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RESUMEN 
 

El presente trabajo de investigación está enmarcado en el análisis del comportamiento 

dinámico de la presión en las Macollas IC y VD de la Arena C2, Yacimiento Oficina 

Inferior SDZ-2X-A2, Área Junín, Campo Zuata Principal, operada por la Empresa 

Mixta Petrocedeño, mediante la metodología de balance de materiales con el uso de 

la herramienta MBAL a fin de cuantificar el POES y GOES y la predicción de la 

producción de petróleo hasta la presión de abandono, el factor de recobro y las 

reservas primarias a recuperar por depleción volumétrica. Además de calcular el 

POES por balance de materiales se calculó a través del método volumétrico con el 

objetivo de realizar una comparación entre ambos métodos.  

Los resultados obtenidos del POES, mediante balance de materiales para la 

Macolla IC fue 68,6 MMBN y para la Macolla VD 81,3 MMBN, y los resultados 

obtenidos por el método volumétrico fueron, para la Macolla IC de 69,3 MMBN y 

para la Macolla VD 325,7MMBN, existiendo una diferencia de 1,08 y 75% 

respectivamente, además se determinó el factor de recobro siendo 6,6 % para la 

Macolla IC y 5,7 % para la Macolla VD. La diferencia del 75% en los resultados del 

POES obtenidos por ambos métodos en la Macolla VD, se debe a que su área 

asignada de 2.688,5 Acres (10,88 Km2), esta sobreestimada lo que se infiere que el 

área asociada a la Macolla es menor a la delimitada para la misma, según el POES 

calculado por balance de materiales. 

Aunado a esto el mecanismo de producción predominante es el 

desplazamiento por gas en solución definiendo el área de estudio como un yacimiento 

con empuje por gas en solución, sin capa de gas y sin desplazamiento hidráulico, 

siendo las curvas de declinación exponencial la que rige el comportamiento de la 

producción. 
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INTRODUCCIÓN 
 

Petróleos de Venezuela S.A. (PDVSA) es la Empresa más grande de Venezuela en 

cuanto a la explotación del recurso natural no renovable (petróleo) se refiere, está 

integrada por numerosas Empresas Mixtas que están siendo lideradas por la 

Corporación Venezolana de Petróleos (CVP), que es una Empresa filial de PDVSA, 

que busca maximizar el valor de los hidrocarburos para el Estado venezolano en 

función del bienestar colectivo, lo que constituye el brazo ejecutor de PDVSA para 

apalancar el desarrollo económico, endógeno y social de Venezuela. Son entonces las 

Empresas Mixtas las encargadas de llevar a cabo el proyecto de mayor interés 

hidrocarburífero en la actualidad, conocido como la Faja Petrolífera del Orinoco 

(FPO).  

La FPO tiene una extensión de 55.314 Km2 de los cuales 11.593 Km2 están 

siendo explotados. Está conformada por cuatro grandes Áreas: Carabobo con 

Reservas estimadas en 227 MMMBN, Boyacá con 489 MMMBN, Junín con 557 

MMMBN y Ayacucho con 87 MMMBN; para un total de 1,36 billones de Barriles 

Normales de petróleo. Para cuantificar y certificar estas reservas se deberán realizar 

los Estudios Integrados que fomente la unificación de todos los modelos que 

constituyen los yacimientos, por tanto a través del modelaje dinámico se logrará 

reducir incertidumbre en la estimación de los volúmenes de hidrocarburos, que 

permitan tomar decisiones acertadas para maximizar el factor de recobro en los 

yacimientos. Entre los métodos aceptados para estimar las reservas se encuentran el 

balance de materiales ó modelo dinámico, las curvas de declinación de producción y 

el método volumétrico. 

El presente estudio tiene por objeto realizar una caracterización dinámica de la 

Arena C2, Yacimiento SDZ-2X-A2, en las Macollas IC y VD, Área Junín, Campo 

Zuata Principal de La FPO, operada por la Empresa Mixta Petrocedeño, a fin de 

estimar los Volúmenes de Petróleo y Gas inicial en sitio en estas Macollas y la 

xx 
 



 

predicción que permita estimar las reservas a recuperar. La caracterización dinámica 

viene dado por el empleo de los datos dinámicos: historia de producción, presión y 

los estudios PVT que serán analizados mediante la metodología de balance de 

materiales.  
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PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
 

Petróleos de Venezuela S.A (PDVSA) es el ente de mayor importancia en Venezuela 

en cuanto al manejo de los recursos energéticos se refiere, tiene la responsabilidad de 

resguardar y fomentar el patrimonio de todos los venezolanos e invertirlo en bienestar 

y desarrollo social. Para estos fines PDVSA se involucra en la tarea de cuantificar y 

certificar  reservas para su posterior explotación. Cabe destacar que la mayoría de los 

yacimientos de petróleo liviano, mediano, pesado y extrapesado están ubicados en la 

Cuenca Oriental del país, encontrándose los mayores volúmenes de hidrocarburos 

extrapesados entrampados en el área de la FPO, que posiciona a nuestro país a nivel 

mundial como el primero con mayores reservas de petróleo. La FPO se extiende a lo 

largo de la ribera Norte del río Orinoco, ocupando una extensión de 55.314 Km2 de 

los cuales 11.593 Km2 se encuentran en explotación, lo que representa 

aproximadamente un 21% de su extensión. Se encuentra dividida en cuatro grandes 

Áreas conocidas como: Boyacá (6 Bloques), Junín (10 Bloques), Ayacucho (7 

Bloques) y Carabobo (4 Bloques), para un total de 27 Bloques. La FPO contiene un 

POES de 1.360 MMMBN de crudo extrapesado, distribuidos como sigue: Boyacá: 

489 MMMBN, Junín: 557 MMMBN, Ayacucho: 87 MMMBN, Carabobo: 227 

MMMBN, de las cuales se cuantificó como reservas probadas 296,5 MMMBN, 

aunque 75% de ellas corresponden a un petróleo extrapesado de 8,6 °API.  

De acuerdo con estas estimaciones  la FPO coloca a nuestro país como la nación 

con las reservas probadas de hidrocarburos líquidos más grande del planeta. 

Este estudio está referido a la Arena C2 del Yacimiento Oficina Inferior SDZ-2X-

A2, ubicado en el Campo Zuata Principal del Área Junín de la Unidad de Explotación 

Zuata 2 (Operadora Petrocedeño, S.A.). La Arena C2 es una arena no consolidada de 

origen deltáico, cuya edad data del Mioceno Inferior y está conformada por tres lentes 

arenosos: superior, medio e inferior intercalados por lutitas. Estas arenas fueron 

sedimentadas al comienzo de una invasión marina, durante la cual se sedimentó la 

 
 



23 

Formación Oficina. Esa secuencia arenosa basal descansa en contacto discordante 

sobre el Cretáceo y sobre las rocas ígneas y metamórficas del Macizo Guayanés, por 

tal motivo la Arena C2 es caracterizada como una arena de alta complejidad 

geológica, por poseer discontinuidades estratigráficas, es decir, areniscas intercaladas 

con limolitas, consideradas como barreras o sellos que perturban el desplazamiento 

del crudo.  

El fluido contenido en la Arena C2 es un crudo extrapesado de 8,6 °API lo que ha 

requerido implementar el uso de tecnología avanzada como el Bombeo de Cavidad 

Progresiva (BCP), pozos horizontales, multilaterales, inyección de diluente y la 

perforación de gran cantidad de pozos estratigráficos, entre otros, con el objetivo de 

lograr visualizar y atravesar los canales de deposición sedimentario de interés y por 

ende aprovechar el mayor volumen de hidrocarburo contenido en éstos. 

El propósito de este estudio es caracterizar dinámicamente la Arena C2 del 

Yacimiento Oficina Inferior SDZ-2X-A2, en las Macollas IC y VD, a fin de 

cuantificar el Petróleo y Gas Original in Situ (POES) y (GOES); predecir el volumen 

de petróleo a extraer a la presión de abandono (Pab), determinar el factor de recobro 

(% FR) y calcular las reservas primarias a recuperar en el área asociada a cada 

Macolla. 

Para lograr este objetivo se requerirá recopilar y validar el comportamiento 

histórico de producción, presiones de fondo fluyente de pozo (Pwf), presiones 

estáticas de yacimiento (Pe), construir el modelo de presión y validar la 

representatividad y consistencia del PVT de los pozos completados en la Arena C2 

por Macolla. Los cálculos se realizarán con la metodología de balance de materiales 

para Yacimientos de Petróleo Negro y se usará el programa computacional MBAL de 

Petroleum Experts Limited. Los resultados de POES y GOES obtenidos en cada 

Macolla serán comparados con los obtenidos a través del cálculo volumétrico. 
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OBJETIVOS  
 

Objetivo General. 

Evaluar Dinámicamente la Arena C2 del Yacimiento Oficina Inferior SDZ-2X-

A2, Campo Zuata Principal, Área Junín, Macollas IC y VD de la Empresa Mixta 

Petrocedeño de PDVSA- TOTAL- STATOIL.  

 
Objetivos Específicos. 

1. Validar la historia de producción, presión y PVT en las Macollas IC y VD de la 

Arena C2. 

2. Construir el modelo de presión que gobierna la Arena C2 en las Macollas IC y VD, 

mediante el método de mínimos cuadrados. 

3. Caracterizar los tipos de fluidos presentes en la Arena C2 a partir de los PVT 

disponibles. 

4. Estimar los volúmenes de hidrocarburos originales en sitio a través del método 

volumétrico. 

5. Estimar volúmenes de hidrocarburos originales en sitio, reservas y factor de 

recobro mediante balance de materiales. 

6. Pronosticar el comportamiento futuro de la producción en las Macollas IC y VD de 

la Arena C2, a través del programa MBAL.  

 

 

 
 



 

CAPÍTULO I 

DESCRIPCIÓN DEL ÁREA DE ESTUDIO 
 

1.1 Antecedentes. 

Dusseault, M, presentó un artículo a la Sociedad de Petróleo Canadiense 

Internacional, donde expone una comparación entre los crudos de Venezuela y de 

Canadá, explicando de manera detallada todos los aspectos dinámicos y estáticos que 

intervienen en la vida productiva de un yacimiento de petróleo extrapesado, además 

de establecer los criterios comparativos de todas las características de estos 

yacimientos. [1] 

Curtis, C, preparó en conjunto con un grupo de investigadores, un artículo donde 

expresan los parámetros más importantes que intervienen en los yacimientos de 

petróleo extrapesado en todos los países productores de petróleo, figurando el Campo 

Petrozuata de PDVSA. Estos establecen las características generales de los 

yacimientos de petróleos extrapesado y las innovadoras tecnologías empleadas en 

estos yacimientos. [2]

Manik, T, realizó un estudio donde ubica geográficamente la FPO y las cuantiosas 

Reservas presentes en las diferentes Áreas (Junín, Carabobo, Ayacucho y Boyacá), 

ubicando a Venezuela dentro de los países con los mayores volúmenes de 

hidrocarburos líquidos.[3] 

 

Tovar, F, caracterizó dinámicamente el Yacimiento JMN 110, Árena San Juan A del 

Campo San Joaquín, Área Mayor de Anaco, mediante el simulador MBAL, estimando 

los Volúmenes de Hidrocarburos Originales en Sitio y Reservas asociadas al mismo, 

además de realizar un plan de explotación. Concluyendo que el Yacimiento JMN 110 

cuenta con un Gas Condensado Original en Sitio de 237 MMMPCN, un Gas de 
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Separador Originalmente en Sitio (GOES) de 234 MMMPCN un Condensado 

Original en Sitio (COES) de 4,34 MMBN. Recomendó poner en práctica el esquema 

de explotación planteado. [4]

 
Sincor, presentó un documento donde exponen los aspectos de monitoreo en el 

Campo Zuata Principal, refiriéndose a todos los parámetros considerados para la 

explotación de los yacimiento del Área Junín. Este documento proporciona 

información acerca de parámetros como son el funcionamiento de la Bomba de 

Cavidad Progresiva (BCP), Bombas Electrosumergibles (BES), Inyección de 

diluente, Presiones de fondo fluyente, tasas de crudo, gas y agua medidas en tiempo 

real, entre otros, lo que permitirá conocer cuáles son las metodologías de trabajo de 

esta área. [5]  
 
1.2 Ubicación del Área en Estudio. 

La Arena C2 objeto de este estudio pertenece al Yacimiento Oficina Inferior SDZ-

2X-A2, ubicada en el Área Junín del Campo Zuata Principal de La FPO. Se dispuso 

estudiar dos Macollas IC y VD que contiene 5 y 12 Pozos respectivamente. A su vez 

la Arena C2 está conformada por tres lentes arenosos: Inferior, Medio y Superior, que 

fueron sedimentadas al comienzo de una invasión marina en el Mioceno Inferior, 

durante la cual se sedimentó la Formación Oficina que forma parte de la Cuenca 

Oriental de Venezuela. 

La Arena C2, corresponde a un sistema deltaico, dominado por ríos, que 

contiene canales distributarios con orientación preferencial SO-NE y barras de 

desembocadura dispuestas perpendicularmente a los canales. La distribución de estos 

cuerpos es heterogénea, con presencia de carbones, arenas delgadas y heterolíticas, 

canales rellenos de arcillas, y canales completamente arenosos (Figura 1.1). 
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       Figura 1.1 Descripción de la Arena C2 y Ambiente de Depositación. [6]

El carácter heterogéneo de la Arena C2, implica un modelo geológico 

complejo y por tanto requiere de mayor información estratigráfica que permita 

reducir la incertidumbre acerca de la continuidad lateral de los cuerpos lo que 

beneficiará la geo-navegación de los pozos perforados. 

1.3 Cuenca Oriental de Venezuela. 

La Cuenca Oriental de Venezuela es una depresión topográfica y estructural con área 

total de 160.000 Km2, con 800 Km de longitud Oeste-Este y 200 Km de ancho de 

Norte a Sur, abarcando los estados Guárico, Anzoátegui, Monagas y Delta Amacuro, 

hasta la Plataforma Deltana y el Sur de Trinidad. 

Está limitada al Norte por la Serranía Septentrional Central y Oriental; al Sur 

por el curso del río Orinoco, desde la desembocadura del río Arauca hasta Boca 

Grande, bordeando el Cratón de Guayana; al Este por debajo del Golfo de Paria hasta 

 
 



                                  28

la parte Sur de la Cordillera Septentrional de la Isla de Trinidad y se hunde en el 

Atlántico al Este de la costa del Delta del Orinoco; al Oeste, limita con el 

levantamiento de El Baúl y su conexión con el Cratón de Guayana, que sigue 

aproximadamente el curso de los ríos Portuguesa y Pao. Topográficamente se 

caracteriza por extensas llanuras y un área de Mesas ubicadas en los Estados 

Anzoátegui y Monagas. La Cuenca Oriental se subdivide en las Subcuencas de 

Guárico, Maturín y Paria.  

El proceso de sedimentación de la Cuenca Oriental de Venezuela se sitúa 

desde el Devono-Carbonífero (González de Juana et al. 1980), hace unos 350 

millones de años, y responde a diferentes períodos sedimentarios: el primero 

corresponde al Paleozoico medio tardío, el segundo comienza en el Cretácico medio y 

se hace regresivo hasta el Terciario temprano, y el tercero se desarrolló durante el 

Terciario tardío y fue definitivo para la configuración de la Cuenca Petrolífera en su 

estado actual. [7]  

En ella está localizada la FPO de inmenso potencial de hidrocarburos y gran 

significado para el desarrollo futuro de la Industria Petrolera Nacional y para la 

economía del país en conjunto (Figura 1.2). 

 
1.4 Sub-Cuencas de la Cuenca Oriental de Venezuela. 

A lo largo de toda la extensión de la Cuenca Oriental de Venezuela se pueden 

diferenciar dos zonas con características tectónicas y estratigráficas distintas bien 

definidas, esas zonas son la Sub-cuenca de Guárico y la Sub-cuenca de Maturín 

(Figura 1.3). 
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             Figura 1.2 Mapa de las Cuencas Petrolíferas de Venezuela. [8] 

 
1.4.1 Sub-Cuenca de Guárico. 

Esta subdivisión de la Cuenca Oriental comprende los Campos del Estado Guárico y 

parte del Norte del Estado Anzoátegui. El flanco Norte de la Sub-Cuenca se 

encuentra asociado con el frente de deformación donde se ubica el sistema de fallas 

de Guárico, el cual sobrecarga las rocas cretácicas y terciarias produciendo un marco 

tectónico. Hacia el Sur la estructura es más sencilla, con un acuñamiento de las 

secuencias cretácicas y terciarias. Las principales trampas presentes en esta Sub-

Cuenca son de tipo estructural y estratigráfico. 

 
1.4.2 Sub-cuenca de Maturín. 

Es la principal unidad petrolífera de la Cuenca Oriental de Venezuela. Podría 

afirmarse que la deformación estructural y los acuñamientos de las unidades 

estratigráficas hacia el Sur presentan dos dominios operacionales: uno al Norte del 

Corrimiento de Pirital y otro al Sur. La estratigrafía de la Serranía del Interior 

Oriental representa una buena parte de la sedimentación de la Sub-Cuenca de Maturín 
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en el Flanco Norte, siendo una espesa y compleja secuencia sedimentaria que abarca 

desde el Cretácico Inferior hasta el Pleistoceno. Mientras que el Flanco Sur, presenta 

una estratigrafía más sencilla, presentándose en su parte inferior, como representante 

del Cretácico y un Terciario suprayacente de edad fundamentalmente Oligoceno-

Pleistoceno, en el que se alternaban ambientes fluvio-deltaicos y marinos someros, 

hasta su relleno final de ambientes continentales. 

 

 

 

 

 

 

 

   Figura 1.3 Sub-Cuencas de la Cuenca Oriental de Venezuela. [9]

1.5 Faja Petrolífera del Orinoco. 

La Faja Petrolífera del Orinoco, es un extenso Campo petrolero de Venezuela, 

ubicado en la margen izquierdo del río Orinoco, que tiene aproximadamente 650 Km. 

de Este a Oeste y unos 70 Km de Norte a Sur, para un área total de 55.314 Km². Este 

territorio comprende parte de los Estados Guárico, Anzoátegui, Monagas, Delta 

Amacuro y Sucre. Las acumulaciones de hidrocarburos van desde el Sureste de la 

Ciudad de Calabozo, en Guárico, hasta la desembocadura del río Orinoco en el 

Océano Atlántico. [10]
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La porción de la FPO explotada en estos momentos está conformada por 

cuatro grandes Áreas: Carabobo con Reservas estimadas en 227 MMMBN, Ayacucho 

con 87 MMMBN, Junín con 557 MMMBN y Boyacá con 489 MMMBN; para un 

total de 1,36 billones de Barriles Normales, divididos en 27 bloques, teniendo un 

potencial aún mayor de producción si se explorase en su totalidad y confirmase todas 

las investigaciones recientes hechas sobre esta zona de importancia en la producción 

petrolífera actual y futura (Figura. 1.4). [11]   

Figura 1.4 La Faja del Orinoco y sus Cuatro Áreas Estratégicas. [12]

1.5.1 Área Junín. 

La acumulación de Junín yace en las arenas basales no consolidadas de la Formación 

Oficina y es la de mayor extensión de las cuatro acumulaciones de primer orden de la 

FPO. Desde el punto de vista de la calidad de los sedimentos que contiene la 

acumulación del Área Junín, se definen cuatro sectores: un área prioritaria (Área de 

San Diego), cuyas acumulaciones son altamente prolíficas y pertenecen a la sección 

basal de la Formación Oficina (Mioceno inferior); un conjunto de lentes de carácter 

marginal que constituyen en gran parte las acumulaciones de segundo orden; el sector 

occidental denominado sector de Guárico, que contiene petróleo extrapesado en 

arenas arcillosas, intercaladas con niveles de acuíferos y finalmente el Cretáceo, el 
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cual aporta un mínimo volumen en el cómputo de Reservas. En la Figura 1.5 se 

muestra el registro tipo del Yacimiento Oficina Inferior SDZ-2X-A2, señalándose la 

Arena C2. 

 

Figura 1.5  Registro Tipo del Yacimiento Oficina Inferior SDZ-2X-A2, 
señalando la Arena de interés. 
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Los pozos que se encuentran en el Área Junín, Campo Zuata Principal, 

perteneciente a La FPO en la Cuenca Oriental de Venezuela, asociados a la Empresa 

Mixta Petrocedeño S.A (Figura 1.6), son pozos con una configuración horizontal y 

en Macollas tipo estrellas con unos 29° aproximadamente entre pozos. El Área Junín 

se caracteriza por poseer formaciones poco consolidadas con espesores de 5.000 pies 

o menos y se trata de formaciones de arena con intercalaciones de lutitas que en 

muchos casos evita el desplazamiento del crudo que tienen una Gravedad °API de 8,6 

aproximadamente.  

 

PETROCEDEÑO

 
Figura. 1.6 Ubicación relativa del Área Junín perteneciente al Campo Zuata 

Principal de la Faja Petrolífera del Orinoco, Operadora Petrocedeño. 
 

1.5.2 Área Carabobo. 

Debido al avanzado estado de desarrollo de los Campos del Sur de Monagas existe 

una infraestructura cuya capacidad puede ser ampliada para manejar volúmenes 

adicionales de crudos. Ello incentivó el desarrollo de la acumulación de Cerro Negro, 

ubicada a corta distancia del Campo Jobo-Morichal y desde el punto de vista de la 

geología de producción e Ingeniería de Yacimientos, la gigantesca acumulación de 

Cerro Negro puede considerarse como parte de las acumulaciones del Área Sur de 

Monagas. 
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Cerro Negro es una de las tres acumulaciones de primer orden de la FPO. Se 

subdivide en tres miembros formacionales, que son: Morichal, Jobo y Pilón. Al igual 

que el resto del área, el recipiente principal es el complejo de arenas deltaicas del 

miembro Morichal. 

Los crudos de Cerro Negro tienen gravedad promedio de 9 °API, son de base 

nafténicas y poseen un alto contenido de azufre y metales. La acumulación se ubica 

entre las profundidades de 1.100 a 1.500 metros y el crudo tiene un promedio de 

viscosidades de 2.000 cPs para el miembro Morichal a una Temperatura promedio de 

yacimiento de 210 °F.   

 
1.5.3 Área Ayacucho 

Contiene una de las acumulaciones de primer orden, que es la del Pao. El recipiente 

es el miembro basal arenoso de la Formación Oficina. En el Borde Septentrional del 

Área de Ayacucho  existen acumulaciones que por su tipo de entrampamiento, su 

menor volumen (comparado con el de las cuatro acumulaciones mayores) y por las 

gravedades de sus crudos, se asemejan a las del Área Mayor de Oficina (Hamaca 

Norte). El desarrollo de estas acumulaciones se realiza como parte integral de esta 

área, descrita anteriormente. 

  
1.5.4 Área Boyacá. 

Conformada por 6 Bloques, ubicados al extremo Oeste de la FPO y contienen varios 

rangos de gravedad, sin embargo; un amplio intervalo cubre desde 5 hasta 20 °API y  

el hidrocarburo está caracterizado por su alto contenido de azufre y metales, además 

de valores isotópicos del carbono, en este sentido se supone que el crudo de la FPO 

está relacionada con materia orgánica de ambiente marino. [13] 

 
 



 

 

CAPÍTULO II 

FUNDAMENTOS TEÓRICOS 
 

2.1 Modelos que Caracterizan los Yacimientos. 

Para caracterizar un yacimiento es necesario realizar la integración de varias 

disciplinas de la geociencia que permita adjudicarle a dicho yacimiento ciertas 

propiedades con un aceptable grado de certidumbre. Estas disciplinas científicas se 

refieren básicamente al análisis geológico, petrofisico  y  en técnicas desarrollada por 

la Ingeniería de Yacimientos, con la intención de obtener resultados por diferentes 

métodos y luego compararlos, con el propósito de lograr una caracterización y 

cuantificación del volumen de hidrocarburos entrampado in situ. Estudios basados en 

el método volumétrico y métodos dinámicos por balance de materiales han sido 

efectuados en diversas Macollas  ubicados en  la FPO a fin de que se planteen 

soluciones integrales para mejorar las reservas a recuperar y la  productividad. 

