabo el 

abandono de un yacimiento, siendo un factor muy variable y particular de cada 

yacimiento (Rincón, 2002). 
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CAPÍTULO III 

MARCO METODOLÓGICO 
 

3.1 TIPO DE INVESTIGACIÓN 

 

El tipo de investigación tuvo su fundamento en un estudio descriptivo, ya que  

“se encargó de la caracterización de un hecho, fenómeno, individuo o grupo, con el 

fin de establecer su estructura y comportamiento” (Arias, 1999).  En ese sentido la 

investigación consistió en mostrar los efectos  de los eventos  ocurridos en los pozos 

de manera independiente, así como en las Arenas Masivas, en la producción y ésta a 

su vez en la declinación de producción, para con ello establecer un factor de recobro, 

las reservas remanentes y generar propuestas que mejoren ese recobro actual 

mediante nuevas localizaciones y reacondicionamiento de pozos. 

 

3.2 DISEÑO DE LA INVESTIGACIÓN 

 

La estrategia seguida para la ejecución de los objetivos se ubicó en el contexto 

de diseño de investigación de campo, Según Arias (1999) “en la recolección de datos 

directamente de la realidad donde ocurren los hechos, sin manipular o controlar 

variable alguna”. La recolección de los datos y la información necesaria sobre los 

eventos ocurridos en los pozos se hizo directamente de la realidad donde ocurren los 

hechos, sin manipular variable alguna; por el contrario éstas se utilizaron tal y como 

aparecen en los reportes, con el propósito de interpretarlas, entender su naturaleza y 

explicar sus causas y efectos. 
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3.3 POBLACIÓN Y MUESTRA 

 

Según Arias (1999): “La población es el conjunto de elementos con 

características comunes que son objeto de análisis y para los cuales serán válidas las 

conclusiones de la investigación”. El mismo autor define la muestra como un 

subconjunto representativo de un universo o población.   

 

Para esta investigación, la población estuvo conformada por los 66 pozos que 

conforman al Yacimiento Oficina 39 del Campo Uracoa, siendo la muestra el 

conjunto de los 66 pozos entre activos, inactivos y abandonados, ya que a estos se les 

realizó todo el estudio de producción, las curvas de declinación y las posibles 

propuestas para mejoramiento del factor de recobro. 

 

3.4 PROCEDIMIENTO METODOLÓGICO 

  

3.4.1 ETAPA I: Validación de la data de los pozos y fluidos presentes en el 

yacimiento estudiado 

 

Se hizo necesaria la realización de un proceso de recolección y validación, 

clasificación e integración de la información del yacimiento en vista de la disparidad, 

anomalías y otras causas que puedan generar una no congruencia de los datos. 

Entonces, es conveniente llevar a cabo una serie de pasos que se describen a 

continuación: 

 

3.4.1.1 Recopilar información de estudios previos 

 

Esta etapa se inició con una búsqueda del material bibliográfico en los archivos 

de PETRODELTA, S.A., en la Biblioteca de la Universidad de Oriente (UDO) así 

como también en la Hemeroteca de esa institución, incluyendo además sistemas 
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computarizados y manuales para dicha búsqueda. Encontrando información en varios 

proyectos de grado nombrados en los antecedentes, además de libros y artículos 

disponibles en la red. 

 

3.4.1.2 Identificar pozos de interés 

 

En esta parte la información de los pozos pertenecientes al área de interés 

(Arena Masiva del Yacimiento Oficina 39 del Campo Uracoa) se observó en el último 

mapa actualizado hasta el 2009 con los pozos recientemente perforados. Dicho mapa 

de tipo Isópaco-Estructural fue solicitado al equipo de geólogos de la empresa con 

especificaciones de ser hecho al tope de la Arena Masiva. En esta fase se elaboró una 

tabla con los pozos a estudiar donde se especificó el nombre, tipo, estado, 

profundidad, fecha de completación, arena completada y contactos de fluido de cada 

pozo en estudio. 

 

3.4.1.3 Verificar disponibilidad de información para pozos de interés 

 

Una vez identificados los pozos que integran el área bajo estudio, se procedió a 

elaborar un inventario de la información existente para cada pozo en la sección de 

archivos del departamento, este inventario cubrió al menos en un 80% la información 

de los pozos en cuanto a registros eléctricos, pruebas de presión, pruebas PVT, 

análisis de núcleos y otros análisis especiales. 

 

Además se obtuvo información por parte de cada una de las personas que 

conforman el equipo de trabajo ya que estos llevan un registro particular, paralelo al 

archivo principal de los eventos que se dan en el yacimiento. 

 

Igualmente se hizo necesario en algunos casos solicitar información en los 

demás departamentos de la Gerencia Técnica como los de perforación, producción e 
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infraestructura ya que en algunos casos, más que todo cuando se trataba de los pozos 

más recientes, la información de los mismos estaba en sus archivos. El tiempo entre 

solicitud y respuesta fue inmediato lo que sumó un aspecto positivo a la 

investigación. 

 

3.4.1.3 Revisar información de reacondicionamientos 

 

La información de recompletaciones, recañoneo o cualquier trabajo es necesaria 

para saber qué arenas esta drenando cada pozo. La  historia de estos trabajos 

realizados se encontró en las carpetas de pozos en la sección de reacondionamientos.  

 

3.4.1.4 Obtener información de pruebas de presión 

 

La historia de presión constituye uno de los factores de mayor importancia en 

un estudio de yacimientos, se hizo indispensable recaudar todas las mediciones 

existentes hechas con pruebas de presión en el área de interés. Un informe de 

presiones generado en el departamento de producción fue utilizado para describir al 

yacimiento. En vista de que las presiones fueron tomadas con un sensor a diferentes 

profundidades en los pozos y con la finalidad de eliminar la variable profundidad en 

el estudio para evitar que esta pueda generar más incertidumbre, las mediciones de 

presión fueron llevadas a la profundidad del Datum (-4230 pie) para tener un 

comportamiento más sólido de la variable presión con respecto al tiempo, para esto se 

usó un gradiente de presión del yacimiento de 0,41 lpca/pie. La ecuación usada para 

hacer esto fue la siguiente: 

 

GPPROFPROFPP datummedidamedidadatum *)( −−=    (Ec. 3.1) 
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Donde:  

Pdatum: Presión a la profundidad del datum (lpca) 

Pmedida: Presión a la profundidad medida (lpca) 

PROFmedida: Profundidad de la mediad de presión (pies) 

PROFdatum: Profundidad del Datum (pies) 

GP: Gradiente de Presión (lpca/pies) 

 

Estas presiones fueron depuradas descartando cualquier valor que se encontrara 

fuera de rango. 

 

3.4.1.5 Comprobar la consistencia de los informes de pruebas PVT 

 

La información correspondiente a las pruebas PVT se encontraba archivada de 

manera independiente por lo que tener acceso a ella fue más fácil y rápido, un análisis 

PVT fue realizado en el año 1995, su informe fue el objeto de validación puesto que 

el pozo al que fue hecho dicho análisis es el UM-09 que forma parte de los pozos de 

interés. 

 

La validación de la prueba PVT se hizo mediante diversas pruebas que se 

describen a continuación: 

 

Prueba de balance de materiales 

 

Esta se utilizó para comprobar si la Rs experimental de la prueba de liberación 

diferencial es igual a Rs calculada por balance de materiales, la diferencia entre los 

dos valores no debe exceder el 5%. Los datos de solicitados por esta prueba están 

tabulados en el Apéndice B. 
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Los cálculos se realizaron siguiendo el siguiente conjunto de fórmulas. 

 

Gravedad específica del petróleo: 

APIo °+
=

5.131
5.141γ        (Ec. 3.2) 

 

Masa de petróleo: 

( )( ) ccccgrmo wo 1000/ ××= ργ      (Ec. 3.3) 

 

Donde: 

ccgrw /1=ρ  
 

Masa de gas: 

011 === RsiVgmg  
 

Ya que en estas condiciones no hay gas disuelto en el petróleo. 

 

A 14,7 lpca y a Tyac: 

 

Masa de petróleo: 

mo2= mo1=957,4gr 

 

Masa y volumen de gas en solución: 

0222 === RsVgmg  
Porque a 14,7lpc no hay gas disuelto en el petróleo. 

 

A cualquier presión (Pi) y Temperatura de Yacimiento Tyac: 
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Masa de petróleo: 

grododMo iii 1000**βρ=       (Ec. 3.4) 

 

Incremento de la masa de gas en solución entre Pi y P(i+1): 

)1( −−= iii MoMoMg        (Ec. 3.5) 

 

La masa de gas se incrementa, ya que P≠Patm, por ello una fracción de gas esta 

en solución con el petróleo. 

 

Volumen de gas correspondiente a Mgi: 

 

Vgi = 0,02881*Mgi/γgdt (PCN/BN)     (Ec. 3.6) 

 

Relación gas-petróleo en solución: 

 

( )( )( )BNPCNVRR giisdsdi /*1591 += −     (Ec. 3.7) 

 

Error relativo: 

 

100*%
BM

LabBM

Rsd
RsdRsd

Error
−

=
     (Ec. 3.8) 

 

Prueba de densidad 

 

Esta prueba consiste en comparar que la densidad del petróleo saturado con gas 

a la presión de burbuja durante la prueba de liberación diferencial sea igual a la 

calculada a partir de los datos obtenidos a las condiciones de separación. Esta prueba 
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se considera consistente cuando la diferencia de ambos valores obtenidos no exceda 

de un 5%. 

 

Prueba de la linealidad de la función Y 

 

Los datos de volumen relativo obtenidos en las pruebas de laboratorio requieren 

generalmente una normalización debido a la inexactitud en la medición del volumen 

total de hidrocarburo cuando éste se encuentra por debajo de la presión de saturación 

y bajas presiones. Una función de compresibilidad adimensional, comúnmente 

llamada Función Y es usada para suavizar los valores de volumen relativo. La forma 

matemática de esta función se utiliza solamente por debajo de la presión de saturación 

y viene dada por la siguiente ecuación: 

 

Y = (Psat - P)/P(Vrel-1)       (Ec. 3.9) 

 

Donde: 

Psat = Presión de saturación, lpca 

P = Presión, lpca 

Vrel = Volumen relativo a la presión P, adim 

 

Generalmente se debe cumplir que al graficar la Función Y vs. Presión, los 

datos obtenidos deben ajustar en una línea recta.  

 

Prueba de desigualdad 

 

En esta prueba se debe cumplir que la derivada del factor volumétrico con 

respecto a la presión debe ser menor al producto del factor volumétrico del gas y la 

derivada del Rs con respecto a la presión. En resumen, se debe cumplir la siguiente 

relación: 
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Donde: 

Bo = Factor volumétrico del Petróleo a una presión P (BY/BN) 

Bg = Factor volumétrico del Gas a una presión P (PCY/PCN) 

Rs = Solubilidad del Petróleo saturado a una presión P (PCN/BN) 

 

Una vez que la mayoría de las pruebas realizadas comprobara la consistencia de 

la prueba PVT, ésta puede ser considerada representativa para el yacimiento, entonces 

se procede a extrapolar los datos de la prueba PVT a los reales del yacimiento en el 

caso de que la Presión de Burbujeo dada por el laboratorio no corresponda con la del 

yacimiento, para esto se usan cada una de las gráficas de parámetros como Bo, Rs, Z 

y Bg con una tendencia bien marcada y se llevan a la nueva presión de burbujeo 

siempre que se mantenga una máxima extrapolación entre 10 y 15% por encima o por 

debajo de la presión de burbujeo reportada por el laboratorio. 

 

3.4.1.6 Recolectar información de los registros de pozos 

 

La mayor fuente de información para los estudios de yacimientos lo constituyen 

los perfiles (registros eléctricos) de los pozos. Se encontraron en el archivo del 

departamento la mayoría de los registros necesarios para el estudio del yacimiento, 

entre los más importantes se encuentran los registros de potencial espontáneo, gamma 

ray, resistividad, porosidad neutrón y densidad, que fueron de gran utilidad al 

momento de ubicar topes de arenas, contactos de fluidos y zonas completadas para 

tener certeza de la arena que estaba siendo drenada por el pozo perfilado. 
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3.4.1.7 Extraer información de núcleos 

 

En el archivo solo se encontró un informe de toma de muestra de núcleo para el 

campo Uracoa, ésta se tomó del pozo UM-91, de este informe se obtuvieron los datos 

petrofísicos más importantes como Porosidad, Permeabilidad y Saturación inicial de 

agua, además de contar con curvas de permeabilidad relativa. 

