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PRESENTACIÓN 

El petróleo es la principal fuente de energía en el mundo, aunque es no renovable. Por ello, hoy en 
día, se invierten grandes cantidades de dinero en la exploración para conseguir dicho recurso y 
luego explotarlo. Pero no es una tarea sencilla porque una vez confirmada la presencia de petróleo 
en algún lugar (que ya es un gran paso) se procede a realizar un estudio de ese yacimiento, y es allí 
donde juega un papel muy importante la simulación de yacimientos.  
 
La simulación numérica de yacimientos es una disciplina moderna en ingeniería de yacimientos 
petroleros. Su potencial es enorme como herramienta de trabajo, para predecir el 
comportamiento de yacimientos bajo diferentes esquemas de explotación siempre y cuando se 
entiendan las bases sobre las que está desarrollada. 
 
Este libro guía está destinado a estudiantes y futuros profesionales, quienes quieren entender la 

base teórica y elemental de la simulación para llegar a la utilización de modelos computacionales 

en yacimientos de petróleo. 

El hombre de Simulación  debe de conocer a profundidad todos los conceptos técnicos de 

Geociencias, incluyendo Perforación y Producción. El desafío realmente no es  ser experto en 

manejo de software, sin  dejar a lado un buen conocimiento del mismo, pero es fundamental 

tener claro el movimiento de los fluidos en el medio poroso y para aquello hay que dominar todas 

las disciplinas  que  involucra  la Ingeniería de Petróleos,  desde  subsuelo y superficie. 

En el presente  texto  se enfoca  los temas de fundamental con conceptos de  conocimiento de 

roca y fluidos, conformación de los modelos estáticos,  dinámicos, ajuste  a historia, predicciones, 

escenarios inversión producción y preparación del informe final de simulación. Esta herramienta 

permite realizar un gerenciamiento de alto nivel, proponiendo y proyectando con facilidad de 

evaluar  un abanico de posibilidades de explotación; dicha sensibilidad facilita la selección de las 

mejores opciones de explotación, y así maximizar el factor de recobro recuperado, en tiempo y 

costo conveniente. 

Pensamos,  continuar preparando materiales similares, para  facilitar la comprensión  de los 

diferentes procesos de  upstream en la industria hidrocarburífera. 
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CAPÍTULO I 

1. INTRODUCCIÓN  
 
La simulación numérica se ha desarrollado desde el inicio de la ingeniería, pero el término 
simulación como tal empezó su crecimiento a partir de los años 30, aquí se desarrollaban métodos 
predictivos para evaluar las condiciones que presentaban los yacimientos. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 1: Historia de la simulación 

 

1.1 QUÉ ES SIMULAR 

 

Representar un fenómeno físico, mediante un conjunto de programas de computación que 

resuelve los modelos reales, mediante algoritmos matemáticos y obtiene soluciones aproximadas 

de las condiciones de entorno real. Se ingresa las ecuaciones y relaciones fundamentales que 

modela el hecho físico. En el caso de reservorios, es fundamental incluir ecuaciones de masa, 

energía y continuidad. 

 

Soluciones numéricas de 

ecuaciones de flujo. 

Criterios de simulación de 
yacimientos iban encaminados a 

tratar de resolver problemas con 

dos o tres fases 

Posible modelar más tipos de 

líquidos y gases a través de 

mecanismos composicionales y 

estudiar diversas estrategias de 

explotación y máximo recobro. 

Desarrollo 
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1.2 CUÁNDO SIMULAR 

No existe un tiempo generalizado para empezar una simulación, pero es recomendable hacerlo 

luego de un lapso de tiempo prudencial de producción, que nos permita obtener una data 

confiable del yacimiento para de ésta forma garantizar los resultados. 

 

 

Figura 2: Cuándo simular 

Por otro lado, debemos tomar en cuenta las siguientes condiciones: 

 El sistema permite ser modelado. Esto quiere decir que el modelo está bien entendido, 

puede ser definido por un diagrama de flujo y los tiempos y reglas de operación pueden 

ser descritos. Esto permite a quien modela estudiar las mejoras sin afectar el sistema real. 

 La complejidad del sistema es dificultoso o imposible de definir con una hoja de cálculo. La 

simulación permite ver todas las interacciones del sistema y como estas impactan todos 

los aspectos del modelo. 

 En algunos casos es necesario visualizar el proceso. Es por esto, que la animación en 3D 

permitirá ver lo que “realmente” va a suceder.  
 

Sin embargo y como se mencionó anteriormente, a pesar de que el simulador tenga sus bases bien 

fundamentadas, tanto físicas como matemáticas, nunca podrá reemplazar un buen estudio 

geológico del yacimiento, ni podrá determinar por si solo las propiedades petrofísicas de las rocas, 

ni las características de los fluidos.  

 

En otras palabras, los resultados que proporcione serán tan buenos como los datos que se le 

suministren. Es importante destacar el papel que dentro de la Simulación Numérica de 

Yacimientos debe jugar el ingeniero petrolero, ya sea a nivel de usuario o como encargado de 

desarrollar un modelo. Por muy bueno que sea un simulador, requiere de un ingeniero que pueda 

interpretar los resultados y hacer las modificaciones necesarias para hacer que el modelo se ajuste 

a los datos de producción. Se requiere previamente realizar la validación de la DATA, ya que el 

simulador no pasa de ser una herramienta matemática que nos aporta en la velocidad de cálculo y 

comparación de estos de acuerdo a las aplicaciones que le asista al simulador. 

FENÓMENO INICIO DE LA 
SIMULACIÓN 

ACTUALIZAR (REAL TIME) 

DATA 

CONFIABLE 
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1.3 TIPOS DE SIMULADORES 

 

En la actualidad, existe una gran cantidad de simuladores de yacimientos, los cuales pueden 

clasificarse en función de las características que representan, el yacimiento en estudio o un 

proceso físico que se quiere reproducir.  

 
Figura 3: Tipos de Simuladores 

1.3.1 SIMULADORES DIMENSIONALES 

Un yacimiento puede modelarse con los sistemas de mallado 0D, 1D, 2D y 3D, en coordenadas 

radiales o rectangulares, dependiendo de los objetivos del estudio.  

 

El número de dimensiones y de bloques depende de:  

 Niveles de detalle   

 Exactitud deseada en el comportamiento del yacimiento.  

 Las fuerzas del yacimiento que serán aproximadas por el modelo. 

 Los recursos disponibles para realizar el estudio (tiempo, RRHH, equipos). 

 

A medida que aumenta el número de dimensiones, bloques y pozos, de igual manera aumentan 

los problemas, siendo el caso más difícil y sofisticado la simulación multi bloque 3D de un 

yacimiento complejo. La cantidad y calidad de DATA, permite determinar la selección del tipo de 

simulador; no siempre es bueno usar un Software más potente cuando tenemos que simular un 

campo petrolero elemental. Lo que ocurre que el simulador demanda más datos de los disponibles 

y los resultados son los mismos. No olvidar que el simulador es una herramienta de vanguardia 

que debemos de habilitarle correctamente ya que si ingresamos “basura” el resultado es “basura” 

TIPOS DE 
SIMULADORES 

Número de 
dimensiones 

Dimensión 
Cero 

Una 
Dimensión 

Dos 
Dimensiones 

Tres 
Dimensiones 

Tipo de 
yacimientos 

Yacimiento 
de Gas 

Yacimientos 
de Petróleo 

Yacimientos 
Condensados 

Procesos de 
recuperación 

Recuperación 
Primaria  

Recuperación 
Secundaria 

Recuperación 
Mejorada 
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Figura 4: Simuladores dimensionales 

 

La selección se da luego de haber determinado el nivel de simulación, el proceso de recuperación 

a simular, el número de fases del fluido y las características físicas del yacimiento. 

1.3.1.1 Simuladores de cero dimensiones 

Estos simuladores utilizan modelos de yacimiento conocidos como modelos tanque o de balance 

de materiales. Son de cero dimensiones debido a que las propiedades petrofísicas, las propiedades 

de los fluidos y los valores de presión no varían de punto a punto a lo largo de todo del yacimiento 

y se les llama de balance de materiales debido a que los cálculos realizados se basan en un balance 

entre los fluidos que entran y los que salen del yacimiento, a través de la siguiente ecuación: 

 

                                      –                                                            (1.1) 

 

Donde:  

 

                     

 

Los modelos de cero dimensiones constituyen la base de los modelos existentes, pero en éstos no 

pueden definirse pozos; su uso generalmente es para estimar el volumen original de petróleo en el 

yacimiento, la entrada de agua y la presión del yacimiento. Realiza un balance de materiales global 

del reservorio. 

Cero dimensiones 

Simulador 1D 

Simulador  2D 

Simulador 3D 
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A continuación, exponemos unas características: 

 

Figura 5: Simulador Cero dimensiones 

1.3.1.2 Simuladores de una dimensión 

Se aplica a yacimientos que varían en litología, en este caso, el yacimiento como un todo no puede 

ser representado mediante propiedades promedio; sin embargo, cada parte si puede, teniéndose 

dos bloques o celdas. 

 

Para estos simuladores, la ecuación de balance de masa, describe al comportamiento del fluido en 

cada celda igual que en el modelo de cero dimensiones. Sin embargo, al existir migración fluidos 

de una celda a otra, no se sabe exactamente la cantidad de fluido del volumen total del yacimiento 

que corresponde a cada bloque. La transferencia de fluido entre las celdas (transmisibilidad y 

continuidad) se evalúa con la ecuación de Darcy. Esta ecuación es la solución más elemental de la 

Ecuación de la Difusividad y constituye un simulador básico. 

 

El modelo de una dimensión se puede aplicar si se tiene un yacimiento en el que el flujo en una 

dirección es predominante; por ejemplo, en los casos de inyección de gas en la cima de un 

yacimiento, en la inyección o entrada natural de agua por el flanco de otro yacimiento.  

 

En Ecuador tenemos reservorios típicos de ingreso de agua lateral, como son los reservorios U y T 

de la formación productiva Napo. En el empuje hidráulico de fondo de forma activa está en la 

parte inferior de la formación Hollín. Capa de gas tenemos en el campo Bermejo a pie de monte. 

 

CERO DIMENSIONES 

1 CELDA - 1 Balance de 
materiales 

Iguales condiciones de 
yacimiento - Valor 
único de presión 
promedio (Pm) 

Sistema en 
condiciones de 

equilibrio 
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Figura 6: Simulador de una dimensión 

1.3.1.3 Simuladores de dos dimensiones 

El mismo análisis que se utilizó para explicar los modelos de una dimensión, puede extenderse 

para los modelos en dos y tres dimensiones, esto es: 

 

 La ecuación de balance de materiales, describe el comportamiento en cada celda 

 La ecuación de Darcy, el flujo entre los bloques. 

 

La única diferencia es que la interacción de flujo en las celdas será en dos o tres dimensiones. El 

modelo de dos dimensiones consiste en una celda en dos dimensiones y otra en la tercera 

dimensión.  

 

Simulador 2D (Areal) 

Este tipo de simulador se aplica en yacimientos donde generalmente los espesores son pequeños 

con respecto a su área y no existe efecto muy marcado de estratificación. 

 

Simulador 2D (Sección transversal) 

Con este tipo de modelo se puede simular la conificación de agua o de gas y los efectos 

gravitacionales. Además, tiene la ventaja de poder analizar con mayor detalle los cambios bruscos 

de presión y saturación que ocurren en la cercanía del pozo. 

1.3.1.4 Simuladores de tres dimensiones 

Es el más complejo ya que cuenta con la mayoría de las fuerzas que se presentan en el yacimiento; 

esto es, considera además de los efectos de barrido areal los efectos de barrido vertical. 

 

U
N

A
 D

IM
EN

SI
Ó

N
 

Aplicación: 

Espesor del yacimiento pequeño respecto a la 
longitud 

Forma radial: B´UP y Draw down 

Migración de fluidos de una 
celda a otra 

La tansferencia de fluidos se 
evalúa con Darcy 

Orientación: Horizontal, vertical o con ángulo 
de inclinación 
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Existen tres tipos de modelos en tres dimensiones:  

 En coordenadas cartesianas (x, y, z) 

 En coordenadas cilíndricas (r, θ, z)  

 Modelo radial de tres dimensiones. 

 

Los modelos 3D, pueden tomar en cuenta casi todas las fuerzas presentes en el yacimiento. 

Consideran los efectos de barrido areales y gravitacionales. Sin embargo, pueden ser muy difíciles 

para modelar fenómenos locales (tales como conificación) donde se requieren bloques muy 

pequeños para una representación adecuada (se requiere “refinación de celda o grilla”).  

 

Los modelos 3D radiales, son una generalización del 2D radial, en el cual se puede tomar en cuenta 

penetración parcial del pozo en la arena productora y cañoneo parcial, así como cualquier otro 

parámetro que dependa de la profundidad, (profundidad es tercera dimensión). 

 

Su uso va para todos aquellos yacimientos que presentan una geología muy compleja, que puede 

dar como resultado el movimiento de fluidos a través del medio poroso en varias direcciones.  

 

1.3.2 SIMULADORES POR EL TIPO DE RECUPERACIÓN  

1.3.2.1 Simuladores de recuperación con miscibles 

La miscibilidad es el fenómeno físico que consiste en la mezcla de dos fluidos, sin que se forme 

entre ellos una interfase. Existen diferentes fluidos que se inyectan al yacimiento bajo esta 

condición y al estudio del efecto que produce cada uno de ellos en la recuperación del petróleo se 

hace con la ayuda de los simuladores de recuperación con miscibles.  

 

Entre los fluidos que se utilizan en este tipo de procesos, se tienen: 

 

 

 Gas enriquecido 

 Bióxido de carbono, CO2 

 Nitrógeno, N2 

 

 

1.3.2.2 Simuladores de recuperación térmica 

Este tipo de modelos se utilizan para simular el comportamiento de los yacimientos sujetos a 

algún proceso de recuperación mejorada, por medio de métodos térmicos cuyo objetivo principal 

es el de proporcionar energía calorífica al petróleo con el fin de disminuir su viscosidad y facilitar 

su flujo hacia los pozos productores.  

 

Este tipo de métodos pueden clasificarse en: 

 Inyección de fluidos calientes, que pueden ser agua caliente o vapor  

 Combustión in-situ 
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1.3.3 SIMULADORES POR EL NUMERO DE FASES 

Los simuladores de acuerdo al tipo número de fases en el fluido en movimiento dentro del 

yacimiento pueden ser monofásicos, bifásicos y trifásicos. Además de “flujo composicional”, el 

cual nació de la necesidad de simular procesos donde los fluidos están cercanos al punto crítico y 

se presentan continuas precipitaciones de líquidos o revaporizaciones en el reservorio. 

1.3.3.1 Simuladores monofásicos 

El flujo monofásico está dado por el flujo de un solo fluido en particular, como agua en los 

acuíferos, petróleo en yacimientos subsaturados y gas en yacimientos de gas volumétrico.  

En Ecuador, son en casi en su totalidad reservorios subsaturados, y que algunos están llegando a la 

condición de saturados, después de más de 40 años de producción, como son los campos Sacha, 

Auca y Libertador, los que requieren recuperación asistida de forma urgente. 

1.3.3.2 Simuladores bifásicos 

Este tipo simuladores considera la existencia de flujo bifásico en el yacimiento, es decir, cuando 

dos fluidos diferentes fluyen al mismo tiempo. Las combinaciones que se pueden tener son: 

 

 Gas y petróleo: en un yacimiento de petróleo con empuje de gas disuelto liberado o con 

capa de gas. 

 Agua y petróleo: en un yacimiento sub saturado con entrada de agua, cuya presión se 

mantiene arriba de la presión de burbujeo. 

 Agua y gas: en yacimientos de gas con entrada de agua o cuya saturación de agua connata 

es mayor que la saturación crítica. 

1.3.3.3 Simuladores trifásicos 

El flujo trifásico se presenta cuando los tres fluidos que contiene un yacimiento fluyen a la vez. 

También se tiene en cuenta yacimientos que producen con un empuje combinado, con entrada de 

agua, empuje de gas disuelto y/o empuje por capa de gas secundaria u original, tiene influencia en 

la producción. En Ecuador todos los yacimientos producen petróleo, gas y agua  

1.3.4 SIMULADORES POR TIPO DE RESERVORIO Y MÉTODO 

1.3.4.1 Simuladores de petróleo negro 

Los simuladores de petróleo negro consideran los cuatro mecanismos básicos en simulación de 

yacimientos de petróleo por agotamiento natural o mantenimiento de presión. Estos modelos 

isotérmicos aplican a yacimientos que contienen fases inmiscibles agua-petróleo-gas. Esta 

representación de los componentes del contenido de hidrocarburos, presume una composición 

constante en las fases gas-petróleo, no volatilidad del petróleo en la fase gas y no solubilidad del 

gas y petróleo en agua. En Ecuador se usa este tipo de simulado Black Oil, ya que los reservorios 

tienen las características abajo indicadas. En forma global es importante preparar la DATA de roca 
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y fluidos, ya que la petrofísica de alto nivel resuelve en buena manera los requerimientos de datos. 

La compañía Schlumberger propone el Eclipse-100. 

 

Todo simulador de petróleo negro comercial debe considerar: 

 

 La estructura del reservorio, las variaciones en los espesores y la ubicación de los 

pozos. 

 La distribución areal y vertical de las porosidades y las permeabilidades. 

 La comprensión de la roca y las propiedades de los fluidos dependientes de la presión. 

 La disolución del gas dentro de la fase líquida. 

 La liberación del gas desde la fase líquida. 

 Las curvas de permeabilidad relativa y la interacción de las fuerzas capilares y 

gravitacionales. 

 Flujo a través de los bordes del reservorio. 

 

El simulador utilizando en el ejemplo presentado en la siguiente sección satisface esos 

requerimientos y muchas otras características adicionales. Entre ellas se encuentran: 

 

 La inicialización en condiciones de equilibrio estático o dinámico. 

 Opciones para resolver sólo problemas con dos fases (agua-gas, y petróleo-agua) 

 Punto de burbuja variable 

 Contactos de fluido múltiples 

 Fallas total y parcialmente sellantes 

 La posibilidad de utilizar distintos modelos de acuíferos. 

1.3.4.2 Simuladores composicionales 

Los modelos composicionales se utilizan para simular procesos de recuperación para los cuales no 

son válidas las suposiciones hechas en un modelo de petróleo negro. En esta categoría se incluyen 

los yacimientos, de condensación retrograda y de petróleo volátil, cuya composición varía 

continuamente al existir pequeños cambios de presión y/o temperatura. 

 

Estos simuladores suponen que los fluidos contenidos en el yacimiento son una mezcla formada 

por n-componentes, las propiedades de las fases gas-petróleo y su equilibrio se calcula por medio 

de las ecuaciones de estado y de correlaciones que están en función de la presión, y composición.  

En Ecuador tenemos los reservorios Off Shore en el campo Amistad, que son reservorios de 

producción de gas y condensado. 

 

1.4 SIMULADORES DE MAYOR USO 

En occidente, nos encontramos influenciado por las tecnologías de esta latitud, especialmente las 

compañías de servicios Schlumberger, Halliburton, Backer Huges, etc., viene aportando con 



17 
 

Ec. De continuidad (EBM), En, geología 

Ec. De flujo de fluidos, masa 

Ec. De estado ρ=f(p), energía 

 

ENTRADA SALIDA 

software que trata la DATA de roca y fluidos, para llevar en la fase final al simulador. En este caso 

hacemos referencia al Eclipse, simulador de la compañía Schlumberger más conocido en el medio. 

 

SIMULADOR CARACTERÍSTICAS APLICACIONES 

Eclipse 100 3 fases, petróleo negro 
3D, regulares y cilíndricas 
Esquema simple 
Método de solución directa (4D)  

Agotamiento natural 
Inyección de agua y/o gas 
Opción de polímeros 
Opción de compactación 

Simbest 100 Esquema adip (implícito o 
adoptado). 
Doble porosidad 
Métodos de solución directa. 
3 fases, petróleo negro 
3D, regulares y cilíndricas 
 

Inyección de gases inertes (CO2, N2) 
Problemas de pozos 
Yacimientos fracturados 
Procesos térmicos de inyección de agua 
caliente y/o vapor en forma cíclica o 
continua. 

Therm Métodos de solución directa (4D) e 
interactivos (abad, espido) 
Térmico 
3 fases composicional 
3D, regulares y cilíndricas 

Opción de compactación 
Distribución por efectos térmicos en el 
Yacimiento 
Opción de combustión in situ 
Transferencia de masa 
Inyección de gas (miscible/inmiscible) 

Eclipse 300 Ecuaciones de estado Método impex 
e implícito adaptivo. 
Métodos directos e interactivos. 

Opción de compactación 
Distribución por efectos térmicos en el 
yacimiento. 
Opción de combustión in situ. 
Trasferencia de masa. 
Inyección de gas (miscible/inmiscible) 
Yacimientos volátiles y de condensados 
Inyección de CO2 
Reducción tensión interfacial 

Tabla 1: Simuladores de mayor uso 

 

 

1.5 BASES MATEMÁTICAS DE UN SIMULADOR 

La calidad de un estudio de simulación se basa en la calidad de la DATA que ingresa al simulador. 

 

 

 

Figura 7: DATA 

La resolución de ecuaciones de flujo se la realiza mediante diferencias finitas. Para esto es 

necesario dividir los yacimientos en partes pequeñas, esto se conoce como “discretización”. El 

tiempo en la cuarta dimensión.  
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1.5.1 Tipos de discretización: 

 Espacio:  

Figura 8: Discretización en Espacio 

 Tiempo 
  

Figura 9: Discretización en tiempo 

1.5.2 Discretización de las ecuaciones de flujo 

La coordenada X deberá ser dividida en un número discreto de bloques. 

Si consideramos un sistema poroso horizontal en una dimensión, se tiene un sistema de N grid 

blocks, cada uno de longitud Δx, Figura 10: 

1   i - 1 i i+1   N 

 

   

Figura 10: Ecuación de Flujo 

Las propiedades del reservorio se refieren al punto medio del bloque en el llamado grid de block 

centrado. 