En este marco, el modelo dinámico a desarrollar en este estudio toma como 

premisa los datos existentes del actual modelo estático y realizar una validación de los 

datos dinámicos (presión, producción y datos PVT) y cálculo de otros datos ( 

permeabilidad relativas de los fluidos, comprensibilidad del agua entre otros) a fin de 

calcular el POES y GOES y compararlo con el obtenido por el método volumétrico del 

modelo estático  y así poder analizar  soluciones integrales que pueda planificar el 

nivel energético de dichos yacimientos para su explotación.  

 
2.1.1 Modelo Estático. 

Establece los límites y espesores de la estructura, lo cual representa aspectos muy 

importantes debido a que partir de las propiedades petrofísicas se podrá conocer los 

volúmenes de hidrocarburos en sitio asociados al yacimiento a través del método 

volumétrico. El modelo estático está basado primordialmente en todas las propiedades 
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del yacimiento que no varían en función del tiempo pero que caracterizan el 

yacimiento de acuerdo con la descripción y la cuantificación de cada una de las 

propiedades petrofísicas (porosidad, permeabilidad, espesor, fallas, límites, entre 

otras). El modelo estático se construye a partir de los siguientes modelos: 

 
2.1.1.1 Modelo Estructural. 

El modelo estructural está relacionado con los esfuerzos y deformaciones que 

determinan el tipo y orientación de la estructura que forma el yacimiento. Se refiere en 

concreto a la definición de la estructura geológica (trampas), fallas, límites que 

presenta el yacimiento. Esto se puede visualizar y construir mediante la interpretación 

de sísmica 3D, siendo una información relevante para la caracterización del 

yacimiento porque permite obtener una imagen de las variaciones laterales de las 

formaciones en estudio. Este modelo también incluye la correlación de los registros de 

pozos, con el objeto de mostrar la profundidad de la estructuras a través del mapa 

estructural del tope de arena. El marco estructural del Bloque Petrocedeño, Área Junín, 

está soportado básicamente en interpretaciones sísmicas y en correlaciones 

estratigráficas de perfiles de pozo. 

El modelo estructural del yacimiento tiene cierto grado de incertidumbre, que 

está relacionado parcialmente al conocimiento del área del yacimiento y a las 

limitaciones de las técnicas que comúnmente son empleadas para la interpretación y 

configuración estructural, así como el patrón de fallas que afecta el yacimiento y a sus 

límites externos.  

  La estructura de la FPO es un homoclinal suave con buzamiento de 1 a 3° hacia 

el Norte, cortado por fallas tensionales normales de rumbo predominante Noreste y un 

sistema más joven en dirección Noroeste. La mayor parte de las fallas buzan al Sur y 

sus bloques levantados presentan plegamientos menores y el salto vertical de la falla 

no excede los 200 pies. A gran escala la dinámica de la FPO corresponde a una 

tectónica de fracturas normales sin evidenciar plegamientos visibles, donde el mayor 
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impacto estructural está concentrado en los sedimentos profundos del Cretáceo, 

Paleozoico y Basamento Igneo-Metamórfico. 

  

El desarrollo estructural del Área de Junín que incluye el Bloque asignado a 

Petrocedeño, está asociado o íntimamente ligado al patrón estructural de la FPO y por 

definición al de la Cuenca Oriental de Venezuela. En el Área Junín los sedimentos 

Pre-Terciarios del Paleozoico y Mesozoico tienen un rumbo generalizado Este-Oeste y 

un buzamiento suave hacia el Norte. A medida que se alcanza las áreas más al Norte 

de la Cuenca Oriental, este buzamiento se hace más pronunciado reflejando una 

posible zona de bisagra, en donde los espesores se hacen más gruesos sobre todo en el 

Terciario. En la Figura 2.1 se denotan los rasgos estructurales más importantes que 

son las zonas de falla de Hato Viejo al Este y la de Altamira al Oeste, accidentes 

estructurales muy prominentes, que afectaron y condicionaron la sedimentación del 

Terciario y condujeron el desarrollo de sistemas de fallas en dirección Este-Oeste que 

hoy se observa en toda la FPO. 

 

 
Figura 2.1 Marco Estratigráfico-Estructural Regional de la Faja Petrolífera del 

Orinoco. [6]
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El mayor rasgo estructural del Campo lo constituye una falla normal en 

dirección Este-Oeste, de gran extensión, que cruza las dos terceras partes del Bloque 

de Petrocedeño, por la zona Centro-Oeste del mismo y se extiende al Oeste hasta el 

Bloque Junín 5. Esta Falla con buzamiento al Norte y un salto normal promedio que 

oscila alrededor de los 65 y 90 pie, controla el movimiento de fluidos a través de ella, 

por lo que se le considera una trampa estructural para los fluidos miocenos de la 

Formación Oficina. 

 
2.1.1.2 Modelo Estratigráfico. 

Define las unidades geológicas que conforman el yacimiento, es decir, muestra la 

arquitectura de facies de los yacimientos presentes en el área de estudio y la relación 

directa con el modelo sedimentológico, El modelo estratigráfico tiene que ver con la 

definición de las superficies que limitan las principales unidades de flujo del 

yacimiento e implica un trabajo de correlación que potencialmente involucra un 

considerable número de disciplinas tales como: sísmica, estratigrafía de secuencias, 

sedimentología, interpretación de registros de pozos, bioestratigrafía, geoquímica, y 

estudios análogos de superficie. [14]

Para desarrollar el modelo estratigráfico en el Bloque de Petrocedeño se han 

realizado análisis bioestratigráficos con el objetivo de datar por palinología las edades 

de las rocas a los cuales pertenecen los sedimentos atravesados y que por correlaciones 

pudieron ser extrapolados a diversas zonas del Bloque. El análisis bioestrátigrafico 

además de indicar edades, sugiere posibles ambientes sedimentarios. El procedimiento 

realizado para llevar a cabo este estudio, constó de capturar núcleos de algunos pozos 

en el Área Junín y utilizando el método estándar para la recuperación de palinomorfos 

en laboratorios de PDVSA INTEVEP, analizar y cuantificar las edades de las láminas 

de palinomorfos y lo que da como resultados que los sedimentos en unos pozos en 

específico estudiados tienen una datación del Mioceno Temprano a Medio (Figura 

2.2). [6]
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Figura 2.2 Columna Estratigráfica del Área Junín de Petrocedeño, así 

como las Cuatro Grandes Área que conforman la Faja Petrolífera del Orinoco. 
 

2.1.1.3 Modelo Sedimentológico. 

Comprende una serie de procesos que establecen la geometría, orientación, 

distribución y calidad física de los depósitos. El ambiente sedimentario se caracteriza 

por una combinación particular de procesos geológicos (procesos sedimentarios) y 

condiciones ambientales (físicas, químicas y biológicas) que la diferencian de zonas 

adyacentes. Los medios o ambientes sedimentarios son zonas de la superficie terrestre, 
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donde pueden acumularse sedimentos. Los ambientes sedimentarios se clasifican en 

continentales, marinos o de transición.  

Dentro de los ambientes de transición se desarrolla el ambiente deltaico, 

ambiente en el cual se forma la Arena C2, Área Junín en la FPO y se localiza en las 

desembocaduras fluviales, donde descarga la mayor parte del sedimento transportado, 

provocando un avance de las zonas que se rellenan con sedimentos sobre el mar. Por 

su morfología, se pueden distinguir deltas aislados de los complejos deltaicos, según la 

separación e interacción entre las desembocaduras fluviales. La formación de deltas y 

sus características morfológicas depende de la cantidad de sedimentos aportados por el 

río, del grado de dispersión en la desembocadura y de los mecanismos marinos de 

eliminación y redistribución del sedimento. La Sección superior de la columna 

estratigráfica (Figura 2.2) de la FPO del Área Junín, donde se encuentra la Arena C2, 

está dominada por ambientes deltaicos, el cual están caracterizados por cuerpos de 

areniscas más aislados y alineados en cinturones de canales que se interconectan 

dando origen a yacimientos con una alta heterogeneidad lateral, mientras que la 

sección inferior dominada por ambientes fluviales, están caracterizado por la presencia 

de gruesos canales de areniscas, entrelazados y apilados, formando depocentros de 

extensos yacimientos que contienen el mayor porcentaje de hidrocarburos de toda la 

acumulación del Terciario. 

Los ambientes identificados y descritos en los núcleos de secciones superiores 

de la Formación Oficina, son los pertenecientes a rocas depositadas en áreas con 

influencia marina y de mareas (limonitas, lutitas, laminaciones de arcillas, secciones 

hetereolíticas y areniscas de grano finos), de regímenes esporádicos de poca extensión, 

con presencia de bivalvos y otra fauna típica de áreas someras del mar y se localizan 

hacia el tope de la unidad del Mioceno Temprano. [6]

 
2.1.1.4 Modelo Petrofísico. 

Con el establecimiento de un marco petrofísico se obtiene la calidad de la roca-

yacimiento, que permite cuantificar los volúmenes de hidrocarburos entrampados y 
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explicar comunicaciones y migraciones de los fluidos al momento de la producción. El 

modelo petrofísico consiste en la generación de curvas de arcillosidad, porosidad 

efectiva, saturación de agua y permeabilidad a lo largo del intervalo estudiado, 

mediante la interpretación y evaluación de perfiles, análisis de núcleos y datos de 

producción. De esta manera se podrá caracterizar las propiedades físicas de las rocas.  

Para establecer un modelo petrofísico en un yacimiento se requiere transitar por 

dos etapas. En la primera etapa, conocida como evaluación petrofísica, a partir de 

mediciones en núcleos y de registros geofísicos, se aplican diversos procedimientos de 

interpretación y estimación de las propiedades petrofísicas: porosidad (Ø), saturación 

de agua (Sw) y permeabilidad (K). El resultado de esta etapa es un modelo petrofísico 

a escala de pozo. [15]

Mientras que en la segunda etapa se emplean un número de técnicas, 

principalmente geoestadísticas, que integran de manera sistemática el modelo 

geológico, la petrofísica previamente obtenida a escala de pozo y la sísmica con el fin 

de derivar modelos en dos y tres dimensiones de distribuciones de las propiedades 

petrofísicas de manera que describan correctamente su variabilidad espacial a escala 

de yacimiento  

Entre los parámetros petrofísicos más relevantes están: 

 Porosidad (φ): 

Es la fracción del volumen total de la roca que no se encuentra ocupada por material 

sólido. Este espacio vacío es el que se encuentra disponible para almacenar los 

hidrocarburos y por tanto su valor determina los volúmenes de petróleo o gas que 

pueden estar almacenados en dicha roca. En la mayoría de los yacimientos la 

porosidad se encuentra en un rango de 5 a 35 %, sin embargo lo más común es que se 

encuentre entre 10 y 20 %. Cuando una roca presenta una porosidad menor a un 5 % 

se considera la arena como no comercial y en caso de los valores de esta propiedad 

alcancen el 35 % son consideradas arenas excelentes, aunque porosidades de este 

orden son muy raras. [16]
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                                           Ec. 2.1 

 

Dentro de los estudios de ingeniería de yacimientos se reconocen dos tipos de 

porosidades: 

• Porosidad absoluta: es aquella porosidad que considera la totalidad de los poros 

presentes en la roca. 

• Porosidad efectiva: Esta porosidad sólo considera el volumen de los poros 

interconectados y es aquella de mayor importancia para los trabajos de 

ingeniería debido a que considera sólo la cantidad de poros disponibles al flujo. 

[16] 

Permeabilidad (K): 

Es la propiedad que posee un sólido de permitir el paso de los fluidos a través de su 

cuerpo, esto se logra mediante una red de poros interconectados que atraviesen de un 

lado a otro el sólido, si la porosidad de un material es nula o no se encuentra 

interconectada el paso de los fluidos a través de la roca es imposible y se dice que este 

es impermeable. 

La unidad básica de la permeabilidad se llama Darcy, un medio poroso tiene 

una permeabilidad de un Darcy cuando un fluido de una sola fase con una viscosidad 

de un centipoise y que satura totalmente el medio poros, fluye a través de él bajo 

condiciones de flujo viscoso a una tasa de un cm3 por segundo, por un área transversal 

de un cm2 por cm de longitud y bajo una diferencial de presión de una atmósfera.  

Según las fases presentes en el medio poroso, se tienen los siguientes tipos de 

permeabilidad:  

• Permeabilidad absoluta (k): Es aquella que tiene un medio poroso saturado 

100% por una única fase. 

• Permeabilidad efectiva (kei): Es aquella que corresponde a una determinada 

fase cuando fluyan en el medio poroso dos o más fases. Es una función de la 
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saturación del fluido en consideración y su valor siempre es menor que la 

permeabilidad absoluta. 

• Permeabilidad relativa (kri): Es la relación que hay entre la permeabilidad 

efectiva de un fluido y la absoluta. Depende de la saturación del fluido y 

siempre es menor a la unidad. 

 
                                                                                              Ec. 2.2           

 Donde: 

Kri: Permeabilidad relativa (petróleo, agua, gas). 

Kei: Permeabilidad efectiva (petróleo, agua, gas). 

K: Permeabilidad absoluta. [17]

Saturación de fluidos (Si): 

La saturación de un fluido en una roca es la relación entre el volumen de ése fluido en 

los poros con respecto al volumen total de los poros de la misma. En un yacimiento de 

hidrocarburo se puede encontrar simultáneamente agua, petróleo y gas.  

Parte de los fluidos del yacimiento no pueden extraerse; esta parte de los 

fluidos reciben el nombre de saturación residual o irreducible, estas saturaciones 

residuales de hidrocarburos pueden extraerse mediante la aplicación de métodos de 

recuperación secundaria o terciaria. La saturación de los fluidos en un yacimiento 

pueden expresarse matemáticamente mediante la siguiente ecuación: 

 

                                           Ec. 2.3 

 Donde: 

So: Saturación de petróleo, (fracción). 

Sg: Saturación de gas, (fracción). 

Sw: Saturación de agua, (fracción). [17]

Los valores petrofísicos característicos de la FPO son especificados en la Tabla 2.1. 
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2.1.2 Modelo Dinámico. 

Para caracterizar el yacimiento desde el punto de vista dinámico se necesitan conocer 

y validar parámetros involucrados directamente con la vida productiva del yacimiento 

como lo son la historia de producción, presión y pruebas PVT que corresponden a los 

indicadores de energía y potencial presente y futuro para nuevos pozos y los que están 

produciendo actualmente en el campo. Los parámetros calculados a partir de este 

modelo deben cotejar con el calculado a través del modelo estático para una correcta 

caracterización del yacimiento o área de estudio. 

 
2.1.2.1 Historia de Producción. 

El comportamiento de producción de los pozos en un yacimiento depende de los 

mecanismos y métodos de producción y otros factores tales como la viscosidad, daño 

de formación, propiedades petrofísicas, tipo de completación entre otros; que afectan o 

favorecen la producción de un yacimiento. Los pozos que conforman el Campo Zuata 

principal, Área Junín, Arena C2, fueron perforados a partir del año 2001 por lo que se 

considera que estos yacimientos se encuentran en una edad temprana de su explotación 

y son productores de un petróleo extrapesado con una gravedad promedio de 8,6 °API, 

a través de BCP como mecanismo de levantamiento artificial de producción de la 

columna de petróleo para extraerlos hasta la superficie. Adicionalmente se inyecta un 

diluente en diferentes puntos del pozo que permitan disminuir la fricción entre el 

fluido y la tubería y por ende disminuye la viscosidad y se obtienen mayores 

volúmenes de hidrocarburos. 

 
2.1.2.2 Historia de Presión.  

La presión de yacimiento siempre se ha considerado como un parámetro determinante 

en el comportamiento del mismo, pues la producción de petróleo, gas y agua va a 

representarse como una pérdida de la energía del yacimiento. Cuando este alcance la 

condición de subsaturado, se comienza a producir hidrocarburos con el principal 

mecanismo de desplazamiento de petróleo, siendo este la expansión del fluido y la 
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roca, este fenómeno se observa en el aumento del factor volumétrico, luego alcanza la 

presión de burbujeo y aparece a nivel de yacimiento las primeras burbujas de gas y se 

hacen móvil cuando alcanzan la saturación crítica de gas, todo esto ocurre por la caída 

de la presión en el yacimiento, en este caso se habla de un yacimiento saturado y 

existen las dos fases: petróleo y gas, en vista de esto el mecanismo de expulsión es el 

desplazamiento por gas en solución, observándose en superficie un aumento en la tasa 

de gas y RGP. La caída de presión depende principalmente del tipo de fluido, la 

transmisibilidad, la viscosidad, las propiedades físicas del yacimiento (permeabilidad, 

saturación de petróleo, porosidad, profundidad, compresibilidad, entre otros). 

 La historia de presión del yacimiento corresponde a las presiones obtenidas 

durante la vida productiva de los pozos hasta la actualidad. En la FPO, Área Junín, 

Arena C2, objeto de este estudio se tienen pruebas de RFT tomadas a hoyo desnudo en 

la cara de la arena en la zona productora, un BHP estático inicial durante la 

completación original y los BHP dinámico y estático capturados con el sensor de 

fondo en los pozos productores. Estos datos brindaron información acerca de las 

presiones iniciales para los pozos de las Macollas IC y VD (565 lpc y 614 lpc, 

respectivamente) y las presiones estáticas capturadas durante la vida productiva, 

fueron consideradas a partir de pruebas de flujo tras flujo en periodos de cierres y 

aperturas y cuando ocurría la estabilización de esta presión se consideraba como la 

presión estática de yacimiento para ese tiempo. Estas presiones son llevadas a un nivel 

de referencia (Datum) dado que varían en función de la profundidad de acuerdo al 

buzamiento del yacimiento. Las ecuaciones serán analizadas en el Capítulo IV. 

 
2.1.2.3 Análisis PVT. 

Actualmente, el tipo de fluido contenido en los yacimientos es uno de los muchos 

factores que influencian el comportamiento de producción de éstos. Para definir y 

caracterizar un fluido presente en un yacimiento, primeramente se deben considerar 

todas las propiedades de los fluidos que son estudiadas a partir de pruebas PVT. En 
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este sentido se especificará dichas propiedades y las consideraciones involucrados en 

la realización de una prueba PVT. 

 Los análisis PVT, son pruebas que se realizan a una muestra de fluidos 

representativa del yacimiento, una vez llevada al laboratorio para predecir el 

comportamiento de éstos con la disminución de presión. Esto se realiza suponiendo un 

proceso volumétrico e isotérmico, donde se miden exactamente los volúmenes de gas 

y líquido separados en cada decremento de presión.  

 Un análisis PVT típico para petróleo negro incluye las siguientes pruebas: 

2.1.2.3.1 Composición de la muestra de fluidos del yacimiento. 

La determinación de la composición de una mezcla de hidrocarburos se realiza a través 

de la liberación instantánea (flash) a través de una muestra de fluido tomada en el 

fondo del pozo o recolectada en el separador de gas y recombinada en superficie. Una 

vez separado el líquido remanente del gas, éste es analizado para obtener la 

composición de la muestra a condiciones de yacimiento. Se analizan los componentes 

del gas desde el C1 hasta el C11, aunque algunas veces sólo alcanza el C6
+ o C7

+. La 

fracción remanente del C7
+ se caracteriza a través de la gravedad °API y del peso 

molecular. La composición de la muestra incluye técnicas como cromatografía y 

destilación. [15] 

2.1.2.3.2 Expansión a composición constante (Relación PV). 

También llamada prueba de liberación instantánea, liberación flash, vaporización flash 

y relación P-V, aunque algunas veces se le denomina liberación en equilibrio. Es un 

proceso dinámico o de separación continua en varias etapas, por el cual el gas que se 

libera del petróleo, se expande a temperatura constante. Sin embargo, permanece en 

contacto con el petróleo durante todo el tiempo de la expansión. La composición total 

del sistema permanece constante, pero la composición de las fases del sistema gas y 

líquido cambia con la disminución de presión.  
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 La muestra representativa del crudo contenido en el yacimiento es llevada a la 

celda PVT, la cual se mantiene a una temperatura constante igual a la del yacimiento. 

La presión de la muestra en la celda se controla introduciendo o retirando mercurio 

(Hg) de la celda por medio de un pistón accionado hidráulicamente  

 El proceso comienza expandiendo el petróleo desde una presión P1 hasta una 

presión P5, pasando por una P3 igual a la Pb, a partir de la cual comienza a liberarse el 

gas disuelto en el petróleo, el cual se mantiene siempre en contacto con éste (Figura 

2.3). [18]

 

                             Figura 2.3 Liberación instantánea. [15]

2.1.2.3.3 Prueba de liberación diferencial. 

Es el proceso donde el gas se separa del petróleo por reducción de presión, en tal 

forma que a medida que el gas se desprende del líquido se remueve del sistema, es 

decir, del contacto con el petróleo. Ésta prueba simula el recorrido de los fluidos 

(petróleo y gas) una vez en los separadores donde continúa la reducción de presión. 

En el laboratorio, la disminución de presión se hace por pasos, como un 

sustituto de la remoción continua de gas en un proceso verdaderamente diferencial. La 

liberación diferencial se hace a condiciones de yacimiento y el volumen de petróleo 

final se denomina petróleo residual. Este proceso comienza desde la Pb hasta la 

presión atmosférica que representa el proceso retirando en cada etapa de expansión, el 

volumen de gas que se libera del petróleo (Figura 2.4). [15]
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A partir de la prueba de liberación diferencial se obtienen: 

• Factor Volumétrico de formación del petróleo (BoD) en función de la 

presión. 

• Factor volumétrico de formación del gas (BgD) en función de la presión. 

• Factor de compresibilidad del gas (Z) en función de la presión. 

• Gravedad específica del gas liberado en función de la presión. 

• Relación gas-petróleo en solución (RsD) en función de la presión. 

• Gravedad API del crudo residual. 

 

       Figura 2.4 Liberación Diferencial. [15]

2.1.2.4 Validación de los datos generados a partir de una prueba PVT. 

La calidad de los datos obtenidos a partir de un análisis PVT, depende 

fundamentalmente de la muestra de los fluidos, y la información reportada se ve 

afectada por: 

• Condiciones de presión y temperatura a las que fue tomada la muestra de fluidos. 

• El manejo de las muestras de los fluidos al ser transportadas al laboratorio. 

• La precisión en la medición de los volúmenes de fluido durante el experimento. 

 La validación de las pruebas PVT realizadas a muestras de petróleo negro se hace 

para verificar que la muestra sea representativa de lo que se tiene en el yacimiento así 
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como la comprobación de que no se tienen errores de consistencia en los resultados de 

laboratorio. 

 Un análisis PVT debe ser representativo y consistente para que pueda ser utilizado 

como información fidedigna en el desarrollo de estudios posteriores. [18]

2.1.2.4.1 Representatividad de la prueba PVT. 

En el proceso de validación de los datos reportados en las pruebas PVT se debe 

verificar la representatividad de la muestra de fluido, para esto se debe considerar los 

siguientes parámetros: 

1. la Tyac = Tlab: Se debe precisar que temperatura a la cual se realiza la prueba PVT 

en el laboratorio deben ser igual a la temperatura a la cual se encontraba la muestra del 

fluido original en el yacimiento o en la zona probada.  

2. La PY>Pb: La presión del yacimiento al momento de realizar el muestreo debe ser 

mayor a la presión de burbuja y de la misma manera se debe verificar que la presión 

del yacimiento reportada en la prueba PVT sea la presente en el yacimiento para ese 

mismo tiempo. 