 

3.4.1.8 Extraer información de producción 

 

La parte final de la recolección de información fue la búsqueda del 

comportamiento de producción de los pozos de interés, esta fue obtenida mediante el 

manejo de programas de monitoreo de yacimientos como el OFM® y Producción Well 

Aplications de la empresa Petrodelta que son actualizadas periódicamente por el 

personal del Departamento de Producción. 

 

3.4.2 ETAPA II: Determinación del POES y GOES usando PETREL® 

 

3.4.2.1 Modelo de cálculo volumétrico 

 

Los valores de POES y GOES fueron obtenidos siguiendo el modelo de cálculo 

volumétrico que viene dado por las ecuaciones siguientes: 

 

Para el Petróleo Original en Sitio: 

 

( )
oi

wi

B
ShA

POES
−

=
1****7758 φ

     (Ec. 3.11) 
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Donde: 

POES = Petróleo original en sitio (BN) 

Ø= Porosidad (adimensional, fracción) 

Swi = Saturación de agua inicial (adimensional, fracción) 

A = Área de la zona de petróleo (Acres) 

h = Espesor promedio de la zona de petróleo (Pies) 

Boi = Factor volumétrico inicial del petróleo (BY/BN) 

 

Para el Gas Original en Sitio: 

 

( )
gi

wi

B
ShA

GOES
−

=
1****43560 φ

     (Ec. 3.12) 

 

Donde: 

GOES = Gas original en sitio (PCN) 

Ø= porosidad del yacimiento (adimensional, fracción) 

Swi = Saturación de agua inicial (adimensional, fracción) 

A = Área de la zona de gas (Acres) 

h = Espesor promedio de la zona (Pies) 

Bgi = Factor volumétrico del gas inicial (PCY/PCN) 

43560 = Factor de conversión para llevar de acres-pie a pie cúbicos. 

 

3.4.2.2 Parámetros necesarios para el cálculo de POES y GOES. 

 

Caldera en el año 2004 realizó un estudio petrofísico de las arenas 

pertenecientes al yacimiento Oficina 39,  en el mismo se realizaron mapas de 

isopropiedades que fueron hechos a las condiciones iniciales y muestran la variación 

de propiedades como porosidad, espesor, permeabilidad y saturación inicial de agua a 
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lo largo de todo el yacimiento, estos mapas fueron base para el cálculo de los 

volúmenes iniciales de hidrocarburos. Las propiedades promedio para el yacimiento 

obtenidas en esa investigación fueron:  

 

Tabla 3.1. Propiedades petrofísicas de la Arena Masiva (Caldera, 2004). 
 

Propiedad promedio Valor 

Ø (fracción) 0,28 

Permeabilidad (mD) 3000 

h (pies) Arena D 65 

h (pies) Arena E 75 

h (pies) Arena F 90 

Swi (fracción) 0,23 

  

Usando el Software PETREL® 2008 en el proyecto denominado 

"PETREL_2008_Uracoa_2010" el área del Yacimiento fue limitada con un polígono 

en la superficie de un mapa basado en los mapas oficiales de las arenas en estudio. 

 

Los datos adicionales que solicita PETREL® 2008  para realizar los cálculos de 

volúmenes de hidrocarburos son: profundidad de los contactos de fluidos, factor 

volumétrico de formación del petróleo y del gas y la relación gas/petróleo en 

solución. 
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Los datos necesarios se tabulan a continuación. 

 

Tabla 3.2. Data para el cálculo de POES y GOES 
 

Parámetro Valor 

CGPO (Pie) 4150 

CAPO (Pie) 4310 

Boi (BY/BN) 1,0981 

Bgi (BY/PCN) 0,001469 

Rsi (PCN/BN) 174,31 

 

3.4.2.3 Tamaño de la capa de gas 

 

El tamaño de la capa de gas es "m" y representa la relación entre el volumen de 

gas libre y el volumen de petróleo a condiciones iniciales de yacimiento. Una vez 

obtenidos valores de POES y GOES puede ser conocido el tamaño de la capa de gas, 

que por definición viene dado por la siguiente ecuación: 

 

oi

gi

BPOES
BGOES

m
*
*

=        (Ec. 3.13) 

 

Donde: 
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m: Tamaño de la capa de gas (adimensional) 

GOES: Gas Origina en Sitio (PCN) 

Bgi: (BY/PCN) 

POES: Petróleo Original en Sitio (BN) 

Boi: Factor Volumétrico inicial del Petróleo (BY/BN) 

 

3.4.3 ETAPA III: Establecimiento del mecanismo de producción 

predominante en el yacimiento 

 

Existen varios eventos que pueden indicar la presencia o no de un mecanismo 

de empuje y esta información es de vital importancia al momento especificar el factor 

de recobro ya que este depende directamente del tipo de energía presente en el 

yacimiento: 

 

3.4.3.1 Comportamiento de presión 

 

El comportamiento de presión del yacimiento en función al factor de recobro 

del mismo, puede dar un criterio del tipo de mecanismo predominante en él, así 

teniendo como guía las curvas tipos presentadas por Setter, A. y Thakur, G., que 

vienen en función de los porcentajes de recobro y el porcentaje de declinación de 

presión con respecto a la presión original de yacimiento. Se puede generar una curva 

con el historial de presión y producción  que al ser comparada con las teóricas puede 

ser definido un mecanismo predominante. 

 

Los datos usados por Satter y Thakur en su estudio de los mecanismos de 

producción se presentan en la tabla 3.3 y el gráfico 3.1.  

 

 



45 

 

 

Tabla 3.3. Porcentaje de recobro de presión de acuerdo al mecanismo de 
producción. (Ahmed, 2001) 

 

% de la 
presión 
Original 

% de Recobro por Mecanismo de Producción 

Gas en 
Solución 

Empuje 
de Agua 

Capa de 
Gas 

Drenaje 
Gravitacional 

Expansión de las 
Rocas y los Fluidos 

100 0 0 0 0 0 
98 1 0 1 1 0 
96 2 1 3 3 0 
94 3 1 5 5 0 
92 4 2 6 6 0 
90 4 3 8 8 1 
88 5 5 9 9 1 
86 6 8 11 11 1 
84 6 12 13 13 1 
82 7 20 14 14 1 
80 7 38 16 16 1 
78 7 50 17 18 1 
76 8   18 19 1 
74 8   19 20 1 
72 8   20 21 1 
70 9   20 22 1 
68 9   21 23 2 
66 9   22 24 2 
64 10   23 25 2 
62 10   23 26 2 
60 10   24 27 2 
58 10   24 28 2 
56 11   25 29 2 
52 11   25 30 2 
50 12   26 30 3 
40 13   27 34 3 
30 15   28 38 4 
20 18   29 45 4 
10 22   30 59 5 
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Gráfico 3.1 Curva tipo de los mecanismos de producción de fluidos. (Ahmed, 

2001) 
 

Basta con realizar los cálculos de porcentaje de recobro y porcentaje de 

declinación de presión para luego tomar las curvas tipo y asociarlas a la curva del 

yacimiento en estudio para determinar cuál de ellas se ajusta mejor para con esto 

determinar el mecanismo de producción predominante en el estudio. 

 

3.4.3.2 Índices de empuje 

 

Si el yacimiento presenta capa de gas y además un acuífero se puede estar en 

presencia de un yacimiento con empuje combinado, para comprobar esta teoría se 

hizo el cálculo de los índices de empuje, para esto se tomó como base la ecuación de 

balance de materiales: 
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Donde: 

N: Petróleo Original en Sitio (BN) 

Np: Producción de Petróleo Acumulado (BN) 

( ) gssiot BRRBB −+=  =>> Bt: Factor de Formación Bifásico (BY/BN) 

Rp: Relación Gas-Petróleo producido (PCN/BN) 

Rsi: Relación Gas-Petróleo en Solución inicial (PCN/BN) 

Bg: Factor volumétrico del gas (BY/PCN) 

Wp: Agua producida Acumulada (BN) 

Bw: Factor volumétrico del agua (BY/BN) 

We: Intrusión de Agua (BY) 

Giny: Gas inyectado acumulado (PCN) 

Bginy: Factor volumétrico del gas inyectado (BY/PCN) 

Winy: Agua inyectada acumulada (BN) 

Bwiny: Factor volumétrico del agua inyectada (BY/BN) 

Bti: Factor bifásico inicial = Boi: (BY/BN) 

m: Tamaño de la capa de gas (adimensional) 

Bgi: Factor volumétrico de  inicial del gas (BY/PCN) 

Cw: Compresibilidad del agua de formación (lpca-1) 

Swi: saturación de agua inicial (adimensional, fracción) 

Cf: Compresibilidad total de la formación (lpca-1) 

ΔP: Diferencial de presión (lpca) 

 

Como se puede observar la ecuación incluye el término de la intrusión de agua 

(We) por lo que debe ser calculado, el resto de los parámetros provienen del PVT, 

Historia de producción y del modelo de PETREL. 
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Ya que todos los términos son conocidos se despeja la intrusión de agua, 

quedando de la siguiente manera: 

 

( ) ( ) ( ) ( )[ ] ewinyinyginyinywpgsiptp
wi

fwiw
itgig

gi

ti
tit WBWBGBWBRRBNP

S
CSC

BmBB
B
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1
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          (Ec. 3.15) 

 

Una vez que se tienen los volúmenes de intrusión de agua  se procedió a 

calcular los índices de empuje descritos a continuación, los índices de empuje vienen 

dados por las siguientes ecuaciones: 

 
( )
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      (Ec. 3.19) 

 

Los cuatro índices provienen de la Ecuación de Balance de Materiales, para ser 

comprobados se debe cumplir que la sumatoria de los Índices sea igual a 1 en todos 

los intervalos de producción. 

 

1=+++ IEEIEHIESIEA        (Ec. 3.20) 
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Al finalizar los cálculos se puede determinar cuál de los índices es mayor en 

cada periodo de producción y de este modo determinar el mecanismo de producción 

predominante, esto se hizo mediante hojas de cálculo, gráficos de dispersión y de 

barras que muestran la variación de cada índice para así comprender mejor el 

comportamiento de los mecanismos contribuyentes en el yacimiento. 

 

3.4.4 ETAPA IV: Determinación de las reservas desarrolladas y 

remanentes utilizando Curvas de Declinación de Producción 

 

3.4.4.1 Clasificación de los pozos de acuerdo a su estado 

 

Se revisó el estado de los 66 pozos en estudio mediante las carpetas 

separándolos en 4 categorías "no oficiales"  estas fueron: Activos, Inactivos 

esperando abandono, inactivos con opción a reactivación y Abandonados. Ya que los 

pozos que se encontraron inactivos tenían diversos problemas dependiendo de la 

índole del mismo se clasificaron usando el siguiente criterio: 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 3.1 Clasificación de los pozos de la Arena Masiva de Oficina 39 
 

  Fallas en equipo de fondo 
    Bajo aporte 
      Elevado corte de agua 
     Arenamiento 
   Condición Mecánica con leve daño 

 
 

Los pozos Inactivos con 
opción a Reactivación 

presentan: 

 

 
Los pozos Inactivos 

Esperando por Abandono 
presentan: 

Pez en fondo 

  Revestimiento Dañado 

   Alta Producción de Gas 

     Corrosión 

    Pérdida de Fluido 

  Alta Presión en el Anular 
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Los pozos inactivos y abandonados quedaron excluidos de esta parte del estudio 

ya que no se encuentran en producción por lo tanto no se le genera curva de 

pronóstico. 

 

3.4.4.2 Generación de las curvas de declinación 

 

Las curvas de declinación se hicieron por pozo y por arenas, para esto se 

siguieron varios parámetros que se especifican a continuación: 

 

Variables a graficar: las variables seleccionadas para generar las curvas de 

declinación fueron tasa diaria de petróleo y tiempo en años. 

 

Tiempo de inicio: la producción de los pozos tomada para el estudio fue desde 

el 1 de Enero de 1991 hasta el 31 de Diciembre de 2009, el inicio del pronóstico se 

fijo al 01 de Enero de 2010. 

 

Finalización del pronóstico: se especificó finalizar el pronóstico cuando la tasa 

petróleo declinara hasta 25 BPPD y en caso de no declinar hasta ese punto que 

generara una curva que cortara en el año 2025. 

 

Tasa de inicio del pronóstico: La tasa de inició dependió de cada pozo que se 

estudiara, en la mayoría de los casos se trabajó con la última tasa reportada por el 

pozo. 