 

1.5.3 Aproximación por la serie de Taylor: 
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Aplicando Taylor a las funciones de presión se obtiene una ecuación de flujo lineal. 

 (   )   ( )  
 

  
  ( )  

  

  
   ( )  

  

  
    ( )                                     (1.2) 

1.5.4 Diferencias finitas: 

 

 

   

   
   

  

  
                                                                (1.3) 

La exactitud de los datos de entrada nos proporciona la exactitud de la información proporcionada 

por el simulador.  

En el Paper, “Reservoir Simulation”, parte de la materia del estudiante, se expone la deducción 

completa de esta proposición, y tres ejemplos numéricos corridos en el simulador Eclipse como 

también en forma manual a través de la hoja de cálculo de Excel, por medio de su solución 

matricial; que se resuelve cómodamente encontrando la inversa de la matriz de la permeabilidad 

en la ecuación general de solución de Darcy. P = K-1*Q. En el volumen de control (cubo), se evalúa 

las tres ecuaciones fundamentales atreves de la ecuación de la difusibidad.  

 

 

 

 

Figura 11: Volumen de Control 

1.5.4.1  Ley de Darcy (simulador básico 1D) 

 

Figura 12: Ley de Darcy  

   
             

  
                        (1.4) 

Donde: 

     rata de flujo, bpd 

     permeabilidad, md 

     area de flujo, ft2 

           caída de presión a través de L, psi 

     viscosidad, cp 

     longitud, ft 

Durante el Proceso:               

Φ, Kx,Ky,Kz 
Simulador:  

P, So, Sw, Sg 

 



20 
 

  

1.5.4.2  Desarrollo de ecuaciones del modelo 

a. Dividir el reservorio en siete celdas de igual tamaño 

 

Figura 13: División del reservorio 

 

Las ecuaciones del modelo se obtienen escribiendo un balance de materiales alrededor de cada 

celda, incluyendo el término inyección en la primera celda y el término de producción en la última 

celda. (Cualquier número de células podría ser utilizado). 

b. Balance de materiales alrededor de la celda i: 

 

Figura 14: Celdas 

Flujo de entrada:           
         ̅         (        )

   
                                                    (1.5) 

Flujo de salida:         
         ̅         (        )

   
                (1.6) 

 ̅ = permeabilidad media entre los centros de las celdas 

La permeabilidad media entre los centros de las celdas es un promedio de las dos permeabilidades 

de las celdas. 
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 ̅    
  

  

 
(
 

  
 
 

  
)
 
     

     
                     (1.7) 

El balance de materiales es (Flujo de entrada= Flujo de salida). No hay un término de acumulación 

ya que el flujo está en estado estable. 

         ̅         (        )

   
    

         ̅         (        )

   
            (1.8) 

 

c. Simplificar y organizar la ecuación de balance de materiales 

Siendo:      
            

   
                   (1.9) 

  ̅            ̅            ̅          ̅                                                                            (1.10) 

 ̅          ( ̅       ̅     )    ̅            
 

 
                                                                          (1.11) 

d. Balance de materiales para todas las siete celdas: 

Celda 1:          ̅       ̅       
 

 
                     (Nota:  ̅       ) 

Celda 2:         ̅      ( ̅     ̅   )    ̅        

Celda 3:         ̅      ( ̅     ̅   )    ̅        

. 

. 

. 

Celda 6:         ̅      ( ̅     ̅   )    ̅        

Celda 7:         ̅       ̅       
  

 
 
 

 
                (Nota:  ̅       ) 
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CAPÍTULO II 

2. PREPARACIÓN DE LA INFORMACIÓN PARA EL MODELAJE DE 

YACIMIENTOS EN SIMULACIÓN 
 

El hombre se simulación debe estar claro, que el simulador es un programa de computación que 

facilita y acelera el cálculo numérico de los sistemas de ecuaciones lineales fruto de una 

discretización y solución por diferencias finitas de las ecuaciones diferenciales, implícitas o 

explicitas de energía, masa y continuidad, estructuradas en la ecuación de difusividad.  Con este 

hecho es claro entender que la DATA debe estar sin errores, de existir, los mismos serán obtenidos 

en los resultados, cuyos entregables no deben ser aplicables y deben ser desestimado. (Ingresa 

basura, obtiene basura) 

En la Simulación de Yacimientos, tanto el comportamiento como las características de los fluidos 

son modelados por las ecuaciones de Darcy, para el flujo de fluidos (Energía del reservorio), y 

Continuidad (conservación de la materia en rol de la geología del reservorio). Para el estudio 

volumétrico y termodinámico se puede obtener la data necesaria mediante ecuaciones de estado 

o análisis de pruebas PVT. Es de mucha importancia conocer que, con la combinación de las 

ecuaciones mencionadas anteriormente y la ecuación de estado del fluido, se obtiene la Ecuación 

de Difusividad, la cual describe el comportamiento de un yacimiento en su totalidad. 

La preparación de información para la simulación de yacimientos se refiere a la construcción de un 

esquema o patrón que incorpore y represente toda la información disponible del yacimiento, la 

importancia fundamental del modelaje de yacimiento radica en la mejor caracterización de los 

mismos y con esto poder contar con una herramienta fundamental para el estudio del 

comportamiento futuro.  

Existen distintas técnicas modernas de ingeniería que proveen numerosas herramientas y 

procedimientos para caracterizar un yacimiento y pueden proporcionar un diagnóstico muy 

valioso de las condiciones y el comportamiento de este. 

La idea principal es representar los mecanismos de producción activos en los yacimientos, que 

permitan reproducir adecuadamente el movimiento de los fluidos en el yacimiento. Mientras 

mayor sea la cantidad de información o de características del modelo, mejor va a ser su 

representatividad. Es importante que la información obtenida para el modelaje de yacimientos sea 

confiable y que considere los aportes de las diferentes disciplinas involucradas, que son: 

 Geofísica 

 Geología 

 Yacimientos 
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La integración de las dos primeras disciplinas, Geofísica y Geología será para constituir un modelo 

estático a partir de información proporcionada por el área de estudio de cada una; mientras que la 

información proveniente de la Ingeniería de Yacimientos nos proporcionará la información 

necesaria para la construcción de un modelo dinámico. Los dos modelos requieren de datos en 

condiciones estáticas o dinámicas, así la permeabilidad es una variable dinámica y la porosidad 

estática, que no varía en función del tiempo. 

A continuación, se explica en la ejecución de actividades tendientes a estructurar la simulación de 

un yacimiento de crudo que dispone ya de DATA suficiente; las acciones están alrededor de 

elementos básicos como el conocimiento de roca, fluidos, Geología y energía presente en el 

mismo. 

El objetivo es alcanzar a presentar el informe final de la simulación, con el valor agregado en 

elementos para el desarrollo, producción y seguimiento de la recuperación de crudo a fin que sea 

la máxima. 

 

Figura 15: Informe final de Simulación 

 

2.1 INFORMACIÓN GEOFÍSICA 

Las fases elementales son: adquisición de datos en el campo por medio de geófonos, que detectan 

la reflexión de las ondas sísmicas que viajan desde las cargas en el terreno hacia los horizontes 

geológicos de las diferentes formaciones. La segunda fase en el almacenamiento de la información 

que llega desde los geófonos dispuestos en el campo bajo una arquitectura del proyecto Sísmico, 

vía cable hasta la casa blanca.  El tercer paso es el procesamiento de los datos que se realiza en 

oficinas con uso de aplicaciones robustas que eliminan toda clase de ruido sobre las trazas 
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sísmicas. El cuarto paso es el Pinchao y análisis de las trazas sísmicas, que corresponde a ubicar los 

prospectos sísmicos, y que son cuerpos estructurales o en su defecto estratigráficos. Estos 

prospectos más tarde serán perforados para determinar tipo de crudo, calidad y cantidad 

económicamente rentable. Finalmente, de acuerdo a los requerimientos técnicos e investigativos 

se avanza con campañas de procesamiento y evaluando atributos sísmicos. La profundidad a la 

que se encuentra el tope y la base de cada formación, es detectada en razón de la ecuación v=e/t, 

de movimiento rectilíneo uniforme de la partícula. 

2.1.1 Datos sísmicos 2D 

La sísmica 2D es la más antigua. Trata básicamente en comprobar la existencia de hidrocarburo 

evaluando prospectos que cumplen con los parámetros de una trampa estructural como el 

anticlinal. Su evaluación se basa en el estudio de mapas estructurales, ondas mediante geófonos, 

cargas y diferentes tipos de software especializados, se obtiene por reflexión la información en 

función de tiempo de tránsito a través de tiempo que se demora en pasar por cada formación 

estratigráfica, en microsegundos. 

Los procesos de adquisición, procesamiento, pinchao, evaluación y determinación de prospectos, 

son actividades que permiten obtener desde trazas sísmicas hasta elementos como el cubo 

sísmico. El reprocesamiento y evaluación a nivel de atributos sísmicos nos permite profundizar el 

conocimiento del reservorio. La calidad y costo del recubrimiento en la adquisición de la sísmica, 

más tarde nos dará datos de horizontes de estructuras geológicas más claras, niveles de fluidos, 

como contactos aproximados entre fluidos y propiedades petrofísicas promedias. 

A continuación, presentamos trazas sísmicas en el proceso de reprocesamiento. 

 

 
Figura 16: Trazas sísmicas en el proceso de reprocesamiento 
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2.1.2 Datos sísmicos 3D 

Una perforación direccional es indispensable en la sísmica 3D, por lo que es la más utilizada 

actualmente. Este tipo de sísmica se basa en la arquitectura del prospecto. En la fase de 

interpretación de resultados, arribamos a definir el “cubo sísmico” que nos provee, los datos 

siguientes: volumen de roca, orientación, CAP y CGP, permite recrear el yacimiento en el sistema. 

Es una información esencial para perforación dirigida. 

 

 
Figura 17: Cubo sísmico 

  

2.2 INFORMACIÓN GEOLÓGICA 

Los datos del yacimiento son generalmente obtenidos indirectamente. Los datos directos son: 

mediciones en muestras de roca y fluidos tomadas en el pozo (información limitada a puntos 

específicos); mientras que los datos directos limitados al inicio aumentan conforme se desarrolla y 

produce el yacimiento. 

 

La incertidumbre del modelo de simulación disminuye con el tiempo, a medida que se tienen más 

datos, modelos mejor calibrados y más representativos del yacimiento. 

 

2.2.1 Análisis de núcleos 

Los análisis de núcleos pueden indican una evidencia positiva de la presencia de petróleo, la 

capacidad de almacenamiento de los fluidos del yacimiento (porosidad) y la capacidad 

http://www.monografias.com/trabajos10/petro/petro.shtml#pe
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y distribución del flujo (permeabilidad) esperado. Las saturaciones residuales de los fluidos 

permiten la interpretación de la producción probable de petróleo, gas o agua. 

 

El análisis de núcleos es parte muy importante del programa general de evaluación de un 

yacimiento, pues facilita la evaluación directa de sus propiedades y provee bases para la 

calibración de otras herramientas de evaluación, como los perfiles. No se le puede tomar núcleos a 

todos los pozos porque tal operación es costosa; sin embargo, los planes iniciales para 

el desarrollo de un yacimiento deben tomar en cuenta la extracción de núcleos en un número 

razonable de pozos. Estos deben seleccionarse de manera que cubran un área representativa del 

yacimiento. La petrofísica básica de los cores, corresponde a determinar propiedades de la roca 

como: porosidad, saturación, compresibilidad, propiedades geo mecánicas y todo lo 

correspondiente a caracterización de la roca y disposición de los sedimentos y paleontología de 

ser el caso, etc. Adicionalmente las muestras de fluidos obtenidos también son de pozos 

exploratorios y algunos de desarrollo. Los núcleos colaboran con determinación de variables tanto 

de roca como de fluidos en el laboratorio. Para PVT se toma pruebas directamente en el pozo en 

rutina con RFT y luego traslada los fluidos a los equipos de evaluación. 

 

2.2.2 Registros geofísicos 

Los registros geofísicos entregan al hombre de simulación, información del sondaje mediante la 

medición in situ de parámetros físicos de las formaciones y permitir una mejor correlación entre 

sondajes dentro de un sector de interés particular. En aquellos lugares donde las características 

geológicas impidan la recuperación de testigos, este método constituye un valioso aporte a la 

descripción estratigráfica del subsuelo, permitiendo en muchos casos definir claramente las 

interfaces y las características físicas de las formaciones atravesadas. Tenemos así, sísmica 2D cuyo 

entregable es el mapa estructural, sísmica 3D cuyo entregable es el cubo sísmico y 4D permite 

determinar movimientos de fluidos. De acuerdo a la resolución de la sísmica y el costo por 

kilómetro cuadrado, define el nivel de investigación, llegando hasta determinar fluidos, contactos, 

movimiento de fluidos y otras variables en forma aproximada. A su vez, estas características 

pueden brindar información indirecta y cuantitativa sobre aspectos específicos de interés en una 

exploración, tales como porosidad, contenido de agua, densidad, fracturamiento, rumbos y 

buzamientos, etc. 

http://www.monografias.com/trabajos11/travent/travent.shtml
http://www.monografias.com/trabajos37/interpretacion/interpretacion.shtml
http://www.monografias.com/trabajos54/produccion-sistema-economico/produccion-sistema-economico.shtml
http://www.monografias.com/trabajos35/petroleo/petroleo.shtml
http://www.monografias.com/trabajos10/gase/gase.shtml
http://www.monografias.com/trabajos14/problemadelagua/problemadelagua.shtml
http://www.monografias.com/Computacion/Programacion/
http://www.monografias.com/trabajos11/contrest/contrest.shtml
http://www.monografias.com/trabajos12/desorgan/desorgan.shtml
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2.2.2.1 Columna Estratigráfica del Oriente Ecuatoriano 

Es fundamental que todo Petrolero deba de conocer perfectamente la secuencia de las 

formaciones geológicas 

 

Figura 18: Columna estratigráfica del Oriente Ecuatoriano 

En el caso de perforación de un pozo, se requiere conocer las diferentes propiedades de la roca 

que pueden afectar al paso de la roca y del BHA. El conocimiento de litología y estratigrafía, que 

en base a su conocimiento el operador puede tomar decisiones adecuadas. En forma similar, el 

hombre de simulación se ubica apropiadamente, y en la real dimensión de la real situación 

geológica, lo que le permitirá a futuro sustanciar sus criterios y sostener sus hipótesis en el modelo 

de simulación. 

2.2.2.2 Mapas 
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En simulación es prioritario conocer los diferentes mapas que deben de generarse a partir de los 

mapas estructurales o de los diferentes datos geofísicos en 3D, que se puedan obtener. Los 

principales mapas son: a) de ambientes, b) facies, c) porosidades, d) permeabilidades, e) 

saturaciones de agua, f) presiones capilares, g) isobáricos, h) isópacos, etc. La generación de 

mapas de combinación de estas propiedades como el mapa de isoporosidades, es el mapa de la 

multiplicación de ho*ø. 

A continuación, exponemos un mapa de facies y pozos perforados, que existen sobre él. 

 

Figura 19: Mapa de facies y pozos perforados 

 

2.3 INFORMACIÓN DEL YACIMIENTO 

 

2.3.1 Energía del Reservorio 

 

En la naturaleza, existen diferentes tipos de yacimientos, con diferentes tipos de sistemas 

energéticos en el reservorio a saber: a) Reservorios de expansión de roca y fluidos, b) Reservorio 

con gas en solución, c) Reservorios con capa de gas, d) Reservorio con segregación gravitacional y 

e) Reservorio con empuje hidráulico. Hay que anotar que el sistema más efectivo es el empuje 

hidráulico de fondo, capaz de permitir recuperar la mayor de crudo en la explotación primaria, con 

un factor de recobro alrededor del 50%. El hombre de simulación debe conocer perfectamente el 

rol de cada sistema energético y sus implicaciones. Es el motor del reservorio para propender la 

calidad y cantidad de producción. 
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Figura 20: Gráfico de Presión del yacimiento vs Eficiencia de recobro 

2.3.2 Diagrama de fases de los fluidos en el reservorio 

En los reservorios, hay diferentes manifestaciones de los fluidos que son contenidos en su sistema 

poral, esto depende de las condiciones físico-químicas, y de las propiedades de presión y 

temperatura presente en el reservorio. Sabemos que en el oriente ecuatoriano en las arenas U y T, 

de la Formación Napo, sus condiciones en temperatura son 220 ºF y presiones iniciales de 4.200 

psi, para crudos de 28ºAPI en promedio y BSW muy bajas, al inicio del proyecto. El crudo es   

parafínico, determinado como crudo mediano y que se encuentra en condiciones subsaturadas (en 

el Segundo play petrolero). Sin embargo, en los otros plays, las condiciones de crudo son más 

pesados, que se desarrollan hacia el este de la cuenca oriente, en la dirección a la frontera con el 

Perú, donde se encuentra el tren de campos de Sur Oriente, como son:  Amazonas, Conambo, 

Huito, Balsuara y Marañon. 

Las situaciones geológicas y condiciones de generación, migración, almacenamiento y posterior 

explotación, representan una serie de acontecimientos que afectan directamente a la energía que 

aglutina el reservorio y con ello determina la magnitud del factor de recobro final. 

Los tipos de reservorio de acuerdo a la fase del fluido presente en el  reservorio es: a) Yacimiento 

subsaturados (en el oriente Ecuatoriano son la mayoría de reservorios) Pr>Pb, b) Yacimiento 

saturados (Pueden ser  los reservorios subsaturados, pero  cuando su presión  es menor a la 

presión de burbuja, por la producción avanzada o campos maduros) Pr<Pb, c) Yacimiento de 

condensado de gas, d) Yacimiento de gas húmedo y e) Reservorio de gas seco.  A continuación se 

explica el grafico de P vs.T: 

1 Expansión Roca y fluido 

2 Empuje por gas disuelto 

3 Expansión capa de gas 

4 Intrusión de agua 

5 Drenaje gravitacional 
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Figura 21: Diagrama de fases Presión vs Temperatura 

2.3.1.1. Variables Petrofísicas de la roca 

 
Durante la caracterización de un yacimiento de hidrocarburos se necesita determinar en los 
diferentes tipos de rocas que constituyen el reservorio las propiedades de porosidad (Φ), 
permeabilidad (k) y saturación de agua inicial (Swi) con el objetivo de poder cuantificar el volumen 
de hidrocarburos presentes en el subsuelo. A continuación, se hace una breve descripción de cada 
una de estas propiedades: 
 

Porosidad (Φ) 

 
Es la medida del volumen de espacios porosos en la roca que tiene la capacidad de almacenar 
fluidos en cualquier condición. Se expresa por el porcentaje de volumen de poros respecto al 
volumen total de la roca (porosidad total o bruta). La porosidad total es considera como el 
volumen poroso del total de poros estén o no interconectados  
Dónde:  

  
  

  
                                                                                                                                              (2.1)            

Dónde:          
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La porosidad se mide en laboratorio sobre muestras de núcleos de pozos corazonados y esta 

medida se usa para calibrar los cálculos de porosidad hechos desde registros eléctricos. Sin 

embargo, no todo el espacio poroso está disponible para almacenar fluidos, por esta razón cuando 

se cuantifica volumen de fluidos móviles se trabaja con porosidad efectiva. 

Dependiendo de cómo sea la comunicación de estos poros, la porosidad se puede clasificar de la 

siguiente manera:  

 Interconectada o efectiva: La porosidad efectiva se refiere al porcentaje de poros 

interconectados mediante gargantas que permiten la circulación de fluidos (fluidos 

móviles). 

 No interconectada o no efectiva: La porosidad no interconectada o no efectiva es aquella 

que representa la fracción del volumen total de la roca que está conformada por los 

espacios que pueden contener fluidos, pero no están comunicados entre sí (fluidos no 

móviles).  

La porosidad Total o absoluta se define como: 

                                                                                      (2.2) 

Sin embargo, según su formación también se puede clasificar en primaria y secundaria. 

Determinación la porosidad 

Una de las herramientas más utilizadas para encontrar la porosidad, es el registro sónico que se 
define como una herramienta sónica que consiste de un trasmisor que emite impulsos sónicos y 
un receptor que capta y registra los impulsos.  

 
El registro sónico es simplemente un registro en función del tiempo, t, que requiere una onda 
sonora para atravesar un pie de formación.  
 
Hay que recordar que, en formaciones geológicas más compactas, el tiempo de transito de la onda 
sísmica en más corto, ya que su velocidad de propagación es mucho mayor que en formaciones 
menos consolidadas. En fluidos la velocidad es menor que en los sólidos y así en el gas aún menor. 
Para formaciones isotrópicas es fácil determinar sus espesores, como es el caso de arenas limpias 
y zonas de calizas confinadas; el problema se da cuando las formaciones son muy estratificadas y 
contienen diferentes materiales en sus facies como: calizas, lutitas o conglomerados de diferente 
constitución. Esto debe apoyarse con la sísmica de superficie, obtenida previamente. La 
Geoquímica solo apoya en determinar zonas impregnadas de hidrocarburos en forma cuantitativa.  
En la figura No. 3 se incluye un Registro eléctrico de Neutrón y Density, que aportan información 
geológica y concentración con presencia de fluidos según su valor. 
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Figura 22: Registro Sónico 

La porosidad igualmente se la obtiene en laboratorio, con el porosímetro Ruska o similares  

Determinación de Permeabilidad (K) 

Se define como la capacidad que tiene una roca de permitir el flujo de fluidos a través de sus poros 
interconectados. El sistema poral efectivo está constituido por poros y espacios reducidos que 
conectan a los poros llamados gargantas. La permeabilidad es una función directa del radio de la 
garganta que caracterice la roca. Entre más grande y despejada la garganta mejor es el paso de los 
fluidos. 

 

 
Figura 23:  Granos interconectados  
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La permeabilidad está determinada por la ecuación que define la “Ley de Darcy” que establece 
que el caudal que atraviesa un medio poroso es proporcional al gradiente hidráulico y al área de 
flujo. 