3. La RGPLab= Rsi. La razón de solubilidad del gas asociado al petróleo original de 

las primeras pruebas de producción del yacimiento o de la zona de donde se tomó la 

muestra reportada en la prueba PVT debe ser igual a la RGP experimental de la 

muestra de petróleo analizada en el laboratorio. 

4. El pozo debe producir en forma estabilizada en el momento de capturar la muestra 

de fluido en el separador. 

5. La presión y la temperatura deben permanecer constantes durante la captura de la 

muestra de fluido. 

6. Preferiblemente la presión de fondo fluyente debe ser mayor a la presión de 

burbujeo Pfw > Pb. 

 De esta manera se debe chequear del historial del pozo estudiado (Carpeta del 

pozo) las condiciones originales referidas al mismo (Pi, Ti, Rsi, etc) y que sean las 

 
 



50 

mismas reportadas en el PVT, por ende se habrá estudiado la representatividad de los 

datos. [19]

 
2.1.2.4.2 Consistencia de la prueba PVT. 

Para evaluar la consistencia de los datos reportados en los informes PVT, existen 

varios métodos: la validación por la verificación de la Función Y, la prueba de 

densidad, la prueba de balance de materiales y la prueba de desigualdad. 

- Función Y: 

Observando el comportamiento de la Función Y cerca del punto de burbujeo, se puede 

determinar si la presión de burbujeo en el laboratorio ha sido subestimada o 

sobrestimada con respecto a la presión de burbujeo real del crudo en el yacimiento. Si 

la Función Y representa una línea recta, entonces se dice que existe consistencia en la 

presión de burbujeo experimental y la real (Figura 2.5).  

 

                  Figura 2.5 Función Y versus la presión. [19] 

 Si la presión de burbujeo en el laboratorio es superior a la real, los puntos de la 

Función Y se alejan por encima de la línea recta, se dice entonces que está 

sobrestimada (Figura 2.6). Si por el contrario, la presión es menor, los puntos de la 

Función Y se alejan por debajo de la línea entonces se habla de una presión 

subestimada (Figura 2.7).
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          Figura 2.6 Función Y versus Presión (Pb sobrestimada). [19] 

 

 
 

           Figura 2.7 Función Y versus Presión (Pb subestimada). [19]

 

- Prueba de Densidad: 

Se debe cumplir que la densidad del petróleo saturado con gas a la presión de burbujeo 

de la prueba de liberación diferencial sea igual a la calculada a partir de los datos de 

las pruebas de separadores. La prueba se considera válida si el error es menor de 5 %. 
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- Balance de Materiales: 

El Balance de Masas permite hacer un estimado, por medio de ecuaciones, de la 

relación Gas-Petróleo en solución (Rs), la cual es comparada con la reportada en los 

informes del análisis PVT a diferentes condiciones de presión. La diferencia entre los 

dos valores no debe exceder el 5 %, en caso contrario es probable que la liberación 

diferencial sea inconsistente, y para verificarlo deben examinarse con mayor detalle 

los cálculos realizados. 

Para realizar el Balance de Masas de la liberación diferencial es necesario que en 

el informe del análisis PVT se señale la siguiente información: 

• Gravedad °API del crudo residual (API). 

• Relación Gas-Petróleo en solución a diferentes presiones (Rs) 

• Factor volumétrico del gas liberado en cada etapa de liberación (βg). 

• Densidad del petróleo (ρo). 

• Factor volumétrico del petróleo a diferentes presiones (βo). 

• Gravedad específica del gas (�g). 

 
- Prueba de Desigualdad: 

Los datos PVT para que sean consistentes deben cumplir con la siguiente restricción:  

P
Rsdg

P
od

∂
∂

∂<
∂
∂ ββ                                                 Ec. 2.4 

 La finalidad de esta prueba es verificar la consistencia en los cambios de 

volúmenes de líquido y gas. Si esta desigualdad no se cumple en los datos introducidos 

en los programas de simulación, éstos enviarán mensajes de error. 

2.1.2.5 Limitaciones de las pruebas de laboratorio. 

• La muestra de fluido tomada no representa adecuadamente la composición original 

de los fluidos del yacimiento. Esto ocurre cuando la muestra se toma a presiones de 

yacimiento menores que la de burbujeo, o el pozo produce agua y/o gas libre.  
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• Los procesos de liberación en el laboratorio no simulan exactamente el proceso 

combinado diferencial-instantáneo que ocurre en el yacimiento. 

• La extrapolación de resultados de laboratorio al campo debe hacerse con mucho 

cuidado debido a que pequeños errores en las pruebas producen graves errores en los 

cálculos de balance de materiales, cotejo y predicción de comportamiento de 

yacimientos. 

• En el muestreo de separador, pequeños errores (5 %) en las tasas de petróleo y gas 

producen errores en la presión de burbujeo del orden de 150 Lpca. [19] 

 
2.2 Mecanismo de Producción. 

Para definir los mecanismos de producción de la FPO se considera en primer lugar que 

los yacimientos son casi horizontales, presentando un buzamiento regional de no más 

de 4° (cuatro grados) en dirección Sur-Norte, sin Contactos Gas-Petróleo, pero sí 

Agua-Petróleo. Otro parámetro de interés son las características de las arenas que 

conforman los yacimientos, las cuales en general tienen alta porosidad, son no 

consolidadas, y se producen en gran medida junto con el crudo. Finalmente, influirá en 

el comportamiento de producción la presencia de agua. En la FPO el mecanismo 

predominante es el desplazamiento por gas en solución, con la característica que se 

está en presencia de un “Petróleo Espumante”, lo cual incrementa el recobro final. 

Entre los principales mecanismos de producción primarios de los yacimientos 

presentes en la FPO se encuentran: 

 
2.2.1 Mecanismo de Gas en Solución. 

En un yacimiento el mecanismo de desplazamiento por gas en solución, es la energía 

necesaria para desplazar el petróleo al hoyo proporcionada por la expansión del 

petróleo debido al gas en solución y este ocurre cuando la presión cae por debajo del 

punto de burbuja en el yacimiento, formándose pequeñas y dispersas burbujas de gas 

en los poros que desplazan al petróleo hacia el pozo, después que la saturación de gas 

excede la saturación crítica, éste se hace móvil. Cuando el gas se hace móvil, la 
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producción de crudo cae y la producción de gas aumenta rápidamente debido al 

aumento de permeabilidad relativa del gas. 

La recuperación de petróleo para este mecanismo usualmente está en el rango de 5 

a 30% del petróleo original en sitio. Los factores que tienden a favorecer una alta 

recuperación incluyen alta gravedad °API del crudo (baja viscosidad), alta relación gas 

\petróleo en solución (RGP) y homogeneidad de la formación. [21]

 
2.2.2 Mecanismo de Compresibilidad de la Roca y Expansión de los Fluidos. 

Este mecanismo se produce al comenzar la explotación de un yacimiento, debido a que 

al caer la presión se expande la roca y los fluidos. La expansión de la roca causa una 

disminución del espacio poroso interconectado.  

 La expansión de los fluidos tiende a contrarrestar el vaciamiento ocurrido por 

la producción de fluidos que a su vez causó la caída de presión. Ambos efectos van en 

la misma dirección, la cual es expulsar fluidos del espacio poroso interconectado. Este 

mecanismo de expulsión es especialmente importante en la producción de yacimientos 

subsaturados sin desplazamiento de agua hasta que la presión alcanza la presión de 

saturación.  

Dadas las condiciones de presión y temperatura existentes en los yacimientos, 

cualquier reducción de la presión causará una expansión de los fluidos en el mismo y 

una reducción del volumen poroso. A este efecto se le conoce como mecanismo de 

desplazamiento por expansión de los fluidos y reducción del volumen poroso. [20]

Este mecanismo está presente en todos los yacimientos, pero es más importante 

en yacimientos donde la presión es mayor que la presión de burbujeo (yacimientos 

subsaturados) y por lo tanto, todos los componentes de los hidrocarburos se encuentran 

en fase líquida. 

Algunas características importantes de este tipo de desplazamiento son: 

• La presión del yacimiento declina rápidamente durante el tiempo en que este 

mecanismo sea el dominante. 
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• La relación gas petróleo de los pozos del yacimiento es similar a la razón gas 

disuelto petróleo (Rsi). 

• El factor de recobro estimado está en el orden del 5 % del POES. [20] 

 
2.3 Clasificación del Tipo de Fluido en el Yacimiento. 

En base a los hidrocarburos que contienen los yacimientos de petróleo se clasifican 

como petróleo de alta volatilidad y petróleo de baja volatilidad, en este último hay una 

subclasificación que es donde son ubicados los crudos encontrados en la Faja, 

conocidos como crudos extrapesados y será definido continuación: 

 
2.3.1 Yacimientos de Crudos Extrapesados. 

Los yacimientos de crudos extrapesados son mezclas complejas de compuestos 

de hidrocarburos, caracterizado por una gravedad específica menor o igual a 10 °API, 

una viscosidad en el rango de 1.000-5.000 cPs, una razón de solubilidad (Rs) entre los 

50-80 PCN/BN, una transmisibilidad de 40-1.000 (md*pie/cPs), una temperatura 

comprendida entre 100-135 °F, que se diferencia del petróleo bituminoso debido a que 

su viscosidad está por debajo de los 10.000 cPs. Estos yacimientos se pueden 

encontrar en condiciones subsaturadas con presión inicial por encima de la presión de 

burbujeo, o saturados con presión inicial igual a la presión de burbujeo. Los 

mecanismos de producción presentes en este tipo de yacimientos son: desplazamiento 

por gas en solución, expansión de los fluidos, compactación de la roca, 

compresibilidad de la roca y de los fluidos, entre otros. 

El yacimiento en estudio (Arena C2) está ubicado en el Campo Zuata Principal, 

desarrollado con pozos horizontales, agrupados en Macollas, y completados en arenas 

someras no consolidadas a una profundidad vertical entre 1.300-2.350 pies; y en donde 

se encuentra entrampado un petróleo negro extrapesado con una gravedad promedio 

que oscila entre 7,3 –10 °API, con una viscosidad de hasta 5.000 cPs, la cual se 

encuentra incluida en las características de los yacimientos y fluidos de la FPO (Tabla 

2.1). 

 
 



56 

Tabla 2.1 Característica de los Yacimientos de la Faja Petrolífera del 
Orinoco. [1]

PARÁMETROS DINÁMICOS Y 

ESTÁTICOS 

UNIDADES FAJA PETROLÍFERA DEL 

ORINOCO 

Presión inicial Lpc       630-900 

Temperatura °F      100-140 

Densidad     ° API        6-12 

Viscosidad cPs       5.000 

Permeabilidad Darcy       1- 20 

Porosidad %       30-35 

Saturación inicial de agua %        15 

Saturación inicial de petróleo %        85 

Fvf, boi    BY/BN       1,050 

Rgp, rs    PCN/BN       60-70 

Areniscas someras no consolidadas 

 

El Contacto Agua-Petróleo Original (CAPO) en la mayoría de los yacimientos de 

la FPO se encuentra bien definido, excepto en aquellos casos que la densidad del agua 

es menor que la del crudo extrapesado, donde el (CAPO) en la areniscas está por 

encima del petróleo extrapesado. Este hecho no se observa con el resto de los 

yacimientos de crudo convencional. 

 La viscosidad de los crudos de la FPO es baja en comparación con otros crudos 

pesados de otras latitudes con densidad similar, razón por la cual fue posible drenar 

crudo desde el yacimiento, obteniendo producción sin métodos térmicos. Para obtener 
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mayores volúmenes de producción de crudo es necesario ejecutar grandes inversiones 

en el campo, por tanto hay que implementar nuevas tecnologías para obtener mayor 

producción. 

 

2.3.2 Criterios para caracterizar los fluidos presentes en la FPO. 

Se definen como crudos extrapesados basándose en los criterios técnicos establecidos 

por William MacCain que considera como aspectos importantes y determinantes para 

la caracterización de los fluidos la RGP inicial, el color del líquido en el tanque, la 

gravedad °API, y el contenido de C7+ aunque este último es considerado para los gases 

condensados (Tabla 2.2).  

 
Tabla 2.2 Identificación del fluido del yacimiento en base a información de 

pruebas de Producción y Análisis Cromatográficos. [22]

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 

 

 

 

  

 

 

Color del 

líquido en el 

tanque    

ºAPI inicial  

en el tanque  

Relación Gas 

Petróleo i

(PCN/B

nicial 

N)    

Petróleo Negro    Petróleo Volátil     Petróleo Retrogrado     Gas Húmedo      Gas Seco     

    

        <1750              1.750 a 3.200                >3.200                     >15.000            > 100.000   

     

  

          <45                   >40                            >40                       hasta 70              no hay liquido  

 

  

 

       Oscuro               de color              color claro                 agua blanca          no hay liquido   

 Otro criterio para caracterizar el fluido presente en el yacimiento es mediante la 

viscosidad que es una propiedad de los fluidos determinante del movimiento que 

depende principalmente de la homogeneidad en el yacimiento, el contenido de 

asfalteno, la profundidad y la temperatura  (Tabla 2.3). 
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Tabla 2.3 Clasificación de los hidrocarburos de acuerdo a la viscosidad descrito 
por UNITAR. [23]

Clasificación  Viscosidad (cps) Densidad a 15,6 ºC 

(kg/m3) 

Gravedad 

°API 

Crudo Pesado    100-10.000 943-1.000 20-10 

Crudo Bituminoso >10.000 1.000 <10 

 

La industria mundial de hidrocarburos líquidos clasifica el petróleo de acuerdo 

a su densidad °API (Tabla 2.4), parámetro internacional del Instituto Americano del 

Petróleo, que diferencia las calidades del crudo; de acuerdo a lo establecido petróleos 

con una gravedad igual o menor a los 10 °API son clasificados como crudos 

extrapesados.  

Tabla 2.4 Clasificación de los hidrocarburos de acuerdo al Instituto 
Americano del Petróleo. [19]

Petróleo Densidad ( g/ cm3) Densidad grados °API 

Extrapesado >1.0 <10.0 

Pesado 1.0 - 0.92 10.0 - 22.3 

Mediano 0.92 - 0.87 22.3 - 31.1 

Ligero 0.87 - 0.83 31.1 – 39 

Superligero < 0.83 > 39 

 

2.4 Correlaciones Usadas para Crudos Extrapesados. 

Dentro de las ecuaciones a usar para determinar las propiedades físicas del petróleo y 

desarrollar la ecuación de balance de materiales se encuentra las correlaciones de 
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Vasquez y Beggs que son las aplicadas para petróleo negro (Tabla 2.5), en este 

sentido se hará necesario definir las propiedades físicas de los fluidos. 

 
Tabla 2.5 Rangos De Datos Para La Correlación De Vazquez, ME Y Beggs, 

H.D. [24]

                                                                   γAPI ≤30            γAPI >30 
Número de puntos de datos                                               1.141                 4.863 

Presión de burbujeo, lpca                                                 15-4572               15-605 

Temperatura promedio °F                                                    162                    180 

Factor Volumétrico del petróleo, BY/BN                     1,042-1,545          1,028-2,226 

Razón de Gas Disuelto en el Petróleo PCN/BN                0-831                   0-2.199 

Gravedad del petróleo, °API                                             5,3-30                 30,6-59,9 

Gravedad especifica del gas, (aire=1)                            0,511-1,351           0,53-1,259 

 

2.5 Propiedades Físicas de los Fluidos. 

En este Capítulo solo se definirán las propiedades físicas de los fluidos y en el 

Capítulo IV se detallaran estas propiedades que han sido desarrolladas por las 

Correlaciones de Vazquez y Beggs que son las que aplicadas para los crudos 

extrapesados. 

 
Relación Gas-Petróleo: La relación gas petróleo (RGP) es la relación del volumen 

de gas que viene en solución en el volumen de petróleo a condiciones estándar.  

El proceso involucrado en la definición del RGP, es el siguiente: primero una 

cantidad de petróleo líquido en el yacimiento de masa (M1) sube a la superficie y se 

reducen la presión y temperatura, usualmente resultando en la separación de una fase 

gaseosa de masa (M3) y una fase líquida de masa (M2) (Figura 2.8). La RGP se 

define como la relación de los volúmenes en superficie de gas y petróleo: 

 

         RGP = Qg/Qo                                                 Ec. 2.5 
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Donde: 

Qg = Tasa de producción de gas (PCN) 

Qo = Tasa de producción de petróleo (BN) 

Los volúmenes correspondientes están definidos como V1, V2 y V3. 

 

 

Figura 2.8 Definición de términos para relacionar petróleo líquido y gas 
en el yacimiento a sus propiedades de superficie. 

 
Presión de burbujeo (Pb): Esta es la presión a la cual el sistema en estado líquido se 

encuentra en equilibrio con una cantidad infinitesimal de gas y al no admitir más gas 

disuelto pasa al estado de dos fases, dejando libre la primera burbuja de gas. Permite 

definir el estado en el que se encuentra el fluido en el yacimiento, es decir, si está 

sub-saturado o saturado con gas natural, al ser comparada con la presión inicial del 

mismo. Esta presión también es denominada de saturación (Ps), debido a que la fase 

líquida está constituida por crudo saturado con gas natural. Generalmente cuando se 
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habla de crudos pesados se hace referencia a la presión de saturación ya que el gas, el 

cual se encuentra en equilibrio con el petróleo, es muy poco. 

 
Factor Volumétrico de Formación del Petróleo (Bo): Es la relación entre el 

volumen de petróleo a las condiciones prevalecientes del yacimiento y ese mismo 

volumen a condiciones de superficie. El comportamiento de esta relación de 

volúmenes (Bo), expresada en BY/BN, se muestra en la Figura 2.9. 

 
    Figura 2.9 Comportamiento del Bo en función de la presión. [15]

 
La Figura 2.9, muestra el comportamiento típico del Bo, en función de la 

disminución de la presión, donde el volumen de petróleo con gas disuelto en el 

yacimiento, se incrementa levemente con la disminución de la presión, desde la 

presión inicial (Pi) hasta la Pb; esto indica que el gas disuelto en el petróleo ha 

comenzado a expandirse, provocando que el petróleo también se expanda hasta 

alcanzar la Pb, a partir de este punto, la liberación de gas es inminente en el 

yacimiento y el volumen de petróleo comienza a disminuir hasta las condiciones 

mínimas de presión (14,7 lpca) y temperatura de yacimiento. 

 
Factor Volumétrico de Formación del Gas (Bg): Representa el volumen de gas 

libre en el yacimiento en relación con el volumen que ocupa este mismo gas en 

superficie; se expresa en BY/PCN. Como se observa en la Figura 2.10, el Bg se 
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incrementa con la disminución de presión, una vez que en el yacimiento se alcanza la 

presión de burbujeo. La figura muestra el comportamiento típico del Bg con la 

variación de presión.  

 
 

 
 

 

 

 

 

 

 

Figura 2.10 Comportamiento típico del Bg en función de la presión. [25]

 
Factor Volumétrico Total o Bifásico (Bt): Representa la sumatoria entre el volumen 

de líquido (Bo) y la diferencia entre la razón gas petróleo inicial (Rsi) y la razón gas 

petróleo a las condiciones actuales del yacimiento (Rs), si el factor volumétrico del 

gas es Bg en (BY/PCN).  

 Debido a que a presiones por encima de la presión de burbujeo la relación de 

solubilidad del gas en el petróleo se mantiene constante y Bt = Bo, la curva que 

representa el Bt muestra una tendencia lineal con pendiente casi nula, al disminuir la 

presión desde la presión inicial a la presión de burbujeo. Una vez que se alcanza la 

Pb, el comportamiento de la curva muestra un ascenso, que indica que el gas liberado 

ocupa mayor volumen que el petróleo en el yacimiento, lo que genera un incremento 

en el Bt (Figura 2.11). [15]  
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Figura2.11 Comportamiento típico del Bt en función de la presión. [25]

 
Relación Gas en Solución del Petróleo (Rs): Se refiere a la cantidad de gas en 

solución que puede ser admitido por el petróleo a determinadas condiciones de 

presión y temperatura. Es expresado generalmente en (PCN) de gas disuelto en un 

barril de petróleo a condiciones normales (BN). En la (Figura 2.12) se muestra el 

comportamiento típico de Rs en función de la presión. 

 

 
 

Figura. 2.12 Comportamiento típico de Rs en función de la Presión. [25]

 
Viscosidad del Petróleo (µo): En general la viscosidad de un fluido es una medida 

de la fricción interna o resistencia que ofrecen sus moléculas a fluir. 
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La viscosidad del petróleo se ve influenciada por la temperatura y la presión 

disminuyéndola, esto se observa la (Figura 2.13), que muestra el comportamiento de 

la viscosidad con la declinación de presión, donde se observa que a presiones por 

encima de la presión de burbujeo, la viscosidad disminuye con el descenso de la 

presión, debido al efecto del gas que se encuentra en solución; mientras que por 

debajo de la presión de burbujeo, el incremento de la viscosidad se produce por la 

liberación del gas disuelto en el petróleo, provocando que las fuerzas 

intermoleculares del crudo aumenten; haciéndolo más incompresible. 

 

 
Figura 2.13 Comportamiento típico de µo vs. Presión. [25]

 
Compresibilidad del Petróleo (Co): la compresibilidad de una sustancia es el 

cambio unitario de volumen con presión a temperatura constante. 

 

Tp
V

V
c ⎟⎟

⎠

⎞
⎜⎜
⎝

⎛
∂
∂

−=
1                  Ec. 2.6 

Donde: 

Co = Compresibilidad del petróleo (lpc-1) 

V = Volumen 

P = Presión (lpc). [15] 
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2.6 Métodos de Producción. 

Otros parámetros que intervienen en la producción de los pozos debido a que están 

vinculados estrechamente por ser parte del funcionamiento y desplazamiento del 

hidrocarburo desde el fondo del pozo hasta la superficie son: 

 
2.6.1 Bombeo de Cavidad Progresiva (BCP). 

Están compuestas por un rotor y un estator, entre los cuales se forman cavidades que 

permiten levantar el fluido. El rotor está conectado a un motor en superficie por una 

sarta de cabilla, y su rotación genera el relleno y progreso de las cavidades para el 

levantamiento; a medida que van avanzando a través de la bomba, las cavidades se 

desconectan de la entrada de la bomba, están un tiempo aisladas, y se conectan a la 

salida. Por eso se considera que la BCP desconecta dinámicamente el fondo del pozo 

del eductor. Este funcionamiento se realiza gracias a un elastómero fijado en el 

estator de la bomba, cuya capacidad de deformación y recuperación elástica permite 

el correcto aislamiento y progreso de las cavidades a través de la bomba (Figura 

2.14). 

 
Figura 2.14 Bombeo de Cavidad Progresiva. [5]
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2.6.1.1 Inyección de Diluente. 

Debido a la calidad del crudo extrapesado del Campo Zuata Principal (7- 9 ºAPI) se 

hace necesaria la inyección de diluente en diferentes puntos del pozo (Figura 2.15), 

con el fin de reducir las pérdidas por fricción generadas a lo largo de las tuberías. Esta 

inyección de diluente ha tenido históricamente tres puntos donde se puede inyectar 

(Figura 2.16): 

• Completación Tipo I: Inyección de diluente en el cabezal. 

• Completación Tipo II: Inyección de diluente antes de la entrada de la bomba de 

subsuelo (actualmente no se utiliza). 

• Completación Tipo III: Inyección de diluente en el fondo del brazo horizontal.  

 

 
Figura 2.15 Inyección de Diluente visto en el pozo. [5] 
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Se ha establecido que el porcentaje de dilución óptimo para la inyección de 

diluente es de 15% y todos los medidores multifásicos han sido calibrados para medir 

con esta condición (a excepción de ciertos pozos con alto corte de agua). 

Desde el punto de vista de yacimientos, ha sido comprobado que la reducción 

de fricción a lo largo del brazo horizontal genera: 

• Incremento del Índice de Productividad (sobre todo en pozos de alto caudal). 

• Reduce las pérdidas por fricción en más de 20 Lpc (dependiendo el caudal del 

pozo). 