 

Tipo de declinación: Dependiendo de las características del yacimiento y de su 

producción se eligió un tipo de curva de declinación entre los tres tipos que 

dependen del valor de b, es decir: 

 

Declinación exponencial, donde b=0 
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Declinación hiperbólica, donde 0 < b <1 

Declinación armónica, donde b= 1 

 

3.4.4.3 Estimación de reservas 

 

Una vez generadas las curvas de declinación se reportan los resultados del 

pronóstico para así estimar al final de cada periodo las reservas desarrolladas y 

remanentes.  

 

Reservas Desarrolladas: para calcularlas se procedió a sumar los volúmenes de 

crudo acumulados desde el 01/01/2010 hasta el 31/12/2025 por los pozos activos 

hasta esa fecha, además se realizaron cálculos de reservas desarrolladas anuales ya 

que se contó con la información del pronóstico especificada año a año. 

 

∑
=

=
n

i
pDes iNR

1
2025         (Ec. 3.21) 

 

Donde:  

RDes: Reservas Desarrolladas hasta el 2025 (BN) 

n: Número de pozos activos. 

Np2025i: Producción acumulada de cada pozo hasta el 2025 (BN). 

 

Reservas Recuperables: éstas se calcularon usando el factor de recobro oficial 

del Yacimiento fijado en 22,1% y el POES obtenido por PETREL® 2008, usando la 

formula: 

 

POESFRR c *Re =         (Ec. 3.22) 
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Donde: 

RRec: reservas recuperables (BN) 

FR: Factor de recobro Oficial del Yacimiento (%) 

POES: Petróleo Original en Sitio (BN) 

 

Reservas Remanentes: Las reservas remanentes son los volúmenes de 

hidrocarburos recuperables que permanecen en el yacimiento, para efectos de este 

estudio se llamó reservas remanentes a las reservas que permanecerán en el 

yacimiento para el año 2025. Para determinarlas se uso la siguiente ecuación: 

 

Descm RRR −= ReRe         (Ec. 3.23) 

Donde: 

RRem: reservas remanentes para el año 2025 (BN) 

RRec: reservas recuperables (BN) 

RDes: Reservas Desarrolladas en el período pronosticado (BN) 

 

3.4.4.4 Factor de recobro en función de la viscosidad y el mecanismo de 

producción 

 

Una manera de verificar el factor de recobro de un yacimiento en función del 

mecanismo de producción es mediante el método desarollado por Beliveau (2009), el 

mismo se basó en recopilar el factor de recobro máximo de yacimientos con empuje 

hidráulico o inyección de agua además de las diferentes viscosidades de los mismos, 

graficando esta información se obtiene una tendencia que puede ser usada para 

estimar el factor de recobro que debe tener un yacimiento al saber el mecanismo de 

producción predominante y la viscosidad del crudo producido. La tendencia obtenida 

por Beliveau se muestra en el gráfico 3.2. 
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Figura 3.2 Factor de Recobro en función de la Viscosidad (Beliveau, 2009). 

 

Luego en base al factor de recobro se calcularon las reservas recuperables y 

además las reservas remanentes para saber qué cantidad de pozos se podrían crear en 

base a este nuevo factor de recobro. 

 

3.4.5 ETAPA V: Identificación de zonas de saturación remanente de 

petróleo donde se puedan recomendar localizaciones y reacondicionamiento de 

pozos para optimizar el factor de recobro del Yacimiento. 

 

En base a las reservas remanentes en el yacimiento se decidirá un número de 

nuevas localizaciones que permitan recuperarlas mediante la perforación de nuevos 

pozos en las zonas en las que no hay o el reacondicionamiento de otros existentes. 

Para saber en qué zonas se encuentran esas reservas el procedimiento fue el siguiente: 

 

3.4.5.1 Creación de mapas de burbuja 

 

Se tomó como variable a graficar al radio de drenaje que supone el radio de un 

cilindro de volumen igual a la producción acumulada de petróleo, pero a condiciones 
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de yacimiento y con recobro máximo hasta la saturación residual de petróleo. El 

mapa de burbuja con la variable radio de drenaje hasta la saturación residual de 

petróleo permite observar la máxima área de drenaje de cada pozo y a la vez las zonas 

libres de pozos donde posiblemente se podrían colocar nuevas localizaciones.  

 

Usando la ecuación 3.24 con los datos mostrados en la tabla 3.4 se generaron 

los mapas de burbuja que se desplegaron con la configuración precargada del 

programa, dicha configuración fue modificada de modo de obtener una visualización 

optima de todo el yacimiento con las burbujas bien definidas por tamaño y color. 

 

     (Ec. 3.24) 

 

En la que: 

 

ROB: Radio de la burbuja, radio de drenaje (Pie) 

Np: Acumulado de petróleo (BN) 

π: 3,1416 

h: Espesor de la arena (pie)- 

Ø: Porosidad (adimensional, fracción) 

Swi: Saturación inicial de agua (adimensional, fracción) 

Sor: Saturación residual de petróleo (adimensional, fracción) 

Boi: Factor volumétrico inicial de formación del petróleo (BY/BN) 

Bo: Factor volumétrico actual de formación del petróleo (BY/BN) 
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Tabla 3.4 Propiedades usadas para generar Mapas de Burbuja. 
Parámetro Valor 

Np (BN) Obtenido del OFM® 

h (pies) Arena D 63 

h (pies) Arena E 75 

h (pies) Arena F 85 

Ø (fracción) 0,28 

Swi (fracción) 0,23 

Sor (fracción) 0,30 

Boi (BY/BN) 1,0981 

Bo (BY/BN) 1,0957 

 

3.4.5.2 Generación de Mapas de Saturación 

 

Los datos de entrada de los mapas de saturación son las saturaciones de 

petróleo promedio de cada pozo, para obtenerlos se procedió de la siguiente manera: 

 

a. Iniciando con el histórico de producción para el yacimiento se tomaron los 

datos de producción acumulada de petróleo y en base al POES se calcularon los 

factores de recobro en cada periodo de producción siguiendo la ecuación 3.25. 

 

100*
N

N
FR p=          (Ec. 3.25) 

Donde: 

FR: Factor de Recobro (Adimensional, porcentaje) 

Np: Producción Acumulada de Petróleo (BN) 

N: Petróleo Original en Sitio (BN) 
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Como el factor de recobro viene relacionado con las saturaciones de fluidos de 

acuerdo con la ecuación 3.26. 

 

( ) 100*
1

1
Swi

SoSwiFR
−

−−
=        (Ec. 3.26) 

 

En vista de que el factor de recobro fue obtenido con datos de producción se 

puede calcular un valor de saturación promedio para el yacimiento tomando un valor 

de saturación inicial de agua y despejando So de la ecuación anterior. 

 

( )SwiFRSo −





 −= 1*

100
1        (Ec. 3.27) 

 

Donde: 

So: Saturación actual de petróleo (adimensional, fracción) 

FR: Factor de Recobro (adimensional, porcentaje) 

Swi: Saturación inicial de agua (adimensional, fracción) 

 

b. A partir de los históricos de producción se construyó un gráfico de RAP vs. Np 

no sin antes normalizar los datos evitando cualquier medición que pueda ser 

considerada errónea o que se saliera del comportamiento de la mayoría. Una vez 

realizado este gráfico los datos de RAP se usaron para calcular los valores de relación 

de permeabilidad relativa usando la ecuación de Darcy  (Ec. 3.28) con los datos de la 

tabla 3.5. 
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Donde: 

 

Kro
Krw : Relación de Permeabilidades Relativas Agua Petróleo (Adimensional) 

RAP : Relación Agua-Petróleo (Adimensional) 









o
w
µ
µ : Relación de Viscosidad Agua Petróleo (Adimensional) 









Bo
Bw : Relación Volumétrica Agua-Petróleo (Adimensional) 

 

Tabla 3.5 Datos usados en la Ecuación de Darcy 
 

Parámetro (Adim) Valor  

RAP  Obtenido del OFM® 









o
w
µ
µ  0,04762 









Bo
Bw  0,9289 

 

c. Las saturaciones de petróleo obtenidas en el literal "a" se usaron para calcular 

las saturaciones de agua en cada período y éstas a su vez fueron asociadas a valores 

de Relación de Permeabilidad relativa para generar un gráfico de ambas variables.  

 

Al gráfico obtenido en esta etapa se le asignó una tendencia que se ajustara lo 

más posible y se acercara a un error de estimación de 1, este comportamiento fue 

asignado como curva característica para el yacimiento y fue usada en los cálculos 

individuales para cada pozo como se indica: 
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d. Los pozos contaban con información de RAP al 2009 lo que permitió calcular 

la saturación de los puntos donde estos se encontraban mediante el uso de la ecuación 

característica. 

 

e. Una vez calculadas las saturaciones al 2009 se extrajeron del OFM® los 

históricos de producción por pozos para construir y usar los gráficos de RAP Vs. Np 

extrapolados hasta el valor de producción pronosticado con curvas de declinación al 

2025 y conocer las RAP correspondientes a ese año, luego ese valor de RAP fue 

ingresado en la ecuación de la curva característica para de ese modo determinar el 

valor de saturación correspondiente al 2025. 

 

f. Los mapas fueron generados en el Software PETREL®, se seleccionó el 

proyecto denominado “Uracoa_2010_PETREL_2008”, en tabla de datos del proyecto 

se insertaron los valores de saturación al 2009 y al 2025, los mapas de grid y 

generados usando los límites del yacimiento especificados en los mapas oficiales 

enmarcados en un polígono de superficie, el método de interpolación de Kriggins fue 

el más adecuado al comportamiento del atributo saturación. Los mapas fueron 

creados para cada arena, asignándole valores a saturación a los puntos de drenaje de 

cada pozo a las profundidades donde fueron puestos a producción. 

 

3.4.5.3 Mapa de Distribución de fluidos 

 

Consisten en mapas del yacimiento donde pueden observarse la posición de los 

fluidos de acuerdo con los contactos entre ellos observados en los primeros pozos 

perforados para las condiciones originales y en los pozos perforados más 

recientemente para las condiciones actuales (Ver Apéndice D), los contactos 

mapeados fueron los siguientes: 
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Tabla 3.6 Contactos mapeados en PETREL®  2008. 

Contacto TVDSS Valor (pbnm) 

O
ri

gi
na

le
s 

CGPO 4150 

CAPO 4310 

A
ct

ua
le

s CGPA (pozo UM-173) 4115 

CAPA (pozo UM-163) 4250 

 

3.4.5.4 Integración de la información de los mapas 

  

Con la información de los contactos actuales se verificó la concordancia de los 

mapas de saturación con los de distribución de fluidos cuidando que las saturaciones 

mayores de agua estuvieran por debajo de la profundidad del CAP para luego 

fusionar la información de los mapas de burbuja con los de saturación para hacer 

conclusiones en base al siguiente criterio: 

 

 
Figura 3.3 Criterio de clasificación de zonas por cuadrante. 
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Una vez aplicado este criterio se observó la posición exacta de los puntos 

estudiados y con la ayuda de secciones estratigráficas (Apendice H) se observó en 

qué parte de la estructura se encontraban dichas saturaciones considerando de mayor 

interés aquellas que se encontraran en las parte altas de la misma sin llegar al CGP. 

 

Luego se estudió el comportamiento de los pozos vecinos a las zonas 

propuestas para nuevas localizaciones tomando en cuenta factores como las pruebas 

de producción inicial y última, condición mecánica, servicios y otros problemas que 

puedan haber presentado los pozos en cuestión. 

 

Para las zonas propuestas  para servicios se revisaron los registros de los pozos 

presentes en éstas para determinar si existían en ellos zonas aprovechables que 

representen oportunidades de aumentar la producción de los mismos mediante la 

incorporación de nuevos intervalos productores o por el reacondicionamiento de los 

ya presentes. 

 

En ambos casos las zonas fueron evaluadas cuidando que ni las nuevas 

localizaciones ni zonas a completar en pozos existentes estuvieran muy cerca de los 

pozos activos (por los menos 200 m) para evitar un efecto negativo en la futura 

producción de hidrocarburos. 