  
    

  
                                                                                                                                                (2.3)                                  

 
Dónde:  
          (      ) 
                      (      ) 
         (   ) 
               (          ) 
             (  ) 
                                                  (     )  

 
 

 
Figura 24: Paso del fluido por una arena: P1>P2 

 
Permeabilidad Absoluta: es la facultad que la roca posee para permitir que los fluidos se muevan a 
través de la red de poros interconectados cuando el reservorio se encuentra saturado 
completamente con un fluido. 
 
Permeabilidad Relativa: es la razón de la permeabilidad efectiva a la permeabilidad absoluta. 
 
Permeabilidad Efectiva: es la permeabilidad de la roca a un fluido particular cuando la saturación 
de este fluido en la roca es menor al 100%. La permeabilidad se la determina siempre que haya 
caudal o movimiento del fluido en el medio poroso, animado por la diferencia de presión en el 
medio. La permeabilidad también se encuentra afectada por el tipo de roca, oleofila o hidrófila; y 
el tamaño del poro y garganta poral, definida por presión capilar del sistema. 
 
 

 
 
 
 
 
 
 
¿Cómo podemos saber si existe permeabilidad de la roca? 

En un yacimiento la permeabilidad 
no puede existir si no existe la 

porosidad por lo cual existe una 
relación entre ambas propiedades. 
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La permeabilidad es una propiedad isotrópica del medio poroso, por lo tanto, puede variar en 
función a la dirección a la cual es medida. Los análisis rutinarios de núcleos generalmente utilizan 
tapones de núcleos tomados paralelos a la dirección del flujo de los fluidos en el yacimiento. La 
permeabilidad obtenida de esta forma es la permeabilidad horizontal del yacimiento (Kh). La 
medición de la permeabilidad en tapones tomados perpendiculares a la dirección de flujo, 
permiten la determinación de la permeabilidad vertical del yacimiento (Kv). 

En Ecuador tenemos diferentes valores de permeabilidad característicos, es decir la formación 
basal tena es de 200 a 800 mD, Napo de 30 a 800 mD, Hollín de 50 a 400 mD; y M1 y M2 alcanzan 
hasta 4D. Estos valores dependen de la presión litostática, tectonismo,etc . 

Saturación (  )   

 
La saturación de un medio poroso con respecto a un fluido se define como la fracción del volumen 
poroso de una roca que está ocupada por dicho fluido 
La sumatoria de las saturaciones de todos los fluidos que se encuentran presentes en el espacio 
poroso de una roca, debe ser igual a 1. Si consideramos un medio poroso saturado por petróleo, 
agua y gas, entonces 
 

                                                                                                                                        (2.4)                          

 
Donde: 
                            
                        
                       
 

Un yacimiento en la zona de hidrocarburos puede tener las tres o mínimo dos saturaciones de 

fluidos, pero siempre está presente la saturación de agua ya sea móvil o saturación de agua 

connata (Swc).  

- Saturación de agua connata 

La saturación de agua connata (Swc) es la saturación de agua existente en el yacimiento al 

momento del descubrimiento, la cual se considera como el remanente del agua que inicialmente 

fue depositada con la formación y que, debido a la fuerza de la presión capilar existente, no pudo 

ser desplazada por los hidrocarburos cuando éstos migraron al yacimiento. Generalmente la 

saturación de agua connata se considera inmóvil; sin embargo, al inyectar agua en un yacimiento, 

la primera que se produce tiene composición diferente a la inyectada, lo que indica que el agua 

connata es desplazada por la inyectada. 

La determinación de la saturación inicial de agua se puede efectuar por tres diferentes métodos: 

 Núcleos tomados en pozos perforados. 

 Cálculos a partir de la presión capilar. 
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 Cálculo a partir de registros eléctricos. 

La saturación de agua connata se correlaciona con la permeabilidad, con el área superficial y con el 

tamaño de los poros. A mayor área superficial y menor tamaño de partículas, mayor es la 

saturación de agua connata. Este volumen de agua no participa en la producción. 

- Saturación residual de una fase 

La saturación residual de una fase, generalmente expresada como Sxr, donde x corresponde a la 

fase (petróleo, agua o gas), corresponde a la saturación de dicha fase que queda en el yacimiento 

en la zona barrida, después de un proceso de desplazamiento. Hay autores de diferentes textos 

que la definen como agua irreductible. 

- Saturación crítica de una fase 

La saturación crítica de una fase, generalmente expresada como Sxc, donde x corresponde a la 

fase (petróleo, agua o gas), corresponde a la mínima saturación requerida para que una fase 

pueda moverse en el yacimiento, es decir, corresponde a la máxima saturación a la cual la 

permeabilidad relativa de dicha fase es cero. 

Determinación de la saturación en Formaciones Limpias 

La determinación de la saturación de agua a partir de registros eléctricos en formaciones limpias 

con una porosidad intergranular homogénea está basada en la ecuación de saturación de Archie. 

  
  

   

    
                                                                                                                              (2.5) 

Donde:  

                                         

                                             

                                            

 

Es necesario distinguir entre la compresibilidad bruta de la roca y la compresibilidad del medio con 
poros interconectados. 

Si se toma un espécimen de un medio poroso cualquiera (matriz + volumen poroso) y se somete a 
un incremento leve de la presión se produce una reducción del volumen total del mismo. Ahora, la 
compresibilidad bruta, Cb será: 

     (      )   (       )                                                                            (2.6)                             

 
 
 
Donde: 
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   es el volumen bruto de la muestra. 

Durante la producción de hidrocarburos la reducción del volumen ocurre en el volumen del 
sistema de poros interconectados, debido a que allí también ocurren cambios de presión, 
compresibilidad del fluido Cf, es por ello que la reducción del volumen de poros debe referirse al 
volumen de poros disponibles inicialmente (      ), luego: 

                                                                                                            (2.7)                                    

 

Donde: 

                              
                    
                                       

 

Tortuosidad 

En la mecánica de fluidos de los medios porosos, la tortuosidad es la relación del largo de la 
corriente natural de un fluido —una línea o trayecto de flujo— entre dos puntos y la distancia en 
línea recta entre esos puntos. Por consiguiente, la tortuosidad se relaciona con la relación entre el 
coeficiente de difusión de un fluido cuando no está confinado por un medio poroso y su 
coeficiente de difusión efectivo cuando está confinado en un medio poroso. La tortuosidad se 
relaciona además con el factor de formación, que es la relación entre la resistividad eléctrica de un 
fluido conductivo en un medio poroso y la resistividad eléctrica del fluido propiamente dicho. 

 
El término "tortuosidad" denota el cuadrado de la relación definida precedentemente, mientras 
que, en otros, para el cuadrado de la relación, se utiliza el término factor de tortuosidad. 

 

Figura 25: Tortuosidad en un medio poroso 

Razón de Movilidad: Se conoce como el cociente de las relaciones de viscosidad y permeabilidad 

de un fluido desplazante a un fluido o con respecto a un fluido desplazado. 

M = K/u                                                                                                                                            (2.8) 
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La movilidad del agua normalmente es más que del petróleo y del gas supera a las 

anteriores. Hace referencia a la distancia que recorre una partícula de agua con respecto a 

la de hidrocarburo. 

2.3.1.2. Variables de los Fluidos 

Como sabemos en el yacimiento se encuentran tres fluidos importantes a considerar como son el 

agua, petróleo y gas, cada uno tiene propiedades físicas relevantes al momento de producir un 

pozo de petróleo los cuales serán analizados por separado. 

 

Figura 26:  Propiedades de los fluidos  

 

Compresibilidad 

Todos los fluidos son compresibles en cierto grado. No obstante, los líquidos son altamente 

incompresibles a diferencia de los gases que son altamente compresibles. Sin embargo, la 

compresibilidad no diferencia a los fluidos de los sólidos, ya que la compresibilidad de los sólidos 

es similar a la de los líquidos. Se define como la razón del volumen actual de un gas y su volumen 

ideal a la misma presión y temperatura, varia con los cambios de temperatura y la presión.  

 

        (
  

  
)                                                                                             (2.9)                                       

Donde: 

                   
                   
                                   

                                              

 

 

PROPIEDADES 
DE LOS 

FLUIDOS 

VISCOSIDAD 

COMPRESIBILIDAD 

FACTOR 
VOLUMÉTRICO 

MOJABILIDAD 

DENSIDAD 
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Viscosidad 

 

Figura 27: Viscosidad en el medio poroso 

 

Generalmente se define como la resistencia interna que ofrece el fluido para moverse. Esta 

propiedad depende fuertemente de la temperatura del yacimiento, la presión, la gravedad del 

fluido, y solución del gas. Puede determinarse en el laboratorio a determinada presión y 

temperatura y generalmente se reporta en los análisis PVT.  

 

Figura 28: Viscosidad del petróleo 

Factor Volumétrico 

 

  : Se define como un factor que representa el volumen de petróleo saturado con gas, a la presión 

y temperatura del yacimiento, por unidad volumétrica de petróleo a condiciones normales. Se 

exprese generalmente en barriles en el yacimiento (BY) por barril a condiciones normales (BN). Al 

reducir la presión el petróleo se va expandiendo, lo cual indica que el volumen de petróleo 

aumenta, en un momento en que se reduzca la presión se va alcanzar la presión de burbujeo, en 

ese punto se sigue disminuyendo la presión, lo cual se va a formar la primera burbuja de gas a esa 

presión y a medida que se reduzca más la presión va formarse cada vez más gas. 
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Figura 29: Factor volumétrico del petróleo 

  : Primero, el sistema tiene que tener una presión inferior a la presión de burbujeo, para que 

exista gas y así tener un factor volumétrico de formación del gas; al contrario, no tendría sentido 

de hablar de un βg, es decir, se va a obtener el factor volumétrico de formación, en dos casos: 

 

 En un yacimiento de gas, que se supone que lo que tengo es gas y 

 En un yacimiento de petróleo, con una presión inferior a la presión de burbujeo, porque 

por encima de la presión de burbujeo no voy a tener gas. 

 

El factor volumétrico de formación del gas, Bg, es un parámetro que relaciona el volumen que 

ocupa un gas condiciones de presión y temperatura de yacimiento con el volumen que ocupa la 

misma masa de gas en superficie a condiciones estándar (14,7 psia y 60ºF). 

 

 
Figura 30: Factor Volumétrico del gas 

Tensión Superficial 

Se define una superficie como la superficie de contacto entre un gas y una fase condensada 
(líquido o sólido). Se define una interfase como la superficie de contacto entre dos fases 
condensadas (dos líquidos o un líquido y un sólido). Se definió la tensión superficial como la fuerza 
de atracción hacia dentro ejercida sobre las moléculas de la superficie de un líquido. Esta tensión 
tiene como consecuencia la contracción de la superficie. Cuando se ponen en contacto dos 
líquidos inmiscibles el sistema considerado estará formado por las dos fases líquidas y la interfase 
de contacto entre ellas. 
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Las moléculas de la interfase entre dos líquidos estarán sometidas a fuerzas de magnitudes 
diferentes a las que están sometidas las moléculas del seno de cada uno de los líquidos. 

 

Figura 31: Interfase entre dos líquidos 

Densidad 

 

La densidad es la relación entre el peso de un determinado volumen de muestra a una 

temperatura t y el peso del mismo volumen de agua a una temperatura determinada. 

Los americanos para medir la densidad utilizan el grado A.P.I., definido como una función 

hiperbólica de la densidad. A medida que aumenta el número de carbonos, las fuerzas 

intermoleculares son mayores y por lo tanto la cohesión intermolecular. Esto da como resultando 

un aumento de la proximidad molecular y, por tanto, de la densidad. Cuanto más ligero es un 

crudo, mayor es su número de °API. Los valores del peso específico relativo en °API para los crudos 

normales oscilan entre 5 a 60 °API. En general, los crudos ligeros poseen un peso específico 

elevado en °API, pequeña viscosidad, escasa tendencia aditiva y alta tendencia a emulsificarse. Lo 

inverso ocurre para los crudos pesados. Al agua (en donde se inicia la escala de valores de la 

densidad expresada en grados API), le pertenece un valor de 10 °API.  

 

Esta propiedad depende de la temperatura y de la presión que afectara directamente el cambio de 

volumen del recipiente que contiene el fluido en cuestión. 

 

Proceso de Saturación de la Fase Mojante 

 

Aquí hacemos referencia a las rocas hidrófilas y oleofilas; en forma general que dependen 

atómicamente de los  tipos de átomos que están constituidas, la situación  catiónica tiene un rol 

fundamental de la diferentes moléculas de cada roca versus el hidrocarburo;  por ejemplo las  

formaciones calcáreas con átomos de calcio Ca,   existe una atracción eléctrica con la molécula H-C 

del petróleo;  no así,  al contrario los átomos de silicio  Si, presente  el cuarzo o el sílice no aceptan 

moléculas de H-C. 

 

Existen dos tipos de procesos de saturación de la fase mojante, los cuales son los siguientes: 
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Desplazamiento Por Drenaje: En el cual la saturación de la fase mojante disminuye durante el 
proceso.  
Desplazamiento Por Imbibición: En el cual la saturación de la fase mojante aumenta durante el 
proceso 

 

Figura 32: Drenaje e imbibición 

 

Mojabilidad 

La mojabilidad se define como la tendencia que tiene un fluido de adherirse y por lo tanto a 
dispersarse en una superficie sólida, en presencia de otro fluido inmiscible. La mojabilidad en 
un sistema roca/aceite/agua es una condición de preferencia de la roca hacia el aceite o al agua o 
la condición de adherencia del aceite, del agua o ninguno de ellos dos a la superficie porosa de la 
roca de un yacimiento. 

En base a la mojabilidad, los fluidos pueden clasificarse en: 
 

 MOJANTES: Son aquellos que tienen la mayor tendencia a adherirse a la roca, por lo 

general es el agua ya que la mayoría de las rocas yacimiento son preferencialmente 

mojadas por agua. 

 NO MOJANTES: Los que no se adhieren a la roca o lo hacen parcialmente. El estudio de la 

mojabilidad se hace a través de un ángulo θ denominado ángulo de contacto el cual es 

definido como el ángulo formado entre la superficie y la línea tangente al punto de 

contacto entre la gota de líquido con la superficie. Este ángulo depende de la energía 

superficial del sólido, la energía interfacial y la tensión superficial del líquido. 

2.3.1.3. Sistema Fluido-Roca 

 

Presión Capilar  

 
Uno de los efectos más curiosos producido por la tensión superficial en líquidos es el fenómeno 
de la “capilaridad”. Los líquidos tienen propiedades de cohesión y adhesión, formas ambas, de 
la alteración molecular. La cohesión permite al líquido resistir esfuerzos de tracción, mientras 
que la adhesión permite que se adhiera a otros cuerpos. La capilaridad es a la vez consecuencia 
de adhesión y cohesión. Cuando la primera tiene menor efecto que la segunda, el líquido moja 
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las superficies sólidas con las que está en contacto y se eleva en el punto de contacto; si 
predomina la cohesión, la superficie liquida desciende en el punto de contacto.  
  
  

 
Figura 33: Presión capilar en un contorno de mercurio y agua 

Se define como presión capilar a la diferencia de presión que existe a través de la interface curva, 
que separa a dos fluidos inmiscibles, en condiciones de equilibrio. Las presiones capilares se 
pueden determinar para sistemas bifásicos de diferentes clases; de interés para la industria del 
petróleo están los sistemas de gas-salmuera, gas-aceite y aceite-salmuera. 

Los datos de presión capilar se utilizan directamente en programas numéricos de simulación y 
para calcular la distribución de los fluidos en el yacimiento. Las saturaciones residuales e 
irreducibles de los fluidos, obtenidas durante las mediciones de presión capilar, se pueden utilizar 
para ayudar a estimar la cantidad de aceite recuperable y las saturaciones esperadas de agua fósil. 
En cualquier medio poroso con presencia de fluidos bifásicos, la fase mojante tendrá siempre la 
presión más baja. Por lo tanto, las curvas de presión capilar se pueden también utilizar para 
determinar las características de mojabilidad del yacimiento. Las presiones capilares se miden 
comúnmente con uno de dos instrumentos: celdas de saturación de plato poroso o centrífugo.  

Debido a que los tiempos de prueba son más cortos, la centrífuga es la técnica de prueba 
preferida. La ultra-centrífuga permite realizar la prueba a temperaturas hasta de 150ºC. Existen 
técnicas para la determinación de la presión capilar en núcleos consolidados y no consolidados.  

       –                                                                                                                                           (2.10) 
 
Donde: 
                                      
                                        
 
La presión capilar en el reservorio es función del tamaño del medio poral, ya que se confina el 
fluido cuando el diámetro del poro y garganta poral que le contiene, tiende a cero, y la magnitud 
de la variable sube importantemente Pc; imposibilitando el movimiento del fluido en el medio 
poroso. Así se queda entrampado el agua irreductible y el petróleo residual. Es parte de la 
investigación como mover el petróleo residual que en reservorios convencionales representan 
porcentajes cercanos al 40% del POES. El factor de recobro se reduce proporcionalmente a esta 
situación. 
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Figura 34: Perfil del Presión Capilar vs. Sw 

Permeabilidad Relativa 

Es la razón de la permeabilidad efectiva de un fluido con una saturación dada a la 
permeabilidad absoluta. El simulador obtiene el factor de recobro de las gráficas de 
permeabilidades relativas. 
 

 

Figura 35: Diagrama de las permeabilidades relativas de agua y petróleo con respecto a la saturación 

de agua 

El simulador toma el factor de recuperación como la movilidad del petróleo. 

                                                                                                                                       (2.11) 

La disposición de las curvas Kro, y Krw, versus las So y Sw, definen completamente la capacidad del 

reservorio para poder producir fluidos, sean estos petróleo, gas o agua. Por ejemplo, si las curvas 

se mantienen a la derecha similar a grafico precedente, tendremos mayor movilidad del agua y 

producción del agua respecto a la producción de petróleo, posiblemente en relación 2.5 a 1, y 
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caudales medios ya que el punto de intersección esta en 0.5 (fracción). El lector puede realizar 

ejercicio ubicando el punto de intersección en el lado opuesto. En el match del modelo se trabaja 

con las funciones de permeabilidades relativas, para ajustar producción de fluidos.                          

2.4 ANÁLISIS DE LABORATORIO DE LAS MUESTRAS DE FLUIDOS DEL 

YACIMIENTO. 

 

Preparación de la muestra del campo: 

 En el caso de una muestra de fondo del pozo es necesario elevar la temperatura y presión 

de la muestra de campo en condiciones de yacimiento y luego transferirla a una celda 

apropiada para su análisis. 

 La preparación de una muestra de recombinación es más compleja. El gas y el petróleo se 

deben recombinar en las proporciones adecuadas para obtener una muestra 

representativa del fluido del yacimiento. 

 Se recomienda que el análisis composicional de los fluidos del yacimiento incluya la 

separación de los componentes hasta el decano como mínimo; incluso en algunos casos se 

requieren composiciones hasta el C30 o mayores. 

 

2.4.1 Pruebas de expansión a composición constante. 

Conocida como prueba de presión-volumen permite medir el volumen total relativo por un 

proceso de equilibrio o de liberación instantánea y se lleva a cabo en petróleos crudos o de gas 

condensado. 

Determina: 

 Presión de saturación (Pb, P rocio) 

 Coeficiente de compresibilidad isotérmica 

 Factores de compresibilidad de la fase gaseosa 

 Volumen total de hidrocarburos en función de la presión 

2.4.2 Prueba de liberación diferencial  

La muestra de fluido se coloca en una celda de altas presiones, a una presión por encima del punto 

de burbuja (presión de burbuja) Pb, y a la temperatura de yacimiento. La presión se va 

disminuyendo en pequeños incrementos y se mide el cambio en volumen del sistema. 

Determina: 

 Cantidad de gas liberado y, por lo tanto, la relación gas disuelto petróleo. 

 Merma o reducción del volumen de petróleo en función de la presión. 

 Propiedades del gas que sale, incluyendo su composición, el factor de compresibilidad y la 

gravedad específica. 

 Densidad del petróleo remanente en función de la presión 
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2.4.3 Prueba de separadores 

Con esta prueba se trata de simular lo que ocurre en los separadores de campo. A tal efecto, se 

carga una muestra en una celda a presión de yacimiento y, luego, se descarga a un sistema de 

separadores de una, dos y tres etapas cada una a diferencia presiones. 

En cada etapa se separa el gas líquido y se mide el volumen del gas y el de líquido remanente. Con 

esta información se puede calcular la relación gas-petróleo en cada etapa de separación y el factor 

volumétrico del petróleo. 

Previo al tratamiento de datos en simulación de yacimientos es importante haber construido 

previamente un mallado y creado las diferentes celdas y modelos matemáticos dentro del 

reservorio, y se puede proceder a la asignación y análisis de las propiedades de la roca y fluidos en 

cada celda de las celdas previamente diseñadas. 

La retribución de todas estas propiedades (Asignación de Propiedades por Geoestadística) debe 

asegurar que las saturaciones sean representadas por el modelo diseñado, y debe garantizar 

además que el movimiento de los fluidos a través del medio poroso pueda sea simulado 

razonablemente. 

Es necesario obtener y estudiar la información requerida para poder realizar los estudios, dicha 

información se basará en la naturaleza y complejidad del análisis. En esta información se hallan 

principalmente propiedades de roca y fluido, datos de la historia de producción de los pozos, que 

por lo general se halla disponible en reportes que deben ser revisados adecuadamente y 

considerados de acuerdo a las necesidades y objetivos planteados. 

La información sobre la roca y fluidos puede ser limitada por las circunstancias, por lo que se 

recurre a las pruebas de laboratorio. Y en muchos casos al no existir la información suficiente de 

algún parámetro donde no sea posible la realización de nuevos estudios, se pueden usar 

correlaciones y análisis previos de campos vecinos o análogos. 

El objetivo principal de la obtención de toda esta información es la obtención de conjuntos de 

mapas de permeabilidades, porosidades, espesores y topes de arenas, tablas de propiedades de la 

roca y fluidos que permitirán representar de manera adecuada el comportamiento del yacimiento. 