• Distribuye la caída de presión a lo largo del drenaje del pozo. 

• Disminuye la declinación de la presión del área de drenaje.  

• Aumenta el área de drenaje.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 2.16 Puntos de Inyección de Diluente visto en superficie. [5] 
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2.6.2 Bombeo Electrosumergible (BES). 

Tiene como principio fundamental levantar el fluido del yacimiento hasta la 

superficie, mediante la rotación centrífuga de la bomba electrosumergible. La 

potencia requerida por dicha bomba es suministrada por un motor eléctrico que se 

encuentra ubicado en el fondo del pozo; la corriente eléctrica, necesaria para el 

funcionamiento de dicho motor, es suministrada desde la superficie y conducida a 

través del cable de potencia hasta el motor (Figura 2.17).  

 El Sistema BES representa uno de los métodos de levantamiento artificial 

más automatizables y fácil de mejorar, y está constituido por equipos complejos y de 

alto costo, por lo que se requiere, para el buen funcionamiento de los mismos, de la 

aplicación de herramientas efectivas para su supervisión, análisis y control.  

  

Figura 2.17 Bombeo de Electro Sumergible. [5]
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2.7 Métodos para cálculo de volúmenes de hidrocarburos originales en sitio y 

reservas. 

2.7.1 Método Volumétrico. 

Permite la estimación de petróleo original en sitio (POES) a partir de la 

determinación del volumen de roca que conforma el yacimiento, la capacidad de 

almacenamiento de la roca y la fracción de hidrocarburos presentes en los poros de 

dicha roca.  
Debido a que estos parámetros son determinados a partir de los pozos del 

yacimiento, y éstos representan sólo una parte del mismo, los promedios obtenidos 

presentan una cierta dosis de incertidumbre por lo que se habla de “estimación” de 

reservas [26]. 

La ecuación del método volumétrico para petróleo es la siguiente: 

               

( ) )(1****758.7 BN
Boi

SwihpAPOES −
=

φ                    Ec. 2.7 

 Donde: 

POES: Petróleo Original en Sitio (BN) 

φ = Porosidad promedio del Yacimiento (fracción) 

A = Área de arena neta Petrolífera (acres) 

hp = Espesor promedio de arena neta petrolífera (pies) 

Swi = Saturación promedio de agua inicial (fracción) 

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

 
 Si el fluido original del yacimiento es gas, bastará con la modificación de la 

constante de conversión de unidades y el cambio del factor volumétrico del petróleo 

por el del gas para que la ecuación aplique para la búsqueda del gas original en sitio 

(GOES), quedando la misma de la siguiente manera: 
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( ) PCN
Bgi

SwihAGOES =
−××××

=
1560.43 φ

                   Ec.2.8 

  

 Donde, para las ecuaciones 2.7 y 2.8 presentadas anteriormente: 

φ : Porosidad promedio (fracción).  

h: Espesor promedio (pies).  

A : Área promedio (acre). 

Swi: Saturación de agua inicial (fracción). 

Boi: Factor volumétrico del petróleo a condiciones iniciales (BY/BN). 

Bgi: Factor volumétrico del gas a condiciones iniciales (BY/PCN). 

Otra manera de calcular el volumen de gas en solución originalmente en sitio es 

mediante la relación gas petróleo original (Rsi): 

 

  GOES = POES * Rsi                                 Ec. 2.9 

 
2.7.2 Método Dinámico. 

Para cuantificar el volumen de hidrocarburos presente en la Arena C2 se desarrollará 

a través de la ecuación de balance de materiales y los datos desarrollados en esta 

serán los dinámicos como son: los datos de presión, producción y datos PVT de los 

pozos involucrados en el estudio. 

 
2.7.2.1 Balance de Materiales. 

Se deriva como el balance volumétrico que iguala la producción acumulada de 

fluidos, expresada como un vaciamiento, y la expansión de los fluidos como resultado 

de una caída de presión en el yacimiento. La EBM establece que la diferencia entre la 

cantidad de fluidos iníciales en el yacimiento y la cantidad de fluidos remanentes en 

el yacimiento es igual a la cantidad de fluidos producidos. [27]
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                                                Ec.2.10 ⎥
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 Las suposiciones tomadas en el desarrollo de la EBM son: 

• La EBM representa un balance volumétrico aplicado a un volumen de control, 

definido como los límites iniciales de aquellas zonas ocupadas por 

hidrocarburos. 

• La suma algebraica de todos los cambios volumétricos que ocurren en cada una 

de las zonas definidas dentro del volumen de control es igual a cero. 

• Para el análisis volumétrico se definen tres zonas: la zona de petróleo, la zona 

de gas y la zona de agua que existe dentro del volumen de control. 

• Una de las principales suposiciones es que las tres fases (petróleo, gas y agua) 

siempre están en un equilibrio instantáneo dentro del yacimiento. 

• Los cambios de volúmenes ocurren a partir de un tiempo t=0 a un tiempo t=t 

cualquiera. Primero se procede a definir los volúmenes iniciales en cada una 

de las zonas, luego los volúmenes remanentes al tiempo t=t, y por último la 

diferencia entre éstos representa la disminución en cada zona. 

• Posteriormente se seguirá una serie de manipulaciones matemáticas para llegar 

a la ecuación generalizada de balance de materiales. Todos los volúmenes 

están expresados a condiciones de yacimiento [19]. 

 La ecuación general de balance de materiales vendrá dado por la ecuación 2.11 

y se describe así: 

 

NP+ WpBw = N+ mNBoi  

NB Ec.2.11 

                                      

oi (CwSwc + cf) Swc) + WeBw    

de gas y/o agua en el yacimiento, los volúmenes 

acum

∆p/ (1-                         

 Si hubiese inyección 

ulados de estos fluidos a condiciones de yacimiento. Deben ser sumados a la 
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derecha de la ecuación general de balance de materiales. Havlena y Odeh, simplifica 

esta ecuación como una línea recta y define cuatro casos particulares de normal 

ocurrencia en la práctica de la ingeniería de yacimiento: 

• Yacimiento subsaturado, sin intrusión de agua. 

• Yacimiento saturado con desplazamiento por gas en solución, con capa de gas 

inicial y sin intrusión de agua. 

• Yacimiento con desplazamiento por gas en solución, sin capa de gas inicial y 

con intrusión de agua. 

• Yacimiento subsaturado con desplazamiento por gas en solución, sin capa de 

gas inicial y sin intrusión de agua. Siendo este el caso encontrado en el área de 

estudio de acuerdo con las características de los yacimientos. 

 
2.7.2.2 Curvas de Declinación de Producción. 

Es un método dinámico para estimar reservas recuperables de un yacimiento, su 

característica dinámica proviene del hecho que se utiliza la historia de producción de 

los fluidos, concretamente de petróleo, por pozo o por yacimiento, para la estimación 

de sus reservas recuperables. La aplicación del método parte de que existe suficiente 

historia de producción como para establecer una tendencia de comportamiento y 

entonces la predicción del yacimiento se hace a partir de la extrapolación de dicha 

tendencia. Este procedimiento lleva implícito una suposición básica: “Todos los 

factores que han afectado al yacimiento en el pasado, lo seguirán afectando en el 

futuro”. 

Existen tres tipos de curvas de declinación de producción que han sido 

identificado y se denominan: declinación exponencial, hiperbólica y armónica. [26]

 
2.7.3 Factor de Recobro. 

Conocido los valores del POES, el factor de recobro (FR) es el parámetro 

indispensable para establecer las reservas probadas. 
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El factor de recobro primario de un pozo (%FR), yacimiento, va a depender de 

su mecanismo de producción, si es por gas en solución será menor que por 

desplazamiento de agua o por segregación gravitacional. El factor de recobro vendrá 

dado por la ecuación 2.12, que es una relación directa entre el petróleo acumulado 

producido y el petróleo original en sitio. 

 
FR=  *100                                         Ec. 2.12 

El FR, depende en forma general de los mecanismos de producción y las 

propiedades físicas de las rocas y fluidos del yacimiento, este aumentará al aplicar 

tecnologías de recuperación secundaria (inyección de gas, agua, CO2, químicos, 

vapor, etc.). 

Una vez que se calcula el POES de un yacimiento es necesario calcular el FR 

que se le aplicará para establecer sus reservas recuperables. 

El factor de recobro en yacimientos que producen por depleción volumétrica 

representará el volumen de hidrocarburos extraído en el yacimiento hasta la presión 

de abandono, es allí la importancia del cotejo de la simulación del comportamiento 

histórico de la producción de hidrocarburos con presión y su predicción usando la 

metodología de balance de materiales para obtener ó conocer cuáles son esos 

volúmenes a la presión de abandono en el futuro y calcular este parámetro. Los FR 

primarios de las cuatro áreas en explotación de la FPO se ha estimado 

conservadoramente entre 7 y 10% del POES. [20]

 
2.7.4 Presión de abandono (Pab). 

Viene dada por la presión del yacimiento a la cual la tasa de petróleo no es 

económicamente viable debido a que el costo de producción o la explotación no es 

rentable, porque se le ha agotado las energías necesarias para impulsar los fluidos 

desde el yacimiento hasta la superficie y es necesario recurrir a un proceso de 

recuperación secundaria para extraer el hidrocarburo que ha quedado en sitio.  
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2.8 Reservas. 

Las reservas son volúmenes de hidrocarburos acumulados en una unidad geológica 

formada por rocas porosas y permeables denominado yacimiento, que pueden ser 

extraídos o no del mismo. La clasificación de las reservas viene dada por: 

 
2.8.1 Reservas Probadas. 

Son los volúmenes de hidrocarburos contenidos en yacimientos, los cuales hayan sido 

constatados mediante pruebas de producción y que según la información geológica y 

de ingeniería de yacimientos disponible, pueden ser producidos comercialmente. 

Entran en la categoría de reservas probadas aquellas acumulaciones de 

hidrocarburos que cumplan con los siguientes parámetros: 

• Las contenidas en yacimientos con producción comercial o donde se hayan 

realizado con éxito pruebas de producción o de formación. 

• Las contenidas en yacimientos delimitado estructural y estratigráficamente y /o 

por contacto de fluidos. 

• Las contenidas en áreas adyacentes a las ya perforadas cuando existe una 

razonable certeza de producción comercial. 

• Los volúmenes producibles de áreas aún no perforadas, situadas entre 

yacimientos conocidos, donde las condiciones geológicas y de ingeniería 

indiquen continuidad. 

• Los volúmenes adicionales producibles de yacimientos con proyectos 

comerciales de recuperación secundaria (inyección de gas, inyección de agua, 

mantenimiento de presión, recuperación térmica u otros). 

• Los volúmenes adicionales provenientes de proyectos de recuperación 

secundaria cuando el estudio de geología e ingeniería que sustenta el proyecto 

está basado en un proyecto piloto con éxito o en una respuesta favorable a un 

proyecto experimental instalado en ese yacimiento. 
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• En ciertas ocasiones, los volúmenes producibles de pozos en donde el análisis 

de núcleo y/o perfiles indican que pertenecen a un yacimiento análogo a otros 

que están produciendo del mismo horizonte, o que han demostrado su 

capacidad productora a través de pruebas de formación. [20]  

A su vez, estas reservas probadas pueden ser clasificadas por las facilidades de 

producción en: 

2.8.1.1 Reservas Probadas Desarrolladas. 

Las cuales se encuentran representadas por los volúmenes de hidrocarburos 

comercialmente recuperable del yacimiento por los pozos e instalaciones de 

producción disponibles incluyendo las reservas detrás de la tubería de revestimiento 

que requieren un costo menor para incorporarlas a producción y las que se esperan 

obtener por métodos comprobados de recuperación secundaria siempre y cuando los 

equipos necesarios ya se encuentren instalados. [20]

 
2.8.1.2 Las Reservas Probadas no Desarrolladas. 

Son los volúmenes de reservas probadas que no pueden ser recuperadas 

comercialmente a través de los pozos e instalaciones de producción disponibles 

incluyendo las reservas detrás de la tubería de revestimiento que requieren un costo 

mayor para incorporarlas a producción (RA/RC) o las que necesitan de nuevos pozos 

e instalaciones o profundización de pozos que no hayan penetrado el yacimiento. [20]

 
2.8.2 Reservas Probables. 

Son aquellos volúmenes contenidos en áreas donde la información geológica y de 

ingeniería indica, desde el punto de vista de su recuperación un grado menor de 

certeza comparado con el de las reservas probadas. En Venezuela se ha establecido 

un sistema para indicar los casos que califican como reservas probables 

identificándolas en cada caso con un número de acuerdo al riesgo y probabilidad de 

existencia: 
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• Serie 100 Los volúmenes que podrían recuperarse de yacimientos en cuyos 

pozos no se han efectuado pruebas de producción, pero las características de 

sus perfiles indican con razonable certeza la probabilidad de su existencia. Se 

identifican como reservas detrás de la tubería. 

• Serie 200 Los volúmenes que podrían recuperarse a una distancia razonable, 

más allá del área probada de yacimientos productores, en donde no se ha 

determinado el contacto agua-petróleo y en donde el límite probado se ha 

establecido en función del pozo estructuralmente más bajo. 

• Serie 300 Los volúmenes que pudieran contener las áreas adyacentes a 

yacimientos conocidos, pero separados de estos por fallas sellantes, siempre 

que en dichas áreas haya razonable certeza de tener condiciones geológicas 

favorables para la acumulación.  

• Serie 400 Los volúmenes estimados en estudios realizados de geología y de 

ingeniería o en estudios en proceso, donde el juicio técnico indica, con menor 

certeza que en el caso de las reservas probadas, podrían recuperarse de 

yacimientos probados, si se aplicaran procedimientos comprobados de 

recuperación secundaria.[26]  

 
2.8.3 Reservas Posibles. 

Son aquellos volúmenes contenidos en áreas donde la información geológica y de 

ingeniería indica desde el punto de vista de su recuperación, un grado menor de 

certeza comparado con el de las reservas probables. Estas reservas podrían ser 

estimadas suponiendo condiciones económicas futuras diferentes a las utilizadas para 

las reservas probadas, en nuestro país en el caso de las reservas probables, estas 

también son clasificadas según el riesgo y la probabilidad de existencia con un 

sistema de series numeradas: 

• Serie 600 Los volúmenes sustentados por pruebas de producción o de 

formación que no pueden ser producidos debido a las condiciones económicas 
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en el momento de la estimación, pero que serían rentables al utilizar 

condiciones económicas futuras razonablemente ciertas. 

• Serie 700 Los volúmenes que podrían existir en formaciones cuyos perfiles de 

pozos o núcleos de formación tienen características que presentan un alto 

grado de incertidumbre. 

• Serie 800 Los volúmenes que podrían existir en áreas donde la interpretación de 

la información geofísica y geológica indica la existencia de una estructura 

mayor que la incluida dentro de los límites de reservas probadas y probables y 

la perforación de pozos adicionales fuera del área probada o probable ofrece 

menor certeza de resultados positivos. 

• Serie 900 Los volúmenes que podrían existir en segmentos fallados no 

probados, adyacentes a yacimientos probados, donde existe una duda 

razonable sobre si ese segmento contiene volúmenes recuperables. 

• Serie 1000 Los volúmenes adicionales en yacimientos cuyas características 

geológicas y de fluidos indican posibilidad de éxito si son sometidos a 

métodos de recuperación secundaria. [26] 

 
2.8.4 Reservas Recuperables.  

Se llama reservas recuperables al volumen de gas o petróleo que puede ser extraído 

económicamente del yacimiento hasta cuando se alcance las condiciones de abandono 

del mismo. Se pueden calcular por medio de las siguientes ecuaciones:

 
                                            Ec 2.13                             

Ec 2.14                             

 Donde: 

Npr = Reservas Recuperables de petróleo (BN). 

FR = Factor de Recobro (frac). 

POES = Petróleo Original En Sitio (BN). 
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 Donde: 

Gpr = Reservas Recuperables de gas (PCN). 

FR = Factor de Recobro (frac). 

GOES = Gas Original En Sitio (PCN). 

 
2.8.5 Reservas Remanentes 

Es, para el momento que se efectúa la estimación, el volumen recuperable que aún no 

ha sido extraído del yacimiento y resultan de restar el volumen extraído ó producción 

de petróleo y gas acumulados del volumen estimado originalmente en sitio.  

 

 

 

 
 



 

CAPÍTULO III 

HERRAMIENTAS UTILIZADAS 
 

3.1 Oil Field Manager (OFM) 

Es una herramienta para manejar bases de datos de producción de la empresa 

Schlumberger Geoquest adaptado oficialmente por PDVSA para el manejo y análisis 

de datos básicos, de producción de pozos y yacimientos. Abarca un conjunto de 

módulos integrados que facilitan el manejo de los campos de petróleo y gas, a través 

de sus ciclos de vida de exploración y producción e incluye características de fácil 

manejo y visualización como lo son: un mapa base activo, reportes, gráficos y análisis 

de curvas de declinación. 

  Como un sistema integrado esta aplicación provee un conjunto de herramientas 

para automatizar tareas, compartir datos y relacionar la información necesaria. Se 

puede utilizar para análisis de pozos y campos; programas y operaciones de 

optimización del campo: administración de reservas, planes de desarrollo, programas 

de mantenimiento, administración de flujo de caja y balance de materiales (Figura 

3.1).  

3.1.1 Datos Trabajados en OFM 

• Dependientes del tiempo (producción mensual, diaria, presiones de fondo 

fluyente y presiones estáticas por pozos, relación gas petróleo). 

• Estáticos (coordenadas, datos únicos para los pozos, datos de propiedades 

geológicas). 

3.1.2 Filtros (Filter) 

Permite crear un subconjunto de datos compuestos por campo, yacimiento, pozos o 

completaciones y mostrarlos en el mapa base y al mismo tiempo permite guardarlos y 

poder utilizarlos posteriormente. Al activar la aplicación y abrir la carpeta del 

proyecto deseado, la primera ventana que se presenta es el mapa base del proyecto 
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con todos los campos y pozos completados. Para activar el panel de Filter, seleccione 

View, la opción Panes e inmediatamente la opción Filter (Figura 3.2). 

 
Figura 3.1 Ventana Principal de OFM. [28]

3.1.3 Reportes (Reports) 

Se utiliza principalmente para obtener datos dependientes del tiempo. Es importante 

no mezclar variables esporádicas con variables mensuales y/o diarias. Si se llegase a 

mezclar estos datos, los resultados pudieran parecer bien, pero todos los cálculos 

subsecuentes probablemente serán incorrectos.  

Para activar esta opción se va al menú Analysis y se usa el comando Report, 

donde se podrá seleccionar en el cuadro de análisis las variables que se desean 

agrupar, tales como: fecha, pozos, días de producción, tasas mensuales de petróleo, 

gas y/o agua, acumulados de petróleo, gas y/o agua, datos de pruebas de presiones, 

reportes de petrofísica, entre otros (Figura 3.3).  
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Figura 3.2 Mapa base de Sincor Petrocedeño. 

 

 
        Figura 3.3 Ventana del Reporte generado por OFM. 
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3.1.4 Gráficos (Plots). 

 
Permite visualizar la data numérica en forma de gráficos personalizados. Provee la 

opción de representar las diferentes variables cargadas en un proyecto, en gráficos 

XY de producción (Figura 3.4). Cada gráfico puede tener un máximo de seis 

variables y dos ejes Y. Es posible colocar, leyendas y encabezados en los gráficos, y 

por otra parte también se puede editar cada curva, leyenda, ejes, escala, entre otros, de 

acuerdo a los requerimientos del usuario. 

 
Figura 3.4 Ventana de Gráficos generados por OFM. 

 

Una vez realizada la(s) gráfica(s) deseada(s) en OFM, desde la barra de 

herramientas es posible guardar los resultados obtenidos como imágenes que pueden 

ser trabajadas luego en Power Point, para ello se debe seleccionar la opción File/Save 
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Image As/ ubicar el directorio donde se desea guardar la imagen y verificar que en el 

Campo tipo este seleccionada alguna de las siguientes extensiones: *.BMP, *.JPG, 

*.TIFF y finalmente Guardar (Figura 3.5). [27] 

Figura 3.5 Tipo de extensiones que guarda las gráficas OFM. 

on archivos digitales cargados a los accesos de red, 

or medio de una base de datos. 

del POES y determinar el potencial 

del balance de materiales de un yacimiento. Su interface amigable (Figura 3.6) 

3.2 Carpeta De Pozos Digital.  

Es un sistema que permite visualizar archivos digitalizados de los pozos, en el cual se 

encuentran los documentos en formato de imagen, de todos los eventos ocurridos en 

los pozos, así como también las especificaciones de todos los trabajos realizados a lo 

largo de la vida del pozo, tales como pruebas, reparaciones, reacondicionamientos, 

registros semanales, entre otros. S

p

 
3.3 MBAL. 

Simulador computacional que permitirá calcular las reservas presentes en el 

yacimiento a través del cálculo dinámico 

destinado para los futuros pozos en el campo. 

 El software MBAL ha redefinido el uso de la ecuación de balance de materiales 

en la ingeniería de yacimientos moderna, con una serie de innovaciones desarrolladas 

por Petroleum Experts limited que no están disponibles en otras aplicaciones, por lo 

que MBAL se ha convertido en el estándar de la industria para el modelado preciso 
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permite al ingeniero obtener resultados en un tiempo mínimo y con una confiabilidad 

aceptable. 

El desarrollo eficiente de un campo requiere del buen entendimiento de los 

sistemas de producción y yacimiento. El MBAL facilita al ingeniero la definición de 

los mecanismos de empuje del yacimiento, así como los volúmenes de hidrocarburos 

almacenados, parámetros indispensables para un estudio confiable. 

Para yacimientos existentes, el MBAL proporciona una gran cantidad de facilidades 

para la comparación de la información. El programa permite realizar perfiles de 

producción reales, cuando no se dispone de datos históricos y es usado para modelar 

los efectos dinámicos del yacimiento, antes de construir un modelo de simulación 

numérico. [25]

3.3.1 Principales aplicaciones del programa MBAL. 

− Ejecución de una comparación histórica de los datos del yacimiento, para 

identificar los hidrocarburos en sitio y los mecanismos de desplazamientos 

predominantes. 

− Construcción de modelos de yacimiento multi-tanque. 

− Generar perfiles de producción. 

− Realizar estudios de desarrollo del yacimiento. 

− Modelar el comportamiento de yacimientos de gas condensado frente a 

operaciones de depleción y de reciclo. 

− Permite analizar las curvas de declinación del yacimiento. 

− Incluye simulaciones por el Método de Monte Carlo. 

− Modelado en una dimensión del frente de inundación de los fluidos. 

− Calibración de las curvas de permeabilidad relativa contra el desempeño de 

los datos de campo. 

− Permite el control de la miscibilidad de los fluidos. 

− Simular la inyección y reciclo del gas del yacimiento 

− Seguimiento composicional de los fluidos producidos e inyectados. 
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− MBAL permite al ingeniero ajustar las correlaciones PVT con data de campo, 

previniendo errores acumulados entre los diferentes pasos de la simulación. 
[25] 

 
Figura 3.6 Interface del simulador MBAL. 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

                               Figura 3.7 Escenario de Presión en MBAL 
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Figura 3.8  Mecanismos primarios de la Macolla VD en MBAL. 

 
3.4 Energy Componet. 

 Manejador de datos donde reposan toda la información referente a pruebas de pozos, 

problemas operacionales, entre otros. 

 
3.5 Pump Monitor. 

Manejador de datos de producción y presión de los pozos a tiempo real, donde 

intervienen variables como inyección de diluente y Bomba de Cavidad Progresiva, 

entre otros. 

 
3.6 Microsoft Excel. 

Microsoft Corporation ofrece esta hoja de cálculo empleada en el sistema operativo 

Windows, que facilita el manejo y análisis de las diferentes ecuaciones, gráficos y 

tablas a emplearse en el estudio. 