 

3.4.5.5 Estudio del Índice de Productividad 

 

Una vez determinadas las saturaciones en el mapa se calculó la permeabilidad 

de la zona con la ecuación propuesta por Timur (Ec. 3.29) para luego calcular el 

índice de productividad en base a los métodos propuestos por Borisov, Giger-Reiss-

Jordan y Joshi (Ecuaciones en el Apéndice F) para después generar un promedio que 

a un diferencial de presión de 250 lpca arroje la tasa de petróleo inicial del pozo 

propuesto o reacondicionado. 
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   (Ec. 3.29) 

 

Después se le puede asignar una tasa de declinación anual de acuerdo con el 

comportamiento de los pozos vecinos y predecir el comportamiento de producción 

para así determinar el aporte de dichos pozos al aumento del factor de recobro del 

campo para el año 2025. 

 

3.5 TÉCNICAS E INSTRUMENTOS DE RECOLECCIÓN DE DATOS 

 

Las técnicas de recolección de datos son las distintas formas o maneras de 

obtener la información y los instrumentos son los medios materiales que se emplean 

para recoger y almacenar la misma (Arias, 1999). Entre las utilizadas para el 

desarrollo de esta investigación se tuvieron: 

 

3.5.1 Análisis Documental 

 

Los datos señalados en este proyecto se obtuvieron mediante la revisión de los 

reportes de perforación, así como la información geológica y de yacimiento 

suministrada por el departamento de Geología, Yacimientos, Perforación y 

Producción de la empresa Petrodelta, S.A. mediante entrevistas realizadas a los 

diferentes ingenieros que allí laboran.  

 

3.5.2 Instrumentos 

 

Herramientas computacionales como: 
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 Oil Field Manager (OFM®): es una aplicación que desarrolla un eficiente 

método para visualizar, relacionar y analizar datos de producción y 

yacimientos. OFM® es una herramienta informática para el monitoreo y control 

permanente del subsuelo bajo una estrategia de reducción de costos e 

incrementos de las reservas recuperables mediante la gerencia dinámica de los 

procesos y la integración de datos de campo. Desarrolla un eficiente método 

para visualizar, relacionar y analizar datos de producción y yacimientos. 

 Well Production Aplication: Base de datos de producción de la Empresa 

PETRODELTA, S. A. 

 

Carpeta de Pozos: Se utilizaron para adquirir información sobre eventos 

ocurridos en cada pozo y que pudieron alterar el comportamiento de producción de 

los mismos. 

 

3.6 RECURSOS 

 

3.6.1 Recursos Humanos 

 

Se contó con el apoyo del personal especializado que labora en la empresa 

Petrodelta, S.A. Entiéndase el Asesor Industrial, Ingenieros de Yacimientos e 

Ingenieros  Geólogos de la referida empresa. De igual manera se hizo necesario el 

apoyo de los profesionales que laboran en la Escuela de Ingeniería de Petróleo de  la 

Universidad de Oriente para darle buen término al presente trabajo. 

 

3.6.2 Recursos  Materiales 

 

Para el desarrollo del estudio se utilizaron herramientas que facilitaron la 

realización del mismo tales como disponibilidad de un cubículo con equipo 
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computacional con acceso a red interna de PDVSA e Internet, carpetas de pozos, 

informes de pruebas realizadas en el yacimiento, registros eléctricos, además de la 

información bibliográfica necesaria para comprender la metodología utilizada. 

 

3.6.3 Recursos Económicos 

 

Los gastos generados para la puesta en marcha de  esta investigación y todas las 

etapas inherentes a la misma fueron cubiertos por la empresa PETRODELTA, S.A. a 

fin de cumplir a cabalidad todos objetivos propuestos de la mejor manera posible. 
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CAPÍTULO IV 

 ANÁLISIS DE RESULTADOS 
 

4.1 VALIDACIÓN DE LA DATA DE LOS POZOS Y FLUIDOS PRESENTES 

EN EL YACIMIENTO ESTUDIADO 

 

4.1.1 Identificación pozos de interés 

 

Los pozos considerados de interés fueron los pertenecientes a la Arena Masiva 

del Yacimiento Oficina 39 tabulados con sus respectivas característica principales 

como tipo de pozo, estado, contactos de fluidos, fecha de inicio de producción, 

profundidad total y arena de la que está produciendo, esta tabla se presenta en el 

Apéndice A. De los 66 pozos presentes en el yacimiento 28 se encuentran activos, 25 

inactivos y 13 en estado de abandono, la mayoría de los pozos se encuentran en la 

arena D, mientras que la arena F tiene la menor cantidad pozos, esto puede deberse a 

que esta arena se encuentra parcialmente saturada de agua por su profundidad. 

 

4.1.2 Obtención de la información de pruebas de presión 

 

El informe de pruebas de presión generado por el departamento de producción 

de la Empresa Petrodelta, S.A. fue modificado ya que había en el mismo algunas 

mediciones que no presentaban un comportamiento acorde al resto por lo que no se 

tomaron en cuenta para el presente estudio. Se dieron casos en los que no se hicieron 

mediciones de presión en algunos períodos por lo que se obtuvieron las presiones 

mediante interpolación entre puntos de presión. Se muestra en el Gráfico 4.1 y 4.2 el 

comportamiento de presiones obtenido después de llevar las presiones medidas a la 

profundidad del sensor a la profundidad del Datum (4230 p.b.n.m) con respecto al 

tiempo y a la producción acumulada de petróleo mostrando comportamientos 
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similares. Se observaron dos cambios en el comportamiento, estos cambios de 

comportamiento se observan y se reflejan en los puntos 1 y 2 de la curva de presión y 

en conjunto con la información de producción serán analizados más adelante. 
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Gráfico 4.1 Comportamiento de presión Vs. Tiempo (PETROLDELTA, S.A., 

2010). 
 

 
Gráfico 4.2 Comportamiento de presión Vs. petróleo acumulado 

(PETROLDELTA, S.A., 2010). 

1 2 
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4.1.3 Recolección y validación informes de pruebas PVT 

 

El Pozo UM-09 se encuentra al noreste del yacimiento y cuenta con una prueba 

PVT realizada en 1995 (Apéndice B), para la validación del mismo se siguieron los 

cuatro métodos de prueba cuyos resultados fueron los siguientes: 

 

4.1.3.1 Prueba de Balance de Materiales 

 

Mediante las ecuaciones respectivas se calculó el valor de Relación Gas 

Petróleo en Solución (Rsd) por balance de materiales para luego calcular el 

porcentaje de error relativo, se obtuvieron los siguientes resultados:  

 

Tabla 4.1 Porcentaje de error entre Relación Gas Petróleo en Solución calculada 
y experimental del PVT. 

Rsd Exp 

(PCN/BN) 

Rsd Calc 

(PCN/BN) 

%Error 

0 0,000 0,00 

20 19,836 0,83 

40 39,822 0,45 

59 60,354 2,24 

79 75,340 4,86 

97 96,886 0,12 

115 118,049 2,58 

132 131,996 0,00 

Error Promedio (%) 1,58 
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El error promedio de 1.58% permite afirmar que la prueba es consistente ya que 

este valor está por debajo de 5% que es el valor límite de error para este tipo de 

prueba. Inclusive todos los valores de Rsd calculados para cada intervalo de presión 

probada generaron errores relativos menores al 5% lo que le da un valor agregado a la 

prueba de balance de materiales.  

 

4.1.3.2 Prueba de Linealidad de la función Y 

 

Los valores de función Y obtenidos fueron: 

 

Tabla 4.2 Presión y función Y para la prueba PVT del pozo UM-09 
Presión 
(lpca) 

Función "Y" 

1640 5,407 
1621 5,240 
1602 5,234 
1583 5,263 
1500 5,183 
1340 5,054 
1170 4,911 
970 4,737 
790 4,560 
650 4,407 
540 4,275 
455 4,163 
340 3,991 
250 3,834 
210 3,755 
180 3,690 
125 3,554 
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Que al graficarlos arrojaron una línea recta como se muestra en la figura 4.3 

 

Gráfico 4.3 Función "Y" Vs. Presión  
 

Como se puede observar, el comportamiento lineal de la gráfica 4.3 genera un 

claro análisis: la muestra de la prueba tenía poca cantidad de componentes no 

hidrocarburos y las mediciones hechas en el laboratorio fueron hechas con gran 

precisión,  por lo tanto esta prueba también ratifica la consistencia de la prueba PVT 

realizada. 

 

4.1.3.3 Prueba de densidad 

 

En esta prueba al calcular la densidad del petróleo saturado a la presión de 

burbujeo en la prueba diferencial debe ser igual a la calculada a partir de los datos en 

la prueba del separador. Los resultados obtenidos se tabulan a continuación: 

   

Y = 0,00132282(P) + 3,35482730
R 2  = 0,99626460

3,5

4

4,5

5

5,5

0 100 200 300 400 500 600 700 800 900 1000 1100 1200 1300 1400 1500 1600 1700 1800

Presión

Fu
nc

ió
n 

Y

FUNCION Y Lineal (FUNCION Y)
 

(lpca) 



69 

 

Tabla 4.3 Densidad del Petróleo de la prueba diferencial y del separador 
 

Densidad del Petróleo  Valor (gr/cc) 

@ Pb de la prueba Diferencial 0,8982 

Calculada de los datos de Separardor 0,8980 

 

Se observa que la diferencia entre los resultados es mínima por lo que al igual 

que las dos anteriores la prueba de densidad constata la consistencia de la Prueba 

PVT del pozo UM-09 con un error relativo de 0,022% que está muy por debajo del 

5% límite para la misma. 

 

4.1.3.4 Prueba de Desigualdad 

 

Tabla 4.4 Resultados de la prueba de Desigualdad 
 

P
Bod

∂
∂  

P
r

Bg sd

∂
∂  

P
r

Bg
P

B sdod

∂
∂

<
∂
∂  

0,0000311 0,0001561 Se Cumple 

0,0000300 0,0002001 Se Cumple 

0,0000350 0,0002560 Se Cumple 

0,0000350 0,0003220 Se Cumple 

0,0000300 0,0004791 Se Cumple 

0,0000350 0,0006827 Se Cumple 

0,0000350 0,0014075 Se Cumple 
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De acuerdo con la tabla 4.4 se cumple la condición especificada por la 

evaluación entonces se puede decir que la prueba de desigualdad valida la prueba 

PVT realizada. 
 

Una vez que la prueba PVT pasara  por las 4 pruebas realizadas puede ser 

considerada consistente. Entonces se procedió a extrapolar los valores de las 

características de los fluidos en el yacimiento en base a la presión inicial del mismo 

(1857 lpca) que comparada con la Pb reportada por el laboratorio no excede el 15% 

establecido, se procede entonces a extrapolar los gráficos de propiedades como Z, Bo 

y Rs a las presiones calculada para cada año. Los gráficos de las propiedades 

extrapoladas se muestran a continuación: 

    

y = 0,0000333x + 1,0362810
R2 = 0,9996595
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Gráfico 4.4 Extrapolación de los datos de Factor Volumétrico del petróleo 
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y = 0,0925x + 2,527
R2 = 0,9995
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Grafico 4.5 Extrapolación de los datos de Relación Gas Petróleo en Solución 
     

y = 2E-14x4 - 8E-11x3 + 1E-07x2 - 0,0001x + 1,0036
R2 = 1
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Grafico 4.6 Extrapolación de los datos de factor de compresibilidad del gas 
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Los resultados extrapolados reportados en forma de tabla se presentan como 

sigue: 

Tabla 4.5 Extrapolación de las propiedades de los fluidos. 
 

Presión 
(lpca) 

Bo 
(BY/BN) 

Rs 
(PCN/BN) Z Bg 

(BY/PCN) Año 

E
xt

ra
po

la
da

s 

1857 1,0981 174,31 0,88827 0,00146 1991 
1851 1,0979 173,71 0,88856 0,00147 1992 
1844 1,0977 173,11 0,88886 0,00148 1993 
1837 1,0974 172,46 0,88918 0,00148 1994 
1831 1,0972 171,90 0,88946 0,00149 1995 
1818 1,0968 170,70 0,89009 0,00150 1996 
1805 1,0964 169,50 0,89073 0,00151 1997 
1804 1,0963 169,36 0,89081 0,00151 1998 
1802 1,0963 169,22 0,89089 0,00151 1999 
1801 1,0962 169,08 0,89096 0,00151 2000 
1799 1,0962 168,94 0,89104 0,00152 2001 
1798 1,0961 168,81 0,89111 0,00152 2002 
1796 1,0961 168,67 0,89119 0,00152 2003 
1795 1,0960 168,53 0,89127 0,00152 2004 
1793 1,0960 168,39 0,89135 0,00152 2005 
1792 1,0959 168,25 0,89142 0,00152 2006 
1790 1,0959 168,11 0,89150 0,00152 2007 
1789 1,0958 167,97 0,89158 0,00153 2008 
1787 1,0958 167,83 0,89166 0,00153 2009 
1785 1,0957 167,65 0,89177 0,00153 2010 
1657 1,091 152,00 0,8992 0,00166 
1400 1,083 132,00 0,924 0,00202 
1200 1,077 115,00 0,931 0,00238 
1000 1,070 97,00 0,940 0,00288 
800 1,063 79,00 0,949 0,00364 
600 1,057 59,00 0,959 0,00490 
400 1,050 40,00 0,970 0,00744 
200 1,043 20,00 0,984 0,01511 
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4.1.4 Extraer información de producción 

 

Se generaron gráficos de producción por pozo donde se puede observar que los 

pozos de las Arenas Masivas del Yacimiento Oficina 39 tienen una buena producción 

pero que con el tiempo va mermando mientras que la tasa de agua va en constante 

aumento hasta que toma un tasa fija que representa en la mayoría de los casos el 90% 

de los fluidos producidos. 