Entre la información obtenida se halla la data de laboratorio, que se obtiene a partir de pruebas 

PVT y análisis de núcleos principalmente, y básicamente se obtienen muchas de las características 

de la roca y fluido como: viscosidad, densidad, factor volumétrico de formación tanto del petróleo 

como del gas, y el agua; además la solubilidad de petróleo, gas y agua. Y generalmente estas 

propiedades se introducen al simulador en tablas como funciones de la presión. 

Se debe añadir la información en el simulador los valores PVT obtenidos que sean representativos 

de los fluidos que se hallen en el reservorio, teniendo en cuenta las características en cada región 

del reservorio deben introducirse por medio de tablas en el simulador. 
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Para disminuir la incertidumbre en la asignación de datos de porosidad de cada una de las celdas, 

ya que esta propiedad presenta cambios graduales a lo largo del yacimiento; para asignarlos en la 

malla de simulación se utilizan mapas de distribución de porosidad que son digitalizados y 

superpuestos en el mallado, utilizando la interpretación geológica adecuada. 

Primeramente, las muestras obtenidas deberían permanecer bajo las mismas condiciones de los 

yacimientos, sin embargo, para hacerlo se requiere una inversión realmente grande y muchas 

veces imposible. Además, en el yacimiento se tiene un flujo multifásico y la determinación de 

permeabilidades relativas y presiones capilares es realmente complicada por lo que este análisis se 

hace mediante la asunción de solamente la presencia de dos fases (gas- petróleo y agua- petróleo) 

y utilizando correlaciones para estimar cantidades de flujo de tres fases. Sin embargo, estos 

métodos hacen que los valores de permeabilidad relativa y presión capilar tengan un alto nivel de 

incertidumbre y son los primeros parámetros que son considerados en el ajuste histórico. 

Con esta información suministrada al simulador se permitirá obtener una descripción estática del 

yacimiento, es decir que al realizarse la inicialización se pueden conocer características del 

yacimiento, tales como distribución de fluidos y gradientes de presión a través del yacimiento 

antes de iniciar la producción. 

Básicamente la información obtenida de laboratorio es: 

Tabla 2:  Información de laboratorio 

 

2.5 INFORMACIÓN BASICA, GEOCIENTISTAS Y APLICACIONES 

 

En la simulación se requiere un Equipo Multidisciplinario de Geocientistas, que cada cual colabora 

con su conocimiento, experiencia y DATA, así tenemos Geofísicos, Geólogos, Yacimientos, Personal 

de Perforación y Producción, así también Sistemas, Matemático, Economista Logístico, etc. 

Dependiendo de la complejidad y magnitud del proyecto. 

 

PROPIEDAD FUENTE 

PERMEABILIDAD Pruebas de presión transitoria, análisis de núcleos, 
correlaciones 

POROSIDAD, COMPRESIBILIDAD DE LA ROCA Análisis de núcleos, registros de pozos 

PERMEABILIDAD DE LA ROCA, PRESIÓN CAPILAR Pruebas en laboratorio de flujo en núcleos 

SATURACIONES Registros de pozos, análisis de núcleos  

PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS (PVT) Análisis en laboratorio de muestras de fluido del 
yacimiento 

DATOS DE PRESIÓN Historia de campo 

INFORMACIÓN DE TRABAJOS DE POZOS Y 
COMPLETACIONES 

Historia de campo 
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El paquete de simulación puede ser el Eclipse en occidente, hoy por hoy esta asistido de un 

Launcher de Aplicaciones tecnológicas como: Weltest-presiones, Schedule-Data de perforación y 

Workover, Grid-Arquitectura del Modelo, FloGrid-Manejo de la Grilla, Petrel-Manejador general 

de la data y propuesta de Escenarios, con inclusión de pozos PP, PI, PD, etc., PEEP-económico, 

OFM-producción. Office-manejador de aplicaciones, Geo2Petrofisic-manejo de propiedades de 

roco y fluidos, PVTi-Propiedades de Fluidos, etc. Todas estas aplicaciones colaboran en la 

construcción del modelo Estático, y que luego se realizará el Mach con su inicialización 

correspondiente, después será corrido como modelo Dinámico en función del tiempo, recreando 

las condiciones productivas del campo petrolífero desde su inicio. En su segunda parte se 

obtendrá Poes, reservas, Factor de recobro; finalmente se podrá correr diferentes proyecciones, 

predicciones y escenarios de Inversión – Producción, y en concordancia con la parte y perfiles 

económicos favorables a la política de explotación de la compañía operadora. 
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CAPÍTULO III 

3. MODELO ESTÁTICO. 

Representa las propiedades de un yacimiento que no varían en función del tiempo, entre estas 

tenemos: 

 Permeabilidad 

 Porosidad 

 Espesor 

 Topes,  

 Límites 

 Fallas 

 Ambientes de sedimentación 

 Continuidad vertical y lateral de las arenas 

 Petrofísicas de los lentes 

 Litología y límites de la roca 
 
Estas propiedades unidas a pruebas de yacimientos (datos de presión, producción, pruebas de 

presión), permiten definir con mayor claridad el yacimiento. 

3.1 TIPOS DE MODELOS 

3.1.1 Modelo Estructural:  

Este modelo muestra las profundidades y deformaciones sufridas por los estratos. Mediante el 

análisis sísmico se puede observar el tope del yacimiento, los lentes que los conforman y además 

definir orientación y geometría de los elementos estructurales y así delimitar las estructuras o 

cierres que confinan la acumulación. Los entregables son mapas estructurales con curvas de nivel, 

fallas e información de CAP, LIA, acuíferos, topes base y ubicación de pozos, etc. La caliza A es el 

marcador estratigráfico de la cuenca oriente. 

 

3.1.2 Modelo Estratigráfico:  

Este modelo determina las relaciones laterales y verticales entre las unidades geológicas 

atravesadas por diferentes pozos. Una característica importante de este modelo es la de 

relaciones verticales entre las unidades para predecir la movilidad de los fluidos, con esto se la 

arquitectura interna del yacimiento. Es fundamental conocer la columna estratigráfica del oriente 

ecuatoriano donde se encuentran los principales yacimientos, donde se encuentran los crudos 
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Napo, Oriente y crudo pie de monte con capa de gas, en el Ecuador. Es pertinente además conocer 

con más detalle litológico, los reservorios petrolíferos determinados en los tres plays petroleros. 

 

3.1.3 Modelo Petrofísico:  

Este modelo se fundamenta en el estudio de las propiedades de las rocas y su relación con los 

fluidos que contienen en estado estático; algunas de las propiedades físicas pueden ser mediadas 

en el laboratorio mediante el análisis de núcleos. 

 

3.1.4 Modelo de Fluidos:  

En esta fase se definen las propiedades de los fluidos y su distribución inicial en el yacimiento. 

Específicamente este modelo confina el análisis de propiedades físico-químicas de los fluidos y la 

determinación de las propiedades P.V.T.  

 

Este modelo complementa y valora los modelos estratigráfico y estructural, además de las 

propiedades de la roca para la caracterización petrofísica final. 

Permite definir ambientes e identificar unidades sedimentarias, geometría de los cuerpos y la 

calidad de los depósitos que facilitan la caracterización de unidades de flujo y delimita intervalos 

de producción.  

Cuando la sísmica lo permita su uso provee información de las propiedades del yacimiento: 

espesores, saturación de agua, permeabilidad, porosidad. Esta información previa se consigue a 

partir de la interpretación de datos sísmicos 2D y 3D, registro de pozos, pruebas de laboratorios, 

análisis de ripios (muestras obtenidas durante la perforación), análisis de núcleos (muestras 

compactas tomadas en el yacimiento), entre otros.  

Finalmente, una vez aplicada la metodología de evaluación se obtiene un modelo que clasifica los 

tipos de roca y define los ambientes de depositación, generándose así un modelo estático inicial 

que caracteriza el yacimiento en estudio. 

3.1.4.1 Determinación de Capas C1…Cn 

 

Como parte importante de la configuración del Modelo estático es necesario seleccionar las 

diferentes unidades hidráulicas que son consideradas como reservorio con continuidad y una 

isotropía similar y constante. 

Usualmente nos apoyamos de los estudios sísmicos y adicionalmente de la información de los 

registros eléctricos. En los registros se destacan los perfiles de Gamma Ray, Sónico, Neutrón y 

Density que dan información directa de las condiciones geológicas de las capas investigadas.  

La sonda del GR, tiene valores bajos de 10 a 20 api en zonas de arenas limpias y valores de 80 a 

100 api en zonas arcillosas; en este intervalo se desarrollar las dolomitas y calizas, rocas típicas que 
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se encuentran en el cretácico y pre cretácico. El hombre de simulación debe realizar 

correctamente la evaluación de las formaciones petroleras. Los cortes estructurales entre pozos 

vecinos son muy útiles, ya que permite al operador tener ideas más completas y globales, y la 

forma espacial de cómo están constituidos los diferentes reservorios. ESTE ES UN PUNTO MUY 

IMPORTANTE O CAPILTA, EN DETERMINAR LOS PUNTOS DE CUT-OFF, CAP, CGP, LIA, ETC., LA 

DIFERENCIA EN LA APRECIACIÓN CORRECTA, EN DECIMAS DE PIE EN EL ESPESOR DE LA ZONA 

SATURADA, VARIA EN MMBLS DE PETROLEO EN POES Y RESERVAS. 

Una vez superado el punto anterior se pasa a determinar las diferentes capas de simulación, que a 

futuro serán consideradas como reservorios separados en las tareas de match y estimación de 

POES y reservas. En la sección de predicciones y evaluación de escenarios puede ser considerados 

conjuntamente, bajo el mejor criterio del operador de simulación y el grupo multidisciplinario. 

A continuación, se detalla la correcta forma de determinar la litología, facies y formaciones 

presentes en el registro. Adicionalmente se determina los fluidos presentes en el reservorio, 

saturaciones y luego se determinará volúmenes de los mismos. 

 

 
Figura 36: Litología, facies y formaciones presentes en el registro 

Las capas determinadas en un modelo de simulación, se muestra propiedades similares en 

porosidad, saturaciones, presiones, api, compresibilidades, permeabilidades, etc. El concepto final 

es que los fluidos contenidos se muevas en forma similar en el frente de inundación o del banco 

de petróleo. 
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Figura 37: Capas 

3.1.4.2 Asignación de Propiedades a cada Celda del Modelo 

 

Las propiedades antes descritas deberán ser asignadas por medio de métodos estadísticos, geo 

estadísticos y probabilidades de acuerdo al caso específico, a cada celda el modelo o grilla 

planteada en la aplicación correspondiente. 

 

 
Figura 38: Asignación de propiedades a la celda 

 

Es fundamental asistir o habilitar a cada celda del modelo con todas las propiedades de roca y 

fluido, para que este modelo, pueda correr sin contra tiempos, el flujo pasará de celda a celda, por 

medio de la membrana entre ellas. El flujo está gobernado con las ecuaciones de masa, energía y 

continuidad. Debemos recordar que en el capítulo I del presente texto, el movimiento de la 



52 
 

partícula de hidrocarburo se moviliza de celda a celda, que en forma similar se resuelve la 

ecuación entre las dos celdas, por tanto, cada celta debe de tener todos los datos necesarios. La 

presión y diferencia de presión entre celdas en la incógnita a investigar. Los pozos perforados y 

que existen en el campo deben de ser ubicados en el centro de una celda (hacer coincidir), y las 

celdas que no tiene valores deben de ubicarse sus correspondientes valores realizando técnicas de 

asignación de propiedades por geoestadística (técnica más usada), que hace a forma de 

“promediación” de valores de variable entre dos pozos vecinos. 

 

3.2 DETERMINACIÓN DE VOLÚMENES 

Para realizar el Ajuste a Historia o Mach, se requiere disponer del valor de POES, típicamente 

calculado por el método volumétrico, para poder ajustar volúmenes de fluidos de cada capa, 

definidas por el método de Evaluación de Formaciones Petrolíferas, de los registros eléctricos de 

cada pozo del campo en cuestión. 

 
Los métodos típicos para cuantificar reservas se clasifican en: 
 

a) Método volumétrico 
b) Ecuación de balance de materiales (EBM) 
c) Curvas de declinación 
d) Simulación numérica y/o matemática de yacimientos 

3.2.1 Métodos para cuantificar reservas 

3.2.1.1 Método volumétrico 

 
Este método está asociado a la determinación de los hidrocarburos originales en sitio (Petróleo 
Original en Sitio POES, Gas Original en Sitio GOES, Condensado Original en Sitio COES). 
 
El método volumétrico utiliza valores puntuales que mejor representen a cada uno de los 
parámetros geológicos que caracterizan el yacimiento.  
 
                                                                                                                                            (3.1) 

 
                                                                                                                                       (3.2) 

 
Por lo general se tendrá entre los datos la saturación de agua y no la de petróleo, pero en un 
yacimiento de agua y petróleo éstas están relacionadas. 
 
     (    )                                                                                                                      (3.3) 
 
La saturación y porosidad son adimensionales, así que el volumen del petróleo queda expresado 
en las mismas unidades del volumen bruto (Acre*pie). El factor 7758 permite convertir los 
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Acre*pie en barriles, pero todas estas son condiciones de yacimiento, así que toman el valor de 
barriles de yacimiento BY: 
 
          [          ]        [  ]                                                                                        (   ) 

Sin embargo, nos interesa cuantificar este volumen de petróleo a condiciones de superficie, 

llamadas condiciones normales o fiscales (14,7 psi, 60ºF), por eso la fórmula incluye el Bo que es el 

volumen de yacimiento, medido a condiciones de yacimiento, que es ocupado por un barril a 

condiciones estándar de petróleo y su gas disuelto.  

     
       [  ]

  
      

[  ]

*
  

  
+
 [  ]  (3.5) 

 

Es posible determinar el volumen del petróleo para cualquier instante particular de la producción, 

y según la evolución de del yacimiento el Bo va a cambiar como función de la presión. Pero para 

determinar el volumen inicial del petróleo, POES, barriles estándar, (en reservorio se calcula sin 

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

     
             

   
                      (3.6) 

Esta ecuación es muy conocida para evaluar  el POES o OOIP, en reservorios  con isotropía 

razonable y que se conoce los borde y propiedades petrofísicas de pozos ya perforados en el 

presunto prospecto; si existe  crudo en volúmenes y reservas  de crudos comercialmente 

aceptables, entonces  declaramos  como campo petrolero y procedemos  a elaborar el Plan de 

Desarrollo. El correspondiente factor de recobro debe ser determinado por en métodos API (en 

reservorios nuevos), y para campos con producción previa  es reserva determinada para el POES. 

El FR se puede inferir del grafico de permeabilidades relativas o de experiencia en laboratorio.  

Igualmente se realiza la evaluación del volumen de Gas en el lugar, para pasar a determinar en 

función del FR correspondiente, las reservas que son volúmenes comerciales, al precio actual del 

pie cubico de gas a condiciones estándar. 

     
              

   
                     (3.7) 

3.2.1.2 Ecuación de balance de materiales 

Cuando realizamos el ajuste a historia del cualquier proyecto de simulación, el balance de masa 

con a) fluidos producidos en un tiempo t= ti (ti es cualquier tiempo o tiempo actual), b) volumen 

de fluidos remanente en subsuelo, y c) volumen total al inicio del proyecto. La preocupación del 

operador es llegar a cuadrar el un balance de masa que los volúmenes iniciales al t=to se 

encuentra exactamente distribuido en superficie y su restante en subsuelo. La masa se entiende es 

volumen de petróleo, gas y agua. 

No siempre coinciden estos volúmenes y suele encontrar una “falta” de fluidos, que no se 
encuentran contabilizados en superficie, especialmente agua y gas, por la razón que son fluidos 
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que se los dispensa en reinyección de agua o se quema en la Tea. Esta situación no sucede con el 
petróleo porque este producto es fiscalizado por la empresa productora a boca de pozo y luego a 
la entrega a la salida del campo. Las instituciones estatales igualmente hacen un seguimiento y 
fiscalización de los volúmenes producidos, ya que típicamente el estado es el dueño del crudo. 
Esto depende de los tipos de contratos y responsabilidades contractuales como contratos de: a) 
asociación, b) servicios, c) join venture, d) alianzas operativas, e) consorcio, etc. 

Consideraciones para aplicar balance de materiales: 

 
1. Volumen poroso constante. No existe compactación ni subsidencia. 
2. El PVT es representativo del yacimiento. 
3. Proceso isotérmico. 
4. Cw y Cf son despreciables. 
5. Se considera equilibrio termodinámico entre el gas y el petróleo a presión y temperatura 

de yacimiento. 
6. Dimensión cero. 

 

Aplicación de la ecuación de balance de materiales: 

 
1. Determinar hidrocarburos iniciales en el yacimiento. 
2. Evaluar We conociendo N o G. 
3. Predecir el comportamiento y recobro final de yacimientos especialmente los que 

producen por gas en solución o depleción. 
4. Evaluar factores de recobro. 

 
Definición:  
 
                                                                                    

 
Figura 39: EBM para un yacimiento de petróleo 

 

3.2.1.3 Curvas de declinación  

 

Se emplean para calcular las reservas remanentes del yacimiento, gracias a la extrapolación del 
comportamiento de producción, con la finalidad de diagnosticar el tipo de mecanismo de empuje 
del reservorio, el factor de recobro y su historial de producción.  
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Establecen un modelo dinámico de los volúmenes de hidrocarburo presentes en el yacimiento, 
puesto que se basan en las fluctuaciones presentes en cada pozo o por medidas económicas 
aplicadas durante el proceso.  
Aquí además se puede apreciar desastres naturales, por ejemplo, en 1987, en Ecuador hubo un 
terremoto que rompió en oleoducto SOTE, y se paralizó la producción por 6 meses, y está 
registrado en el grafico correspondiente del historial de producción. Adicionalmente podemos 
determinar campañas de perforación, cambios de métodos de levantamiento, recuperación 
mejorada o secundaria, y cualquier evento económico o política de la compañía operadora u 
federal del estado a quien pertenece el bloque en explotación. 
 
Las curvas principales de declinación están referidas a:  
 

 Producción Diaria vs Tiempo  

 Producción Diaria vs. Producción Acumulada. 
 

 
Figura 40: Producción vs tiempo 

3.2.1.4 Cálculos por Simulación numérica y/o matemática de yacimientos  

  

Su objetivo es simular el medio poroso del reservorio, el comportamiento de los fluidos y la 

estimación de los volúmenes de hidrocarburos presentes en sitio.  

 

Se basa en el principio de la disgregación del yacimiento en diferentes bloques, lo cual permite 

tomar en cuenta las heterogeneidades y desarrollo de cada bloque en particular 
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Figura 41: Ejemplo de simulación matemática 

 

Cálculos de volumen asistido por computador 

 
El mapeo computarizado no siempre produce los mismos resultados que aquellos efectuados 
manualmente; sin embargo, todo el proceso es más eficiente y los resultados pueden ser muy 
satisfactorios si se realizan ciertos ajustes. Los cálculos de POES que arroja el simulador después 
del mach, deben ser ajustados por los cálculos volumétricos, en primera opción. 
 
Los cálculos asistidos por computador pueden realizarse por los siguientes métodos: 
 

 Método Krigging 

 Método de Curvatura Mínima 

 Método de la Distancia Inversa 

 Método de Triangulación 

 Método de Funciones de Bases Radiales 
 

3.3 UNIDADES HIDRÁULICAS (UH) 

 

Se refiere a secuencias homogéneas interrelacionadas con parámetros de campo tales como los 

fluidos contenidos, la roca depósito o por las características de distribución de los fluidos en la 

roca. 

 

Estas unidades nos permiten poseer: 

• Una metodología para clasificar los tipos de roca y predecir las propiedades de flujo, basada 

en parámetros geológicos y físicos del flujo tomando en cuenta las dimensiones del poro.  

• Optimizar la explotación de los yacimientos, aumentar el factor de recobro final con el fin de 

mejorar la rentabilidad de los proyectos. 
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• Las unidades hidráulicas denotan continuidad del reservorio y estas deben de limitarlas de 

acuerdo a condiciones de presión, API del crudo y características geológicas. Los registros 

eléctricos y propiedades de fluidos ayudan a definir estas unidades. 

 

3.3.2 Determinación de Unidades Hidráulicas 

 

Métodos:  

 Estudio de los modelos geológico/geofísico 

 Análisis de los datos petrofísicos  

 Correlaciones de   arenas con posibles sellos lutíticos junto con estudios de permeabilidad 

y capacidad al flujo.  

 Estudio de pruebas de núcleo, ambientes de sedimentación y características 

deposicionales del yacimiento. 

 Mapas Isobáricos. 

 Mapas de Fluidos. 

 

3.3.3 Modelos para la Detección de Unidades Hidráulicas 

Se toma en cuenta dos modelos básicos de este comportamiento.  

 

• Modelo Estático 

• Modelo Dinámico. 

La combinación de los modelos estático y dinámico busca optimizar el escenario de exploración, 

definición, límite y cuantificación de reservas de un yacimiento. Dentro de una unidad hidráulica 

se perforan uno o más pozos que comparten la misma reserva original. 

 

3.3.4 Comprobación de Unidades Hidráulicas 

Mediante el estudio de la historia de producción de los fluidos se puede determinar la existencia 

de UH tomando en cuenta aspectos como: 

 

 En arenas diferentes que tienen curvas de producción similares puede existir una conexión 

hidráulica. 

 En yacimientos que presentan declinaciones de presión mientras los pozos productores 

del yacimiento permanecen cerrados y yacimientos con aumentos o mantenimientos de 

presión, sin procesos de inyección y sin acuíferos asociados.  

 Si presentan balance de materiales que indiquen comunicación de fluidos entre arenas, 

consideradas en principio independientes 
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3.3.4.1 Caracterización de los Fluidos del Yacimiento 

 

Este procedimiento también ayuda en la determinación de unidades hidráulicas con La 

información que se obtiene de los análisis de PVT podremos determinar la   compatibilidad de los 

fluidos por medio de resultados tales como: presiones de saturación, viscosidades y factores 

volumétricos de petróleo, gas y agua. 