 
3.7 CONSIPVT. 

Hoja de Excel elaborado bajo el lenguaje de programación Visual Basic que facilita 

verificar la consistencia del PVT. 
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                  Figura 3.9 Pantalla del CONSIPVT para la consistencia del PVT. 

3.8 Sistema de Generación de Mapas (SIGEMAP). 

Es un sistema computarizado para la elaboración, actualización, validación y 

disponibilidad de una base de datos de mapas oficiales automatizados, en el cual se 

revisa, prepara y carga la información del cuadrángulo ó división de las áreas a 

incorporar en el sistema.  

3.8.1 MicroStation SE.  

Esta herramienta sirve como plataforma gráfica a la aplicación SIGEMAP, utiliza los 

lenguajes de programación Visual Basic, Microstation Development Lenguaje (MDL) 

y Microstation Basic. 

 
Entre las funciones más importantes de este sistema se encuentran:  

 
• Digitalización. 

• Etiquetador de límites y contactos. 

• Etiquetador de líneas isópacas, estructurales y de yacimientos. 
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• Modificador de elementos digitalizables. 

• Colocación de buzamientos. 

• Definición y actualización de yacimientos. 

• Graficación de pozos y parcelas. 

• Cálculo de área y volumen. 

• Generación de gris, contornos y plantillas.  

 

 
       Figura 3.10 Cálculo de Área y Volumen en la herramienta SIGEMAP en la 

plataforma gráfica MicroStation SE. 
3.9 SPIYAC (Sistema de Programas de Ingeniería de Yacimiento). 

El programa Spiyac fue creado por un grupo de trabajadores perteneciente a PDVSA, 

basados en las correlaciones de la TOTAL y Corey y Cols, que se uso para calcular 

las permeabilidades en un sistema agua-petróleo y gas-petróleo, debido a las 

deficiencias en la información de los análisis especiales de núcleo del área en estudio.  

 

 
 



 

CAPÍTULO IV 

METODOLOGÍA DE LA INVESTIGACIÓN 
 

4.1 Revisión Bibliográfica. 

El primer paso para la realización de este trabajo consistió en la búsqueda y selección 

de la información que sustente la investigación. Se recopiló material bibliográfico de 

interés referido al tema, en fuentes como: estudios anteriores, libros de textos 

técnicos, artículos especializados, páginas Web y manejadores de datos que 

contengan la información, así como también las correlaciones y ecuaciones para 

realizar los cálculos a fin de cumplir con los objetivos planteados.  

 
4.2 Recopilación de la información.  

La recopilación de la información fue orientada a la identificación y captura de la 

información técnica de la Arena C2, Yacimiento Oficina Inferior SDZ-2X-A2 y se 

inició con la búsqueda del mapa base Petrocedeño Productores Deltaico, de el se 

extrajo información de interés tal como la ubicación exacta de las Macollas IC y VD. 

También se ubicó el mapa Isópaco-Estructural y Arena Neta Petrolífera en el sistema 

SIGEMAP.  

 De igual manera se identificó el nombre, cantidad, tipo de completación, 

estado actual, método de producción y la ubicación exacta de los pozos que fueron 

completados en las Macollas IC y VD y que comprende el área de estudio. Esta se 

ubicó en carpeta de pozo electrónica. 

 Así mismo se recopiló el tope y base de la formación de interés, espesor de 

lentes atravesado Apéndices A (Tabla A.1) y los registros disponibles de los pozos, 

con énfasis a los de resistividad y porosidad, a fin de capturar los datos petrofísicos, 

Apéndice B (Figura B.16 y B.17). Esta información fue consultada en los informes 

electrónicos postmortem de cada pozo.  

 Posteriormente se procedió a capturar la historia de producción, presión, RGP, 

°API, mediante los reportes generados a partir de la aplicación OFM (Oil Field 
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Manager), Energy Component, Pump Monitor, RFT, BHP estático y Carpeta de pozo 

electrónicas, para cada uno de los pozos por Macolla, Apéndice A (Tablas A.2 hasta 

A.7). Los datos PVT fueron buscados en los servidores de Petrocedeño, Apéndice A 

y otros datos Oficiales fueron capturados del libro Oficial de Reservas cierre 

Diciembre 2009. 

 
4.3 Validación de la historia de producción, presión y datos PVT en las Macollas 

IC y VD de la Arena C2. 

4.3.1 Historia de producción. 

Se verificó la consistencia de la historia de producción a través de un promedio 

ponderado considerando los datos de producción acumulada de petróleo, gas y agua 

pozo por pozo, pues es, como acumulados que se contabiliza en superficie y se 

comparó con la información sustraída de las distintas bases de datos consultadas 

(carpetas de pozos electrónicas, libro de reservas oficial, diagramas de completación, 

Apéndice B (Figuras B.1 hasta B.15). 

El cálculo de los acumulados de producción para descartar inconsistencias se 

realizó aplicando las siguientes ecuaciones: 

 
Qmens=                                     Ec. 4.1 

 
    Acumcalmens=                        Ec. 4.2 

 
       %Error=                            Ec. 4.3 

 
 Donde: 

Qmens: Tasas de las fases, petróleo, gas y agua mensual. (BN/D y PCN/D)

Acumcalmens: Acumulado mensual calculado de las fases, petróleo, gas y agua.

Acumreal: Acumulado mensual real de las fases, petróleo, gas y agua correspondiente 

a la historia de producción. 
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Los datos de producción fueron graficados y analizados, a fin de visualizar 

comportamientos anormales, es decir datos que se alejan de la tendencia lógica de la 

variable considerada y a partir de allí hallar la representatividad de los mismos. 

4.3.2 Historia de presión. 

La validación de la historia de presión se realizó considerando los datos durante los 

periodos de cierre de los pozos, es decir, una presión restaurada que corresponda con 

la presión estática de yacimiento (Pe) y la representatividad estará dada al compararla 

con puntos de presión obtenidos de RFT (Repeat Formation Tester) y BHP estático 

(Bottom hole pressure) tomados para un mismo tiempo. En el Apéndice A (Tablas 

A.2 hasta A.5), se muestran los RFT tomados en pozos estratigráficos ubicados en el 

centro de las Macollas.  

4.3.3 Datos PVT. 

A partir de los PVT disponibles del área en estudio se analizó la representatividad y 

Consistencia de los resultados arrojados mediante las pruebas de laboratorio, 

reafirmándose que los procedimientos desarrollados durante el PVT fueron correctos. 

En el Apéndice A, se muestran las pruebas PVT realizadas en la Arena C2, en los 

pozos IC07 y VD10 en las Macollas IC y VD respectivamente.  

 

4.3.3.1 Representatividad de la prueba PVT. 

Partiendo de las condiciones del yacimiento para el momento del muestreo (presión y 

temperatura) reportadas en las pruebas PVT, se verificó la representatividad de estos 

datos, consultando en los reportes de pruebas iniciales realizadas a los pozos IC07 y 

VD10, donde se comprobó la veracidad de esta información y de esta manera validar 

que la presión y la temperatura a la cual se realizaron las pruebas en el laboratorio 

corresponden a las condiciones encontradas en el pozo para el momento del muestreo. 

A demás de precisar que la relación gas-petróleo calculadas en el laboratorio y 

reportadas en las pruebas PVT, sea igual a la razón de solubilidad del petróleo (Rsi) 

presentado en las pruebas iniciales del pozo. Las pruebas iniciales oficiales de 

algunos de los pozos estudiados se encuentran en el Apéndice B. 
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4.3.3.2 Consistencia de la prueba PVT. 

Consiste en afianzar que los procedimientos matemáticos establecidos para calcular 

las propiedades presentadas en la prueba PVT son correctos, por consiguiente se debe 

validará la consistencia de las pruebas de densidad, función Y, balance de materiales 

y Desigualdad. Estos procedimientos fueron realizados a través de una aplicación en 

Excel llamada CONSIPVT a través del lenguaje de programación Visual Basic y 

utiliza las siguientes ecuaciones para realizar el cálculo:  

- Densidad. 

ρo= (Masa del petróleo en el tanque + Masa del gas en el separador + Masa del 

gas en el tanque) / Unidad de volumen de petróleo a Pb y T. 

Masa de petróleo en el tanque = γo*ρw ( )* )= , lb/BY                Ec. 4.4 

Masa de gas en el separador =  ( )  * ρa               Ec. 4.5 

                                                  = 0,0763277*                                       Ec. 4.6 

Masa de gas en el separador  = 0,0763277*      Ec. 4.7 

                                                     γo=                                                   Ec. 4.8 

Entonces: 

                    ρofb=                 Ec. 4.9 

Para varias etapas de Separación: 

ρofb=    

 
                                                                                                                    Ec.4.10 

 Donde: 
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ρodb = Densidad del petróleo saturado a la presión de burbuja y temperatura de la 

prueba de liberación diferencial g/cc. 

ρodb= Densidad recombinada a partir de las pruebas de separadores g/cc. 

 γo = Gravedad específica del crudo en el tanque (agua = 1) 

γg = Gravedad específica del gas en el separador (aire = 1) 

ρw = Densidad del agua, lb/BN 

Rs = Relación gas petróleo en solución, (PCN/BN) 

= Factor volumétrico de las pruebas de separadores, BY/BN. 

Si se tienen varias muestras de fluidos tomadas en los separadores, se usa el 

valor de correspondiente a la presión óptima. La Figura 4.1 muestra la 

interface del programa CONSIPVT para la prueba de densidad. 

 

Figura 4.1 Prueba de Densidad. 

- Función Y. 

La función Y viene dada por: 

                          Y=                                           Ec. 4.11 
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Donde: 

P= Presión inferior a la presión de burbuja, Lpca 

Pb= Presión de burbuja, Lpca 

V= Volumen bifásico a P, cc 

Vb= Volumen a P, cc 

Siendo V/Vb = Volumen relativo, adimensional. 

 Sistemas compuestos básicamente con hidrocarburos muestran una relación 

lineal entre Y con presión. La Figura 4.2 muestra la pantalla para introducir los datos 

en el CONSIPVT para la Función Y. 

 

 
                                   Figura 4.2 Función Y. 

- Balance de Materiales. 

Se tomará como base un litro de petróleo residual a condiciones normales (60 °F y 

14,7 Lpca). 

A 14,7 y 60 °F 

Masa de petróleo = mol = γo*ρw gr/cc*1.000 cc 

                          γo=                                         Ec. 4.12 
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Masa de gas en solución= =0 

Volumen de gas en solución= =0 

Relación gas petróleo en solución= =0 

A 14,7 y T (temperatura de la prueba) 

Masa de petróleo= = * *1.000, gr 

Subíndices: d= diferencial. 

      i= nivel de presión. 

Incremento de la masa de gas en solución entre las presiones Pi y Pi-1 

                          =                                               Ec. 4.13     

Volumen de gas en solución correspondiente a mgi 

     Vgi=  *  , PCN= 0,02881* , PCN    Ec. 4.14    

 
Relación gas petróleo en solución a Pi  

                        = +159* , PCN/BN           Ec. 4.15        

 La Figura 4.3, muestra la pantalla para la prueba de balance de materiales.  

 
Figura 4.3 Prueba de Balance de Materiales. 
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- Desigualdad. 

De una prueba de liberación diferencial se tiene: 

+Bg*( ) 

Derivando parcialmente con respecto a P: 

      Ec. 4.16 

Haciendo                    ≈ 0              Ec. 4.17 

            Ec. 4.18 

Se obtiene: 

                Ec. 4.19 

La pendiente de la curva vs P es negativa por lo tanto  lo cual se cumple 

si: 

                                                Ec. 4.20 

De esta desigualdad depende la validez del PVT      
  
 La Figura 4.4 muestra la pantalla de la prueba de desigualdad. 

 
Figura 4.4 Prueba de Desigualdad. 
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4.4 Construcción del Modelo de Presión que Gobierna la Arena C2.  

Para realizar un modelo de presión representativo que gobierne el comportamiento de 

Presión en las Macollas IC y VD es necesario llevar las presiones al Datum, ecuación 

4.22.  

 
PD= Ps ±GY*(ProfD - Profs (TVDSS))                           Ec. 4.22 

 

Profs (TVDSS)= Profs (TVD)- (EMR + Elev del Terreno)                Ec. 4.23 

 
  

 Donde: 

PD: Presión al Datum (Lpc). 

Ps: Presión estática tomada en el sensor (Lpc). 

GY: Gradiente de Yacimiento (Lb/pulg2/pie). 

ProfS (TVD): Profundidad Vertical Verdadera del sensor (pie). 

ProfS (TVDSS): Profundidad Vertical Verdadera Sub sea del sensor (pie), profundidad 

cuyo Datum de referencia es el nivel del mar. 

ProfD: Profundidad del Datum (pie). 

EMR: Elevación de la Mesa Rotaria (pie). 

Elev del Terreno: Elevación del Terreno (TVD). 

Estos datos fueron obtenidos de los diagramas de completación, Apéndice B 

(Figuras B.1 hasta B.15, Tablas B.1 Y B.2). 

Para llevar las presiones al Datum se tomó el encontrado en el libro de reservas 

para la Arena C2 (1.100 Pie), para esto también es necesario calcular el gradiente de 

yacimiento, que está en función de los fluidos presentes en cada Macolla y depende 

de la °API, γo, γg, βo y Rsi, que fueron obtenidas a partir de los PVT validados. La 

ecuación del gradiente de yacimiento (Ec. 4.27) es desarrollada mediante las 

correlaciones de Vazquez y Beggs.  
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                          =                                        Ec. 4.24

                           
 =                                          Ec. 4.25                             

 
                                                Ec. 4.26 

 
                             GY=                                     Ec. 4.27  

 

 Donde: 

GY: Gradiente de Yacimiento (Lb/pulg2/pie). 

Mg: Peso molecular del gas. 

Rsi: Razón de solubilidad del gas en el petróleo inicial (PCN/BN). 

βo: Factor volumétrico del petróleo inicial (BY/BN). 

γo: Gravedad especifica del petróleo. 

γg: Gravedad especifica del gas. 

ρo: Densidad del petróleo (LBS/PC). 

°API: Gravedad API. 

El gradiente de pozo se calcula con datos de presión tomadas a distintas 

profundidades dentro del pozo cerrado (BHP estático), pero este no es el caso puesto 

que los pozos en estudios son operados con BCP, que tienen un sensor de fondo que 

forma parte de la completación del pozo y captura la presión en tiempo real. En vista 

de esto el cálculo para llevar las presiones al Datum fue el referido en la ecuación 

4.22. Es importante resaltar que se consideró la teoría de vaso comunicante, este 

principio consiste en que al tener dos recipientes comunicados y verter un líquido en 

uno de ellos ambos se llenarán al mismo nivel y al estar el fluido contenido en un 

recipiente las capas superiores presionan a las inferiores, por lo tanto se genera una 

presión dependiente de la altura del líquido en el recipiente. Esta presión es una 

fuerza constante que actúa perpendicularmente sobre la superficie plana, significa que 

para un líquido con presión exterior constante, su presión interior dependerá tan sólo 
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de su altura, entonces todos los puntos del líquido encontrados a un mismo nivel 

tendrán la misma presión, por esta razón la presión tomada por el sensor a la 

profundidad del sensor será la misma que se tenga en cualquier punto de la arena a 

esa profundidad por estar conectado al yacimiento a través del pozo y considerando el 

gradiente del yacimiento calculado mediante la Ecuación 4.27, las presiones serán 

llevadas al mismo nivel de referencia. 

4.4.1 Método de Mínimos Cuadrados. 

Basado en el método de mínimos cuadrados se graficó las presiones estáticas del 

yacimiento llevadas al Datum en función de la producción acumulada (NP) para la 

Arena C2 en las Macollas IC y VD y obtener el modelo de presión que sea 

representativo con el vaciamiento que está ocurriendo a medida que se producen los 

fluidos. El modelo de presión se construyó en la aplicación Excel que posteriormente 

seria introducido junto con los acumulados de producción al simulador MBAL para 

realizar el modelaje dinámico.  

 
4.5 Caracterización de los tipos de fluidos presentes en la Arena C2 a partir de 

los PVT disponibles. 

Con el propósito de caracterizar los tipos de fluidos presentes en la Arena C2 se 

estudiaron los resultados encontrados en las pruebas PVT; entre estos datos se 

analizaron el factor volumétrico del petróleo (Boi, Bo), la razón de solubilidad al 

petróleo (Rs), la viscosidad del petróleo (µo), RGP, °API, empleándose finalmente las 

curvas de McCain que considera estos factores para su análisis. Las consideraciones 

establecidas para la caracterización de los fluidos están explicadas en detalle en el 

Capítulo II y para tales procedimientos se emplean las Tablas 2.2, 2.3 y 2.4. 

 Para cotejar los resultados de las propiedades de los fluidos en la prueba PVT 

validada con los resultados arrojados por el simulador MBAL, se utilizaron las 

correlaciones de Vazquez y Beggs para (Pb, Bo, Rs) y Beggs (µo), estas ecuaciones 

están contenidas en el MBAL y las mismas son mostradas a continuación: 
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Presión de Burbujeo. 

Tabla 4.1 Valores de las Constantes C1, C2 y C3 de la Ecuación de Presión de 
Burbujeo de Vazquez y Beggs. 

     Constante ºAPI ≤ 30 ºAPI > 30 

   C1 0,0362 0,0178 

           C2 1,0937 1,187 

   C3 25,724 23,931 

 

                                  Ec. 4.28 

                                                    
 Donde: 

Pb: Presión de burbujeo, Lpc. 

Rsb: Solubilidad del gas en el petróleo a P ≥ Pb, PCN/BN. 

T: Temperatura del yacimiento, ºf. 

γg: Gravedad especifica del gas. 

ºAPI: Gravedad API. 

Solubilidad del gas en el petróleo (Rs) 

                                                 Ec. 4.29 

 Donde: 

P: Presión de interés, Lpc. 

 
Factor volumetrico del petroleo 

-Factor volumetrico del petróleo a a P ≤ Pb. 

Tabla 4.2. Valores de las Constantes C1, C2 y C3 de la Ecuación de Factor 

Volumétrico del Petróleo de Vazquez y Beggs. 

Constante ºAPI ≤ 30 ºAPI > 30 

C1 4,68E-04 4,67E-04 

C2 1,75E-05 1,10E-05 

C3 -1,81E-08 1,34E-09 
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                       Ec. 4.30 

 Donde: 

Bo: Factor volumetrico del petroleo a P ≤ Pb, BY/BN. 

Rs: Solubilidad del gas en el petroleo a P ≤ Pb, PCN/BN. 

T: Temperatuta del yacimiento, ºF. 

γg. Gravedad del gas. 

°API: Gravedad API 

-Factor volumetrico del petróleo a a P > Pb 

                                                        Ec. 4.31 

  

 Donde: 

Bo: Factor volumetrico del petróleo a P > Pb, BY/BN. 

Bob: Factor volumetrico del petróleo en el punto de burbujeo, BY/BN 

P: Presion de burbujeo, Lpca. 

P: Presion de interes, Lpca. 

Co: Compresibilidad isotermica del petróleo, Lpc-1. 

Viscosidad de petróleo (µo) 

-Viscosidad del petróleo a P ≤ Pb 

La viscosidad del petróleo se calculó mediante la correlación de Beggs, puesto que 

esta se ajusta más al valor oficial para el yacimiento en cuestión, la cual viene 

expresada así: 

                                                        Ec. 4.32 

 Donde:  

µob: Viscosidad del petróleo a P y T (cp) 

µod: Viscosidad del petróleo muerto (cp) 

Siendo: 

                                              Ec. 4.33 
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                                                Ec. 4.34 

  

 Donde: 

Rs: solubilidad del gas en el petróleo. 

                                                               Ec. 4.35 

Siendo: 

                                                                 Ec. 4.36 

                                                                     Ec. 4.37 

                                                   Ec. 4.38 

 Donde:  

T: Temperatura del yacimiento (f) 

ºAPI: Gravedad API. 

-Viscosidad del Petróleo a P > Pb 

Por encima del punto de burbujeo se aplicó la correlación de Vazquez y Beggs, como 

se muestra a continuación: 

                                                                  Ec. 4.39 

 Donde: 

                                        Ec. 4.40 

Factor Volumétrico del Gas (Bg) 

                                                                  Ec. 4.41 

 Donde: 

Bg: Factor volumétrico del gas, BY/PCN. 

Z: Factor de compresibilidad del gas, adimensional. 

P: Presión, Lpc. 

T: Temperatura, ºR. (ºf +460). 

Viscosidad del gas 
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                                     Ec. 4.42 

  

 Donde: 

                      Ec. 4.43 

                           Ec. 4.44 

                                           Ec. 4.45 

                                     Ec. 4.46 

                                 Ec. 4.47 

 
4.6 Estimar los Volúmenes de Hidrocarburos Originales en Sitio a través del 

Método Volumétrico. 

El petróleo original en sitio (POES) y gas original en sitio (GOES) se calculó a través 

del método volumétrico mediante la Ec.2.7 y 2.9 respectivamente. Los datos de la 

porosidad (Ø) y saturación de agua inicial promedio (Swi) fueron capturados de los 

registros de los pozos verticales IC00 y VD00 y de las pruebas de núcleos 

convencionales, para las Macollas IC y VD respectivamente, Apéndice B (Figura 

B.18, Tabla B.3 y Figura B.19, Tabla B.4). El área y el espesor fueron calculados a 

través de la herramienta SIGEMAP y validado a través del escalimetro y mapa 

isópaco- estructural en escala 1:20.000, el factor volumétrico inicial (Boi) se tomó de 

las pruebas PVT validadas. 
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4.7 Estimar Volúmenes de Hidrocarburos Originales en Sitio, Reservas y Factor 

de Recobro mediante Balance de Materiales. 

4.7.1 Balance de materiales y simulación a través de la herramienta MBAL. 

Los datos de entrada introducidos al MBAL proporcionan una garantía que 

representará el comportamiento del yacimiento en la actualidad de acuerdo con los 

datos de presión, producción y PVT, mediante la función Run Simulation del menú 

History Maching (Figura 4.5) y del mismo modo ilustrará el comportamiento futuro. 

A pesar de que el MBAL internamente contiene las correlaciones empíricas de corey y 

cols para el cálculo de las permeabilidades relativas en un sistema agua- petróleo y 

petróleo-gas y en vista que se careció de pruebas especiales de núcleo en las Macollas 

en estudio, estas fueron calculadas y graficadas en Excel para observar el 

comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa fuera del simulador MBAL. 

 

 
 
 

     Figura 4.5 Pantalla del MBAL para realizar la Simulación de la Historia de 
Producción. 

 
 

 
 



 
 

 105

 Las ecuaciones correspondientes a las correlaciones de Corey y Cols son 

mostradas a continuación: 

 
Sistema Agua-Petróleo (Imbibición en Arenas no Consolidadas). 

 
Krw=S3                                              Ec. 4.48 

 
 

Kro=(1-S)3                                          Ec. 4.49 
 

 
Siendo: 

 
 

S=                                              Ec. 4.50 

Sistema Agua-Petróleo (Drenaje en Arenas no Consolidadas) 

Krw= (1-S) 2                                   Ec. 4.51 

Kro= S3                                      Ec. 4.52 

Siendo: 

 
                               S=                                     Ec. 4.53 

 

 Donde: 

Krw: Permeabilidad relativa al agua, fracción. 

Kro: Permeabilidad relativa al petróleo, fracción. 

Sw: Saturación de agua, fracción.  

Swi: Saturación de agua connata, fracción. 

So: Saturación de petróleo, fracción. 

 
4.7.2 Calculo del POES a través de Balance de Materiales, Reservas y Factor de 

Recobro. 

El software MBAL ejecutará el modelaje dinámico obteniéndose el volumen original 

en sitio (POES y GOES) por método dinámico utilizando el método gráfico y el 
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analítico que contiene el MBAL en el menú History Maching (Figura 4.6, 4.7) y 

posteriormente se comparó el POES obtenido por los dos métodos (analítico y 

gráfico) y una vez determinado el factor de recobro asociado a la Arena C2, se 

establece las reservas a drenar en el yacimiento para cada Macolla. También se 

estableció una comparación entre el resultado de POES obtenido por este método y 

por el método volumétrico. 