 

En el gráfico 4.7 y 4.8 se muestra la producción de crudo en el tiempo separada 

en dos secciones una desde 1991 hasta el año 2000 y la otra desde el 2001 hasta 2010, 

en ambas se muestran las campañas de perforación con el estado de los pozos. En la 

parte superior se encuentran los pozos perforados, en la inferior los inactivos y los 

abandonados en óvalos. 

 

 
 

Gráfico 4.7 Comportamiento de producción desde antes de 1991 hasta el año 
2000 (Petrodelta, S.A., 2011) 
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Gráfico 4.8 Comportamiento de producción desde 1991 hasta el año 2009. 
 

Se perforaron los pozos UM-03, UM-09 y UM-11 en la Arena Masiva con los 

que se inició la explotación de hidrocarburos del yacimiento, se observa el mayor 

aumento de producción después de la campaña de perforación de 1997 cuando se 

alcanzaron los casi 25MBPD de crudo, después ese aumento la tasa fue disminuyendo 

hasta estabilizarse entre los 5 y 8MBPD. Este gráfico de producción en combinación 

con los gráficos de presión puede comprobar que en la primera década de la vida 

productiva de este yacimiento se dio la caída de presión mayor debido a la puesta en 

producción de una gran cantidad de pozos, con el tiempo la presión se estabilizó en la 

segunda década ya que fue en esta etapa donde se llevó a cabo la inactivación y el 

abandono de muchos pozos pertenecientes a este yacimiento. 

 

El comportamiento de producción de gas y agua para el yacimiento se muestra 

en el Apéndice C. 
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4.2 DETERMINACIÓN DEL POES Y GOES USANDO PETREL® 

 

4.2.1 Modelo de cálculo volumétrico 

 

Los volúmenes de hidrocarburos originalmente en sitio se determinaron usando 

el modelo estático provisto por los ingenieros geólogos del departamento 

obteniéndose lo siguiente a través de PETREL: 

 

Tabla 4.6 Volúmenes iniciales de Hidrocarburos y tamaño de la capa de gas. 
Parámetro Valor 

POES (MMBN) 276,296 

GOES (MMPCN) 34.713 

m (Adimensional) 0,168 

 

El Yacimiento Oficina 39 (Arenas Masivas y Someras) posee 301,262 MMBN 

en POES y 110582MMPCN en GOES por lo que las  Arenas Masivas con los 

volúmenes reportados en la tabla 4.6 representan un 92% de las reservas de petróleo y 

un 32% de las reservas de gas, es decir que estas representan la mejor opción a 

explotar en función de los volúmenes de hidrocarburos con respecto al total de estos.  

 

4.3 ESTABLECIMIENTO DEL MECANISMO DE PRODUCCIÓN 

PREDOMINANTE EN EL YACIMIENTO 

 

4.3.1 Comportamiento de Presión 

 

Los datos de presión y factor de recobro se presentan en la tabla siguiente: 
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Tabla 4.7 Porcentaje de recobro y de presión original 
Presión 
(lpca) 

Acumulado de 
petróleo (MMBN) 

FR 
(%) % de Py 

1857=Py 0,00 0,00 100,00 
1850,5 0,43 0,16 99,64 
1844,0 1,03 0,37 99,29 
1837,0 1,81 0,66 98,92 
1831,0 2,83 1,03 98,59 
1818,0 5,53 2,00 97,89 
1805,0 11,20 4,06 97,19 
1803,5 15,93 5,77 97,11 
1802,0 18,75 6,79 97,03 
1800,5 21,07 7,63 96,95 
1799,0 24,35 8,81 96,87 
1797,5 26,95 9,75 96,79 
1796,0 28,44 10,29 96,71 
1794,5 30,28 10,96 96,63 
1793,0 33,29 12,05 96,55 
1791,5 35,66 12,91 96,47 
1790,0 37,37 13,53 96,39 
1788,5 38,98 14,11 96,31 
1787,0 40,83 14,78 96,23 

 

Al graficar estos datos se obtiene el gráfico 4.9. 

 

De acuerdo con las Curvas Tipo generadas por Setter y Thakur el mecanismo 

de producción que se ajusta más al comportamiento del yacimiento es el Empuje 

Hidráulico. Puede observarse que el comportamiento es mucho más plano que el 

comportamiento teórico del empuje hidráulico esto se debe a que el Acuífero presente 

en l yacimiento tiene gran actividad.  La presencia de este acuífero puede ratificarse 

al mirar el comportamiento de producción de agua en el apéndice C donde se da un 

aumento repentino de la producción de agua poco tiempo después del inicio de la 
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vida productiva del yacimiento y una estabilización de la misma a partir de ese 

aumento. 
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Gráfico 4.9 Mecanismo de producción de la Arena Masiva del yacimiento 
Oficina 39 del Campo Uracoa. 

 

4.3.2 Índices de empuje 

 

En vista de que el yacimiento presenta acuífero y capa de gas (observada en los 

registros de Porosidad y Neutrón) entonces se encuentra varios mecanismos de 

producción a la vez, en este caso se realizó el estudio de los índices de empuje 

siguiendo una serie de pasos para obtener lo siguiente: 

 

Ya que los valores de POES, GOES y tamaño de la capa de eran conocidos se 

calculó intrusión de agua para cada año con balance de materiales, resultando lo 

siguiente: 
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Tabla 4.8 Intrusión de agua por año de la Arena Masiva, yacimiento Oficina 39 
del Campo Uracoa 

Año Presión 
(lpca) 

We 
(MMBY) 

1991 1857 0,000 
1992 1851 0,319 
1993 1844 0,513 
1994 1837 1,119 
1995 1831 3,063 
1996 1818 7,213 
1997 1805 19,437 
1998 1804 39,126 
1999 1802 55,204 
2000 1801 68,822 
2001 1799 85,282 
2002 1798 101,719 
2003 1796 111,346 
2004 1795 123,918 
2005 1793 144,164 
2006 1792 164,709 
2007 1790 183,711 
2008 1789 201,703 
2009 1787 218,966 

 

Una vez que se tienen los volúmenes de intrusión de agua  se procedió a 

calcular los índices de empuje: 

 

Tabla 4.9 Índices de empuje de la Arena Masiva de Oficina 39, Campo Uracoa. 
 

Año Presión 
(lpca) IEA IES IEH IEE Total Índices 

1992 1851 0,36 0,38 0,25 0,02 1,0 
1993 1844 0,35 0,37 0,27 0,02 1,0 
1994 1837 0,28 0,29 0,42 0,02 1,0 

Tabla 4.9. Continuación 
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Año Presión 
(lpca) IEA IES IEH IEE Total 

Índices 
1995 1831 0,19 0,20 0,60 0,01 1,0 
1996 1818 0,14 0,15 0,71 0,01 1,0 
1997 1805 0,10 0,10 0,80 0,01 1,0 
1998 1804 0,06 0,07 0,87 0,00 1,0 
1999 1802 0,05 0,05 0,90 0,00 1,0 
2000 1801 0,05 0,05 0,91 0,00 1,0 
2001 1799 0,04 0,04 0,92 0,00 1,0 
2002 1798 0,04 0,04 0,93 0,00 1,0 
2003 1796 0,04 0,04 0,93 0,00 1,0 
2004 1795 0,03 0,03 0,94 0,00 1,0 
2005 1793 0,03 0,03 0,94 0,00 1,0 
2006 1792 0,03 0,03 0,95 0,00 1,0 
2007 1790 0,02 0,03 0,95 0,00 1,0 
2008 1789 0,02 0,02 0,96 0,00 1,0 
2009 1787 0,02 0,02 0,96 0,00 1,0 
 

Gráficamente se tiene: 

 
Gráfico 4.10 Diagrama de barras de los índices de empuje en el tiempo 
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Gráfico 4.11 Comportamiento de los índices de empuje en el tiempo 

 

De acuerdo con la tabla 4.9 en todos los intervalos de tiempo se cumple que  la 

sumatoria de los índices de empuje es igual 1 por lo que en base a estos cálculos se 

pueden  hacer conclusiones. Como se puede observar en los gráficos 4.10 y 4.11 el 

mecanismo de producción predominante en todo el tiempo de producción del 

yacimiento es el Empuje Hidráulico que aporta más del 80% de la energía para la 

producción de los hidrocarburos. Al inicio del período de producción se observa que 

el empuje por capa de gas posee el dominio como mecanismo de producción pero 

esto se debe principalmente a que el yacimiento no está estabilizado y es hasta el año 

1993 cuando empieza a manifestarse como mecanismo principal el empuje por 

acuífero activo. 

 

En base a estos resultados el comportamiento de presiones del gráfico 4.1 puede 

ser explicado de la siguiente manera: 

 

 Hasta el punto 1 los principales mecanismos de producción fueron Empuje 

hidráulico y capa de gas. 
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 Entre los puntos 1 y 2 el gas fue  mermando su efecto de empuje por causa de la 

producción de hidrocarburos, mientras que el acuífero activo presente fue 

estabilizando su aporte de energía para llegar a un 90% de la energía total para 

producir hidrocarburos. 

 Después del punto 2 el acuífero está estabilizado y la capa de gas casi extinta no 

ejerce mayor presión al yacimiento quedando el empuje hidráulico como 

mecanismo predominante. 

 

4.4 DETERMINACIÓN DE LAS RESERVAS DESARROLLADAS Y 

REMANENTES UTILIZANDO CURVAS DE DECLINACIÓN DE 

PRODUCCIÓN. 

 

4.4.1 Clasificación de los pozos de acuerdo a su estado 

 

Tabla 4.10 Clasificación de los pozos presentes en la Arena Masiva. 

Activos 
Inactivos con 

opción a 
reactivación 

Inactivos 
esperando por 

abandono 
Abandonados 

UM-09 UM-162 UM-102 UM-100 UM-03 
UM-103 UM-163 UM-110 UM-106 UM-104 
UM-11 UM-167 UM-136 UM-112:02 UM-105 
UM-114 UM-168 UM-139 UM-134 UM-111 
UM-141 UM-169 UM-14 UM-135 UM-112:01 
UM-144 UM-170 UM-152 UM-140 UM-13 
UM-147 UM-171 UM-154 UM-158 UM-137 
UM-148 UM-173 UM-22 UM-65 UM-19 
UM-151 UM-176 UM-66 UM-73 UM-25:01 
UM-153 UM-70 UM-75 UM-79:02 UM-25:02 
UM-156 UM-71:02 UM-77 UM-86 UM-71:01 
UM-157 UM-76 UM-78 UM-98 UM-74 
UM-159 UM-81 UM-80  UM-79:01 
UM-160 UM-97    
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Hay 28 pozos activos la gran mayoría pertenecientes a las últimas campañas de 

perforación, 13 pozos se encuentran inactivos con problemas menores mientras que 

12 se encuentran inactivos con problemas graves por lo que se espera abandono, 

además hay 13 pozos abandonados, es decir el 57% de los pozos de las Arena 

Masivas del yacimiento Oficina39 se encuentran inoperativos por lo que se hace 

necesaria la construcción de nuevos pozos para recuperar las reservas de estas arenas. 

 

4.4.2 Generación de las curvas de declinación 

 

Los 25 pozos inactivos y los 13 abandonados quedaron excluidos de esta parte 

del estudio, los 28 pozos  activos fueron el foco principal de la misma, a estos se le 

generaron curvas de declinación de producción con pronósticos desde el 01/01/2010 

hasta el 31/12/2025 o hasta que su tasa de petróleo decayera hasta a 25BPD, la curva 

de declinación del yacimiento se presenta en el Apéndice D. 