 

Para determinar unidades hidráulicas: 

 Las pruebas de compatibilidad de fluidos arrojan parámetros como: ausencia de 

precipitación de asfáltenos, parafinas, escamas de calcio, pruebas de salinidad y 

propiedades dieléctricas.  

 En el caso de la gravedad API, existen similitudes en los valores encontrados de los 

diferentes crudos. 

Cuando ya se determina la existencia de Unidades hidráulicas se desarrollará un proceso de 

extracción de petróleo bajo el método de “Explotación Conjunta”. Con el fin de poner en 

producción el conjunto de arenas involucradas por la misma tubería de producción, con el objeto 

de realizar un drenaje homogéneo y eficiente de los yacimientos 
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CAPÍTULO IV 

4. MODELO DINÁMICO. 

Se refiere al modelo que reúne todas las características geológicas del yacimiento, se utiliza para 

cuantificar características dentro del volumen del subsuelo que son relativamente estables 

durante largos períodos de tiempo y pueden, por consiguiente, considerarse estáticas.  

Estos atributos incluyen el modelado de la forma estructural y los espesores de las formaciones 

dentro del volumen del subsuelo, junto con sus litologías y las distribuciones de porosidad y 

permeabilidad. Estas dos últimas características a menudo varían significativamente de una 

ubicación a otra dentro del volumen, lo que genera heterogeneidad. Sin embargo, la porosidad y 

la permeabilidad son estables en el marco temporal casi geológico y no cambian debido al 

movimiento de fluidos o gases a través de los espacios porosos en las formaciones.  

Estas características pueden cambiar debido al movimiento de fluidos o gases a través de los 

espacios porosos de las formaciones. Debido a que son dinámicos por naturaleza en marcos 

temporales cortos, una vez que se ha iniciado la producción, estos modelos se denominan 

"modelos dinámicos." Las simulaciones detalladas de yacimiento (modelos dinámicos) que se 

basan en caracterizaciones de yacimiento desarrolladas con exactitud (modelos estáticos) pueden 

ser de gran valor para optimizar el emplazamiento del pozo y la planificación del desarrollo del 

campo. 

4.1 VARIABLES DINÁMICAS 

 

La ley de Darcy y la de conservación de la masa, además del equilibrio termodinámico de 

componentes entre fases, gobiernan las ecuaciones que describen el flujo entrante y saliente de 

estas celdas. Además de las tasas de flujo, los modelos describen otras variables que incluyen la 

presión, la temperatura y la saturación de fases. 

 

Las variables dinámicas y estáticas, son las siguientes: 

 

Propiedades de la Roca 

• Porosidad 

• Permeabilidad 

• Compresibilidad 

• Profundidad 

• Espesor 

• Permeabilidad relativa 

• Presión capilar 

• Saturación 
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Propiedades de los Fluidos 

• Densidad 

• Compresibilidad 

• Factor volumétrico de formación 

• Viscosidad 

• Solubilidad 

• Presión de saturación 

 

 

4.2 AJUSTE A HISTORIA, MATCH  

 

Parte de la explicación está arriba en el ítem: “Ecuación de balance de materiales”; hace referencia 

que el volumen de hidrocarburos iniciales a t=to debe ser igual al volumen producido más el 

volumen remanente en reservorio. 

Los campos de CEPE y TEXACO, del play petrolero 2, que operaron en la década de los 80, 

normalmente al momento de manejar los efluentes de los pozos, lo único que se media con 

precisión fue el petróleo, pero los volúmenes de agua y de gas no fue posible medir correctamente 

por dificultades operativas. En simulación este problema se traduce que volúmenes de agua y gas 

que no fueron registrados, en el balance de masa, los volúmenes no registrados son volúmenes 

que aún están presentes en el reservorio. Esta condición indica que mayor masa aún reside en el 

reservorio (cuando es falso, estos volúmenes de agua ya han ha sido producidos y gas ha sido 

quemado). En conclusión, quiere decir que para nuestras proyecciones de producción disponemos 

mayores cantidades de agua y de gas disponibles y podremos producir años más.  Es un fatal error. 

Las diferencias de volúmenes de fluidos también son afectadas por problemas comunes como, 

micro anillo (flujo cruzado), daños en la formación por perforación y workover (restricción de flujo 

en la cara de pozo), acidificación y fracturamiento (modificación de las permeabilidades en las 

matrices), etc. El hombre de simulación debe tener la capacidad de detectar eficientemente los 

reales problemas del modelo, y el ajuste a historia correcto. 

Para alcanzar el ajuste de historia, es necesario llevar a cabo modificaciones en ciertas 

propiedades del yacimiento (geológicas o de fluidos), realizando cambios en las variables 

requeridas hasta obtener un ajuste satisfactorio que al ser completado debe ser validado. 

4.2.1 Proceso  

Consiste en simular los últimos 5 años o tiempo razonable, sin introducir el histórico de tasas de 

producción de crudo, e imponiendo como únicas restricciones las propias del sistema de 

producción.  

 



61 
 

Si las tasas de producción calculadas por el simulador reproducen con éxito las reales, así, se 

puede garantizar que el modelo estará en capacidad de predecir el comportamiento futuro del 

yacimiento.  

Lo esperado es que la proyección de producción generada por el simulador se sobreponga de 
forma óptima sobre la curva de producción histórica, (buen ajuste).  

4.2.2 Discusión 

4.2.1.1. Selección del método de solución 
 
Para seleccionar el método que permitirá obtener menores tiempos de corrida y mayor 
estabilidad, el modelo debe ser corrido por un pequeño periodo de tiempo usando los métodos de 
solución disponibles en el simulador tomando en cuenta que los métodos de solución no tienen 
que ser redefinidos durante la simulación.  

4.2.1.2. Ajuste de presiones promedio 
 

Se lleva a cabo en dos etapas. 

• Primera etapa: reproducción del comportamiento observado a nivel de todo el yacimiento, y 

por las mayores regiones dentro de tal yacimiento formadas por grupos de pozos con 

características similares. 

• Segunda etapa: reproducción del comportamiento del yacimiento a nivel de cada pozo 

individual. 

 

El ajuste de la historia la presión de todo el yacimiento es obtenida usando un proceso interactivo 

que involucra cambios globales, afectando regiones o grupos de celdas donde los pozos han 

mostrado tener comportamientos similares, en lugar de hacer cambios locales que afectan sólo 

celdas individuales las cuales son útiles solo cuando se ajusta la historia de un pozo en particular. 

 

Las corridas para esta parte del ajuste deben ser generadas en espacios de tiempo de 

aproximadamente 20% del período disponible de historia incluyendo un “restart” en cada corrida. 

4.2.1.3. Metodología 

Revisión de las tasas de producción de petróleo, intervalos completados y espesores de 

arena neta. 

Una fuente bastante común de errores es hallada en las tasas de producción, y su interrelación 

con los intervalos completados y espesores de arena neta. Consecuentemente, el primer paso en 

un ajuste debe ser asegurarse de que estas informaciones son correctas. De no serlo será 

necesario hacer las respectivas correcciones y repetir las corridas hasta que el modelo sea capaz 

de reproducir las tasas de producción reales. 
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Ajuste del nivel de energía. 

 

Si los valores de presión calculados están considerablemente lejos del comportamiento real 

significa que no hay suficiente energía, o la hay de más, dentro del modelo comparado con la 

situación real. El procedimiento para ajustar el nivel de energía del modelo consiste en revisar sus 

dimensiones, distribución de espacio poroso dentro de la zona de gas o petróleo, así como la 

actividad del acuífero y/o las compresibilidades de roca y fluidos. 

 

Es posible que la representación del acuífero sea suficientemente fuerte pero que no represente 

adecuadamente su influencia sobre el yacimiento debido a altas o bajas comunicaciones acuífero-

yacimiento. Si ese fuera el caso, las transmisibilidades entre el acuífero y el yacimiento deberán 

ser modificadas. 

Los mapas isobáricos deben ser   evaluados  e igualmente  chequear que las DATA de presiones 

estáticas  se haya llevado a un Datum, La presión estática del reservorio revela la real energía 

disponible en cada  reservorio, y se determina  la diferencia de presión que ha ocurrido 

 

Ajuste del flujo de fluidos entre regiones mayores 

 

Es posible que la presión promedio calculada por el simulador esté ajustada con la real, sin 

embargo, a la profundidad de una región en especial existan considerables diferencias 

comparadas con las observadas en la historia disponible. Esto ocurre normalmente en 

yacimientos de grandes dimensiones con modelos geológicos complejos. 

 

El ajuste de presión de las diferentes regiones es obtenido modificando el flujo y haciendo 

cambios razonables en la transmisibilidad. 

 

Una vez completado el ajuste de presiones promedio, se incrementa en un 20% el período a 

simular, usando “restart” y se sigue simulando hasta alcanzar la totalidad de la historia disponible. 

 

Es posible que durante esta etapa algunas corridas sean fallidas debido a altos cambios de 

presiones a lo largo de los bloques, lo cual causa que las presiones en dichos bloques caigan fuera 

de las estipuladas en las tablas de PVT. En este caso, la completación de los pozos localizados 

dentro del área con problemas o los valores de porosidad o arena neta deben ser revisados. 

 

4.2.3 Ajuste del histórico de GOR y corte de agua 

Es necesario obtener un ajuste de presión durante ese período para decidir iniciar el ajuste del 

GOR y el corte de agua. El ajuste no puede alcanzarse si el avance del frente de agua y gas no es 

determinado adecuadamente, esto implica un gran conocimiento de los mecanismos de empuje 

de por agua y gas actuando en el yacimiento. El problema es muy complicado en yacimientos 

estratificados donde existe comunicación vertical entre capas.  
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Los parámetros que deben ser modificados en orden de realizar el ajuste del GOR y el corte de 

agua son presentados a continuación:  

 

 El ajuste de presión ya mencionado. 

 Curvas de permeabilidades relativas para cada capa. 

 Distribución de permeabilidades verticales. 

 Forma de las curvas de permeabilidades relativas. 

 

El GOR es controlado por el grado de segregación permitido dentro del modelo. Esto puede ser 

controlado modificando la permeabilidad vertical en aquellos modelos donde una segregación 

rápida es requerida para reducir la producción de gas, y así reducir el agotamiento del yacimiento. 

También, en algunos casos modificar la pendiente de las curvas de permeabilidades relativas o la 

saturación de gas crítica puede surtir el mismo efecto. 

 

Un valor de GOR muy alto puede indicar una relación muy optimista Krg/Kro. Para reducir este 

efecto la pendiente de la curva de permeabilidad relativa puede ser modificada, la curva de Krg 

debe hacerse menos monótona creciendo y la curva de Kro más monótona creciendo. También, si 

el gas en el sistema se está segregando muy rápidamente, reducciones en la permeabilidad 

vertical puede ayudar a controlar este efecto. 

 

Contrariamente, el caso de un GOR muy bajo indicaría que no hay suficiente gas dentro del 

sistema. En esta situación se debe hacer lo contrario a lo anterior, manipular las curvas de 

permeabilidades relativas hasta que se obtenga una mayor relación Krg/Kro. Este incremento en la 

producción de gas puede crear un segundo factor que es reflejado como una baja presión de 

yacimiento. En este caso, se deben hacer pequeños ajustes en las transmisibilidades de las 

regiones no  conectadas  al  acuífero. 

 

Otro problema que pudiera aparecer, es un flujo temprano de gas en el modelo, aun cuando, las 

pendientes de las curvas de permeabilidades relativas parecieran razonablemente bien. En este 

caso un incremento en la saturación de gas crítica puede detener el flujo de gas, el efecto 

secundario puede ser un incremento en la presión de yacimiento, el cual puede ser tratado como 

se indicó anteriormente. Lo contrario puede aplicarse en el caso de que exista un retraso en la 

producción  de  gas. 

 

En el caso del corte de agua, la invasión del frente es controlado principalmente por parámetros 

sedimentológicos. En este caso la descripción sedimentológica del yacimiento juega un papel 

fundamental en el avance del frente de agua, debido a la definición de los principales canales de 

flujo y la distribución de los niveles de energía de las arenas. En algunos casos la permeabilidad en 

algunas direcciones puede ser incrementada para reproducir la distribución regional de 

saturaciones de agua observada en el yacimiento. 
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4.2.4 Ajuste de historia para pozos individuales 

Después de que el ajuste por regiones y del yacimiento en general ha sido llevado a cabo, el 

ajuste del comportamiento individual de los pozos es analizado. Una regla general es ajustar el 

máximo número de pozos, principalmente buenos productores y con largas historias de 

producción usando los mismos parámetros de yacimiento, y tratar separadamente al final los 

pozos de historia difícil de ajustar. El siguiente procedimiento debe ser usado a la hora de ajustar 

las historias de los pozos individuales. 

4.2.5.1. Ajustar el nivel de energía del pozo. 

La presión del pozo está relacionada al nivel de energía en sus vecindades. Si esta es muy 

alta/baja, debe considerarse un incremento/reducción de la permeabilidad horizontal o vertical 

en el bloque donde el pozo esté localizado, además de los bloques vecinos de ser necesario. 

4.2.5.2. Ajustar el GOR 

El GOR depende en alto grado de la relación Krg/Kro. Cuando el modelo no reproduce la relación 
gas-petróleo, las curvas de Krg y Kro deben ser modificadas usando un procedimiento similar al 
usado durante el ajuste del yacimiento. 
 
Es común que las curvas de permeabilidades relativas describan el comportamiento del pozo solo 
durante cierto período, observando que el GOR calculado por el modelo decrece mientras el GOR 
real del campo sigue en aumento. Esto es debido a la carencia de la disponibilidad del gas en las 
inmediaciones del pozo, esto puede ser resuelto modificando las curvas de permeabilidades 
relativas en los rangos de saturación de gas existentes en el bloque donde está localizado el pozo 
durante el período no ajustado, o también, reduciendo la saturación de gas crítica para permitir un 
flujo temprano de gas, o reduciendo la permeabilidad vertical para permitir una segregación más 
lenta del gas y consecuentemente este puede ser producido, o revisar la presión de saturación en 
las vecindades del pozo en aquellos yacimientos donde hay variaciones de la presión de saturación 
con la profundidad. 

4.2.5.3. Ajuste del corte de agua. 

En este caso el procedimiento se indica a continuación: 

1. Graficar el corte de agua real y el simulado contra el tiempo para cada pozo, e identificar 

zonas donde no se produzca el ajuste. 

2. Graficar la saturación de agua del bloque del pozo contra el tiempo, e incrementar el valor 

de la Krw en el rango de la saturación de agua donde la curva real de agua es mayor que la 

simulada, y reducir la pendiente de la curva de Krw en el rango de la saturación de agua en 

el cual el corte de agua simulado es mayor que el real. 

Repetir el paso 1 y 2 hasta que se obtenga el ajuste. Se debe dar especial atención a la saturación 

a la cual la producción de agua comienza, porque a una saturación más pequeña que esa la Krw 

debe estar cerca de cero. 

 

4.2.5 Validación del modelo 

Después del ajuste del yacimiento e individual de cada pozo el modelo de yacimiento debe ser 

validado yendo atrás 5 años en la historia de producción, y asignando valores de índices de 
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productividad para cada celda para representar su potencial real de producción de petróleo al 

comienzo del período, y permitir una buena representación de las presiones de fondo fluyente. 

Así, curvas de levantamiento artificial deben ser desarrolladas e incluidas en el modelo de 

simulación para simular el comportamiento de flujo vertical. En el caso de pozos produciendo por 

bombeo mecánico, solo la presión de fondo fluyente máxima debe ser definida y las tasas de 

producción deben estar ajustadas. 

 
El próximo paso consiste en validar el modelo de yacimiento dejándolo correr sin ninguna 
restricción, para observar si dicho modelo es capaz de ajustar los últimos 5 años de historia 
observada. 
 
En esta corrida el modelo solo será restringido por la presión de cabezal asignada en las tablas de 
levantamiento artificial en el caso de pozos produciendo por flujo natural o por Gas Lift. La 
validación del modelo será verificada observando si hay un movimiento de la curva de producción 
del pozo por encima o por debajo del comportamiento real. 
 
Si no se llega a una validación satisfactoria, se debe revisar si ha habido algún evento que sugiera 

un cambio en los índices de productividad. Si ese es el caso, el índice de productividad de los pozos 

afectados debe ser ajustado al momento de tiempo en el que ocurrió tal evento, y la corrida debe 

realizarse nuevamente. Si eso no ayuda se deben realizar nuevos ajustes en las curvas de 

permeabilidades relativas. 

 
De ser exitosa la validación se dispondrá de un modelo capaz de reproducir el comportamiento 
futuro del yacimiento. 
 

4.2.6 Documentación del ajuste de historia 

Esta etapa permite indicar todas las barreras encontradas en el proceso y como fueron 

solucionadas. También se registran las limitaciones que no permitieron alcanzar un mejor ajuste. 

 

4.2.7 La metodología es sintetizar las capas impregnadas de crudo 

Con la ayuda con la herramienta de Evaluación de Formaciones. En un campo puede alcanzar n, 

capas conforme sea la variación de permeabilidades, Kx, ky y kz y K. Se define entonces secuencias 

y mega secuencias específicamente con los perfiles eléctricos en los tracks GR y NPI y Density. 
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Figura 42: Correlación de biofacies de foraminíferos 

4.2.8 Tipos de Ajuste 

Buen ajuste. - es cuando la curva generada por el simulador se pega a la curva histórica de la 

producción o presión o RGP, en el tiempo más extremo. 

 

 
Figura 43: Buen Ajuste 

 

Mal Ajuste. - Es cuando la curva generada por el simulador no se pega a la curva histórica de la 

producción o presión o RGP, en el tiempo más extremo. 
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Figura 44: Mal Ajuste 

4.2.8.1. Porcentajes de Ajuste 

 

 En petróleo: el ajuste es del 100 por 100 

 En agua:  El ajusto es de hasta 10% de diferencia entre la curva del simulador y la histórica 

 En gas:  El ajusto es de hasta 8% de diferencia entre la curva del simulador y la  histórica 

4.2.9 Variables de ajuste 

 Permeabilidades:  kro, krw, modificar de 0 a 4% en la gráfica Kr vs Sw. 

 Saturación de Agua en el Reservorio: modificar Sw de 0 a 3% 

 Presión Capilar: modificar Pc de 0 a 6% 

 Factor de conexión entre celdas: modificar hasta 12% en FC 

4.2.10 Ajuste de Fluidos Run1 

Si ajusta volúmenes de fluidos en el reservorio, observado, en OOIP, se debe de ajustar sobre el 

90% del valor original. El BSW desde el 90 al 100% y en gas se ajusta desde 88 al 100%, en volumen 

de gas del 80 al 100%. 

4.2.11 Ajuste de Capa x Capa y Pozo x Pozo 

Es fundamental indicar que la metodología es ajustar capa por capa, los fluidos; y luego pozo por 

pozo en cada uno de los niveles productivos. Hoy existen aplicaciones asistentes que trabajan 

juntamente con Petrel y Eclipse. 

En Ecuador y en el oriente donde están la mayoría de campos de crudo semi liviano se pueden 

definir hasta 30 niveles de los cuales pueden ser 60% de capas impregnadas de petróleo y 

definidas como unidades hidráulicas productivas de M, BT, U, T y H 
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CAPÍTULO V 

5. PROYECCIONES Y PREDICCIONES DE ESCENARIOS DE PRODUCCIÓN. 
 

En esta parte se aplica y estudia los diferentes métodos de extracción del crudo del subsuelo y la 

forma de incrementar energía al reservorio; que puede bajar insistentemente. Si no se tiene un 

sistema de empuje sustentable y sostenido, como es en su mejor caso, el acuífero activo de fondo. 

La ubicación de pozos productores versus sus pozos inyectores es típico en la segunda fase de 

explotación de un reservorio, y cuando la primera fase de explotación primaria está por terminar.  

El factor de recobro se calcula en función del precio del crudo, facilidades petroleras disponibles, 

tecnología e inversión disponible. El factor de recobro total = 1- So-Sw; definimos términos como 

factor recuperado, que representa la relación del crudo ya obtenido y factor remanente, que 

define a la relación de las reservas presentes aun el reservorio. Las reservas originales son aquellas 

que definió el factor de recobro inicial al inicio del proyecto. 

 

5.1 Ubicación de pozos PP, PI, PE 

El objetivo principal al perforar un pozo de desarrollo es aumentar la producción del campo, razón 

por la cual, se perforan dentro del área probada; sin embargo y debido a la incertidumbre acerca 

de la forma o el confinamiento de los yacimientos, algunos pozos de desarrollo pueden resultar 

secos.  

Dentro de ellos podemos tener los pozos de producción o los de inyección, ya que ambos influyen 

en la producción del yacimiento. 

 La diferencia entre uno y otro es que el pozo productor busca directamente el incrementar la 

producción del campo y que lo siga haciendo durante un buen tiempo, por lo que son 

económicamente rentables, mientras que el pozo inyector permite inyectar fluidos en el pozo con 

el fin de contrarrestar las presiones de fondo o de dar impulso a los fluidos presentes hacia otro 

pozo. 

Pozo exploratorio: aquel pozo que se perfora como investigación de una nueva acumulación de 

hidrocarburos, es decir, que se perforan en zonas donde no se había encontrado antes petróleo ni 

gas. Este tipo de pozos puede perforarse en un campo nuevo o en una nueva formación 

productora dentro de un campo existente. Cualquier pozo que se perfora en un principio siempre 

es un pozo exploratorio, luego de que empieza a producir o no su denominación puede cambiar. 

Para conocer donde están ubicados y como se distribuye la producción en los distintos pozos (si 

tenemos más de uno) debemos tomar pruebas de producción a cada pozo de forma cuidadosa. 