 

 
 

Figura 4.6 Pantalla del MBAL para el cálculo del POES a través del 
Método Analítico. 
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Figura 4.7 Pantalla del MBAL para el cálculo del POES a través del 
Método Gráfico. 

 
4.8 Pronostico del comportamiento futuro de los pozos de las Macollas IC y VD 

de la Arena C2, a través del programa MBAL.  
Se realizó el pronóstico de volumetría de las Macollas en estudio en los próximos 

años hasta una presión de abandono con el objeto de visualizar el potencial de 

producción asociado a los futuros pozos a través del programa MBAL. La predicción 

se realizó a través de la función Run Prediction del menú production prediction, estos 

resultados se encuentran en él. Para realizar esta opción se necesita establecer 

parámetros como son: permeabilidad relativa y definición del tiempo de la predicción 

(Figura 4.8). Otra manera de predecir el comportamiento de producción que ocurre 

en el yacimiento es a través de las curvas de declinación de producción, que consiste 

en graficar los datos de producción contra tiempo en papel semilog con ayuda de la 

herramienta OFM, e intentar ajustar estos datos a una recta la cual se extrapola hacia 

el futuro. A pesar de no estar dentro de los objetivos planteados en este estudio esto 

se realizará con el propósito de apreciar la pendiente que denota la declinación de 
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producción de cada Macolla, obtener las reservas recuperables y afianzar los 

resultados obtenidos por el balance de materiales.  

 
Figura 4.8 Pantalla de la Predicción en el balance de materiales.

 
 



 

 

CAPÍTULO V 

DISCUSIÓN DE RESULTADOS 
 

5.1 Recopilación de la información de los pozos que se encuentran en las 

Macollas IC y VD de la Arena C2. 

La Macolla IC a nivel de la Arena C2 está integrada por 4 pozos, los cuales son 

productores de petróleo extrapesado y para fines de este estudio se incluyó el pozo 

JB18, perteneciente a la Macolla vecina JB, por encontrarse dentro del área delimitada 

de la Macolla IC, para un total de 5 pozos; los mismos se encuentran completados en el 

miembro inferior de la Arena C2, denominado miembro C23 por poseer el mayor 

espesor de arena que facilita la navegación de los pozos y permite una mayor 

recuperación del hidrocarburo.  

 La Macolla VD cuenta oficialmente con un total de 12 pozos en la Arena C2, los 

cuales son productores de petróleo extrapesado y han sido completados en los 

miembros superior C21, medio C22 e inferior C23 de esta Arena (Tabla 5.1). 

Los pozos del Área Junín presentan una configuración mecánica diferente a los 

campos tradicionales, debido a que están conformados por Macollas de pozos 

horizontales tipo estrella, que tiene un pozo vertical estratigráfico en el centro para 

capturar información geológica, para el caso de las Macollas objeto de este estudio IC y 

VD, son los pozos IC00 Y VD00 respectivamente. Los pozos productores que la 

conforman tienen una configuración horizontal con una longitud total de 6.000 pies 

(MD) y una longitud horizontal de aproximadamente 4.000 pies (MD). El método para 

producir el hidrocarburo es mediante una Bomba de Cavidad Progresiva con inyección 

de diluente (Nafta de 47 °API), en diferentes puntos del pozo conocidos como: 

inyección en el cabezal, en la entrada de la bomba y en el fondo del pozo, lo que 

facilita el desplazamiento del crudo desde el yacimiento hasta la superficie, porque 
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disminuye la fricción al producir el mismo, obteniéndose un producto final diluido con 

una gravedad de 17 °API. 

 

Tabla 5.1 Información relevante de los pozos de las Macollas IC y VD, 
Arena C2, Área Junín, Campo Zuata Principal. 

MACOLLA POZO 

ARENA 

COMPLETADA

PUNTO DE 

INYECCIÓN 

ESTATUS DEL

POZO 

IC ICO4 C23 CABEZAL PRODUCTOR 

IC IC07 C23 CABEZAL PRODUCTOR 

IC IC10 C23 CABEZAL PRODUCTOR 

IC IC11 C23 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 

IC JB18 C23 CABEZAL PRODUCTOR 

VD VD10 C21 CABEZAL PRODUCTOR 

VD VD34 C22 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 

VD VD35 C22 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 

VD VD36 C23 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 

VD VD37 C21 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 

VD VD38 C22 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 

VD VD39 C21 CABEZAL PRODUCTOR 

VD VD40 C21 CABEZAL PRODUCTOR 

VD VD41 C21 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 

VD VD43 C22 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 

VD VD46 C22 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 
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VD VD47 C21 FONDO DEL POZO PRODUCTOR 

 

     

 
Figura 5.1 Mapa Base Petrocedeño- Operaciones, Unidad Deltaica. 

Delimitación de las Macollas IC y VD Arena C2. 

   VD

   IC 

 
En el mapa base oficial Petrocedeño- Operaciones Figura 5.1, se aprecia el 

área delimitada por cada Macolla IC y VD que están representados por un rectángulo 

y un cuadrado respectivamente, así mismo los pozos productores y estratigráficos que 

las integran. 
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VD 

IC 

Figura 5.2 Mapa Base Petrocedeño- Operaciones, Macollas IC y VD. 

Herramienta OFM. 

 

    VD 

IC 

Figura 5.3 Mapa Isópaco-Estructural Petrocedeño- Operaciones de la Arena 
C2, señalando las Macollas IC y VD. 
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VD

Figura 5.4 Mapa de Arena Neta C21. 

 

VD

Figura 5.5 Mapa de Arena Neta C22. 
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 IC 

VD

Figura 5.6 Mapa de Arena Neta C23. 

De acuerdo a la escala, el color más oscuro tendrá un mayor espesor de Arena 

Neta, teniendo esto en cuenta es acertado que los pozos en la Macolla IC estén 

completados en el miembro inferior C23, debido a que es el más desarrollado, 

presentando un espesor mayor comparado con el miembro superior C21 y medio C22 

de la Arena C2. En los Anexos (3, 4 y 5) se observan con más detalle el área 

delimitada por cada Macolla. 

La Tabla 5.2 muestra la información recopilada acerca de algunos datos 

dinámicos y petrofísicos oficiales de las Macollas IC y VD en la Arena C2, donde se 

observa gran similitud entre los datos. Estos fueron capturados del libro de Reservas 

Oficial, de los PVT disponibles, Apéndice A y los datos de volumen y área fueron 

calculados a través de la herramienta SIGEMAP. 
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Tabla 5.2 Características de las Macollas IC y VD en la Arena C2.  

 

MACOLLA IC VD 

TIPO DE FLUIDO PETRÓLEO 

EXTRAPESADO 

PETRÓLEO 

EXTRAPESADO 

°API 7,3 8,5 

VISCOSIDAD (CPS) 4.000 3.770 

PRESIÓN INICIAL (LPC) 565 685 

TEMPERATURA INICIAL (°F) 120 118 

SATURACIÓN DE AGUA INICIAL (%) 0,15 0,15 

SATURACIÓN DE PETRÓLEO INICIAL (%) 0,85 0,85 

SATURACIÓN DE GAS CRÍTICA (%) 0,05 0,05 

RELACIÓN GAS PETRÓLEO INICIAL (PCN/BN) 49 62,3 

FACTOR VOLÚMETRICO INICIAL (BY/BN)         1,0354           1,045 

PRESIÓN DE ABANDONO (LPC) 228 274 

POROSIDAD (%) 0,30 0,30 

PERMEABILIDAD (MD) 30 30 

AREA (ACRES)       1.344,2255         2.688,5 

VOLUMEN (ACRE-PIE)       36.294,088        172.064 

COMPRESIBILIDAD DEL AGUA (LPC-1)          3,1*10-6        3,1* 10-6

ESPESOR DE ARENA NETA PROMEDIO (PIES) 27 64 

5.2 Validación de la Historia de Producción, Presión y datos PVT en las Macollas 

IC y VD de la Arena C2. 

5.2.1 Historia de Producción. 

Verificar la consistencia de la historia de producción, consistió en calcular a través de 

un promedio ponderado los datos de producción acumulada de petróleo, gas y agua, a 

fin de comprobar si existe un porcentaje de error entre el acumulado calculado y el 

acumulado real. En caso de existir un porcentaje de error estos datos fueron corregidos 

y del mismo modo se realizó una comparación con la información sustraída de las 

distintas bases de datos consultadas para afianzar que los datos pertenecen a la Macolla 

y en específico a cada pozo. De este procedimiento resultó un cotejo excelente 
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mostrado en las Figuras 5.7 y 5.8. Las ecuaciones utilizadas son desarrolladas en la 

metodología planteada en el Capítulo IV. 

La historia de producción correspondiente a la Macolla IC (Figura 5.7), inicia 

su producción el 01/02/2001 con el pozo IC07 y posteriormente se incorporan 

paulatinamente en el 2002 los pozos IC04, IC10, IC11 y en el 2007 el pozo JB18.  

 La producción acumulada de la Macolla IC para septiembre de 2010 es de 

3,331 MMBN de petróleo, 764,145 MMPNC de gas y 0,203 MMBN de agua, la 

misma se inicia con una tasa promedio de petróleo de 600 BN/D con el pozo IC07 y 

es hasta el 2002 que se incorporan tres pozos (IC04, IC10, IC11) y en el 2007 el pozo 

JB18. Esto se ve reflejado en la historia de producción con un aumento significativo 

de la tasa de petróleo con respecto a la tasa inicial, debido a la incorporación de los 

nuevos pozos, a la inyección de diluente (Nafta) en diferentes puntos del pozo, lo que 

disminuye la fricción, la viscosidad y aumenta la tasa. En la Figura 5.7 se observa un 

excelente cotejo entre las producciones de las tres fases, porque a medida que va 

disminuyendo la tasa de petróleo, la tasa de gas se incrementa y este comportamiento 

es el esperado debido a que el primer mecanismo de producción del yacimiento es el 

desplazamiento de gas en solución y este tiene mayor impacto cuando la presión a 

declinado por debajo de la presión de burbujeo, permitiendo la liberación de las 

fracciones más livianas contenidas en el petróleo, entonces la tasa de petróleo 

disminuirá mientras que la tasa de gas irá en aumento. 
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Figura 5.7 Tasas y Acumulados de Producción en función del Tiempo 

para la Macolla IC. 
 
La Macolla VD inició la producción en la Arena C2 con el pozo VD10 el 

24/02/2003 y en el 2008 se fueron incorporando los demás pozos para conformar una 

estrella de 12 pozos. Sin embargo a partir del 2008 son productivos 8 pozos 

intermitentemente (Figura 5.8). Para Octubre del 2010 la Macolla VD acumuló 3,143 

MMBN de petróleo, 422, 433 MMPCN de gas y 0,090 MMBN de agua. 

Así mismo se observa en la Figura 5.8 a partir del año 2008 se incorporan 

pozos productores a la Macolla VD incrementando la tasa de producción promedio de 

la Macolla y por ende los acumulados de petróleo, gas y agua.  
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Figura 5.8 Tasas y Acumulados de Producción en función del tiempo 

para la Macolla VD. 

 
La Figura 5.9 muestra la producción de las tres fases drenadas por pozo 

aportada a las Macollas IC y VD hasta la actualidad, observándose que el pozo con 

mayor producción ha sido el IC07 y esto es debido a que fue el primer pozo abierto a 

producción en la Macolla IC. 
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Figura 5.9 Mapa de burbuja en una fecha determinada de la producción de 

petróleo, gas y agua para las Macollas IC y VD. 

5.2.2 Historia de Presión.  

La validación de la presión se realizó considerando los datos de presión cuando los 

pozos fueron cerrados, es decir, una presión restaurada que corresponderá con la 

presión estática del yacimiento y la representatividad de la data original estará dada al 

compararla con puntos de presión medidos con RFT tomados en los pozos verticales 

de ambas Macollas. Para ello se graficó el comportamiento de la presión de fondo 

fluyente durante los periodos aperturas y cierres de producción en el tiempo. Esto es 

con el fin de observar y obtener las presiones restauradas del yacimiento para todos 

los pozos que conforman las Macollas IC y VD. Estas presiones son capturadas a 

través de una herramienta de fondo (sensor) que forma parte de la tubería de 

completación del pozo y brinda estas lecturas a tiempo real. Sin embargo existen 

períodos de cierre en el pozo que permiten restaurar las presiones y son estas las 

consideradas para armar el modelo de presión del yacimiento puesto que son 

estabilizadas o restauradas durante el cierre. Teniendo en consideración esta premisa 

se construyó el modelo de presión que gobierna en las Macollas y que permita 

reproducir a futuro cual será el comportamiento de producción en función de la 

presión. 

Todas las presiones por pozo fueron graficadas para precisar cuál fue el 

periodo donde ocurrió la restauración, en la Figura 5.10 se observa un ejemplo para 

el pozo IC11 y los tiempos de cierres están especificados con un círculo de color rojo. 

Posteriormente estos periodos fueron graficados para encontrar la presión estática y 
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en la Figura 5.11 se muestra este procedimiento. Al cerrar el pozo, la presión 

comienza a subir partiendo de la presión de fondo fluyente (Pwf) hasta que luego de 

un tiempo considerado de cierre ∆t, la presión registrada de fondo alcanza el valor 

estático o presión estática (Pe). Dependerá del tiempo de cierre del pozo y del tiempo 

de producción. A medida que el tiempo de cierre se incrementa, se estabiliza la 

presión aproximándose a la Pe. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 5.10 Presión Restaurada en función del tiempo durante toda la 
vida productiva del pozo IC11. 

 

 

 
 

 

 

 

 

 

Pe 

Pe 

Figura 5.11 Presión Restaurada durante un periodo de cierre en función 
del tiempo en el pozo IC11. 
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 La Pwf varía según los RPM suministrados a la Bomba de Cavidad Progresiva 

(BCP) y las tasas acumuladas serán mayores a medida que se incrementen los RPM, 

por ende la presión de fondo fluyente disminuye. 

 

5.2.3 Datos PVT. 

Un análisis PVT debe ser representativo y consistente para que pueda ser utilizado 

como información fidedigna en el desarrollo de estudios posteriores. La Tabla 5.3 

muestra un resumen de los datos reportadas en las pruebas PVT para las Macollas IC 

y VD. 

Tabla 5.3 Datos de las pruebas PVT de la Arena C2 del Yacimiento Oficina 
Inferior SDZ-2X-A2, Campo Zuata Principal. 

MACOLLA IC VD 

POZO IC07 VD10 

TEMPERATURA DEL YACIMIENTO (°F) 120 118 

PRESIÓN DEL YACIMIENTO (LPC) 565 676 

PRESIÓN DE BURBUJEO (LPC) 540 589 

RELACIÓN GAS PETRÓLEO INICIAL (PCN/BN) 49 62,3 

GRAVEDAD RELATIVA DEL GAS 0,67 0,66 

 

5.2.3.1 Representatividad de la prueba PVT. 

Las condiciones iniciales de presión y temperatura encontradas en las Macollas 

en estudios fueron las reproducidas en el laboratorio durante las pruebas PVT 

realizadas en los pozos IC07 y VD10. Para afianzar esto se analizó el informe 

postmortem de estos pozos, donde se encuentran reportadas la primera prueba oficial 

del pozo para el momento del muestreo (presión y temperatura). Con los RFT 

medidos en los pozos IC00 y VD00, Apéndice A (Tabla A.2 y Tabla A.4) y el 

modelo de presión construido, se validó presión inicial del PVT, de este modo se 

verificó la representatividad. Se confirmó que la relación gas-petróleo inicial 

calculada en el laboratorio y reportada en la prueba PVT es la encontrada en el pozo 

para ese momento de la historia (primera prueba de producción oficial), Apéndice B. 
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Este dato también es observado en las Figuras 5.12 y 5.13. La relación gas petróleo 

inicial fue graficada a través de la herramienta OFM, observándose que es el mismo 

dato reportado en la prueba PVT. 

 Figura 5.12 Relación Gas Petróleo inicial de la Macolla IC. 

Rsi=49 

PCN/BN 

 

                                Figura 5.13 Relación Gas Petróleo inicial de la Macolla VD. 

Rsi=62,3 

PCN/BN 

 

5.2.3.2 Consistencia de la prueba PVT. 

Consiste en afianzar que los procedimientos matemáticos establecidos para 

calcular las propiedades presentadas en la prueba PVT son correctos. Estos 

procedimiento fueron verificados a través de la aplicación de Excel CONSIPVT y las 
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ecuaciones con las cuales se desarrolla el cálculo se presenta en el Capítulo IV. A 

continuación se muestran los resultados arrojados: 

Función Y. 

A partir de la prueba de Expansión a Composición Constante, se obtiene una relación 

entre la Presión y el Volumen Relativo. En la Tabla 5.4 y 5.5, se tienen los datos 

extraídos de los PVT tomados de los pozos IC07 y VD10 y que luego fueron 

graficados para precisar si la presión de burbujeo ha sido bien estimada. 

Tabla 5.4 Función Y Pozo IC07 

PRESIÓN(LPCA)   VOLUMEN RELATIVO (V/Vsat) 
 

FUNCIÓN Y 
2000 0,996  

1800 0,9964  

1600 0,9969  

1400 0,9974  

1200 0,9979  

1000 0,9985  

800 0,9991  

600 0,9998  

540 1  

500 1,0149 5,3749 

400 1,0717 4,8801 

300 1,1802 4,4397 

200 1,4167 4,08 
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VOLUMEN RELATIVO VS PRESION
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                Figura 5.14 Volumen relativo en función de la presión Pozo IC07. 
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Figura 5.15 Función Y vs la presión Pozo IC07. 

 

Tabla 5.5 Función Y Pozo VD10. 

PRESIÓN (LPCA) VOLUMEN RELATIVO (V/Vsat) 

 

FUNCIÓN Y 

5015 0,9769  

4290 0,9804  

3442 0,9846  

2234 0,9908  

1674 0,9938  

1148 0,9967  

812 0,9986  

676 0,9994  

Pb=  540 PSIA 
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589 1  

558 1,0035 15,87 

472 1,0185 13,40 

379 1,0516 10,74 

369 1,0572 10,42 

316 1,0967 8,93 

256 1,1764 7,37 

197 1,3475 5,73 

159 1,5679 4,76 

 

VOLUMEN RELATIVO VS PRESION POZO VD10
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Pb= 589 LPCA 

Figura 5.16 Volumen relativo en función de la Presión Pozo VD10. 
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FUNCION Y VS PRESION POZO VD10
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Figura 5.17 Función Y vs la presión del pozo VD10. 

 

Observando el comportamiento de la Función Y para las dos pruebas PVT, se 

puede afianzar que la presión de burbujeo ha sido estimada correctamente, puesto que 

los gráficos de la función Y versus la presión está representada por una línea recta. 

Entonces existe consistencia entre la presión de burbujeo experimental y la real para 

ambos estudios PVT. 

Prueba de Densidad. 

Para considerarse consistente la prueba de densidad en un estudio PVT, se debe 

cumplir que la densidad del petróleo saturado con gas a la presión de burbujeo, 

obtenida a partir de la prueba de liberación diferencial, sea igual a la densidad del 

petróleo calculada mediante las pruebas de separación y de existir una diferencia 

entre ambos datos esta debe ser menor al 5 %. 

Tabla 5.6 Prueba de Densidad de pozo IC07. 
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PRUEBA DE DENSIDAD

0,99
1,04 Primario

49
0,6746

50,00
0,67
7,30

349,46
1,00
0,83 (Error < 5 %)Porcetaje  de Error

Condiciónde la Prueba PRUEBA VÁLIDA

Tanque
Relación Gas-Petróleo en Solución, Rs (PCN/BN)
Gravedad Específica del Gas (aire=1)
ºAPI (Crudo) de Tanque
Densidad Calculada del petróleo Saturado (lb/BY)
Densidad Calculada del petróleo Saturado (gr/cc)

VALIDACIÓ N DE PRUEBAS PVT 1.3

Densidad del Petróleo Saturado a Pb y T de  la  Prueba de Liberación Diferencial (gr/cc)
Factor Volumétrico del Petróleo en la Prueba de Separador, Bofb  (res.bl@Pb/BN)

Separador Relación Gas-Petróleo en Solución, Rs (PCN/BN)
Gravedad Específica del Gas (aire=1)

 

 
Tabla 5.7 Prueba de Densidad de pozo VD10.  

PRUEBA DE DENSIDAD

0,978
1,039 Primario

62,3
0,665

61,5
0,665
8,5

346,5195674
0,990012696

1,213388 (Error < 5 %)Porcetaje de Error
Condiciónde la Prueba PRUEBA VÁLIDA

Tanque
Relación Gas-Petróleo en Solución, Rs (PCN/BN)

Gravedad Específica del Gas (aire=1)
ºAPI (Crudo) de Tanque

Densidad Calculada del petróleo Saturado (lb/BY)
Densidad Calculada del petróleo Saturado (gr/cc)

VALIDACIÓN DE PRUEBAS PVT 1.3

Densidad del Petróleo Saturado a Pb y T de la  Prueba de Liberación Diferencial (gr/cc)
Factor Volumétrico del Petróleo en la Prueba de Separador, Bofb  (res.bl@Pb/BN)

Separador
Relación Gas-Petróleo en Solución, Rs (PCN/BN)

Gravedad Específica del Gas (aire=1)

 

 
En las Tablas 5.6 y 5.7, para ambas pruebas PVT el porcentaje de error es 

menor de 5 % por lo que se considera consistente la prueba de densidad.  

Prueba de Balance de Materiales. 

Consiste en verificar si la Rs experimental de la prueba de liberación diferencial es 

igual al Rs calculado por balance de materiales. Para poder realizar esta prueba es 

necesario tener la siguiente información: gravedad °API del crudo residual, relación 

gas-petróleo en solución a diferentes presiones, factor volumétrico de formación de 

petróleo a diferentes presiones, gravedad especifica del gas liberado en cada etapa de 

la liberación. 
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Tabla 5.8 Prueba de Balance de Materiales pozo IC07. 

BALANCE DE MATERIALES

120
7,2

1000

P. Atmosférica P. Atmosférica
T. Ambiente T. del Yacimiento

0 0 15 150 250 350 450
60 60 120 120 120 120 120
0 0 0 15 22 30
1 1 1,021 1,022 1,025 1,028 1,031
0 1 0,999 0,999 0,997 0,995 0,993
0 1 0,688 0,642 0,637 0,615 0,606

1020 1020 1019,9 1020,7 1021,6 1022,7 1024,2
0 0 -0,3 0,8 1,0 1,1 1,4
0 0 0,0 0,0 0,0 0,1 0,1
0 0 -2,1 3,2 10,0 18,0 28,7

0,0 369,3 120,2 66,4 39,2
 (E<5%)  (E>5%)  (E>5%) (E>5%)  (E>5%)

Volumen de Gas en Solución (PCN)
Relación Gas Petróleo en Solución, Calculada (PCN/BN)
%  de Error entre Rs Experimental y Rs Calculada
Resultado

Relación Gas Petróleo en Solución, Experimental (PCN/B 40N
Factor Volumétrico del petróleo (BY/BN)
Densidad del Petróleo (gr/cc)
Gravedad Específica del Gas
Masa de Petróleo (gr)
Masa de Gas en Solución (gr)

Temperatura (ºF)

VALIDACIÓN DE PRUEBAS PVT 1.3

Temperatura de la Prueba (ºF)
ºAPI del Crudo residual
Volumen de Petróleo a 14,7 Lpca y 60ºF (cc)

Presión Lpcm

  

Tabla 5.9 Prueba de Balance de Materiales pozo VD10. 