 

4.4.3 Estimación de reservas 

 

4.4.3.1 Reservas desarrolladas 

 

Las Reservas desarrolladas fueron calculadas usando la ecuación 3.21  para 

2009  y hasta el 2025 ya que esta es la fecha límite del convenio Operativo entre la 

empresa PETRODELTA, S.A. y la empresa matriz PDVSA, obteniéndose lo 

siguiente: 
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Tabla 4.11 Reservas desarrolladas y acumulados al 2009 y 2025. 
Parámetro Valor (MMBN) 

Acumulado de Petróleo al 2009 40,84 
Reservas Desarrolladas 10,87 

Acumulado de Petróleo al 2025 51,71 
Factor de recobro al 2025 (%) 18.72 

Al 31/12/2009 las reservas desarrolladas alcanzan un volumen de 10,87 MMBN 

lo que generaría una producción acumulada de 51,71 MMBN para el 31/12/2025 con 

un factor de recobro de 18,72%. 

 

4.4.3.2 Reservas Recuperables 

 

Con un factor de recobro oficial de 22,1% se calcularon las reservas 

recuperables obteniendo un volumen de 61.06 MMBN de petróleo que puede ser 

extraído del yacimiento. 

 

4.4.3.3 Reservas Remanentes 

 

Las reservas remanentes al 2025 en el yacimiento o también llamadas reservas 

no desarrolladas se calcularon por diferencia entre las reservas recuperables menos el 

acumulado y las reservas desarrolladas, obteniéndose un volumen de 9,35 MMBN 

que actualmente no poseen instalaciones para extraerlos, es decir un 3,3% del POES. 

 

Este volumen de reservas no desarrolladas en base a un estimado de producción 

de 1,2MMBN de petróleo por pozo (extraído como promedio del histórico de 

producción de los pozos), indica que se pueden agregar aproximadamente 9 nuevos 

pozos en la Arena Masiva del Yacimiento Oficina 39 con finalidad de producir los 

hidrocarburos presentes hasta alcanzar el máximo factor de recobro de este 

yacimiento que se encuentra en la etapa final de su vida productiva. 
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4.4.4 Factor de recobro en función de la viscosidad y el mecanismo de 

producción 

 

Al usar la figura 3.2 con 21cps de viscosidad el factor de recobro observado es 

de 35%, viéndose que el factor de recobro que se maneja oficialmente (22,1%) podría 

estar subestimado por lo que una reevaluación tendría que ser hecha. En base a un 

factor de recobro de 35% se tendría que  las reservas recuperables serían de 

96.70MMBN, las reservas remanentes par el año 2025 serían de 44.5MMB lo que se 

traduciría en la posibilidad de crear 35 nuevos pozos con un promedio de producción 

de 1.2MMBN de petróleo.  

 

4.5 IDENTIFICACIÓN DE ZONAS DE SATURACIÓN REMANENTE DE 

PETRÓLEO DONDE SE PUEDAN RECOMENDAR LOCALIZACIONES Y 

REACONDICIONAMIENTO DE POZOS PARA OPTIMIZAR EL FACTOR 

DE RECOBRO DEL YACIMIENTO 

 

4.5.1 Creación de Mapas de Burbuja 

 

Los mapas de burbujas generados se realizaron para la variable radio de drenaje 

y para cada una de las arenas que conforman a la Arena Masiva del Yacimiento 

Oficina 39. Los principales resultados se muestran a continuación: 

 

Tabla 4.12 Máximos Radios de Drenaje obtenidos en los mapas de Burbuja. 
        Arena 

Parámetro D E F 

Máx. Radio de Drenaje (pies) 654 553 519 
Número de Pozos 42 16 8 

Número de Pozos Activos 21 5 2 
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En función de la producción los radios de drenaje mayores se encontraron en la 

arena D donde hay la mayor cantidad de pozos (42) sobre la E que cuenta con 16 y la 

F con solo 8. Esta variación del radio de drenaje pudiera ser causada, además de la 

producción, por la diferencias en los espesores de las arenas estudiadas. 

 

Arena D  

 

Como se puede observar en la Figura 4.1 la Arena D tiene mayor cantidad de 

pozos puesto que las últimas campañas de perforación desde el año 2000 se han 

enfocado principalmente a esta arena que posee buena calidad de roca y se encuentra 

por encima del contacto agua-petróleo en casi todo el yacimiento. A pesar de la gran 

cantidad de pozos en esta arena aún existen zonas que pueden ser aprovechadas, las 

mismas se encuentran resaltadas en las envolventes de línea entrecortada. 

 

 
Figura 4.1. Zonas prospectivas de acuerdo a mapas de burbuja de la Arena D 
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Arena E  

 

La mayor cantidad de pozos se encuentra hacia el centro y el este, esta arena 

cuenta con 5 pozos activos, 7 pozos inactivos y 4 abandonados, las razones de 

inactividad o abandono fueron principalmente por arenamiento, alto gas y corrosión 

(figura 4.2). 

 

En la Arena E los posibles lugares de nuevas localizaciones se encuentran hacia 

Oeste donde según Caldera (2004) se encuentran los mejores espesores de Arena 

Neta Petrolífera al menos dos localizaciones pueden ser creadas en estas zonas. 

 

 
Figura 4.2. Zonas prospectivas de acuerdo a mapas de burbuja de la Arena E  
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Arena F 

 

De acuerdo con la Figura 4.3 la arena F cuenta con la menor cantidad de pozos, 

2 se encuentran activos, 5 inactivos y 1 abandonado para un total de 8 pozos. En la 

parte más alta de la estructura es decir, hacia el sur del mapa se pueden crear nuevas 

localizaciones que permitan aprovechar el contenido de hidrocarburos remanentes en 

esta arena que posee los mejores espesores pero que se encuentra parcialmente 

saturada de agua, hacia el norte del yacimiento se pueden observar zonas que 

únicamente con evaluación del mapa de burbuja serían prospectos pero que al 

comparar con la profundidad de los contactos, y estudios previos como el de Caldera 

(2004) pasan a estar descartadas puesto que se encontrarían saturadas de agua casi en 

su totalidad, esto puede verse también en el Apendice E. 

 

 
Figura 4.3. Zonas prospectivas de acuerdo a mapas de burbuja de la Arena F 
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4.5.2 Generación de Mapas de Saturación 

 

Los cálculos de FR, So, y Swi generales para el yacimiento arrojaron los 

resultados que se presentan a continuación: 

 

Tabla 4.13. Factor de recobro del campo en base a datos de producción. 
 

Fecha NP (MMBN) FR (%) 

1992 0,43 0,16 
1993 0,95 0,34 
1994 1,63 0,59 
1995 2,84 1,03 
1996 5,54 2,00 
1997 11,20 4,06 
1998 15,94 5,77 
1999 18,75 6,79 
2000 21,07 7,63 
2001 24,35 8,81 
2002 26,95 9,75 
2003 28,44 10,29 
2004 30,29 10,96 
2005 33,29 12,05 
2006 35,67 12,91 
2007 37,38 13,53 
2008 38,98 14,11 
2009 40,84 14,78 

 

De la ecuación de factor de recobro (Ec. 3.25) se obtuvieron los resultados 

mostrados en la tabla 4.13, usando la ecuación 3.27 y los valores de factor de recobro 
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obtenidos de los datos de producción  se determinaron los valores de saturación de 

petróleo en cada intervalo de producción resultando en lo siguiente: 

 

Tabla 4.14 Saturaciones de petróleo con Swi=22% 
Swi=0,22 

So (%) Sw (%) 
78,00 22,00 
77,73 22,27 
77,54 22,46 
77,20 22,80 
76,44 23,56 
74,84 25,16 
73,50 26,50 
72,71 27,29 
72,05 27,95 
71,13 28,87 
70,39 29,61 
69,97 30,03 
69,45 30,55 
68,60 31,40 
67,93 32,07 
67,45 32,55 
67,00 33,00 
66,47 33,53 

 

Se normalizaron los datos de producción para generar un gráfico de  RAP Vs. 

Np para el yacimiento obteniéndose la gráfica 4.12, para luego extrapolarla hasta el 

valor de acumulado de petróleo hasta el 2025 (51,71 MMBN) para estimar un valor 

de RAP para el campo a esa fecha obteniéndose la gráfica 4.13. 
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Gráfico 4.12. Relación Agua-Petróleo Vs. Acumulado de Petróleo 
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Gráfico 4.13. Relación Agua-petróleo Vs. Acumulado extrapolada hasta el año 

2025. 
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Con un RAP de 13,9 y una tasa de petróleo promedio obtenida del pronóstico 

de 1000BNPD  se estarían produciendo 14,09MBAPD, en vista de que la capacidad 

actual de los tanques de almacenamiento temporal de agua es de 24MBAPD se puede 

decir que hay capacidad para tratar estos volúmenes de agua al 2025. 

 

Luego al usar la ecuación de Darcy se obtuvieron las relaciones de 

Permeabilidad Relativa que se muestran tabulados a continuación: 

 

Tabla 4.15. Relación de permeabilidades Relativas en función de la RAP 
 

Año RAP Krw/Krow 
1992 0,001 0,00004 
1993 0,006 0,00024 
1994 0,030 0,00134 
1995 0,081 0,00355 
1996 0,260 0,01145 
1997 0,892 0,03925 
1998 1,652 0,07271 
1999 2,197 0,09666 
2000 2,694 0,11854 
2001 3,470 0,15269 
2002 4,144 0,18234 
2003 4,554 0,20039 
2004 5,083 0,22365 
2005 5,998 0,26394 
2006 6,768 0,29778 
2007 7,346 0,32322 
2008 7,905 0,34782 
2009 8,577 0,37737 

 

Cuando se graficaron los valores de Relación de Permeabilidad Relativa con los 

de Saturación de Agua se obtuvo: 
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Gráfico 4.14. Relación de Permeabilidad Relativa Vs. Saturación de Agua. 

 

El gráfico 4.14 representa la curva de RAP en función de la Saturación de 

Agua, tomada como curva característica para el comportamiento del yacimiento, los 

valores de RAP de los pozos se introducirán en esta curva para determinar la sw 

aproximada que deberían tener. 

 

4.5.2.1 Cálculos para cada pozo 

 

De modo similar al trabajo realizado para la Arena Masiva se procedió a hacer 

los cálculos para cada pozo del yacimiento. Con el gráfico de RAP Vs. Np (Ver 

Gráfico 4.15)  usando el Np pronosticado para el 2025 se determinó la RAP 

correspondiente y usando este valor se calculó la saturación de agua en base a la 

ecuación característica del yacimiento: 
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Gráfico 4.15. RAP Vs. Np para cada pozo 

 

Los resultados obtenidos se muestran en la tabla 4.16. la columna “fin” presenta 

el año en que los pozos activos quedan con una tasa de petróleo por debajo de la tasa 

de límite económica de acuerdo con las curvas de declinación. Los resultados de RAP 

al 2025 se promediaron y se obtuvo un valor de 16,27 con un caudal de petróleo de 

920 BNPD, por lo que la tasa de agua diaria sería de 15MBWPD.  

 

Es recomendable realizar un estudio adicional de las facilidades de manejo de 

agua e inyección de la misma en el yacimiento para determinar si puede o no dar 

manejo a estos volúmenes de agua presentados. 
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Tabla 4.16. Saturaciones de Petróleo y agua al 2009 y 2025 
Activos 2009 2025 