Para tomar esas pruebas muchas veces se distribuye a los pozos de una forma determinada según 

sean productores, inyectores o exploratorios  



69 
 

Existen varios tipos de arreglos preestablecidos los cuales algunas veces contrastan con la 

geometría real o natural de los yacimientos, a la hora de seleccionar un arreglo se deben 

considerar las propiedades geológicas, petrofísicas, y dinámicas. Por ello en algunos casos también 

se utilizan arreglos irregulares que permiten llevar a cabo dicho proceso de inyección. 

 Pozo Productor 

 Pozo Inyector 

 

    

    

    

 

Figura 45: Empuje Línea Directa 

 

   

   

   

 

Figura 46: Empuje Línea Alternada 

    

    

    

    

 

 

Figura 47: Nueve pozos normal 

 

Los principales parámetros que caracterizan los arreglos de pozos son:  
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5.1.1 Relación d/a:  

Relaciona los parámetros:  

 d: distancia más corta entre líneas de pozos de distintos tipos, situadas a continuación de 

la otra en una misma columna  

 a: distancia más corta entre los pozos del mismo tipo que se encuentran en una misma 

línea. 

5.1.2 Razón de pozos de inyección y pozos de producción R (PI/PP) 

Esta se calcula dividiendo el número de pozos inyectores que afectan directamente a cada pozo 

productor, ente el número de pozos productores que reciben efecto directo de un inyector. 

Ubicación de pozos  

 

Una de las actividades fundamentales y que normalmente lleva un 40% del presupuesto del 

upstream de cualquier empresa en la perforación seguido de la sísmica 3D, por tal razón es 

fundamental conocer la implantación de diferentes pozos en los reservorios a simular, La 

aplicación PETREL, permite ubicar diferentes tipos de pozos en diferentes horizontes petrolíferos.  

 

La prognosis (pre-proyecto) debe de evaluarse frente al Informe final de perforación (resultados 

de la perforación real en el campo). Cualquier contratiempo en la perforación, completación, 

pruebas de producción y puesta en marcha, puede afectar al flujo, y con ello enmascarar el 

verdadero potencial del reservorio. 

 

 
 

Figura 48: Proceso de Perforación 

El hombre de simulación entonces se convierte en un investigador y guardián del balance de masa, 

que pretende que la contabilidad de barriles iniciales les cuadre al cien por cien al final del 

proyecto, bajo un sistema energético sustentado y sustentable.  
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5.2. TÍPICOS MÉTODOS DE EXTRACCIÓN Y ESCENARIOS DE PRODUCCIÓN 

 

5.2.1 Flujo natural 

Los pozos que fluyen por flujo natural, son pozos que tienen la capacidad de desplazar los fluidos 

desde el subsuelo hasta la superficie con la energía interna que aporta el yacimiento. Esa energía 

en las acumulaciones de hidrocarburos proviene de la expansión del petróleo y gas en solución, 

expansión de la capa de gas, expansión del agua connata, reducción del volumen poroso y por 

último, si es que existe, del influjo de agua proveniente de un acuífero. Es importante entender 

cada uno de estos mecanismos de producción en los yacimientos, a fin de aprovechar al máximo 

esta energía. 

 

En yacimientos con presencia de empuje por agua las tasas de producción no presentan mayor 

inconveniente, pero la producción con el tiempo tendrá un corte de agua mayor, la presión en el 

yacimiento se mantendrá relativamente constante, por lo general esto ocurre cuando el agua 

sustituye ese espacio poroso que el petróleo deja libre. 

En yacimientos donde la expansión del gas es quien aporta mayor energía de producción, 

presentan a largo plazo problemas en las tasas de flujo, ya que la energía procedente del gas en 

solución o la capa de gas no es constante, sino que disminuye en el tiempo. 

Los pozos con flujo natural deben tener una buena caracterización tanto de su regímenes de flujo 

y su aporte energético, sin duda alguna mientras más prolongada sea la producción por flujo 

natural mayor será la rentabilidad del pozo,  no es solo cuestión de tener una tasa máxima de 

petróleo, sino de usar la energía de la mejor forma posible, minimizando el daño, sin sobrepasar 

velocidades críticas de flujo en el espacio poroso, evitando la entrada abrupta del agua, 

empleando estranguladores de flujo y terminaciones adecuadas en los pozos.   

Existe una gran cantidad de factores que disminuyen la capacidad de producción de un pozo, pero 

primordialmente es el potencial quien delimita si el pozo fluye o no naturalmente. Es decir, debe 

presentarse un diferencial de presión tal que permita que esos fluidos se movilicen. En el caso de 

ese diferencial de presión no sea el suficiente tendremos otros tipos de escenarios. 

5.2.2 Producción por bomba BES 

El bombeo electro sumergible ha probado ser un sistema artificial de producción eficiente y 

económico. En la actualidad ha cobrado mayor importancia debido a la variedad de casos 

industriales en los que es ampliamente aceptado. 

En la industria petrolera, comparativamente con otros sistemas artificiales de producción tiene 

ventajas y desventajas, debido a que por diversas razones no siempre puede resultar el mejor. 

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, 
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para el buen funcionamiento de los mismos, de la aplicación de herramientas efectivas para su 

supervisión, análisis y control. 

Su ventaja principal es que realmente no tiene casi instalaciones de superficie a excepción de un 

control de velocidad del motor. La motorización es eléctrica exclusivamente y el motor se 

encuentra en la bomba misma al fondo del pozo. 

Su tecnología es la más complicada y cara, pero son preferidas en caso de tener que elevar 

grandes caudales. La desventaja es que son difíciles de instalar y su energización no siempre es 

altamente confiable. 

En cuanto al costo de instalación, es el más alto, pero el mantenimiento de superficie es mínimo y 

limitado a los componentes electrónicos de los variadores de velocidad y protecciones eléctricas. 

5.2.3 Pozos de relleno 

Los pozos de relleno son agregados de pozos en un campo que disminuye la separación promedio 

de los pozos. Esta práctica acelera la recuperación esperada e incrementa la recuperación 

estimada final en yacimientos heterogéneos mejorando la continuidad entre inyectores y 

productores. A medida que disminuye la separación entre pozos, los patrones de pozos de 

desplazamiento alteran las trayectorias de flujo de fluidos de la formación e incrementan el 

barrido en áreas donde existe mayor saturación de hidrocarburos. Y tendremos mayor volumen de 

producción y factor de recuperación. 

 

5.2.4 Recuperación mejorada 

Es un método para mejorar la recuperación de petróleo que usa técnicas sofisticadas que alteran 

las propiedades originales del petróleo. Las técnicas empleadas durante la recuperación de 

petróleo mejorada pueden realmente iniciarse en cualquier momento durante la vida productiva 

de un yacimiento de petróleo. Su propósito no es solamente restaurar la presión de la formación, 

sino también mejorar el desplazamiento del petróleo o el flujo de fluidos en el yacimiento. Los tres 

tipos principales de operaciones de recuperación de petróleo mejorada son la inundación química 

(inundación alcalina o inundación con polímeros micelares), el desplazamiento miscible (inyección 

de dióxido de carbono [CO2] o inyección de hidrocarburos) y la recuperación térmica (inyección de 

vapor o combustión en sitio). La aplicación óptima de cada tipo depende de la temperatura, la 

presión, la profundidad, la zona productiva neta, la permeabilidad, el petróleo residual y las 

saturaciones de agua, la porosidad y las propiedades del fluido del yacimiento, tales como la 

gravedad API y la viscosidad.  

 

Incrementa la producción de petróleo e incrementa el factor de recuperación. Hay que tener en 

cuenta que el uso sucesivo de la recuperación primaria y la recuperación secundaria en un 

yacimiento de petróleo producen alrededor del 15% al 40% del petróleo original existente en el 

lugar. 
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5.3. FACTOR DE RECOBRO 

5.3.1 Factor de Recobro y Mecanismos de Producción (Recuperación Primaria) 

El factor de recobro es una cantidad porcentual o adimensional que varía entre cero y cien por 
ciento, o entre cero y la unidad, resultado de la relación entre el petróleo producido acumulado 
(Np) y el volumen total de reservas del crudo del yacimiento (N). Según Dake, se pueden distinguir 
dos tipos de factores de recobro: uno gobernado por las circunstancias económicas, ambientales y 
ecológicas; y otro clasificado como un factor de recobro puramente técnico que depende de las 
características físicas del yacimiento 
 
Las dos categorías principales de recuperación de hidrocarburos (aparte de la económica y la 
técnica), son llamadas recuperación primaria y secundaria. La recuperación de crudo por medio de 
mecanismos de empuje o de producción natural se conoce con el nombre de recuperación 
primaria. El comportamiento de los fluidos dentro del yacimiento, está determinado por el 
mecanismo de empuje disponible para mover el crudo hasta la cara del pozo. Cada yacimiento 
tiene un mecanismo de empuje único, por lo tanto, para entender y predecir el comportamiento 
del yacimiento, es necesario tener conocimiento del mecanismo de producción que gobierna el 
comportamiento de los fluidos del yacimiento. Existen cinco (5) mecanismos de empuje que 
proveen la energía natural necesaria para el recobro del petróleo; estos son: 
 

 Expansión de la roca y del líquido  
 Empuje por agotamiento de presión  
 Empuje por capa de gas  
 Empuje por agua  
 Segregación gravitacional 

 

5.3.2 Factores de recobro de petróleo y gas según el tipo de yacimiento 

5.3.1.1. Yacimientos de Gas No Asociado al Petróleo 

Factor de Recobro unitario del gas para yacimiento con desplazamiento por gas en solución. 

       [   
   

   
]                                                                                                                                   (5.1) 

Factor de Recobro unitario del gas para yacimiento con desplazamiento hidráulico. 

    
    [

      
   
  
   

   
]

[
      
   
]

                                                                                                                                  (5.2) 

factor de Recobro unitario del gas para yacimiento con desplazamiento hidráulico, con acuíferos 

muy activos. 

    
     (       )

(      )
                                                                                                                                      (5.3) 

Donde: 

   : Factor de recobro del gas (%). 

   : Saturación de agua a condiciones iniciales. (Fracción) 

   : Saturación de gas residual. (Fracción) 
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   : Factor volumétrico de formación del gas a condiciones iniciales. (PCY/PCN) 

   : Factor volumétrico de formación del gas a condiciones de abandono. (PCY/PCN) 

5.3.1.2. Yacimientos de Petróleo 

Factor de Recobro unitario del petróleo para yacimiento con desplazamiento por gas en solución. 

      *
        

    
+  
   

  
                                                                                                                          (5.4) 

 

Factor de Recobro unitario del petróleo para yacimiento con desplazamiento hidráulico. 

      *
         

    
+                                                                                                                                  (5.5) 

 

Guthrie and Greenberger usando el método de análisis de correlación múltiple (Yacimientos de 

areniscas con desplazamiento hidráulico). 

 

                   ( )                    (  )                       (5.6) 

Donde:  

   : Factor de recobro del petróleo (%). 

  : Saturación de agua a condiciones iniciales. (Fracción) 

   : Saturación de petróleo residual. (Fracción) 

   : Factor volumétrico de formación del petróleo a condiciones iniciales. (PCY/PCN) 

  : Factor volumétrico de formación del petróleo a condiciones de P y T, determinadas. (BY/BN) 

 : Permeabilidad. (mD) 

  : Viscosidad inicial del petróleo. (cp) 

 : Porosidad. (Fracción) 

 : Espesor. (Pies) 
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Figura 49: Nomograma para estimar el factor de recobro primario del petróleo en yacimientos 

saturados. 

 

Rango de Aplicación: 

 Gravedad API: 15 – 50 [ºAPI] 
 Rsi: 60 – 2000 [PCN/BN] 
 Pa = 10% de la Pb. 

 
El resultado obtenido por el nomograma puede ser obtenido utilizando la siguiente ecuación: 

    
    [(

  
  
)
 
 (
  
  
)
 
]
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)
 
]

                                                                                                                               (5.7) 

Donde:  

   : Ultima recuperacion de petróleo. (%) 

  : Saturación de petróleo. 

   Factor volumétrico de formación del petróleo. (BY/BN) 

1. Recobro primario de petróleo para yacimientos con desplazamiento por gas en solución. 

          *
 (     )

   
+
      

  (
 

   
)
      

  (   )
         (

  

  
)
      

                                            (5.8) 

 

Donde: 

 

 : Permeabilidad absoluta. (Darcies) 

   : Factor volumétrico de formación del petróleo en el punto de burbuja. (BY/BN) 

  : Viscosidad del petróleo en el punto de burbuja. (cp) 

    Presión de abandono. (Psia) 
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    Presión en el punto de burbuja. (Psia) 

   : Saturación inicial de agua de formación. (Fracción) 

 

Recobro primario de petróleo para yacimientos de petróleo volátil. 

 

          *
 (     )

   
+
      

  (
 

   
)
      

  (   )
         (

  

  
)
      

                                     (5.9) 

Donde: 

R: Relación petróleo y gas en solución. (PCN/BN) 

  : Temperatura del yacimiento. (ªF) 

   : Gravedad Api. (ºAPI) 

 

Ecuaciones Para Calcular El Factor De Recobro De Petróleo, según Arp`S. 

 

1. Para casos de desplazamiento hidráulico la siguiente ecuación de regresión para la eficiencia 

de recobro fue encontrada de la siguiente forma:  

 

   (      )  *
 (    )

   
+
      

  (
 

   
)
     

 (  )
       (

  

  
)
      

             (5.10) 

 

2. Recobro primario de petróleo para yacimiento con desplazamiento hidráulico:  

 

   (      )  *
 (    )

   
+
      

  (
     

   
)
     

 (  )
        (

  

  
)
       

            (5.11) 

 

Donde: 

  : Factor de recobro de petróleo. (%) 

  : Saturación de agua inicial. (Fracción) 

 : Porosidad. (Fracción) 

 : Permeabilidad absoluta. (Darcies) 

  : Factor volumétrico de formación del petróleo en el punto de burbuja. (BY/BN) 

   : Viscosidad del agua de formación a condiciones iniciales. (cp) 

    Presión de abandono. (Psia) 

    Presión en el punto de burbuja. (Psia) 

 

En el modelo económico, los costos en que se incurren periódicamente y son necesarios para la 

operación diaria del campo. El costo operativo generalmente se lo expresa en dólares por barril y 

básicamente está compuesto por los costos fijos, costos variables por unidad de producción, 

mantenimiento de las facilidades de producción, reacondicionamiento de pozos, costos indirectos 

y administrativos. 
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Luego de un ajuste histórico exitoso el comportamiento se cuenta con un modelo capaz de 

predecir el comportamiento futuro del yacimiento. Las características del yacimiento, el 

conocimiento del ingeniero acerca del área de estudio, las líneas de producción, y el programa 

estratégico determinará las opciones de explotación que serán tomadas en cuenta para el 

yacimiento. 

Las predicciones de la simulación de yacimientos proveen la base para el análisis económico que 
permitirá establecer el esquema óptimo de explotación. 
 

5.4. PROYECCIONES Y PREDICCIONES 

La metodología indica que debe obligatoriamente definir el caso base, que consiste definir las 

proyecciones de fluidos, sin realizar inversiones que vayan a modificar la producción, ya que estas 

estarán consideradas en los casos de seguidos.  Los casos futuros deben de escoger la 

combinación de elementos técnicos, tecnológicos y financieros, que van a generar el escenario 

óptimos, con inversión razonable y alta recuperación final de hidrocarburos. 

5.4.1 Establecimiento del CASO BASE 

Durante el proceso de predicción por estudios de simulación, la primera corrida usualmente 
denominada “caso base”, muestra la predicción del comportamiento bajo el esquema actual de 
explotación. Este comportamiento será usado como referencia para determinar los beneficios de 
alguna posible modificación del esquema actual de explotación. 
Si hay algún proyecto de recuperación secundaria tomando lugar en el yacimiento, la eficiencia de 
este debe ser evaluada para decidir si es posible mejorar el esquema actual de 
inyección/producción. Se mantiene costos y gastos operativos en el campo. 
 

5.4.2 Programa de desarrollo adicional CASO I 

Es la primera propuesta que será igual al caso base más inversiones puntuales como cambio de 
método de levantamiento, es de decir de bombeo hidráulico a BES o perforación. Los resultados 
de las predicciones comparados con el recobro esperado en un yacimiento con similares 
características y mecanismos de producción permitirán decidir si hay posibilidad para desarrollos 
adicionales. Si no es este el caso, el recobro adicional deberá ser investigado. La selección del 
mejor método de recobro adicional debe tener en cuenta lo siguiente.  
 

 El efecto sobre el recobro y potencial de producción de la perforación de nuevos 
pozos. 

 La fecha de completación de cada pozo nuevo y el potencial inicial asignado. 

 La producción total anual de esos pozos y la producción acumulada. 

 El efecto del cambio del espaciamiento entre pozos en zonas no drenadas. 

 El análisis de los casos antes presentados permitirá establecer diferentes escenarios 
de agotamiento natural, los cuales deben ser comparados en base a indicadores 
económicos. 

 

5.4.3 Evaluación de la viabilidad de recobro adicional CASO II 
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Los aspectos más importantes que deben ser tomados en cuenta para un proyecto de recobro 
adicional; se realiza inversión adicional. 

 Esquema de inyección mejorada considerando las características geológicas. 

 Definir tasas de inyección por pozos y en el yacimiento. 

 Secuencia cronológica de eventos, comienzo y final de la inyección, perforación, trabajos 
de rehabilitación, etc. 

 Identificar los parámetros operacionales claves que garantizarán el éxito del proyecto. 
 

5.4.4 Determinar la eficiencia del proceso adicional de recobro CASO IIB 

Si hay un proceso de inyección de agua o gas en curso en el yacimiento simulado, deben realizarse 
simulaciones para establecer la eficiencia del proceso. Se deben evaluar los siguientes aspectos. 

 Petróleo recuperado (POES). Es un caso de seguimiento al caso II. 

 Volumen de fluidos inyectados a condiciones de yacimiento. 

 Factor de sustitución de los volúmenes totales producidos. 

 Presión de fondo fluyente observada a lo largo de la historia de producción. 

 Relación producción de reservas 
 

5.4.5 Reconstrucción del esquema de recobro adicional CASO III 

Si la ejecución de las acciones mencionadas en la etapa previa indica que es necesario mejorar la 
eficiencia de recobro adicional, será necesario evaluar el efecto de las siguientes opciones. Se 
realiza nuevas inversiones. 
 

 Modificación del número y distribución de los pozos de inyección y producción. 

 Variación de las tasas de inyección y producción. 

 Cambio en los fluidos inyectados. 

 Cambios en las zonas de inyección/producción. 

 Interrupción del proyecto. 
 

5.4.6 Elaboración del programa operacional CONFORMACIÓN DE INFORME  

Cabe indicar que se puede organizar los casos que se requiera, todo depende de la política de 
explotación de la compañía, hombre de simulación (Responsable del proyecto global) y elementos 
exógenos al negocio petrolero. Las predicciones del agotamiento natural con o sin desarrollo 
adicional, y las predicciones de recobro adicional, permitirán elaborar un programa operacional 
para los esquemas considerados para ser exhaustivamente investigados. Este programa debe 
contener: 

 Número de pozos para perforar o reparar. 

 Volumen de inyección requerido y distribución de pozos inyectores. 

 Predicciones de producción de gas, petróleo y agua. 

 Secuencia cronológica de eventos. 

 Esquemas de evaluación de los pozos. 
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5.5 DATA DE COSTOS ECONOMICOS GLOBALES 

 
Dentro de la simulación es importante que cada fase de la exploración y explotación este 
contablemente registrado, en la aplicación PEEP del paquete de Schlumberger, pre cargar todos 
estos costos y gastos, con la finalidad de que más tarde se calculen variables económicas y 
financieras del proyecto.  
Los costos incluyen todos los costos del servicio del capital, (tasa Libor referencial 10%), costos 
gastos e inversión de exploración desarrollo, producción del campo hasta tener el barril de 
petróleo en el tanque y/o en el puerto de despacho y refinadora. 
 
El análisis de costos económicos estimados se realiza en dos partes, que corresponden a costos 
tangibles y costos intangibles, los costos tangibles representan generalmente un porcentaje bajo 
menor al 30% en comparación con los costos tangibles que en su mayoría son significativos pues 
son costos referentes a servicios de terceros y son los más representativos de toda la inversión 
programada. 
 

5.5.1 Costos tangibles: 

 Cabezal  

 Liner de producción  

 Accesorios 

 Brocas  

 Operaciones de limpieza

5.5.2 Costos intangibles: 

 Taladro: 

 Cargas por día  

 Cargas al taladro  

 Campamento, cuadrilla 

 catering  

 Movilización  

 Servicios de terceros: 

 Equipos direccionales y de fresado  

 Servicios de fluidos y químicos  

 Control de solidos  

 Servicios de lanfaming  

 Combustible 

 Cemento y aditivos  

 Corrida de casing  

 Inspección de tubería  

 Evaluación de formaciones  

 Control de solidos  

 Renta: 

 Renta de herramientas de fondo  

 Renta de equipos de superficie  
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 Caminos  

 Supervisión / transporte y telefonía  

 Viajes/vehículos  

 Trasporte aéreo  

 Licencia e impuestos  

 Comunicaciones 
 

5.5.3 Costos y gastos en Recuperación mejorada y secundaria 

La compañías o empresas que están a cargo de los bloques petroleros, deben de realizar 

inversiones adicionales a los casos de explotación convencional; así, para recuperación secundaria 

y/o mejorada se debe de prever recurso para: a) Estudio de Ingeniería, diseño y construcción de 

facilidades en superficie para tratar efluentes y transporte de crudo a puntos de recolección. En 

esta etapa el petróleo recuperado debe de calcularse como una fracción adicional que se obtiene 

del petróleo residual. Así si Swi =0.25 y Sor= 0.27, el petróleo móvil corresponde a la diferencia es 

decir es el factor máximo   de recuperación primario. Su valor de FRmax = 0.47%. El valor de crudo 

no móvil por las técnicas de recuperación primaria es 0.53%. Las técnicas de recuperación 

mejorada o secundaria o cualquier método que ingrese al reservorio y haga el fenómeno de 

barrido de una poza hacia otro, estos eventos se consideran como Recuperación secundaria 

adicional y tiene un FR adicional que puede ser considerado como el volumen adicional producido 

y obtenidos de OOIP, y que correspondía al petróleo residual. En el caso anterior si pensamos que 

podremos avanzar en 10%, es decir FRadicional= 0.1, entonces el nuevo FRtotal = FRmax + 

FRadicional =0.47 +0.1 = 0.57  

 

Figura 50: Recuperación de petróleo 
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Las definiciones de OOIP y tipos de reservas deben estar claramente definidas como sigue: a) 

reserva, B) Reserva Original, c) Reserva Remanente, c) Reserva producida(Producción), d) Reserva 

Primaria, e) Reserva Secundaria, f) Reserva Probable y g) Reserva posible. El factor característico es 

la relación de la respectiva reserva con relación al OOIP. 