BALANCE DE MATERIALES

118
8,2

1000

P. Atmosférica P. Atmosférica
T. Ambiente T. del Yacimiento

0 0 15 46 161 305 676
60 60 118 118 118 118 118
0 0 0 23,5 36,9 47,8 62,3
1 1,039 1,0221 1,027 1,033 1,038 1,045
0 0,978 0,992 0,99 0,986 0,982 0,978
0 0,665 0,774 0,693 0,63 0,609 0,609

1013 1013 1014 1017 1019 1019 1022
0 0 1,04 2,81 1,81 0,78 -0,98
0 0 0,04 0,10 0,08 0,04 -0,05
0 0 7,15 23,76 35,72 41,37 61,64

0,00 1,11 3,32 15,53 1,08
(E<5%)  (E<5%) (E<5%)  (E>5%)  (E<5%)

Volumen de Gas en Solución (PCN)
Relación Gas Petróleo en Solución, Calculada (PCN/BN)
%  de Error entre Rs Experimental y Rs Calculada
Resultado

Relación Gas Petróleo en Solución, Experimental (PCN/BN)
Factor Volumétrico del petróleo (BY/BN)
Densidad del Petróleo (gr/cc)
Gravedad Específica del Gas
Masa de Petróleo (gr)
Masa de Gas en Solución (gr)

VALIDACIÓN DE PRUEBAS PVT 1.3

Temperatura de la Prueba (ºF)
ºAPI del Crudo residual
Volumen de Petróleo a 14,7 Lpca y 60ºF (cc)

Presión Lpcm
Temperatura (ºF)

 

Durante la ejecución de esta prueba se incurrió en errores ya que se presentan 

resultados con un margen de error mayor al 5%, que pudieron ocurrir al realizar las 

mediciones durante las despresurizaciones efectuadas en el laboratorio, pero debido a 

la rigurosidad en el empleo de las ecuaciones referidas al balance de materiales y a 

los cálculos realizados con anterioridad dependientes de la historia de producción se 

establece que las razones de solubilidad inicial del crudo para las Macollas IC y VD 

se encuentran en el orden de los 49 y 62,3 PCN/BN respectivamente (Tablas 5.8 y 

5.9). 

Prueba de Desigualdad. 
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Se debe cumplir la desigualdad expresada en la ecuación 2.4 para que los resultados 

arrojados en las pruebas PVT sean consistentes, es decir se debe cumplir que la 

derivada del factor volumétrico con respecto a la presión debe ser menor al producto 

del factor volumétrico del gas por la derivada del Rs con respecto a la presión. 

Tabla 5.10 Prueba de Desigualdad PVT pozo IC07. 

PRUEBA DE DESIGUALDAD

540 450 350 250 150 15
1,0356 1,0314 1,0284 1,0247 1,0247 1,0219

0 6,1642 8,0477 11,3695 19,0921 198,65
49 40 30 22 15 0

0,000046 0,00003 0,000037 0 0,00002
0,10978 0,143325 0,161987 0,238013 3,930938

SE CUMPLE SE CUMPLE SE CUMPLE SE CUMPLE SE CUMPLE
Bg* Diferendial de  Rs / Diferencial de P
Desigualdad

VALIDACIÓ N DE PRUEBAS PVT 1.3

Presión (Lpcm)
Factor Volumétrico del Petróleo (BY/BN)
Factor Volumétrico de  Gas (PCY/PCN)
Relación Gas-Petróleo en Solución (PCY/PCN)
Diferencial de  Bo / Diferencial de  P

 
Tabla 5.11 Prueba de Desigualdad PVT pozo VD10. 

PRUEBA DE DESIGUALDAD

589 305 161 46 15
1,046 1,038 1,033 1,027 1,021

0 0,05 1,00 0,36 1,11
62,3 47,80 36,90 23,50 0,00

0,000028 0,000034 0,000052 0,000193
0,000471 0,013440 0,007368 0,149682

SE CUMPLE SE CUMPLE SE CUMPLE SE CUMPLE
Bg* Diferendial de Rs / Diferencial de P
Desigualdad

VALIDACIÓ N DE PRUEBAS PVT 1.3

Presión (Lpcm)
Factor Volumétrico del Petróleo (BY/BN)
Factor Volumétrico de Gas (PCY/PCN)
Relación Gas-Petróleo en Solución (PCY/PCN)
Diferencial de Bo / Diferencial de P

 
Para ambos estudios PVT (Tablas 5.10 Y 5.11) se cumple la prueba de la 

desigualdad, de esta manera se verifica la consistencia en los cambios de volúmenes 

de líquido y gas que ocurren en la celda PVT y que son comportamientos que se 

simulan para observar como sería el agotamiento de energía en un yacimiento 

determinado. 

 

5.3 Construcción del Modelo de Presión que Gobierna la Arena C2. 

5.3.1 Método de Mínimos Cuadrados. 

Se graficó la presiones estáticas del yacimiento en función de la producción 

acumulada para la Arena C2 en las Macollas IC y VD para obtener el modelo de 
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presión que sea representativo del vaciamiento volumétrico que está ocurriendo en las 

Macollas. 

El modelo de presión se construyó a partir del método de mínimos cuadrados 

durante la etapa productiva, considerando como variable dependiente o determinante 

la presión y la variable independiente la producción de petróleo. Se obtuvo un modelo 

lineal correspondiente a la declinación de la presión que ocurre en el yacimiento y 

arroja una ecuación con un R2 mayor a 0,80 que será obtenido a partir de un volumen 

de datos observados superior a 50 puntos. Esto significa que el modelo es capaz de 

reproducir el comportamiento de la presión que tiene el yacimiento así como su 

declinación a lo largo de su vida productiva, del mismo modo se podrá conocer como 

será el comportamiento de la presión a futuro. 

 Se construyó un modelo de presión por cada Macolla (IC y VD), este modelo es de 

vital importancia ya que nos permite estimar la energía del yacimiento durante la vida 

productiva, así como predecir el comportamiento y potencial futuro del mismo. Para 

la construcción se capturaron datos de presión validados como se explicó en la 

sección anterior y posteriormente fueron llevados al mismo nivel de referencia a 

través de la ecuación 4.22 y el procedimiento fue especificado en el Capítulo IV. Los 

modelos de presión nos permite inferir que cada Macolla representa un yacimiento, 

debido a que su comportamiento dinámico, determinado por las variables Pi, Rsi, Boi, 

Pb; indica que aun estando ambas Macollas completadas en la Arena C2 tienen un 

comportamiento totalmente diferente lo que implica que se trata de dos yacimientos, 

por lo que se infiere alguna barrera de tipo estratigrafico ó estructural, que delimita 

los mismos; en vista de esto, se calculó un nuevo Datum para cada Macolla y se 

realizó en base a un promedio de profundidad entre la estructura más alta y más baja 

del área delimitada para las mismas a partir del mapa isópaco-estructural y el cálculo 

se presenta en el Apéndice C (Ejemplo de Cálculo C.2.1 Y C.2.2). Para la Macollas 

IC fue de 1.050 Pie y para la Macolla VD 1.240 Pie ambas completadas en la Arena 

C2. En la Figura 5.18 se observa el modelo de presión para la Macolla IC 

obteniéndose un R2 de 0,6423, se buscó mejorar el modelo para que sea 
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representativo el comportamiento de presión, por tanto se depuraron algunos puntos 

de presión no representativos a pesar de ser puntos medidos cuando los pozos estaban 

cerrados, por no considerarse como puntos de presión restaurados, estos son 

señalados a través de círculos de color rojo. 

 
 
 
 
 

 
 

 

 

 

 

 

 
 

 
 

 
Figura 5.18 Modelo de Presión de la Macolla IC construido a partir del 

Método de Mínimos Cuadrados. Presión en función del Acumulado de Petróleo 
Producido (NP). 

 
La Figura 5.19, muestra el modelo de presión representativo de la Macolla IC 

que presenta un R2 de 0,9414 y es capaz de reproducir la presión inicial de la misma 

(Pi), siendo esta de 565 Lpc. 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Pi= 565 Lpc.
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Figura 5.19 Modelo de Presión representativo de la Macolla IC construido a 
partir del Método de Mínimos Cuadrados. Presión en función del Acumulado de 

Petróleo Producido (NP). 
 

A partir de la Figura 5.19 se puede visualizar el comportamiento de la presión 

durante toda la vida productiva de la Macolla IC, que inicia con una presión inicial de 

565 Lpc y con una caída de presión de 160 Lpc durante 10 años de producción. De 

este modo se construyó el modelo y a su vez se validó la presión inicial siendo la 

misma reportada en el PVT. 

 En vista que en la Macolla VD solo estuvo produciendo un solo pozo (VD10) 

para el inicio de la producción se cuenta con pocos puntos de presión, sin embargo 

este modelo se complementó con los datos de presión aportados por los demás pozos 

una vez incorporados a la producción y el RFT del pozo VD00.  

Mediante el método de mínimos cuadrados se construyó el modelo de presión 

dando como resultado un R2 de 0,5768, este valor se buscó mejorar excluyendo los 

datos de presión que no fueran representativos por encontrarse fuera de la tendencia y 

ser considerado presiones no restauradas, estos son señalados en el grafico a través de 

círculos rojos (Figura 5.20). 

 
Figura 5.20 Modelo de Presión de la Macolla VD construido por el Método 

de Mínimos Cuadrados Presión en función del Acumulado de Petróleo 
Producido (NP). 
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La Figura 5.21, muestra el modelo de presión representativo que gobierna la 

Macolla VD, el mismo es capaz de reproducir la presión inicial y presenta un R2 de 

0,8082, con una presión inicial de yacimiento de 685 Lpc y la caída de presión 

durante la vida productiva de esta Macolla fue de 220 Lpc aproximadamente hasta 

octubre de 2010.  

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

y = -7E-05x + 684,91
R² = 0,8082
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Figura 5.21 Modelo de Presión representativo de la Macolla VD 
construido a partir del Método de Mínimos Cuadrados. Presión en función 

del Acumulado de Petróleo Producido (NP). 

5.4 Caracterización de los Tipos de Fluidos presentes en la Arena C2 a partir de 

los PVT disponibles. 

Para caracterizar los tipos de fluidos presentes en la Arena C2, se analizó las 

propiedades de los fluidos de los datos PVT tomados en las Macollas IC y VD. 

Partiendo de estos se emplearon los indicadores de MacCain para identificar los 

fluidos en el yacimiento. 

Se graficaron las propiedades de los fluidos factor volumétrico (Bo) y razón de 

solubilidad del gas en el petróleo (Rs) con el fin de conocer el tipo de fluido; en este 

sentido se pudo notar que el área drenada por las Macolla IC y VD se encontraban en 

condiciones iniciales subsaturadas, con una presión de yacimiento inicial por encima 

de la presión de burbujeo, por lo que no existe fase de gas libre en contacto con el 

petróleo (capa de gas) y teniendo en consideración que las propiedades de los fluidos 
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varían en función de la liberación del gas en el petróleo, se puede decir que la 

producción de petróleo desde la presión inicial (Pi) hasta la presión de burbujeo (Pb) 

se produce debido a la compresibilidad de los líquidos; después que disminuye la 

presión por debajo de la Pb el mecanismo de producción de yacimiento que 

proporciona la energía para producir es el desplazamiento de gas en solución, debido 

a que cambian de estado los componentes más livianos del hidrocarburo 

(CH4,C2H6,C3H8, entre otros livianos). Para denotar esto, una de las propiedades 

analizadas fue el factor volumétrico (Bo) en función de presión para la Macolla IC 

(Figura 5.22), el cual varía desde la Pi= 565 Lpc con un Boi de 1,0354 BY/BN y a la 

Pb= 540 Lpc con un Bob de 1,0356 BY/BN, lo que denota que existe un aumento y 

se debe a que los líquidos son ligeramente compresibles, sin embargo al disminuir la 

presión a un nivel de P= 350 Lpc se tiene un Bo= 1,0284 BY/BN, observándose una 

disminución en el factor volumétrico y es causado por el efecto de la liberación del 

gas en solución, lo que disminuye el volumen de petróleo. 

Bo y Rs EN FUNCIÓN DE PRESIÓN PARA LA MACOLLA IC
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Figura 5.22 Datos PVT, Factor Volumétrico del petróleo y Razón de 

Solubilidad Inicial en función de la presión para la Macolla IC. 

 

 En la Figura 5.23 para la Macolla VD también denota el mismo 

comportamiento anteriormente explicado para la Macolla IC. Cabe mencionar que las 
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despresurizaciones ocurridas en los yacimientos producto del vaciamiento a través de 

la producción de los fluidos produce la liberación del gas en solución y la variación 

de los factores de compresibilidad lo que a su vez aumenta la viscosidad del fluido y 

genera bajas producciones de la fase petróleo. 

 

Boi a 676 LPC= 1,045

Bo a 161 LPC= 1,033

Bob a 589 LPC= 1,046 

Figura 5.23 Datos PVT, Factor Volumétrico del petróleo y Razón de 

Solubilidad Inicial en función de la presión para la Macolla VD. 

 Los indicadores para caracterizar el tipo de fluido presente en el yacimiento 

presentado por William D. MacCain viene dado por la relación gas petróleo Inicial 

(GOR), la gravedad °API, el color del líquido del tanque y el contenido de C7+ 

aunque este último no se tomará en cuenta por considerarse como un parámetro 

establecido para gases condensado. 

 De la Tabla 2.2 se considera que los fluidos contenidos en la Arena C2 es un 

petróleo negro, debido a que se encuentra dentro de los rangos establecidos ( 

°API<45, RGP<1.750 Y color oscuro). Adicionalmente se realizaron las gráficas 

correspondientes a la Gravedad °API en función del tiempo para las Macollas IC y 

VD (Figura 5.24 y 5.25) y la RGP en función del tiempo. 

De acuerdo a las gráficas se observa un comportamiento lineal de la gravedad 

°API variando entre unos rangos muy cercanos, esto puede deberse a que el 

yacimiento se encuentra en una edad muy temprana de su explotación, lo que se 
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espera es que a medida que se produzca el vaciamiento, los fluidos presentes en el 

yacimiento se hacen cada vez más densos y la °API disminuye.  

 

°API VS TIEMPO MACOLLA IC
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°API= 7,7 

Figura 5.24 Gravedad °API en funcion del Tiempo Macolla IC. 

 

°API VS TIEMPO MACOLLA VD
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°API= 8,5 

Figura 5.25 Gravedad °API en funcion del Tiempo Macolla VD. 
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En cuanto a la RGP se observa que se ajusta completamente al criterio de 

MacCain, en cuanto a que se ajusta al comportamiento de un petróleo negro. Se 

observa un crecimiento muy abrupto de la RGP, debido al gas en solución que es 

producido con el petróleo una vez que se alcance la presión de burbujeo y la 

saturación de gas crítica, ocasionando la liberación de las partículas más livianas del 

crudo. Esto es mostrado en las Figuras 5.26 y 5.27 para las Macollas IC y VD 

respectivamente. 

 
Figura 5.26 RGP y Presión en función del Petróleo Producido Acumulado para 

la Macolla IC. 

 
Figura 5.27 RGP y Presión en función del Petróleo Producido Acumulado para 

la Macolla VD. 
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En vista de esto estamos en presencia de un petróleo negro según las 

especificaciones del texto de MacCain. Sin embargo se ha establecido que el petróleo 

negro tiene una clasificación de acuerdo con su volatilidad y son denominados como: 

livianos, medianos, pesado y extrapesados. Teniendo esto en consideración la 

industria mundial de los hidrocarburos líquidos clasifica el petróleo de acuerdo a su 

gravedad °API (Tabla 2.3), parámetro internacional del Instituto Americano del 

Petróleo, que diferencia las calidades del crudo; petróleos con una gravedad igual o 

menor a los 10 °API son clasificados como crudo extrapesados, que es el caso de los 

fluidos contenidos en el área de estudio, que presenta una gravedad °API entre 7,3 - 

8,2 en la Macolla IC y de 7,8 - 8,7 en la Macolla VD, un factor volumétrico inicial 

promedio de 1,04 BY/BN, un RGP inicial entre 50-70 PCN/BN y además se 

encuentran en condiciones subsaturadas con presión inicial por encima de la presión 

de burbujeo y que muy pronto después de iniciar su producción alcanza esta última, 

para considerarse como un yacimiento saturado.  

Cabe mencionar que la gravedad °API promedio de la Macolla IC varia en el 

rango de 7 - 8 °API. En el balance de materiales se tomó 7,3 °API por considerarse el 

representativo de su prueba inicial y validado por el PVT.  

Otro criterio para caracterizar el fluido presente en el yacimiento es mediante 

la viscosidad, que es una propiedad de los fluidos determinante del movimiento y 

depende principalmente de la homogeneidad en el yacimiento, el contenido de 

asfalteno, la profundidad y la temperatura. 

 En la Tabla 2.4 mostrada en el Capítulo II sobre la clasificación de los 

hidrocarburos de acuerdo a su viscosidad y tomando como premisa que el fluido 

presente en la Arena C2 se clasifica como un crudo extrapesado de acuerdo al 

Instituto Americano del Petróleo, estando su viscosidad en el orden de 1.000-5.000 

cPs, permite inferir que los crudos que se pretende caracterizar tiene una viscosidad 

muy baja con relación a la gravedad °API por lo que no se ajusta entre la clasificación 

establecida en la Tabla 2.4. 

 
 

http://www.monografias.com/trabajos16/industria-ingenieria/industria-ingenieria.shtml
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La Figura 5.28 muestra como varía la viscosidad en función de la 

temperatura. Para una temperatura promedio de 120 °F en las Macollas IC y VD, el 

crudo presenta una viscosidad de 10.000 cPs, que demostrará lo mismo presentado en 

la Tabla 2.4, y se estaría en presencia de crudos con viscosidades por encima de 

10.000 cPs conocidos como bitúmenes; por lo tanto quedó demostrado que los crudos 

del área de estudio no se encuentran dentro de esta clasificación.  

 
La Figura 5.28 Comportamiento de la Viscosidad en función de la 

Temperatura. 
La Figura 5.29 representa un estudio de viscosidad en función de la presión, 

considerando dos niveles de temperatura 100 y 120 °F realizado al pozo IC07 de la 

Macolla IC. En esta se observa que las viscosidades están en el rango de 1.000 a 

4.000 cPs, para la presión de 565 Lpc y varía según la disminución de presión y la 

viscosidad se hará mayor. 

Un factor determinante es la temperatura, pues a menor temperatura menor 

movilidad del fluido en el yacimiento, dado que la viscosidad aumenta 

exponencialmente. Los detalles de esta prueba se encuentran dentro del estudio PVT 

realizado al pozo IC07 presentado en el Apéndice A. 

Considerando parámetros determinantes del yacimiento como son: la 

gravedad °API, la RGP inicial, el factor volumétrico (Bo) y la viscosidad (µo), 
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además de otros parámetros que forman parte de las características del yacimiento 

como la profundidad, la temperatura, el espesor, la porosidad, la permeabilidad, la 

compresibilidad y la transmisibilidad, entre otros y de acuerdo a lo expuesto 

anteriormente el fluido presente en las Macollas IC y VD se caracteriza como un 

fluido extrapesado. 

 

 

µo= 4.000 cPs 

µo= 1.735 cPs 

Figura 5.29 Comportamiento de la Viscosidad en función de la presión 
considerando dos rangos de Temperatura para el pozo IC07. 

5.5 Estimar los Volúmenes de Hidrocarburos Originales en Sitio a través del 

Método Volumétrico. 

La Arena C2 del Yacimiento Oficina Inferior SDZ-2X-A2, se extiende a lo 

largo y ancho del cuadrángulo del Campo Zuata Principal, actualmente EMF_ 

Petrocedeño, perteneciente al Área Junín, tal como se observa en el mapa isópaco- 

estructural, escala 1:20.000 (Anexo 1), mapa base Petrocedeño escala 1:50.000 

(Anexo 2), y mapas de espesor de arena de los miembros C21, C22 y C23 (Anexo 3, 

4 y 5).  

  La extensión areal de esta Arena sobrepasa el limite asignado al 

cuadrángulo de Petrocedeño (Antiguo Sincor), eso significa que los limites naturales 

de yacimientos que establece el modelo petrofísico oficial, bien sea por fallas 
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normales o cierres estratigráficos no están presente en este Bloque a nivel de la Arena 

C2; se observa que el yacimiento tiene continuidad lateral, (Figura 2.1) y mapas de 

arenas, Anexos (3, 4 y 5). A su vez este cuadrángulo fue subdividido en poligonales 

cuadradas y rectangulares, considerándose que geométricamente ésta es el área que 

representa los límites de cada Macolla y que son identificadas por siglas de acuerdo a 

un orden alfabético. En este sentido se identifican las Macollas objeto de este estudio 

y corresponde a la Macolla IC un área rectangular de 1.344,3 Acres y a la Macolla 

VD un área cuadrada de 2.688,5 Acres, ambas áreas se calcularon con la herramienta 

SIGEMAP y se validó su veracidad en plano con escalímetro escala 1:20.000, 

Apéndice C (Ejemplo de Cálculo C.5).En base a lo anterior, para el cálculo de los 

volúmenes de hidrocarburos originales en sitio (POES y GOES), contenido en las 

Macollas IC y VD por el método volumétrico, se procedió con los pasos técnicos 

siguientes: 

Para el caso de la Macolla IC, el área calculada fue 1.344,3 Acres, el espesor 

promedio de arena neta petrolífera estimada fue de 27 pies que se obtuvo mediante el 

registro Eléctrico, Densidad Neutrón/FDC 1:500 y 1:200 corrido en el pozo 

estratigráfico IC00 (ubicado en el centro de la Macolla) y mapas de espesores. Los 

datos de porosidad promedio (Ø), saturación de agua inicial (Swi) fueron capturados 

del modelo petrofisico oficial y el factor volumétrico inicial de petróleo (Boi) validado 

anteriormente; con esta información y usando las Ec.2.7 y Ec.2.9, se calculó el POES 

Y GOES volumétricamente, resultando 69,3 MMBN y 3.397,3 MMPCN 

respectivamente. 

Para la Macolla VD el área calculada fue 2.688,5 acres, el espesor promedio de 

arena neta petrolífera estimada fue de 64 pies que se obtuvo mediante el registro 

Eléctrico, Densidad Neutrón/FDC 1:500 y 1:200 corrido en el pozo estratigráfico 

VD00 (ubicado en el centro de la Macolla) y mapas de espesores. Los datos de 

porosidad promedio (Ø), saturación de agua inicial (Swi) fueron capturados del 

modelo petrofisico oficial y el factor volumétrico inicial de petróleo (Boi) validado 
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anteriormente; Con esta información y usando las Ec.2.7 y Ec.2.9, se calculó el POES 

Y GOES volumétricamente, resultando 325,7 MMBN y 20.293,255 MMPCN 

respectivamente, el cálculo de los volúmenes originales en sitio por el método 

volumétrico para ambas Macollas se observan en el Apéndice C (Ejemplo de 

Cálculo C.4 y C.6). En el Apéndice B (Figura B.18, Tabla B.3 y Figura B.19 y 

Tabla B.4) se encuentra los registros y pruebas de núcleo convencionales de donde se 

capturaron los datos petrofísicos para el cálculo volumétrico y los datos de entrada al 

simulador MBAL. 

5.6 Estimar Volúmenes de Hidrocarburos Originales en Sitio, Reservas y Factor 

de Recobro mediante Balance de Materiales. 

Para la estimación de los volúmenes de hidrocarburos originales en sitio, reservas y 

factor de recobro de hidrocarburos mediante el método de balance de materiales, fue 

necesario la validación de los datos dinámicos, la captura de los datos petrofísicos 

oficiales y la organización de esta información según la requiere el software MBAL. 

Este simulador permitirá realizar el modelaje dinámico que consiste en reproducir el 

comportamiento histórico de producción del yacimiento a través de la simulación 

hasta las condiciones de abandono de cada Macolla (IC y VD), entendida cada una de 

estas como un yacimiento o un tanque y posteriormente se comparó el resultado 

obtenido por el método volumétrico y el balance de materiales dinámico. 