Pozo WOR Sw % Np 
MMBN So WOR Sw % Np 

MMBN So Fin 

UM-09 1,5 26,20 1,54 73,80 4,54 30,04 2,02 69,96  

UM-103 17,86 39,17 1,46 60,83 25,17 42,63 1,83 57,37  

UM-11 13,8 36,93 1,80 63,07 68,12 56,85 2,48 43,15  

UM-114 6,5 31,85 0,59 68,15 7,65 32,79 0,73 67,21 2018 

UM-141 7 32,27 1,10 67,73 8,54 33,47 1,54 66,53  

UM-144 4,3 29,80 0,25 70,20 5,77 31,21 0,29 68,79 2015 

UM-147 13 36,45 0,47 63,55 19,9 40,20 0,67 59,80 2021 

UM-148 6,1 31,51 0,39 68,49 9,6 34,24 0,65 65,76  

UM-151 2 26,99 0,37 73,01 2,45 27,62 0,71 72,38  

UM-153 6,4 31,77 0,33 68,23 6,77 32,08 0,48 67,92 2018 

UM-156 6,1 31,51 1,05 68,49 15,86 38,10 1,73 61,90  

UM-157 13,3 36,63 0,63 63,37 25,41 42,74 1,17 57,26  

UM-159 12,3 36,02 0,96 63,98 15,54 37,92 1,53 62,08  

UM-160 10,1 34,59 0,93 65,41 28,91 44,21 1,56 55,79  

UM-162 17,6 39,03 0,44 60,97 21,97 41,19 0,71 58,81 2024 

UM-167 5,2 30,69 0,19 69,31 5,78 31,22 0,43 68,78 2020 

UM-168 7,1 32,35 0,18 67,65 9,14 33,91 0,72 66,09  

UM-169 3,4 28,81 0,09 71,19 7,48 32,66 0,47 67,34  

UM-170 7 32,27 0,08 67,73 27,28 43,54 0,52 56,46  

UM-171 2,2 27,28 0,13 72,72 29,76 44,56 0,59 55,44  

UM-173 4 29,48 0,09 70,52 3,04 28,38 0,48 71,62  

UM-176 2,4 27,55 0,09 72,45 3,61 29,05 0,59 70,95  

UM-70 4,8 30,30 1,02 69,70 6,22 31,61 1,31 68,39  

UM-71:02 6,6 31,94 0,84 68,06 7,38 32,58 1,75 67,42  

UM-76 16,7 38,56 0,99 61,44 28,8 44,17 1,30 55,83  

UM-81 16,7 38,56 1,27 61,44 34,97 46,57 1,58 53,43  

UM-97 9 33,81 0,30 66,19 9,63 34,26 0,31 65,74 2010 

Promedio 8.25 33,26   16,27 38,33    
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4.5.3 Integración de la información de los mapas 

 

De acuerdo con los mapas las más bajas saturación se encuentran en la parte 

inferior de la estructura es decir hacia el norte, esto concuerda con la información 

obtenida de los mapas de fluidos (Apéndice E) donde la parte norte de la estructura se 

encuentra por debajo del contacto agua petróleo, sólo una pequeña parte del 

yacimiento en la zona sur presenta gas saturando el espacio poroso. La información 

obtenida con los mapas de saturación esta en congruencia con los mapas de fluidos. 

Los mapas de saturación para el año 2009 se presentan en el apéndice G. 

 

Al integrar los mapas de saturación con los mapas de burbuja se identificaron 

diferentes zonas que fueron evaluadas siguiendo el criterio de la Figura 3.2 

obteniéndose lo siguiente: 

 

 
Figura 4.4. Mapa de Saturación de la Arena D al 2025 señalando zonas a evaluar 
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Figura 4.5. Mapa de Saturación de la Arena E al 2025 señalando zonas a evaluar 

 

 

 
Figura 4.6. Mapa de Saturación de la Arena F al 2025 señalando zonas a evaluar 
De acuerdo con el criterio de la figura 4.10: 
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Figura 4.7. Decisión por zona al aplicar el criterio de la figura 3.3 
 

4.5.4 Análisis a detalle de las Zonas seleccionadas 

 

4.5.4.1 Zonas 1 y 3 

 

Estas zonas presentan condiciones similares por lo que su estudio puede hacerse 

en combinación. Con saturaciones de petróleo en un orden de 70%, el historial de los 

pozos vecinos a dichas zonas es el siguiente: 

 

UM-66 

 

Pozo productor de petróleo perforado direccionalmente en Mayo de 1997 hasta 

4588 pie (MD) en la Arena D con producción inicial de 1035 BFPD con 642BNPD y 

un 38 %AyS, este pozo se encuentra inactivo desde 2007 por problemas en el equipo 

de subsuelo y finalizó con producción de 153BNPD con un corte de agua de 67% con 

un acumulado de petróleo de 650MBN. 
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UM-71 

 

Para Julio de 1996 se perforó direccionalmente este pozo que inicialmente 

produjo 1072 BNPD con 1% AyS produjo por BES hasta el año 2003 cuando por 

problemas de Revestimiento dañado fue abandonado cerrando con una tasa de 

135BNPD con 89% AyS. Para esta fecha se le realizó reentrada creando el pozo UM-

71R que fue buen productor desde el principio y que actualmente se encuentra 

produciendo alrededor de los 400BNPD con un %AyS que se mantiene desde el 

principio en 85%. 

 

UM-153 

 

Pozo productor de petróleo perforado horizontalmente el 21 de Julio de 2004 

hasta 6793 Pie (MD) , con producción inicial de 577BNPD con 10% AyS completado 

con levantamiento artificial por gas y que luego de un cambio de método a BES 

produce actualmente 113BNPD con 87% AyS. Este pozo se encuentra activo 

produciendo de la arena D. 

 

UM-111 

 

Pozo direccional perforado el 21 de Octubre de 1998 hasta 7174 pie para 

producir de la Arena D, La prueba de producción inicial resulto en 463BNPD con 8% 

AyS para 2004 se presentaron problemas principalmente con un pez de difícil 

recuperación por lo que se decide abandonar la última prueba muestra 59BNPD con 

77%AyS. 

 

El Comportamiento de los pozos vecinos comprueba que la zona posee buenas 

condiciones y los principales problemas presentados por los pozos de esta área han 

sido de índole mecánica. 
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De acuerdo con las secciones estructural y estratigráfica (obtenidas del 

departamento de geología mostradas en el apéndice H) la arena D tiene buena 

continuidad lateral hacia esta parte del yacimiento además que a pesar de la falla se 

encuentra suficientemente elevado para no ver el contacto de agua en esta arena, 

entonces es factible construir nuevos pozos en estas zonas que contarían con las 

siguientes características: 

 

El espesor promedio de la arena petrolífera en D de esta Área es de 

aproximadamente 40 pies, observado en los Pozos: UM-13, UM-71, UM-71R, UM-

111 y UM-114; con una saturación de agua promedio de 31% obtenida del mapa; la 

permeabilidad obtenida por Timur es de 330mD. 

 

Las reservas para 1 pozo en esta área calculadas por método volumétrico son de 

3.16MMBN que a un factor de recobro de 22.1% Tiene unas reservas recuperables de 

699MBNP.  

 

El índice de productividad calculado con los tres métodos arrojaron los 

resultados siguientes: 

 

Tabla 4.17 Índices de productividad para las zonas 1 y 3 obtenido por tres 
métodos 

IP Método 
(BNPD/Lpca) Valor 

Borisov 3,16 

Giger/Reissi/Jourdan 2,99 

Joshi 3,16 

Promedio 3,10 

 

Con el IP de 3,10BNPD/Lpca y a un diferencial de presión de 250 Lpca se podría 

obtener una tasa de crudo promedio de 775BNPD, con una tasa declinación mensual 
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de 0.08025, y una tasa de fluido de 1000BFPD, se obtuvo un perfil de producción 

estimado en función de la información tomada de los pozos vecinos recuperando 

834MBN hasta el año 2025. 

 
Gráfico 4.16 Perfil de producción de la localización en la Zona 1 

 

Entonces haciendo un promedio entre las reservas calculadas volumétricamente y por 

declinación se puede hablar de un pozo que va a recuperar aproximadamente 

750MBNP hasta el 2025. 

 

4.5.4.2 Zona 2 

 

En esta zona se encuentra el pozo UM-141, pozo horizontal perforado a finales 

del año 2000 la profundidad de este pozo fue de 7283 Pie (MD) y produce de la 

Arena D, la prueba inicial de producción reportó una producción de 917BFPD con 

890BNPD y 3% AyS, recuperar este pozo y colocarlo a producir al menos por los 

450BNPD, para obtener una declinación como la que se observa en la figura 4.28, y 

-   

200  

400  

600  

800  

1.000  

1.200  

06-Jul-09 01-Apr-12 27-Dec-14 22-Sep-17 18-Jun-20 15-Mar-23 09-Dec-25 04-Sep-28 
Fecha 

Ta
sa

 d
e 

flu
id

os
 

BOPD BWPD 



101 

 

de ese modo recuperar al menos 1MMBN más que lo que puede recuperar el pozo en 

la condiciones en las que se encuentra, ya que de acuerdo con el pronóstico este pozo 

se encuentra en la última etapa productiva en estas condiciones. 
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CAMPO URACOA
PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN

POZO :   UM-141

Working Forecast  Parameters
Phase : Oil
Case Name : Raul Piamo
b : 1
Di : 0.0911887 A.e.
qi : 450 
ti : 12/31/2009
te : 12/31/2025
Final Rate : 172.717 
Cum. Prod. : 1098.4 bbl
Cum. Date : 02/28/2010
Reserves : 1542.28 bbl
Reserves Date : 12/31/2025
EUR : 2640.68 bbl
Forecast Ended By : Time
DB Forecast Date : 06/29/2010
Reserve Type : None

PETRODELTA

CAMPO URACOA
PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN

POZO :   UM-141

 
Gráfico 4.17. Declinación Armónica para el pozo UM-141 intervenido. 
 

4.5.4.3 Zona 4 

 

La zona 4 de acuerdo con los mapas de burbuja tiene zonas libres pero cuando 

se observa el mapa de saturación las saturaciones de petróleo son bajas en relación a 

las demás significando una zona menos prospectiva que el resto, razón por la cual se 

descarta su estudio. 

 

4.5.4.4 Zona 5 

 

Esta zona presenta saturación de petróleo en un orden de 65%, en vista de que 

se cuenta con varios pozos en esta zona se propone reacondicionar uno de los pozos 

que se encuentran inactivos catalogados en este estudio como “Inactivos con opción a 
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reactivación”. El Pozo UM-80 es candidato para esta acción puesto que se encuentra 

en la zona de mayor saturación y se encuentra arenado, por tanto se recomienda 

estudiar la posibilidad de agregar el intervalo de la arena D entre 4202 y 4232 Pies 

(TVDSS) . Calculando volumétricamente la adición de este intervalo podría generar 

la recuperación de 494MBN. 

 

4.5.4.5 Zona 6 

 

Esta zona presenta saturación de petróleo en un orden de 70%, el historial de 

los pozos vecinos a dicha localización es el siguiente: 

 

UM-100 

 

Pozo productor de petróleo perforado direccionalmente en Julio de 1997 hasta 

5181 pie (MD) en la Arena E con producción inicial de 759BNPD y un 5,9 %AyS, 

este pozo se encuentra inactivo desde 2003 por presentar problemas pez en el fondo 

que no puede ser solventado, este finalizó producción con 552BNPD con un corte de 

agua de 68%. 

 

UM-104 

 

Este pozo se encuentra actualmente abandonado por varias razones entre las 

que se encuentran arenamiento, alta corrosión y condición mecánica que imposibilita 

cualquier trabajo de reparación. Fue perforado inicialmente en Septiembre de 1997 de 

manera horizontal hasta los 6649 Pie (MD) de la Arena E y produjo inicialmente con 

una tasa de 3000BNPD que fue declinando constantemente hasta caer a 70BNPD con 

91% AyS cuando fue abandonado en 2002. 
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UM-167 

 

Perforado horizontalmente hasta 4227 Pie (MD) en la Arena E este pozo inició 

producción con 2364 BFPD con 2% AyS para una producción de petróleo de 

2316BNPD, se encuentra activo actualmente produciendo 1343 BFPD con 274BNPD 

y un %AyS de 79.  

 

Los pozos vecinos han tenido buen desempeño por lo que se hace factible la 

perforación de un pozo nuevo en esta zona. 

 

El espesor promedio de la arena E esta alrededor de los 50 pies, con una 

saturación de agua promedio de 30% obtenida del mapa; la permeabilidad obtenida 

por TIMUR es de 352mD. Las reservas para este pozo calculadas por método 

volumétrico son de 4MMBN que a un factor de recobro de 22.1% Tiene unas reservas 

recuperables de 887MBNP.  

 

Tabla 4.18. Índices de productividad obtenidos por tres métodos en la Zona 6 
IP Método 

(BNPD/Lpca) Valor 

Borisov 4.2 
Giger/Reissi/Jourdan 4.0 

Joshi 4.2 
Promedio 4.1 

 

Con el IP de 4.1BNPD/Lpca y a un diferencial de presión de 250 Lpca se podría 

obtener una tasa de crudo promedio de 1000BNPD, con una tasa declinación mensual 

de 0.0746, y una tasa de fluido de 1200BFPD, se obtuvo un perfil de producción 

estimado en función de la información tomada de los pozos vecinos Recuperando 

1.1MMBN hasta el año 2025. 
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Gráfico 4.18. Perfil de producción Localización en Zona 6 

 

Esto indica que se puede obtener un productor de petróleo que alcance un 

volumen promedio de 990MBN para el año 2025. 