Las proyecciones se definen como la tendencia de las curvas de producción de petróleo, gas y 

agua, a un periodo de tiempo temprano, que no necesariamente permite agotar reservas y menos 

evaluar proceso complementario de explotación, como recuperación primaria o secundaria y 

terciaria. 

Las predicciones de producción definen tendencias de curvas de producción petróleo, gas y agua, 

que prevé agotar reservas en el tiempo y estudia los diferentes escenarios de Inversión- 

producción.  

Por otro lado, en las curvas de la producción histórica, es claro encontrar todos los eventos a los 

que ha sido sometido el reservorio, sean estos: de perforación adicional, pozos de relleno, 

políticas de aceleración de la producción, inclusión de diferentes métodos de levantamiento, 

políticas de explotación privada y de política pública, disponibilidad de inversión y nuevas 

tecnologías, incremento de producción por métodos de producción secundario y mejorada. Este 

tipo de curvas no se recomienda intentar definir el factor de recobro total y reservas remanentes 

sin tomar en cuenta estos elementos, ya que puede inducir errores en pensar que el reservorio en 

estudio esta repletado y con pocas reservas o, al contrario; que el yacimiento aún tiene reservas y 

tiene potenciales importantes de producción. En este caso se recomienda evaluar reservas por 

métodos de Monte Carlo, Balance de Masa, Simulación u otros. 

Las predicciones de producción de fluidos es un elemento de carácter Gerencial que permite a la 

Gerencia de las compañías para optar por mayores tareas o campañas de perforación, cambio de 

métodos de levantamiento, e implementación de técnicas de recuperación suplementaria.  

Simular un reservorio de petróleo, es la forma más inteligente de disponer del mismo, en un 

sistema tecnológico que está a la disposición del hombre de simulación para averiguar, diferentes 

escenarios de inversión producción, y de esto poder abstraer, conclusiones y recomendaciones. En 

este punto el Gerente y los Geocientistas definirán el mejor escenario que se implementara en el 

campo petrolero magnificando el factor de recobro final del campo. 



81 
 

  

 

Figura 51: Actividades a realizarse  bajo Escenarios de Inversión Producción 
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CAPÍTULO VI 

6. EVALUACIÓN DE RESULTADOS DE LOS ESCENARIOS 

INVERSIÓN–PRODUCCIÓN 
 

6.1. PROGRAMA DE DESARROLLO ADICIONAL 
 

Los resultados de las predicciones llevadas a cabo en la etapa 2, comparada con el recobro 

esperado en un yacimiento con similares características y mecanismos de producción permitirán 

decidir si hay posibilidad para desarrollos adicionales. Si no es este el caso, el recobro adicional 

deberá ser investigado (etapa 4). La selección del mejor método de recobro adicional debe tener 

en cuenta lo siguiente. 

 

 El efecto sobre el recobro y potencial de producción de la perforación de nuevos pozos. 

 La fecha de completación de cada pozo nuevo y el potencial inicial asignado. 

 La producción total anual de esos pozos y la producción acumulada. 

 El efecto del cambio del espaciamiento entre pozos en zonas no drenadas. 

 El análisis de los casos antes presentados permitirá establecer diferentes escenarios de 

agotamiento natural, los cuales deben ser comparados en base a indicadores económicos. 

 

Figura 52: Ejemplo Producción de Petróleo 
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Figura 53: Ejemplo de producción de agua 

 

6.2. VAN Y TIR EN LA INDUSTRIA  
 

En un proyecto empresarial es muy importante analizar la posible rentabilidad del proyecto y 

sobre todo si es viable o no. Cuando se forma una empresa hay que invertir un capital y se espera 

obtener una rentabilidad a lo largo de los años. Esta rentabilidad debe ser mayor al menos que 

una inversión con poco riesgo (letras del Estado, o depósitos en entidades financieras solventes). 

De lo contrario es más sencillo invertir el dinero en dichos productos con bajo riesgo en lugar de 

dedicar tiempo y esfuerzo a la creación empresarial. 

 

Dos parámetros muy usados a la hora de calcular la viabilidad de un proyecto son el VAN (Valor 

Actual Neto) y el TIR (Tasa Interna de Retorno). Ambos conceptos se basan en lo mismo, y es la 

estimación de los flujos de caja que tenga la empresa (simplificando, ingresos menos gastos 

netos). 

 

Si tenemos un proyecto que requiere una inversión X y nos generará flujos de caja positivos Y a lo 

largo de Z años, habrá un punto en el que recuperemos la inversión X. Pero claro, si en lugar de 

invertir el dinero X en un proyecto empresarial lo hubiéramos invertido en un producto financiero, 

también tendríamos un retorno de dicha inversión. Por lo tanto, a los flujos de caja hay que 

recortarles una tasa de interés que podríamos haber obtenido, es decir, actualizar los ingresos 
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futuros a la fecha actual. Si a este valor le descontamos la inversión inicial, tenemos el Valor Actual 

Neto del proyecto. 

 

En la industria petrolera, se debe hacer un análisis minucioso de estos parámetros, logrando de 

esta manera proporcionarle a la empresa una rentabilidad alta en cuanto a la inversión, esto 

debido a las altas cantidades de dinero que se invierte en los proyectos de campo y elevados 

costos en herramientas utilizadas. 

 

6.3. EVALUACIÓN DE RESULTADOS DE LOS ESCENARIOS INVERSIÓN – 

PRODUCCIÓN 
 

6.3.1 Resultados de producción VAN 

 

El valor anual neto (VAN) es la cantidad de dinero que ganamos en términos netos. 
 
                  [          (     )                  (     )  ]                (6.1) 

 
En donde tasa corresponde a la tasa de interés o costo de los fondos (también llamado costo de 
capital o tasa de descuento) y se coloca en %; valor 1 a valor n, corresponde al flujo de caja sin 
incluir la inversión, luego restamos al flujo neto la inversión y con ello queda estimado el VAN de la 
producción. 
 
El VAN sigue una relación inversa con la tasa de interés, a mayor interés menor VAN y viceversa, 
esto implica que los retornos en proyectos petroleros se reducen cuando los costos de capital 
aumentan. El gráfico siguiente muestra esa relación: 
 

 
Figura 54: Relación entre VAN y Tasa de descuento 

 



85 
 

  

La línea decreciente representa el VAN a cada nivel de tasa de interés o de descuento, cuando el 
VAN llega a cero (alrededor de 10%) nos ubicamos en una tasa equivalente a la TIR, ya que la TIR 
es la tasa que hace equivalente los flujos con la inversión, en ese caso en la TIR el VAN es igual a 
cero. El VAN tiene una gran potencia como indicador de rentabilidad de las inversiones petroleras 
a realizar o que ya fueron realizadas. 
 
Para decir que la inversión es rentable hay que evaluar de manera comparada los resultados con la 
tasa de descuento, si el VAN supera a cero, significa que el flujo de caja es mayor que la inversión 
en valor actual al % de tasa de interés o de descuento (o retorno mínimo exigido por el 
inversionista). Así mismo si él % de TIR supera el % de tasa de interés o costo de capital. Como 
ambos criterios se satisfacen, decimos que la inversión es rentable. 
 

VALOR ACTUAL NETO (VAN) 

VALOR SIGNIFICADO DECISIÓN A TOMAR 

VAN > 0 

La inversión 
produciría ganancias 

por encima de la 
rentabilidad exigida. 

El proyecto puede aceptarse 

VAN < 0 

La inversión 
produciría ganancias 

por debajo de la 
rentabilidad exigida. 

El proyecto debería rechazarse 

VAN = 0 
La inversión no 

produciría ni 
ganancias ni pérdidas 

Dado que el proyecto no agrega valor monetario 
por encima de la rentabilidad exigida, la decisión 

debería basarse en otros criterios, como la 
obtención de un mejor posicionamiento en el 

mercado u otros factores 

Tabla 3:  Interpretación VAN 

 

6.3.2 Resultados de producción RCB. 

Aquí obtendremos de manera clara la rentabilidad de un proyecto al considerar los ingresos 

generados, los gastos y la inversión, los cuales fueron calculados en el periodo de la inversión. Los 

criterios del procedimiento son: 

 

    
         (            )

       (            )            
                               (6.2) 

                         (                                        )  
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                           (                                      ) 

                            (                                        ) 
 

      
                      (6.3) 

Donde: 

                                               [    ]   

               [    ] 

                                               
                                                      [    ] 

El análisis costo-beneficio es una herramienta financiera que mide la relación entre los costos y 

beneficios asociados a un proyecto de inversión con el fin de evaluar su rentabilidad, 

entendiéndose por proyecto de inversión no solo como la creación de un nuevo negocio, sino 

también, como inversiones que se pueden hacer en un negocio en marcha tales como el desarrollo 

de nuevo producto o la adquisición de nueva maquinaria. 

En nuestro caso, como resultado de la simulación y luego de obtener un determinado número de 

escenarios y predicciones que incluyen el análisis económico se procede a revisar cada uno de 

ellos a fin de encontrar el más rentable.   

Se aplica entonces la Relación costo-beneficio (B/C), también conocida como índice neto de 

rentabilidad; la cual es un cociente que se obtiene al dividir el Valor Actual de los Ingresos totales 

netos o beneficios netos (VAI) entre el Valor Actual de los Costos de inversión o costos totales 

(VAC) de un proyecto. 

 

 
 
   

   
                     (6.4) 

Según el análisis costo-beneficio, un proyecto o negocio será rentable cuando la relación costo-

beneficio es mayor que la unidad. 

 

 
> 1 → el proyecto es rentable 

6.3.3 Evaluación Económica. 

 

 El proyecto es un conjunto de antecedentes que permite predecir o estimar las ventajas y 

desventajas económicas. El objetivo básico de un proyecto es la evaluación económica, que 

permite calificarlo como rentable o no rentable. Los criterios básicos para que se dé un proyecto 

se explican a continuación: 

Interés: es lo que se paga por el uso del dinero que se toma en préstamo.   
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Ingresos: definidos por el volumen de producción y por los precios de venta de los bienes y 

servicios que se produzcan. 

Costo de capital: es la tasa de rendimiento que debe obtener la empresa sobre sus inversiones 

para que su valor en el mercado permanezca inalterado, teniendo en cuenta que este costo es 

también la tasa de descuento de las utilidades empresariales futuras. Es por ello, que el 

administrador de las finanzas empresariales debe proveerse de las herramientas necesarias para 

tomar las decisiones sobre las inversiones a realizar y por ende las que más le convengan a la 

organización. 

Valor presente neto (VPN): se refiere al valor en el presente de una cantidad de dinero futura o 

pagos dada a una tasa de interés. Esto se refiere a la equivalencia de valor de un flujo futuro en la 

actualidad, ya que existe la devaluación de dinero, el valor en la actualidad de un dinero no es en 

número lo mismo en el futuro, por tal motivo se calcula en los proyectos el valor presente neto 

para así poder saber la rentabilidad del mismo. 

Tasa interna de retorno (TIR): aquella tasa que hace el valor presente de los ingresos igual al valor 

presente de los egresos, al descontarlos al periodo cero. Equivale a decir que es la tasa que hace el 

valor presente neto igual a cero. 

Período de recuperación (PR): Es el tiempo que se debe emplear para poder recuperar la inversión 

sin tomar en cuenta los intereses. La inversión se podrá recuperar en el año en el cual los ingresos 

acumulados superan a la inversión hecha inicialmente. 

6.3.4 Escenario de Inversión 

Para localizarnos en un escenario de inversión posible para la explotación del campo petrolero en 

el cual se esté realizando nuestra simulación de yacimiento, debemos saber que existen varios 

factores a tomar en cuanto a su utilidad, funcionalidad, y en general en la rentabilidad que tendrá 

dicho reservorio, que en si justificaría la inversión a realizarse por parte de la empresa privada, o 

en su defecto en los gastos de inversión que realizara un estado, en dicho caso si su petróleo se 

encuentra nacionalizado, en los dos casos, sea una inversión privada o pública, siempre se 

requiere una ganancia al dinero invertido para la realización de la producción de un campo 

petrolífero. 

Para detallar un escenario de inversión hay que tener bien claro los objetivos para una evaluación 

económica de yacimientos, los cuales son: 

 Determinar el valor económico intrínseco de una alternativa de inversión o asimilación 

industrial de un yacimiento por motivo de compra venta, explotación, etc. 

 Escoger la mejor alternativa entre un conjunto de posibilidades mutuamente excluyentes. 

 Escoger la combinación óptima de alternativas independientes entre sí los recursos 

exigidos son compatibles con los recursos disponibles de la empresa. 
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 Justificar económicamente la continuación o abandono de las investigaciones geológicas y 

de simulación en un proyecto dado. 

 Argumentar las condiciones industriales 

Es así que, al momento de la facilitación de la data resultante de una simulación y el informe final, 

para ello se revisan las funciones de diversos factores, como: 

 Factores geológicos  

 Localización del hidrocarburo  

 Factores políticos 

 Factores legales 

 Factores ambientales 

 Factores económicos 

 

6.3.4.1. Factores geológicos 

 

El principal activo de un yacimiento son sus reservas y si estas no existen o la calidad es muy baja 

entonces no posee importancia económica. Este es un factor primordial y de entera 

responsabilidad del ingeniero encargado, que investiga el yacimiento. En este factor podemos 

incluir los distintos parámetros geólogo industrial a saber: calidad, cantidad, condiciones de 

yacimiento, morfología etc. 

6.3.4.2. Condiciones geográficas 

La localización del posible yacimiento determina la cercanía al mercando, la disponibilidad de 

mano de obra, energía y existencia de infraestructura etc. Aquellos yacimientos muy alejados de 

los centros industriales deben poseer características muy especiales en términos de cantidad, 

calidad y valor de la materia prima para poder ser económicos. 

Este aspecto es muy importante para los minerales industriales los cuales, generalmente, por su 

bajo valor unitario no pueden ser transportados a grandes distancias. 

6.3.4.3. Factor económico 

De todos estos factores el económico es uno de los de mayor peso pues es la capacidad de generar 

utilidades lo que hace que un proyecto sea o no económicamente factible. Sin embargo, el hecho 

que una inversión sea viable en términos financieros no garantiza su puesta en ejecución pues hay 

que considerar el conjunto de todos los factores que influyen sobre esta decisión. Ahora bien, un 

proyecto que sea incapaz de generar ganancias suficientes para satisfacer las expectativas de sus 

dueños no se ejecutará independientemente de que cumpla satisfactoriamente con el resto de las 

condiciones. 

6.3.4.4. Factores ambientales 

La explotación de hidrocarburos es considerada como una rama que inflige serios daños al medio 

ambiente. En la actualidad todos los daños potenciales que genera la industria extractiva pueden 
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ser minimizados o eliminados con la aplicación de la tecnología y el equipamiento moderno. El 

problema radica en el costo de esta tecnología el cual se adiciona al costo de operaciones y 

disminuye la rentabilidad y el valor del yacimiento. Aquellos estados con legislaciones ambientales 

muy severas no constituyen prioridades para los inversores en la producción de crudo. 

6.3.4.5. Factores legales 

Este factor incluye la legislación minera y el régimen fiscal. Existen legislaciones mineras que en 

lugar de incentivar la minería constituyen un freno al desarrollo de esa rama. La ley de mina 

determina los tipos de licencias que se otorgan, así como los plazos de cada una de ellas. 

Los impuestos constituyen un costo más que tiene que soportar la futura mina. Impuestos muy 

elevados pueden dar al traste con la factibilidad económica de un yacimiento por lo que es un 

factor que no debe ser obviado. El régimen fiscal determina los tipos de impuestos, las tarifas o 

aranceles de importación de equipos, la transferencia de los dividendos y el capital al exterior. 

6.3.4.6. Factor político 

Es importante que el país donde se ubica el yacimiento posea estabilidad política. Aquellas 

regiones amenazadas por conflictos, guerras y nacionalizaciones no son atractivas para las 

compañías mineras por lo que los yacimientos ubicados en dichos lugares pierden temporalmente 

su valor económico. 

 

Resumiendo, podemos decir que el valor de la simulación de yacimientos y la posible explotación 

de los mismos, son un concepto económico que está relacionado con diversos factores y no 

solamente con la ley y las reservas del yacimiento. Los principales factores que realzan el valor de 

la mineralización son los resultados de la simulación, los ajustes históricos, la cantidad de reservas, 

la ley, el precio y la recuperación en planta, unidos a la disminución de los costos de extracción, 

beneficio, transporte al mercado, impuestos y el costo capital. Se debe señalar que muchos de 

estos factores no están directamente bajo el control de la compañía que realiza la simulación. 
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CAPÍTULO VII 

7. INFORME FINAL DE SIMULACIÓN 
 

7.1. PROCESO PARA INICIALIZACIÓN DE UN PROYECTO DE SIMULACIÓN  

 
Después de seleccionar la malla y completar la preparación de los datos del yacimiento, y  

antes de comenzar el proceso de cotejamiento, es necesario inicializar el modelo mediante el 

cálculo de los volúmenes de fluidos originales en sitio. 

 

La inicialización del modelo consiste en establecer la distribución inicial de saturación y presión 

existentes en el yacimiento. El cotejo de las condiciones iniciales es realizado ajustando los datos a 

través‚ de un procedimiento de ensayo y error cambiando principalmente los parámetros que 

presentan mayor incertidumbre y que definen las condiciones iniciales del yacimiento. 

 

7.1.1 Corrida preliminar de inicialización. 

Correr el modelo en modo de inicialización (datos no recurrentes), con la finalidad de revisar la 

sintaxis de los datos. Como resultado de esta corrida se obtienen los datos no recurrentes 

interpretados por el simulador, las distribuciones de presiones, saturaciones y volúmenes en sitio 

para los diferentes fluidos. 

 

7.1.2 Verificar entrada de datos. 

Es común que la primera corrida de inicialización de un modelo de simulación aborte, como 

consecuencia de errores en los formatos de entrada de datos del yacimiento, inconsistencia de los 

datos de permeabilidades relativas y/o datos PVT. En caso de errores se debe revisar y corregir las 

especificaciones de los formatos de entrada de datos y repetir la corrida hasta obtener un código 

de datos limpios. Los errores en los datos de inicialización generalmente son de alguno de los 

siguientes tipos: Problemas paramétricos, Tablas de propiedades de fluidos, Tablas de 

saturaciones, Tabla de misceláneos (condiciones de equilibrio), Definición de acuíferos y 

Generación de arreglos. 

 

7.1.3 Revisar datos que afectan el POES. 

 

Verificar que el POES calculado por el modelo, esté en línea con el estimado mediante balance de 

materiales y cálculo volumétrico en base a los mapas de calidad de yacimientos. Si el valor 

calculado es sumamente alto/bajo esto es normalmente debido a errores en: 
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 Valores muy altos/bajos de porosidad (error en formato de entrada de datos). 

 Contactos de fluidos (gas-petróleo y/o agua-petróleo, mal ubicados).  

 Inclusión/exclusión de bloques que no pertenecen/pertenecían al yacimiento. 

 Valores bajos/altos en las curvas de presión capilar. 

 Errores en los espesores de arena neta.  

7.1.4 Revisar datos PVT 

Es de primordial importancia en la construcción del modelo de Simulación, verificar que la relación 

gas-petróleo inicial en solución calculada por el modelo reproduce satisfactoriamente al valor 

establecido en la caracterización del análisis PVT. De existir diferencias significativas se deben 

revisar los datos de los fluidos. En caso de no existir capa de gas pasar a la etapa  

7.1.5 Revisar tamaño de la capa de gas 

Revisar que la relación inicial entre los volúmenes de gas en la capa de gas y petróleo en el 

yacimiento está en línea con el estimado volumétrico y de balance de materiales. En caso 

contrario se deben revisar los parámetros que afectan sus dimensiones (valores y distribución de 

porosidad y espesor de arena neta en la zona de gas libre, y posición del contacto gas-petróleo). 

Una vez realizados los ajustes necesarios, se repite la corrida de inicialización y se verifica de 

nuevo el valor del POES. Este proceso se repite hasta lograr un buen cotejo del POES. 

7.1.6 Revisar tamaño del acuífero 

Revisar que la relación inicial entre los volúmenes de agua en el acuífero y petróleo en el 

yacimiento esté‚ en línea con los balances de materiales previos al estudio de simulación. Esta 

relación es uno de los parámetros que menos afecta el nivel de energía en el yacimiento. 

 

Entre los parámetros a revisar para modificar el tamaño del acuífero tenemos, el número y 

tamaño de los bloques que lo representan, porosidad, espesor de arena neta y posición del 

contacto agua-petróleo. En vista de que lo importante en cuanto al acuífero es su tamaño y 

energía, su volumen poroso puede ser mucho mayor al de la zona de petróleo. 