Posteriormente para determinar las reservas asociadas a estas Macollas en la Arena 

C2, se estimó el factor de recobro (%FR) a la presión de abandono durante la 

predicción, Apéndice A (Tablas A.12 y A.13) 

 

5.6.1 Calculo del POES, Reservas y Factor de Recobro. 

El POES dinámico para la Macolla IC fue de 68,57 MMBN, presentando un 

factor de recobro (Ec. 2.12) de 6,6 % y unas reservas alcanzada a la presión de 

abandono de 4,54 MMBN. Comparando los resultados obtenidos por los dos métodos 

(dinámico y volumétrico), se obtiene una desviación de 1,08 %, por lo que se 
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considera que el área delimitada para esta Macolla es representativa del área asociada 

a la misma, es decir que los límites establecidos en la poligonal de IC son correctos, 

partiendo de la premisa que esta representa el yacimiento.  

 Para la Macolla VD el POES dinámico fue 81,3 MMBN, el factor de recobro 

5,7% y las reservas recuperables fueron de 4,62 MMBN. Realizando la comparación 

con el POES obtenido volumétricamente se obtuvo una diferencia de 75%. A partir 

de esta diferencia se deduce que el área de influencia de esta Macolla es mucho 

menor de acuerdo con los resultados dinámicos, que consideran la variación de los 

mismos en función de la presión, es decir que los fluidos presentes en el yacimiento 

están asociados a esta área que es mucho menor. Entonces la poligonal delimitada 

como un cuadrado para la Macolla IC que se observa en los mapas es mucho más 

grande que la calculada por lo que se cree que hay un volumen de petróleo 

significativo que se quedará en sitio rezagado debido a que los pozos presentes en 

esta Macolla estarían drenando del área asociada a los mismos. En la Tabla 5.12, se 

presenta una comparación entre los resultados obtenidos.  

Tabla 5.12 Comparación entre los métodos utilizados para estimar el POES. 

MACOLLA IC VD 

POES MÉTODO VOLUMÉTRICO (MMBN) 69,3 325,7 

POES MÉTODO DINÁMICO (MMBN) 68,6 81,3 

DIFERENCIA (%) 1,08 75 

RESERVAS RECUPERABLES (MMBN) 4,5 4,6 

FACTOR DE RECOBRO (%) 6,6 5,7 

  

 La Figura 5.30 indica gráficamente los mecanismos de desplazamiento del 

hidrocarburo que actúan en la Macolla IC, donde se observa que el principal 

mecanismo de producción del yacimiento en esa área, es el desplazamiento por gas en 

solución y en menor importancia el de la comprensibilidad de los fluidos 

representando aproximadamente un 2%. 
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 La expansión del petróleo, producto del mecanismo de comprensibilidad de 

roca fluido, se observa por el ligero incremento del factor volumétrico entre Boi y Bob 

que ocurre entre la presión inicial (Pi) medida en condiciones originales de 

yacimiento y la presión de burbujeo (Pb) validada por PVT, Apéndice A. Luego al 

bajar la presión por debajo de la presión de saturación o burbujeo la razón de 

solubilidad del hidrocarburo disminuye a nivel de yacimiento observándose el 

incremento de la relación gas petróleo a nivel de superficie. 

 
Figura 5.30 Mecanismos de Producción en función del Tiempo, Balance de 

Materiales Macolla IC. 

 

 El mismo comportamiento se observa para la Macolla VD (Figura 5.31), 

siendo la compresibilidad de la roca y de los fluidos (2%) y la expansión de los 
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Fluidos (98%), los mecanismos que permiten el desplazamiento del hidrocarburo en 

el área. 

 Se puede deducir que el mecanismo que actúa en primera instancia cuando se 

inicia la producción es la compresibilidad de los fluidos y cuando declina la presión 

por debajo de la Pb se produce la expansión de los fluidos debido a la liberación del 

gas en solución. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 5.31 Mecanismos de Producción en función del Tiempo, Balance de 
Materiales Macolla VD. 
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La Figura 5.32, muestra el método gráfico de balance de materiales en la 

Macolla IC. Se observa un cotejo excelente entre la producción en función de la 

expansión total, (expansión de la roca y los fluidos) y la pendiente de la recta 

representa el POES obtenido. El punto de intersección entre ambos ejes en cero, 

significa que el método de producción que describe las características de la Arena C2, 

corresponde a un yacimiento de petróleo con desplazamiento por gas en solución, sin 

capa de gas y sin desplazamiento de gua, adefinido por Havlena and Odeh. 

Obteniéndose como resultado un POES de 68,5914 MMBN. 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
 

 

 

Figura 5.32 Método Gráfico para el cálculo del POES, Producción en 
función la Expansión Total, Balance de Materiales Macolla IC. 

 

Para la Macolla VD (Figura 5.33), también se observa un comportamiento 

lineal, donde la pendiente de dicha recta da como resultado un POES de 81,3278 
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MMBN. Se observa un buen cotejo entre los datos introducidos y los calculados por 

el software MBAL, porque si existiese una desviación del comportamiento lineal será 

indicativo de errores en los datos de entrada al simulador o la existencia de fluidos 

que no han sido considerados. 

 

 
 

 

 

Figura 5.33 Método Gráfico para el cálculo del POES, Producción en 
función la Expansión Total, Balance de Materiales Macolla VD. 

 
La Figura 5.34, se refiere al cálculo del POES de la Macolla IC por el método 

analítico y muestra el ajuste entre los datos de producción acumulada de petróleo y la 

presión de yacimiento calculados por el simulador, con respecto a los datos de 

presión e historia de la producción acumulada introducida al MBAL. Los puntos rojos 

son los del modelo de presión cargados al MBAL y la línea azul es calculada por el 

software en base a los acumulados de producción de petróleo. Se observa un buen 
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ajuste entre estas dos pendientes lo que garantiza que este comportamiento se va a 

seguir reproduciendo durante la predicción. 

 Por el método analítico se obtiene un POES de 68,5788 MMBN; al comparar 

los resultados obtenidos entre el método analítico y el gráfico para esta Macolla la 

diferencia es de 0,01% lo que representa un excelente ajuste en al cálculo del POES 

por estos métodos. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 5.34 Método Analítico para el cálculo del POES, Producción en 
función la Expansión Total, Balance de Materiales Macolla IC. 
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Figura 5.35 Método Analítico para el cálculo del POES, Producción en 
función la Expansión Total, Balance de Materiales Macolla VD. 

La Figura 5.35, muestra el cálculo del POES a través del método analítico 

para la Macolla VD, realizado a través de la metodología aplicada por el software 

MBAL explicada anteriormente, observándose que existe un excelente cotejo entre 

ambas pendientes lo que valida el cálculo dinámico del POES, resultando 81,3165 

MMBN y al compararlo con el POES arrojado mediante el método gráfico resulta una 

diferencia de 0,01%. 
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Figura 5.36 .Simulación de Producción, Producción Acumulada de 
Petróleo en función de la Presión y el Tiempo, Balance de Materiales Macolla 

IC. 
La Figura 5.36, muestra la simulación para la Macolla IC que viene dado por 

el comportamiento de la presión en función de la producción de petróleo, donde la 

línea roja representa la presión y la línea verde  la producción acumulada (NP), se 

observa un buen cotejo entre la historia y la simulación realizada.  

En base a los datos dinámicos de la Macolla IC introducidos al programa 

MBAL, este recalcula los volúmenes de hidrocarburo y busca ajustar las dos curvas, 

en este procedimiento influyen: la producción acumulada (petróleo, gas y agua), la 

presión, los datos PVT, las saturaciones, la permeabilidad relativa de las tres fases y el 

fenómeno de la compresibilidad, entre otros, es así como el software realiza la 

simulación de la producción. 

De acuerdo al modelo de presión que gobierna al comportamiento de 

producción en la Macolla IC, se estima que existe un vaciamiento con una relación de 

1: 19.000 aproximadamente, es decir que por cada 19.000 barriles que se extraen del 

yacimiento ocurre una pérdida en la presión de 1 Lpc. 

 
La Figura 5.37 muestra un ajuste entre los datos de producción y presión de la 

Macolla VD, se observa que la presión mantiene una declinación suave desde inicio 

de la producción hasta el año 2008, a partir de allí se produce un cambio radical en la 

pendiente, denotando un vaciamiento mucho mayor, esto es debido a la incorporación 

de 7 pozos nuevos a la Macolla lo que incrementó la producción acumulada y por 

ende disminuyó considerablemente la presión para ese tiempo de la historia. 
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Figura 5.37 Simulación de Producción, Producción Acumulada de 

Petróleo en función de la Presión y el Tiempo, Balance de Materiales Macolla 
VD. 

De acuerdo al modelo de presión que gobierna al comportamiento de 

producción en la Macolla VD, se estima que existe un vaciamiento con una relación 

de 1: 15.000 aproximadamente, es decir que por cada 15.000 barriles que se extraen 

del yacimiento ocurre una perdida en la presión de 1 Lpc, por consiguiente cuando se 

incorporan a producción 7 pozos en el año 2008 ocurre un vaciamiento cerca de 

120MBN/D donde la caída de la presión es 8 Lpc. Esto es importante resaltar por 

cuanto es un punto de atención, para pensar en otras alternativas que permitan una 

máxima producción manteniendo la presión de yacimiento. 

La Figura 5.38, muestra el ajuste de los valores de permeabilidad relativa al 

agua en la Macolla IC para realizar la predicción y a su vez considera las saturaciones 

residuales de cada una de las fases (petróleo, gas y agua). 

 En este caso se estimaron las mismas en base a un ajuste de la curva de flujo 

fraccional de agua [fw = Qw/(Qw+Qg)], relacionando así las permeabilidades 

relativas con el comportamiento de producción histórico del yacimiento. En vista de 
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que este yacimiento presenta una saturación de agua promedio del volumen poroso 

cercana al valor irreductible, se estima que la energía necesaria para desplazar el 

petróleo al hoyo proviene de la expansión del gas en el petróleo producto de la 

disminución de la presión. 

 

  
Figura 5.38 Flujo Fraccional de Agua, Balance de Materiales. Macolla IC. 

La Figura 5.39, muestra la curva de flujo fraccional de gas en la Macolla IC, 

mediante la cual se ajustan los valores de permeabilidad relativa al gas para realizar la 

predicción de la producción. Al ocurrir este se estará asegurando un cotejo excelente 

durante la predicción. Una vez alcanzados los valores de permeabilidad relativa al gas 

máximo, se estará contabilizando en superficie producciones de gas muy grandes en 

comparación con las tasas de petróleo producto del gas en solución que se separa del 

petróleo cuando el yacimiento alcanza la presión de burbujeo. En vista de esto se 

alcanzará una saturación residual de petróleo lo que con lleva a un límite económico 

que pudiese estar muy cercano a la presión de abandono de la Macolla. 
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        Figura 5.39 Flujo Fraccional de Gas, Balance de Materiales. Macolla IC. 

Las Figuras 5.40 y 5.41 presentan el ajuste realizado en las curvas de flujo 

fraccional de agua y gas con el propósito de cotejar las permeabilidades relativas y las 

saturaciones de petróleo, gas y agua en la Macolla VD con la historia de producción. 

Esto permite asegurar la predicción de la producción hasta un límite económico 

considerado como la presión de abandono. Mediante estas figuras se puede observar el 

excelente cotejo realizado en ambas curvas lo que garantiza el pronóstico de volumetría 

para el futuro en el MBAL.  

 
Figura 5.40 Flujo Fraccional de Agua, Balance de Materiales Macolla 

VD. 
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Figura 5.41 Flujo Fraccional de Gas, Balance de Materiales Macolla 
VD. 

5.7 Pronóstico del Comportamiento Futuro de producción en las Macollas IC y 

VD de la Arena C2, a través del programa MBAL.  
El pronóstico del comportamiento futuro de la producción para la Macolla IC a través 

de la herramienta MBAL se ve representado en la Figura 5.42. Se observa la 

predicción de los próximos años hasta alcanzar la presión de abandono (Pab), de 228 

Lpc, Apéndice C (Ejemplo de cálculo C.1). De acuerdo con esto, la predicción en el 

2017 alcanzará su Pab con una producción acumulada de 4,5 MMBN lo que 

representa un 6,6 % del POES conocido técnicamente como %FR. El factor de 

recobro puede incrementarse acudiendo a métodos de recuperación secundaria.  
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Figura 5.42 Predicción en MBAL, Declinación de Presión hasta la Presión de 
Abandono en función de la Producción Acumulada de Petróleo para la Macolla 

IC. 
 

 El programa MBAL requiere establecer parámetros como la fecha de la predicción 

y el uso de las permeabilidades relativas para realizar la predicción y los datos de las 

tasas promedio de petróleo mensual durante toda la historia de producción, Apéndice 

A (Tablas A.10 y A.11). Las permeabilidades relativas fueron señalada en el 

software para usar las correlaciones de Corey y Cols, sin embargo estas fueron 

calculadas y graficadas, para observar su comportamiento, estos datos están 

disponibles en el Apéndice A (Tabla A.8 y Figura A.1, Tabla A.9 y Figura A.2). 

 Un punto de atención al observar en el reporte de predicción que las tasas de 

agua son cero y permanece así a lo largo de toda la predicción a pesar que se tiene un 

corte de agua de 5% en promedio en toda la Macolla IC. Esto se puede explicar 

debido a que los niveles de saturación de agua inicial son bajos (0,15) y esta no llega 

a alcanzar movilidad a lo largo de la producción. 
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Tasa Promedio de 

Petróleo 500BN/D 

Figura 5.43 Promedio de las Tasas de Petróleo en función del Tiempo 
para la Predicción, Balance de Materiales Macolla IC. 

 

La Figura 5.43, representa el comportamiento de las tasas de petróleo 

promedio de la Macolla IC cargados al software MBAL durante su historia. Esta 

Macolla inicia su producción con una tasa inicial promedio de 600 BN/D a través del 

pozo IC07. Posteriormente a partir del 2002 se incorporan paulatinamente 4 pozos 

nuevos, incrementándose la producción como se observa en la referida figura. Para el 

2010 la tasa promedio es aproximadamente 500 BN/D y es la considerada por el 

MBAL para realizar la predicción. 

 Tomando en consideración los resultados de la predicción, Apéndice A 

(Tabla A.12) se puede decir que manteniendo una tasa de 500 BN/D sin incorporar 

más ningún otro pozo a la Macolla IC esta alcanzará un límite económico en el 2024, 

sin incorporar métodos de recuperación secundaria; sin embargo se puede acotar que 

necesario ejecutar un buen programa de recuperación secundaria para mejorar el FR 

de las Macollas en estudio y evitar dejar petróleo extrapesado en el subsuelo sin 

energía suficiente para ser extraído. En la Figura 5.44 y 5.45 corresponde con la 
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predicción y los promedios de las tasas de petróleo respectivamente de la Macolla 

VD. Se observa que a partir del 2008 ocurre un cambio abrupto con respecto a la 

declinación de presión y este comportamiento se debe a la incorporación de pozos 

productores para esa fecha. Aunado a esto el simulador considera la última tasa de 

petróleo producida para realizar la predicción de 2.701 BN/D y arribará al límite 

económico (Pab= 274 Lpc) en el año 2012 con un factor de recobro de 5,7% y una 

producción acumulada de 4,6182 MMBN de petróleo. 

 
Figura 5.44 Predicción en MBAL, Declinación de Presión hasta la 

Presión de Abandono en función de la Producción Acumulada de Petróleo 
para la Macolla VD. 
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Tasa Promedio de 

Petróleo 2.701 BN/D

Figura 5.45 Promedio de las Tasas de Petróleo en función del Tiempo 
para la Predicción, Balance de Materiales Macolla VD. 

 

 Estableciendo una comparación de acuerdo a los resultados del MBAL referidos 

al pronóstico de ambas Macollas se observa que la Macolla VD, es capaz de producir 

menos de 2 años a partir de la última fecha de producción reportada en este estudio 

que fue en septiembre del 2010, esto se debe a que a diferencia de la Macolla IC se 

mantiene una tasa de producción durante el pronóstico 5 veces mayor lo que permite 

el vaciamiento mucho más rápido. El reporte de predicción de la Macolla VD es 

presentado en el Apéndice A (Tabla A.13). 
 El Pronóstico de volumetría de las Macollas IC y VD, se realizó empleando la 

herramienta MBAL y para afianzar estos resultados se evaluó el comportamiento de 

producción a través de las curvas de declinación de producción, a pesar de no estar 

dentro de los objetivos de este estudio. Este método dinámico representará la 

estimación de las reservas recuperables de cada Macolla empleando la historia de 

producción por Macolla; la aplicación de este método parte del hecho de que existe 

suficiente historia de producción como para establecer una tendencia de 

comportamiento del presente y en el futuro, lo cual permite hacer una predicción del 
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yacimiento a partir de dicha tendencia, considerando que todos los factores que han 

afectado al yacimiento en el pasado lo afectaran en el futuro. Para esto se seleccionó 

el intervalo más representativo del comportamiento de declinación del yacimiento 

para asumir la declinación que gobierna en cada Macolla. 

Para realizar una evaluación de los pozos productores de la Macolla IC y VD, 

que permita inferir acerca del comportamiento de producción dependiendo de la 

declinación por Macolla, se graficó las curvas de declinación con ayuda de la 

herramienta OFM, obteniéndose como curva predominante la declinación 

exponencial, debido a que el yacimiento en estudio se caracterizan como yacimientos 

sin desplazamiento de agua por lo que no existe mantenimiento de presión.  

   

 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

      Figura 5.46. Curvas de Declinación de Producción de la Macolla IC. 

 La Figura 5.46, muestra el comportamiento de producción mediante las 

curvas de declinación de producción de la Macolla IC, que viene dado por la 

variación de la tasa de producción en función del tiempo lo que representa la 

declinación exponencial que ocurre en el yacimiento, con una declinación anual o 
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pendiente de la recta (Di) de 18 %, esto da como resultado unas reservas recuperables 

de 4,54 MMBN, con un límite económico o de abandono, que viene dada por una tasa 

de 127 BN/D. De acuerdo con esto existe consistencia entre el método de balance de 

materiales y las curvas de declinación de producción lo que afianza aún más el 

resultado obtenido por el primer método. 

 

 
Figura 5.47. Curvas de Declinación de Producción de la Macolla VD. 

 La Figura 5.47, muestra el comportamiento de producción mediante las curvas 

de declinación de Producción de la Macolla VD. Representa la declinación 

exponencial que ocurre en el yacimiento, con una declinación anual de 32%, lo que se 

corresponde con un mayor vaciamiento debido a la incorporación de 7 pozos nuevos 

en el 2008, permitiendo aumentar la producción para ese periodo de la historia y esto 

da como resultado unas reservas recuperables de 4,8 MMBN, cuando se alcance una 

tasa final ó límite económico de 56 BN/D de petróleo, existiendo consistencia entre 

los dos métodos analizados para la predicción, lo que afianza aún más el resultado 

obtenido por el método de balance de materiales. 
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CONCLUSIONES 
 

1. El POES y GOES estimado para la Macolla IC por el método volumétrico fue 

69,3 MMBN Y 3.397,3 MMPCN respectivamente y por el método dinámico 

se obtuvo un POES de 68,6 MMBN, siendo el porcentaje de desviación de 

1,08 %. 

2. El POES y GOES estimado para la Macolla VD por el método volumétrico 

fue 325,7 MMBN Y 20.293,225 MMPCN respectivamente y por el método 

dinámico se obtuvo un POES de 81,3 MMBN, siendo el porcentaje de 

desviación 75 %. 

3. La presión inicial de la Macolla IC al Datum es 565 Lpc en el año 2001.  

4. La presión inicial de la Macolla VD al Datun es 685 Lpc en el año 2003. 

5. El vaciamiento volumétrico de acuerdo al modelo de presión construido para 

la Macolla VD, viene dado por una relación de 1:15.000, por cada 15.000 BN 

de petróleo que se extraiga se perderá 1 Lpc de presión. 

6. El vaciamiento volumétrico de acuerdo al modelo de presión construido para 

la Macolla IC, viene dado por una relación de 1:19.000, por cada 19.000 BN 

de petróleo que se extraiga se perderá 1 Lpc de presión. 

7. El área delimitada para la Macolla VD es mayor que el área asociada a la 

misma. 

8. El petróleo contenido en las Macollas IC y VD de la Arena C2 se clasifica 

como un crudo extrapesado con una gravedad promedio de 8,6 °API. 

9. El mecanismo de producción predominante en las Macollas IC y VD de la 

Arena C2, es el desplazamiento por gas en solución, caracterizandose el área 

en estudio fue definido como un yacimiento con desplazamiento por gas en 

solución, sin desplazamiento de agua y sin capa de gas, donde la curva de 

declinación de producción predominante está dada por la declinación 

exponencial. 
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10. El área de influencia de la Macolla VD es mucho más pequeña que la 

delimitada en los mapas oficiales. 

11. La Macolla IC y VD se comportan dinámicamente como dos yacimientos 

diferentes. 

12. La presión de abandono de la Macolla IC fue 228 Lpc y para la Macolla VD 

274 Lpc.          

13. Las reservas recuperables al alcanzar el límite económico de la Macolla IC 

fue 4,54 MMBN de petróleo obteniéndose un factor de recobro de 6,6 %, 

mientras que la Macolla VD alcanza a recuperar 4,6 MMBN de petróleo con 

un factor de recobro de 5,7 %. 

14. Las tasas promedio de petróleo calculadas para realizar la predicción de la 

Macolla IC y VD fueron 500 y 2.701 BN/D respectivamente. 

15. La Macolla IC en la Arena C2 considerando el límite económico producirá 

hasta el año 2017 mientras que la Macolla VD hasta el año 2012. 

16. Las correlaciones usadas para el cálculo de las permeabilidades relativas en el 

presente estudio fueron las de Corey y Cols. 

17. Las correlaciones establecidas para calcular las propiedades de los fluidos en 

el software MBAL son las desarrolladas por Vazquez y Beggs (Pb, Rs, Bo) y 

la viscosidad por Beggs. 

18. Para que exista un buen cotejo durante la predicción realizada por el software 

MBAL se debe correr la simulación y realizar el ajuste del flujo fraccional de 

agua y gas. 
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RECOMENDACIONES 
 

1. Fomentar el uso de la herramienta MBAL conjuntamente con otros softwares 

de análisis dinámico para obtener resultados con menor grado de 

incertidumbre. 

2. Realizar programas de recuperación secundaria que permita incrementar el 

factor de recobro, considerando el vaciamiento ocurrido en cada área y el 

mecanismo de producción predominante. Estos programas pudiesen ser 

analizados a partir de la incorporación de pozos verticales en las zonas no 

asociadas a las Macollas, así como la inyección de vapor en una etapa muy 

temprana del yacimiento, cuando este no halla cruzado presión de burbujeo. 

3. Se recomienda revisar el modelo geológico, estratigráfico y sedimentológico 

actual, debido que el modelaje dinámico realizado en la Macolla IC y VD 

indican que se tratan de dos yacimientos diferentes a pesar de estar 

completadas ambas en la misma Arena.  

4. Recalcular el área de la Macolla VD a través de la herramienta SIGEMAP y 

de acuerdo con esto actualizar el área delimitada de esta Macolla en el mapa 

isópaco-estructural y el mapa base Petrocedeño-Operaciones. 

5. Para que exista mayor rigurosidad en cuanto al cálculo de los gradientes por 

pozo utilizado para llevar las presiones al mismo nivel de referencia se 

recomienda realizar pruebas BHP-BHT a los futuros pozos. 

6. Ser cautelosos a la hora de completar nuevos pozos, en vista de los riesgos 

mecánicos que pueden suscitarse provocando colisiones o problemas 

mecánicos, de acuerdo con el actual diseño de producción que es mediante 

Macollas tipo estrella. 

7. En los próximos pozos a perforar considerar en el diseño de revestidores el 

material apropiado para emprender proyectos de recuperación secundaria que 

soporten temperaturas altas. 
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