 

4.5.4.6 Zona 7 

 

La zona 7 se encuentra ubicada cercana a la zona 6 por lo que se pueden tomar 

sus características de igual manera como se trabajó con las zonas 1 y 3. De modo que 

en esta zona se podría crear un productor de petróleo que alcance un volumen 

promedio de 990MBN para el año 2025. 

 

4.5.4.7 Zona 8 

 

La zona 8 posee buenas saturaciones de petróleo y hay varios pozos en la 

misma que en este momento se encuentran inactivos con opción a reactivación, estos 

son el UM-75 y el UM-152, la adición de intervalos en ambos pozos esta descartada 
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puesto que en los registros se observa que ya están en el tope de la Arena E, lo que 

indica que se le haga un servicio, se selecciona el UM-152 pues su ultima prueba de 

producción fue bastante reciente (Abril de 2009) con 2013BFPD y 355BNPD a un 

82% AyS, tiene problemas en el equipo de subsuelo desde el 19/05/2009 y está a la 

espera de reparaciones mayores de subsuelo. Para este pozo se calcularon los IP 

resultando en lo siguiente: 

 

Tabla 4.19. Índices de productividad obtenidos por tres métodos Zona 8 
IP Método 

(BNPD/Lpca) Valor 

Borisov 1.98 
Giger/Reissi/Jourdan 1.85 

Joshi 1.97 
Promedio 1.93 

 

Con este IP y un diferencial de 250 Lpca, se obtiene una tasa inicial para el 

pozo de 480BNPD. 
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Phase : Oil
Case Name : Raul Piamo
b : 1
Di : 0.145842 A.e.
qi : 480 
ti : 12/31/2009
te : 12/31/2025
Final Rate : 128.621 
Cum. Prod. : 812.283 bbl
Cum. Date : 05/31/2009
Reserves : 1352.21 bbl
Reserves Date : 12/31/2025
EUR : 2164.5 bbl
Forecast Ended By : Time
DB Forecast Date : 08/09/2010
Reserve Type : None

PETRODELTA

CAMPO URACOA
PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN

POZO :   UM-152

 
Gráfico 4.19. Curva de declinación después del servicio al pozo UM-152. 



106 

 

Se recomienda la reparación de este pozo que de acuerdo a la curva de 

declinación armónica de la figura 4.19 recuperará un volumen de 1,3MMBN hasta el 

2025. 

 

4.5.4.8 Zona 9 

 

Esta zona presenta saturación de petróleo en un orden de 75%, el historial de 

los pozos vecinos a dicha localización es el siguiente: 

 

UM-102 

 

Pozo Horizontal productor de petróleo, perforado en 1997 hasta los 6365 pie 

(MD) en la Arena F con producción inicial de 1206BNPD y un 5 %AyS, este pozo se 

encuentra inactivo desde finales de 2002 por presentar arenamiento y finalizó 

producción con 177BNPD con un corte de agua de 88%. 

 

UM-144 

 

Este pozo se encuentra activo actualmente fue perforado inicialmente en 30 de 

Septiembre de 2001 de manera direccional y produjo inicialmente con una tasa de 

836BFPD, con 752BNPD con %AyS de 10, la última prueba de producción arrojó 

una tasa de fluidos de 355BFPD con 146BNPD a un %AyS de 59. 

 

Características principales de la Zona: 

 

El espesor promedio de la arena F esta alrededor de los 65 pies, observado en 

los pozos que alcanzaron el grupo temblador. Con una saturación de agua Promedio 

de 27% obtenida del mapa de saturación; la permeabilidad obtenida por TIMUR es de 

435mD. 
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Las reservas para este pozo calculadas por método volumétrico son de 

5.4MMBN que a un factor de recobro de 22.1% Tiene unas reservas recuperables de 

1.2MMBNP.  

 

Tabla 4.20 Índices de productividad obtenido por tres métodos Zona 9 
IP Método 

(BNPD/Lpca) Valor 

Borisov 6.75 
Giger/Reissi/Jourdan 6.38 

Joshi 6.75 
Promedio 6.62 

 

Los valores altos de IP se deben principalmente al gran espesor de las arena F, 

con el promedio de 6.62BNPD/lpca y a un diferencial de presión de 250 Lpca se 

podría obtener una tasa de crudo promedio de 1600BNPD, con una tasa declinación 

mensual de 0.0891, y una tasa de fluido de 2000BFPD, se obtuvo un perfil de 

producción estimado en función de la información tomada de los pozos vecinos, 

recuperando 1.6MMBN hasta el año 2025. 

 
Gráfico 4.20. Perfil de producción Localización en Zona 9 
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Entonces se puede hablar de un pozo que va a recuperar en promedio un 

volumen de  1.4MMBN hasta el 2025. 

 

4.5.5 Aumento del Factor de Recobro 

 

En función de los nuevos volúmenes de hidrocarburo que se pueden obtener 

mediante la implementación de los planes propuestos en el presente estudio, se puede 

hablar de un volumen adicional de reservas recuperadas al 2025 de: 

 

Tabla 4.21. Acumulado por localizaciones y servicios propuestas 
 

Zona MMBN 
1 0,75 
2 1 
3 0.75 
4 Descartada 
5 0,494 
6 0,99 
7 0.99 
8 1.3 
9 1.4 

Recuperado al 2025 7.67 
 

De los 9.35MMBN de reservas no desarrolladas se estaría hablando de 

adicionar el 82% de las mismas mediante tres (3) reacondcionamientos y cinco (5) 

nuevos pozos horizontales. 

 

Aumentando de este modo el factor de Recobro al 2025 de 18.72% hasta 

21.49%, es decir en un 2.77% del petróleo que se puede recuperar del Yacimiento.  
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CONCLUSIONES 
 

La Arena Masiva del Yacimiento Oficina 39 del campo Uracoa tiene 

actualmente 28 pozos activos, 25 inactivos y 13 Abandonados. 

 

La prueba PVT del pozo UM-09 es consistente de acuerdo con las pruebas de 

densidad, balance de materiales, desigualdad y función Y. 

 

El POES de la Arena Masiva de Oficina 39 del campo Uracoa es de 

276,296MMBN y actualmente el factor de recobro es de 14,78%. 

 

El mecanismo de producción predominante en el yacimiento estudiado es el 

Empuje Hidráulico que actualmente aporta el 90% de la energía para producir los 

hidrocarburos. 

 

El factor de recobro debe ser reevaluado ya que de acuerdo con la viscosidad y 

el mecanismo de producción este está muy por encima de 22%. 

 

De los 25 pozos inactivos 13 tienen posibilidad de reactivación por 

reacondicionamiento permanente o servicios. 

 

Las reservas desarrolladas al 2009 son 10,87MMBN mientras que las no 

desarrolladas al año 2025están en el orden de 9,35MMBN. 

 

El método de obtención de los mapas de burbuja y saturación tiene mayorores 

aplicaciones en campos maduros ya que este amerita suficiente historia de 

producción. 
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La metodología de este análisis convencional es aplicable para determinar 

zonas de hidrocarburos no drenadas en campos maduros con acuífero activo, cuando 

no se dispone de simulación matemática. 

 

En la Arena D hay 5 zonas que se estudiaron de las cuales 1 se descartó por las 

saturaciones presentes y las otras cuatro representan oportunidades de desarrollo de 

3MMBN de reservas remanentes hasta el 2025. 

 

La Arena E presenta tres zonas que podrían recuperar al 2025 un total de 

3,28MMBN. 

 

La Arena F presenta 1 zona que por su gran espesor podría aportar 1,4MMBN 

hasta el 2025. 

 

De implementarse las propuestas de reacondicionamiento y nuevas 

localizaciones se podrían obtener 7,67MMBN adicionales que aumentarían el recobro 

de 18,72% a 21,49% para el año 2025. 



 

111 

 

RECOMENDACIONES 
 

A los departamentos de producción, perforación e infraestructura revisar el 

estado actual de los pozos inactivos para así determinar con exactitud qué 

posibilidades existen para recuperarlos y ponerlos a producción. 

 

Es recomendable solicitar una reevaluación del libro oficial de reservas a fin de 

obtener resultados certeros de factor de recobro y reservas recuperables. 

 

Se recomienda aplicar este estudio a los demás yacimientos del campo y luego 

una evaluación con simulación numérica para corroborar los resultados. 

 

Hacer del conocimiento al resto de los departamentos de Petrodelta, S.A. acerca 

de este estudio de manera que se programen los pozos nuevos y servicios propuestos. 
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Tabla A.1. Pozos pertenecientes a la Arena Masiva del Yacimiento Oficina 39 

 

POZO TIPO FUNCIÓN FLUIDO Arena ESTADO 

UM-03 VERTICAL PRODUCTOR CRUDO D ABANDONADO 

UM-09 VERTICAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-11 VERTICAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-13 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D ABANDONADO 

UM-14 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-19 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO E ABANDONADO 

UM-22 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-25 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ABANDONADO 

UM-25R HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ABANDONADO 

UM-65 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO F INACTIVO 

UM-66 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-70 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO E ACTIVO 

UM-71R HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-71 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO E ABANDONADO 

UM-73 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E INACTIVO 

UM-74 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ABANDONADO 

UM-75 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO E INACTIVO 

UM-76 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-77 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-78 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E INACTIVO 

UM-79 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E ABANDONADO 

UM-79R HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E INACTIVO 

UM-80 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-81 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO F ACTIVO 

UM-86 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO F INACTIVO 

UM-97 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-98 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E INACTIVO 

UM-100 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO E INACTIVO 

UM-102 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO F INACTIVO 

UM-103 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E ACTIVO 

UM-104 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E ABANDONADO 

UM-105 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ABANDONADO 
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 POZO TIPO FUNCIÓN FLUIDO Arena ESTADO 

UM-106 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-110 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-111 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D ABANDONADO 

UM-112 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO F ABANDONADO 

UM-114 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-112R DIRECCIONAL INYECTOR GAS D INACTIVO 

UM-134 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-135 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-136 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO F INACTIVO 

UM-137 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D ABANDONADO 

UM-139 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO F INACTIVO 

UM-140 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-141 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-144 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO F ACTIVO 

UM-147 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-148 DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-151 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E ACTIVO 

UM-152 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E INACTIVO 

UM-153 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-154 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-156 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-157 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-158 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D INACTIVO 

UM-159 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-160 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-162 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-163 DIRECCIONAL PRODUCTOR GAS D ACTIVO 

UM-167 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E ACTIVO 

UM-168 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO E ACTIVO 

UM-169 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-170 ST DIRECCIONAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-171 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-173 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 

UM-176 HORIZONTAL PRODUCTOR CRUDO D ACTIVO 
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INFORME DE PRUEBA PVT REALIZADA AL POZO UM-09 

 (PÁGINAS 9-25) 
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COMPORTAMIENTO DE PRODUCCIÓN DE LA ARENA MASIVA DEL 

YACIMIENTO OFICINA 39 DEL CAMPO URACOA. 
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PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN DE LA ARENA MASIVA DEL YACIMIENTO 

OFICINA 39 DEL CAMPO URACOA 
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MAPAS DE FLUIDOS CON LOS CONTACTOS INTERPRETADOS A PARTIR 

DE LOS REGISTROS ELÉCTRICOS 
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Figura E.1. Contactos Originales al tope de la Arena D 

 

 
Figura E.2. Contactos Originales al tope de la Arena E 
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Figura E.3. Contactos Originales al tope de la Arena F 

 

 

 

 

 

 

 
Figura E.4. Contactos Actuales al tope de la Arena D 
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Figura E.5. Contactos Actuales al tope de la Arena E 

 

 

 

 

 

 
Figura E.6. Contactos Actuales al tope de la Arena F
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ECUACIONES PARA EL CÁLCULO DE ÍNDICE DE PRODUCTIVIDAD 



144 

 

 

 



145 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

MAPAS DE SATURACIÓN PARA EL AÑO 2009 DE LAS ARENAS MASIVAS 

DEL YACIMIENTO OFICINA 39 
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Figura G.1. Mapa de saturación de la Arena D al 2009 

 

 
Figura G.2. Mapa de Saturación de la Arena E al 2009 
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Figura G.3. Mapa de Saturación de la Arena F al 2009 
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SECCIONES ESTRUCTURALES Y ESTRATIGRÁFICAS DE LOS POZOS DE 

LAS ARENAS MASIVAS DEL YACIMIENTO OFICINA 39
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