 

Para evitar alteraciones en el tamaño de la zona de transición agua-petróleo y de la distribución de 

saturaciones en la misma el tamaño de los bloques para representar el acuífero se debe aumentar 

gradualmente (entre 1 o 2 veces el tamaño de los bloques en la zona de petróleo para la primera 

fila de bloques del acuífero y así sucesivamente). Una vez realizados los ajustes necesarios, se 

repite la corrida de inicialización y se verifica de nuevo el valor del POES. Este proceso se repite 

hasta lograr un buen cotejo del POES. 
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7.1.7 Revisar presiones iniciales de los fluidos 

Verificar que la distribución de la presión inicial a la profundidad de referencia (Datum, calculada 

por el modelo, esté en línea con el valor promedio reportado. En caso contrario se deben revisar 

los parámetros asignados en las tablas de equilibrio y propiedades de los fluidos (gravedad 

específica), elevaciones estructurales y espesores de arena total. Una vez reproducidas las 

condiciones iniciales del yacimiento se procede a introducir los datos que pueden cambiar en 

función de tiempo (datos recurrentes), para comenzar el proceso de cotejo de la historia de 

producción del yacimiento.  

 

7.2. PROCESO PARA COTEJO DEL COMPORTAMIENTO HISTÓRICO 

 
En el desarrollo de un modelo de simulación representativo del yacimiento, se utilizan datos 

derivados de interpretaciones geológicas y mediciones de laboratorio. Los datos de laboratorio 

son normalmente representativos de las propiedades de los fluidos y de la interacción roca-fluido, 

pero el modelo geológico es más sujeto a discusión, debido a que es el producto de la 

interpretación de información obtenida indirectamente, como lo es la sísmica, registros eléctricos, 

etc. 

 

La forma común de reproducir el comportamiento histórico de un yacimiento, consiste en 

especificar las tasas de producción de petróleo e inyección de fluidos y dejar que el modelo simule 

el comportamiento de presión, de la relación gas-petróleo y del porcentaje de agua. Para lograr 

esto, generalmente es necesario hacer ajustes o cambios en algunos parámetros del yacimiento 

(geológicos o de fluidos, mediante sensibilidades de los mismos). 

 

Inicialmente el simulador calcula el comportamiento del yacimiento utilizando la mejor 

información disponible. Si los resultados calculados no corresponden al comportamiento histórico, 

los datos del modelo deben ser modificados hasta obtener un cotejo satisfactorio entre los 

resultados computados y el comportamiento observado del yacimiento. Este procedimiento, 

conocido como “cotejo histórico”, conlleva a una representación matemática del yacimiento, la 

cual permite predecir su comportamiento futuro sujeto a diferentes esquemas de explotación. 

 

Después de cotejar el comportamiento del yacimiento, se procede a validar el modelo del 

yacimiento para comprobar si este reproduce el comportamiento de los pozos. Este se realiza 

simulando los últimos cinco años de historia sin asignar valores a las tasas de producción de 

petróleo, sino seguir las restricciones impuestas por el sistema de producción. La reproducción 

satisfactoria de las tasas de petróleo confirmará, que el modelo es adecuado para simular el 

comportamiento del yacimiento. 
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7.3. GRUPO MULTIDISCIPLINARIO 
 

Es un factor importante para el desarrollo del informe final como también para quien o quienes lo 

analices ya que en este se expresan características que un solo técnico no estaría en capacidad de 

interpretarlas de manera correcta, por esto se dice que es necesario la formación de un grupo 

multidisciplinario que conste de un grupo de expertos que puedan analizar su parte 

correspondiente de la simulación como son los volúmenes entregados, áreas y beneficios o 

perjuicios de la perforación o producción de un yacimiento.  

Parte fundamental es lo económico, pero se dice “Es muy pequeño comparado al número de 

barriles recuperados. Sin embargo, el proceso de organizar los datos y construir el modelo pudiera 

ser todavía más valioso que sus resultados, ya que nos permite entender la naturaleza de los 

yacimientos. El costo de simulación incluyendo la mano de obra es menos de ½ céntimo de dólar 

por barril”. (Toyo, 2009, pág. 45) 

Este grupo de técnicos debe estar conformado por especialistas en áreas fundamentales como son 

ingenieros de producción, de simulación, de reservorios además de geólogos y especialistas en 

ciencias económicas ya que el objetivo final es entregar un proyecto que resulte económicamente 

rentable para la empresa. 

Al final se optará por escuchar las opiniones de cada uno de los miembros del grupo para verificar 

si están conformes con los resultados entregados por el simulador de acuerdo a la data previa que 

fue ingresada al simulador. 

7.4. ESCENARIOS INVERSIÓN PRODUCCION 
 

Es esta etapa el hombre de simulación expone los diferentes escenarios desarrollados, partiendo 

del caso base, y luego ensayando con cambio de métodos de levantamiento o perforación e 

inyección de agua. Aquí también se definen claramente los elementos económicos, y se evalúa a 

las reservar y producción como elementos económicos para poder confrontar a la inversión, 

costos y gastos del cada escenario. Normalmente se usa la aplicación del launcher de Eclipse, 

PEEP, que facilita enormemente implementar la base de datos de costos unitarios, subtotales y 

totales generales. Finalmente, aquí definimos variables económicas y financieras donde se expone 

reservas, producciones en inversiones globales en función del tiempo. Es fundamental calcular 

entonces el TIR, RCB, CASH FLOW, VAN y Punto de Equilibrio. 

Finalmente es prioritario definir el mejor escenario y los cronogramas valorados de ejecución de 

las tareas de inversión y la recuperación obtenida en función del tiempo futuro.   
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7.5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 

En la parte de conclusiones se incluyen los elementos más importantes del proyecto que 

representen a la base del estudio, b) el tratamiento y validación de la DATA, c) el tipo de modelo  

asumido y grid  desarrollado para el modelo estático, d)  las asunciones  realizadas durante  todo 

el periodo del match (ajuste a historia), e) los resultados obtenidos  de POES y reservas 

determinadas por capa y global del campo, se entiende que a este punto, ya está  ajustado el 

modelo en petróleo, gas y agua.  

 

La segunda parte  de las conclusiones deben de  pree: a) las predicciones  realizadas  en el caso 

base, y en cada uno  de los siguientes b) detallar el caso en el cual se tiene mayor rendimiento en 

producción con un inversión razonable, que representa un escenario optimista, c) informar  sobre 

los escenario  que en prelación hasta  llegar hasta los escenario pesimistas, cuyos resultados 

representan mayores inversiones y producciones reducidas, d)En estos escenarios deben definirse 

claramente todas las actividades principales a desarrollo, como es perforación, cambio de método 

de levantamiento, tratamiento a la matriz, recuperación mejorada o secundaria y condiciones 

especiales de explotación, y e)  Finalmente debemos de presentar un esquema total de la parte 

económica, donde se detalle la inversión, control de costos, cronograma valorado de actividades, 

Control gerencial del Proyecto PMI, PMIBOOK. 

 

Finalmente, la simulación numérica de un reservorio, se basa en determinar el volumen del 

recurso, identificar en función del tiempo los flujos producidos, luego evaluar los volúmenes 

producidos y reservas remanentes.  La recreación computación del reservorio estudiado, permite 

obtener la información al momento de diferentes condiciones se lo expone. Los resultados son 

objeto de aplicación mediante la el Plan de Desarrollo del campo. 

La recomendación pueden ser diferentes pendientes que pueden ser investigados en la siguiente 

simulación. 

 

Hoy es importante tomar en cuenta situaciones ambientales, que afectan indirectamente y 

directamente los proyectos de simulación,  
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ANEXO 1. 

ESTRUCTURA DE SIMULADORES EN EL MERCADO 

Hay diferentes tipos de simuladores en el mercado, pero entre los más usados en el mundo 

destaca el simulador de ECLIPSE, creado por la empresa Schlumberger, y también el simulador 

Imex, de la empresa Computer Modelling Group (CMG). 

Estructura de un simulador de yacimientos 

Sigue un patrón característico, el cual consiste de tres etapas: 

 Etapa 1: Esta etapa se le llama de Inicialización, en el cual se toma la data del yacimiento 
(propiedades roca-fluido), para obtener una estimación del POES. 

 Etapa 2: Esta etapa es de Ajuste Histórico, aquí el simulador con las condiciones de 
extracción de hidrocarburo (números de perforaciones, tiempo de explotación, etc.) hace 
los cálculos para predecir el comportamiento del yacimiento. 

 Etapa 3: Esta etapa se le llama de Predicciones, una vez hecho el cálculo para las 
predicciones, el simulador podrá pronosticar el Factor de Recobro. 

Hay que destacar que los resultados de salida del simulador dependen de los datos de entrada, es 

decir que si al simulador se le suministra data inapropiada lo resultados serán los más ilógicos e 

incoherentes posibles. También, como se dicho anteriormente, el simulador no dará una 

predicción exacta de lo que pudiera pasar en el yacimiento, pero nos acercara en gran medida a lo 

que sucedería en la realidad, aconsejándonos y ayudándonos a mejorar las condiciones de 

explotación para obtener un buen factor de recobro, dado que este es una de las principales 

metas a la que se quiere llegar. 

Funciones de un simulador 

Algunas otras de las funciones de un simulador es la de calcular presiones, saturaciones y 

comportamientos de pozos a través del tiempo, pero la más importante es la de simular el flujo en 

el yacimiento. 

Los tipos de simuladores más usados en el medio son: Petróleo Negro (Eclipse BlackOil), · 

Composicionales (Eclipse Compositional), Térmicos (IMEX)*, · Químicos, · Acoplados con modelos: 

Geomecánicos, flujo de fluidos en· tuberías PIPESIM, instalaciones de superficie, HYSIS, etc. 

Estos son algunos de los simuladores más usados en el mundo, y cada uno de estos destacan 

porque son los especialistas en el área asignada. A continuación, se hablará de uno de los 

simuladores más empleados en la actualidad, como lo es el software de simulación eclipse. 
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Simulador Eclipse® 

Eclipse 100 es un simulador de tipo blackoil capaz de modelar a condiciones de yacimiento gran 

cantidad de situaciones que se presentan en un yacimiento, posiblemente sea uno de los 

simuladores en su tipo que más ha sido probado lo que garantiza mayor confiabilidad en los 

resultados. Este simulador está integrado con otras aplicaciones de geología, que permiten 

aumentar la complejidad del modelo geológico del yacimiento, así como obtener visualizaciones 

de mayor calidad de los gráficos y representaciones 2D y 3D del yacimiento estudiado. 

Funcionamiento de Eclipse Blackoil (Aceite negro) 

En primer lugar, el simulador lee y procesa un archivo de data, verifica la consistencia de los datos, 

si no son consistentes se arroja error y si lo son el simulador procede a realizar el cálculo de 

saturaciones y presiones de cada celda del modelo a lo largo del tiempo para, finalmente, mostrar 

los resultados en diferentes archivos de archivos de salida. En el caso de tener datos dependientes 

del tiempo el simulador lee y procesa los mismos para cada paso de tiempo. 

Archivo de data de Eclipse (*.data) 

El archivo debe contener toda la información disponible del modelo a simular distribuida de 

acuerdo a las siguientes secciones: Keywords 

RUNSPEC. -Debe contener las características generales del modelo 

GRID. -Información sobre las características de la malla y propiedades de la roca 

EDIT. -Es una sección opcional en la que es posible editar la sección grid y poder evaluar la 

simulación del yacimiento sin que el contenido de la sección grid como tal haya sido modificado. 

PROPS. -Información de las propiedades PVT y de la relación roca-fluido. 

REGIONS. -En esta sección es posible realizar subdivisiones del yacimiento cuya data de 

propiedades puede variar para cada región y sea necesario estudiar de forma específica según sea 

el caso. 

SOLUTION. -En esta sección define las opciones de inicialización del modelo. 

SUMMARY. -Es una sección opcional donde definimos los keywords para poder ver los gráficos que 

arroja la corrida de simulación. Es muy importante ya que evaluar el comportamiento de los 

gráficos facilita enormemente el análisis de resultados. 

SCHEDULE. -Esta sección contiene información de los pozos y pasos de tiempo. 

Para realizar una simulación de yacimientos con el software Eclipse se deben seguir los siguientes 

pasos: 
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 Definir los objetivos claramente. 
 Recolectar y revisar los datos. 
 Construir el modelo del yacimiento. 
 Especificar los pozos en el modelo. 
 Especificar la historia de producción. 
 Realizar el cotejo histórico (cotejo de presiones y saturaciones) 
 Realizar sensibilizaciones del modelo para validar el cotejo. 
 Diseñar esquemas de explotación. 

El software Eclipse cuenta con dos manuales: uno de descripción técnica que detalla información 

técnica sobre yacimientos, sus propiedades y comportamiento del mismo ante diversas 

situaciones; y un manual de referencia que explica con detalle la función de las secciones y de los 

keywords contenidos en ellas, así como muestra para cada keyword ejemplos prácticos de 

su utilización en el archivo de data. 

 

Archivos de salida 

Existen dos tipos de archivos de salida, los cuales son los siguientes: 

 Formateado 
 No formateado 

El archivo formateado es un archivo que utiliza código ASCII, de gran tamaño, generado utilizando 

el keyword FMTOUT y el mismo puede ser leído en un editor de texto. 

El archivo no formateado utiliza el código binario, es de pequeño tamaño y no puede ser leído por 

un editor de texto. 

De acuerdo al contenido los archivos de salida pueden presentar dos tipos: 

 Unificados 
 Múltiples 

Los archivos unificados contienen en un solo archivo todos los informes generados en el tiempo, 

se obtiene utilizando el keyword UNIFOUT, esto permite que el número de informes sea ilimitado 

y que no sea posible eliminar ninguno. 

 

Los archivos múltiples contienen un archivo para cada informe en u paso de tiempo, se generan 

con el keyword, es posible tener hasta 9999 informes y pueden ser borrados los informes no 

deseados. Este tipo de archivos es la opción predeterminada y son muy útiles para mantener 

privacidad con la información manejada. 
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ANEXO. 2. 

ESTRUCTURA DEL MANEJADOR DE DATOS PARA CONFIGURAR EL MODELO ESTATICO Y 

DINAMICO-PETREL 

La compañía Schlumberger presenta el programa PETREL, habilitado de diferentes aplicaciones y 

asistentes computacionales, para facilitar a los operados manipular la DATA de roca, fluidos, 

petrofísica, geología, perforación, y producción. A continuación, exponemos las diferentes 

Secciones: 

Geofísica 

 El núcleo Geofísico es un nuevo núcleo que aprovecha la plataforma Petrel E & P y 
proporciona un conjunto de herramientas a medida para flujos de trabajo geofísicos. 
Permite a las empresas para llevar a cabo los enfoques basados en mapas geofísicos, 
abarcando la interpretación sísmica, correlación de pozos, empate sísmico de pozos, el 
cálculo de atributos sísmicos, y la construcción de marco estructural. No hay capacidad de 
modelado geocelular en este núcleo. 

 Interpretación de Horizonte ahora se puede vincular con la estratigrafía, incorpora más de 
metadatos, y ha mejorado la prestación para las grandes pantallas de interpretación. 
También incorpora una mejora de uso para cambiar los modos de interpretación 
rápidamente. 

 superposición Sísmica en la interpretación ahora permite aplicar una función de la 
opacidad definida por el usuario para el primer plano que aparece. 

 La herramienta Mixer es una herramienta de visualización intuitiva e interactiva para 
comparar y evaluar varios cubos sísmicos de forma simultánea y sincronizadamente con 
tres tipos de flujos de trabajo: flip/roll, mezcla RGB/CMY y enmascaramiento. 

 Un atributo de volumen de descomposición espectral generalizada proporciona un 
método híbrido de tiempo corto existente de la transformada de Fourier (STFT) y 
transformar (CWT) técnicas wavelet continua en la industria, lo que permite al intérprete 
controlar mejor la resolución vertical y la frecuencia simultáneamente. 

 Edición de malla interactivo permite la edición interactiva de cualquier cuerpo de malla 
(por ejemplo, salt) con push/pull y funciones suaves/refinados para la interpretación más 
precisa de formas complejas. 

 El rendimiento de modelado de velocidad y robustez se ha mejorado de manera 
significativa, lo que permite una construcción de velocidad simple y conversión de 
profundidad más rápida o modelado avanzado de velocidad incluyendo cubos de 
velocidad media o intervalos. 

 Un mayor cambio interactivo se ha añadido al proceso sísmico de empate de pozos, así 
como la alineación continua para empates precisos y rápidos. 

 Extracción de ondas blancas multipozo extendidas está disponible para extraer ondas de 
múltiples pozos a la vez. 

 Clasificación Litológica ahora es parte del módulo de Interpretación Cuantitativa Petrel y 
se utiliza para generar un cubo litográfico de un resultado de la inversión sísmica, 
incluyendo probabilidad de hidrocarburo o tipificando la roca. 



99 
 

  

 Gráfica de interrelación QI se ha mejorado para poder incorporar más tipos de datos, 
como atributos de horizonte y las nuevas curvas de PDF para la clasificación litología. 

Geología y modelado 

 Un nuevo modelo también se ha incorporado para apoyar los tipos de trayectoria 
complejas para estudios y planos de pozos ya sea sidetrack o pozos laterales. 

 Correlación de curvas fantasmas de pozos permiten crear curvas simples para una sola 
pista con varios registros y para varias pistas. 

 GeoPolygon es un nuevo objeto de datos para la representación de datos de polígonos 
cerrados con agujeros y los atributos de los datos culturales y mapas de evaluación de 
riesgo potencial. 

 Volúmenes in situ ahora pueden calcularse a partir del modelo de zona basado en el 
volumen del marco estructural. 

 Isochore / isopach pueden ser calculados directamente desde el horizonte del marco 
estructural. 

 Capas estratigráficas permite una mejor generación de capas durante el proceso de 
modelado estructural mediante el uso de la función implícita de la modelización marco 
estructural basada en el volumen. Es especialmente útil en el caso de la erosión y 
discontinuidades. 

 Opciones de desagrupación le permiten corregir el sesgo de muestreo, ya sea en 
proporciones e histogramas de facies o la distribución de la propiedad petrofísica causada 
por pozos horizontales y agrupados. 

 Opción Ponderación de registros de pozos de escalado, lo permite utilizando una curva de 
registro continuo como el peso. 

 Lista de pozos / búsqueda guardada apoya la gestión de datos de pozos y visualización de 
control. 

Ingeniería de petróleos (ingeniería de reservorios y producción) 

 La previsión de producción utilizando el análisis de curvas de declinación (DCA) puede 
llevarse a cabo por fases seleccionadas de interés, los datos ruidosos se pueden excluir, y 
parámetros de análisis pueden ser manipulados para el mejor ajuste. Métodos de análisis 
compatibles incluyen Arps, estirado exponencial, Duong, y la ley de potencia (Petrel 
2015.2). 

 Calibración de reservorio usando técnicas de análisis transiente patentado por los 
estándares de la industria y Schlumberger. 

 Interpretación de Producción, capacidad de entrega de pozos, análisis de producción, y 
el conector de datos OFM ahora se incluye con el núcleo de ingeniería de reservorios, 
Shale y combinadas. 

 Mallas para conjuntos de condiciones iniciales pueden generarse de dos maneras: el 
proceso de condiciones inicial o el proceso de inicialización de mapas. El proceso condición 
inicial está ahora separada del procedimiento para fabricar un modelo de fluido. 

 Búsqueda de pozos basado en atributos de producción en el entorno de estudio le 
permite encontrar y seleccionar los pozos de enfoque basado en indicadores clave de 
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rendimiento, por ejemplo "tiempo de producción", "recuperación total de gas hasta la 
fecha", etc. 

 Control de unidades flexibles para ingeniería de yacimientos significa que puede definir 
los datos de entrada de simulación en un sistema de unidades que es diferente de la 
utilizada en otros dominios mediante el establecimiento o personalizar el sistema de 
unidades en cajas de diálogo y hojas de cálculo compatibles de forma independiente. 

 Se han hecho mejoras en el desempeño de las exportaciones de simulación para la alta 
resolución de simulador de yacimientos INTERSECT. 

 Análisis de resultados en 3D se ve facilitada a un solo clic la generación de múltiples 
ventanas en 3D, basado en el análisis objetivo y en base al caso. 

 The use of repeat formation tester and production logging data in an objective function 
has been simplified. 

 El uso de un tester de datos de registros de producción y de formación se ha 
simplificado. 

Perforación  

 Ranuras de estructura de perforación se utilizan para colocar con precisión los cabezales 
de pozo y para ayudar a organizar los pozos en la estructura de la plataforma. 

 Herramientas de diseño interactivo de rumbos de pozos se proporcionan para la 
digitalización y arrastrado de los puntos de diseño en la ventana 3D. 

 Objetivos de pozos planeados se pueden buscar en el índice Petrel realizando una 
búsqueda en el entorno de Studio. 

 Círculos Viajeros son círculos de viaje 3D creados a lo largo de los planes de pozos para 
estimar las distancias entre los objetos. 

 Planes de pozos laterales se pueden insertar en los estudios y los planes de un pozo 
lateral. 

 Actualización de anticolisión indica si los datos de entrada han cambiado desde que se 
realizó el último cálculo. 

Ambiente Studio  

 Mallas y propiedades 3D son ahora soportados en el entorno Studio para mejorar la 
colaboración entre los geocientíficos e ingenieros de petróleo. 

 Un nuevo modelo de pozo también es totalmente compatible, incluyendo los tipos de 
trayectoria para estudios, así como los planes y, así como el nuevo sidetrack o pozos 
laterales. 

 Microsísmica y tratamiento de datos, geopolygons, perforación, y la producción se han 
agregado a los flujos de trabajo de búsqueda. 

 Compartiendo registros raster es ahora tan fácil como compartir los registros 
convencionales. 

 Transferencias de interpretación de horizonte están ahora de 6 a 10 veces más rápido. 
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Módulo Petrel Guru  

 Asistencia al usuario integrada combina el centro de ayuda, los flujos de trabajo guiados, 
la capacitación y el apoyo del contexto asociado. 

 La presentación de informes de calidad reúne las herramientas para llevar a cabo la 
garantía de calidad, seguimiento, orientación, auditoría y presentación de informes en 
todos los pasos del flujo de trabajo de Petrel. 

Para una descripción completa de las nuevas características y mejoras del lanzamiento de Petrel 
2015, consulte sobre lo nuevo de guías y notas de Petrel 2015. 
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