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CAPÍTULO I 

 

1. INTRODUCCIÓN 

 

Actualmente en el Ecuador, muchas compañías operadoras y prestadoras 

de servicio aplican sus trabajos y programas de investigación en la 

elaboración y utilización de los recursos tecnológicos apropiados para el 

control de la producción de agua de formación y mejorar la producción 

petrolífera. Invención  

Las nuevas tecnologías innovadoras utilizadas para la producción de fluidos 

(petróleo, agua y gas), también ayudan con el control de producción de agua 

de formación lo que puede significar una reducción de los costos en el 

tratamiento de la misma, un aumento en la producción de hidrocarburos y un 

incremento en la vida productiva del pozo. 

En el Oriente Ecuatoriano los principales problemas en pozos horizontales 

con alto corte de agua pueden dar lugar al inicio de la conificación, lo que 

provoca un barrido desigual de la zona de petróleo, produciendo una 

reducción de producción de petróleo en los pozos productores. 

Si este tipo de problemas no se los trata de una manera eficaz y temprana la 

cantidad de corte de agua que contiene el hidrocarburo aumentará, ya que la 

producción de agua de formación aumenta a medida que avanza el tiempo 

de explotación.  

La industria del petróleo ha implementado completaciones inteligentes con 

un sistema de control de flujo conocido como ICD (Inflow Control Device) 

para equilibrar el perfil de la producción. 
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El dispositivo de control de influjo (ICD) aumenta la restricción de flujo como 

el agua o gas, permitiendo que otras zonas de petróleo fluyan eficazmente; 

dándonos un resultado óptimo para el pozo. 

Con la aplicación de esta tecnología que controla la producción de fluidos no 

deseables se minimiza la posibilidad de que existan problemas como: la 

disminución de la producción de petróleo, problemas en las operaciones, el 

acortamiento de la vida útil del pozo, el incremento de los costos 

operacionales, y sobre todo problemas ambientales. 

En este proyecto de titulación, se dará a conocer las ventajas de la 

aplicación de la tecnología ICD en pozos horizontales del campo Mariann, al 

conocer sus resultados. 

Partiremos con información indispensable para el análisis del yacimiento 

como el comportamiento del reservorio, propiedades petrofísicas, historiales 

de producción, entre otros que es información indispensable para la 

implementación de la tecnología  y saber si cumplió con el objetivo de 

reducir el volumen de agua de formación en superficie. 

1.1. DESCRIPCIÓN DEL PROBLEMA 

Cuando se extrae fluidos de un yacimiento (petróleo, agua y gas), tarde o 

temprano el agua que proviene de un acuífero o de pozos inyectores 

cercanos y es producida junto con el petróleo, y llega a ser el fluido más 

abundante en el campo, afectando la vida operacional del mismo. 

Pero el objetivo principal no es producir agua, ya que reduce el recobro de 

petróleo y además causa daños en los equipos que se utilizan para la 

producción de petróleo, como corrosión, deposición de escala y conllevan a  

la reducción de la vida productiva de los mismos; incrementando los costos 

de producción. 
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Conociendo que el valor comercial de un campo de hidrocarburo está 

basado en la producción de petróleo esto quiere decir que entre mayor 

cantidad de agua produzca su valor será menor y lo que aumentará serán 

los costos de operación para poder separar el agua presente y en otros 

casos el cierre es una de las opciones que tendrá a futuro.  

El control de la producción de agua de formación constituye un importante 

desafío ya que el objetivo es reducir el corte de agua e incrementar la vida 

útil del pozo donde se utilizan diversas técnicas. La clave para encontrar una 

solución satisfactoria consiste en definir el origen del agua y evaluar su 

contribución en la producción de petróleo. 

Cada tipo de problema referente al control de agua de formación tiene 

distintas soluciones que varían desde las simples soluciones mecánicas, 

químicas y de cementación, que son relativamente de bajo costo, hasta las 

más complejas y costosas soluciones de completación.  

Hoy en día además de las soluciones tradicionales, existen métodos nuevos, 

innovadores y convenientes desde el punto de vista económico para los 

problemas de control de producción de agua. 

Y sabemos que la adecuada selección de un tratamiento o tecnología para el 

control de agua conduce al aumento de la vida del pozo y las operaciones de 

producción serán económicamente más rentables colaborando 

conjuntamente con el cuidado del medio ambiente. 

1.2. JUSTIFICACIÓN 

La razón principal por la cual la industria petrolera no ha logrado un método 

adecuado para controlar el agua de formación ha sido su falta de 

conocimiento de los diferentes problemas, llevando a la aplicación de 

soluciones inapropiadas, sin saber que los problemas pueden ser 

oportunidades para probar nuevas tecnologías. 
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Aun cuando el uso de los procesos de control de agua puede no resultar en 

un incremento de la producción, consiguen frecuentemente mejorar la 

rentabilidad operacional y como resultado generar beneficios  

El uso de la tecnología ICD ha tenido muy buenos resultados en el Ecuador, 

motivo por el cual su uso ha sido indispensable en la completacion de pozos 

horizontales.  

En comparación con las terminaciones convencionales de pozos 

horizontales, la instalación de dispositivos ICD han demostrado que se logra 

un mejor desempeño de los pozos, un retraso en la potencial irrupción 

temprana de agua, el control de la producción de arena y una eficaz 

restricción de las fases altamente movibles. 

Haciendo que las operaciones que cuentan con esta implementación 

mejoren sus producciones de petróleo y reduzcan los costos de operaciones 

en tratamientos de agua que se hace en superficie. 

Por lo que este trabajo servirá como guía en pozos que pueden ser 

candidatos para la aplicación de la tecnología ICD (Inflow Control Device)  y 

brindar una solución para controlar el aumento de producción de agua que 

se encuentra asociada al petróleo, dando como resultado una eficiente 

rentabilidad. 

 

1.3. OBJETIVOS 

1.3.1. OBJETIVO GENERAL 

Realizar un análisis técnico- económico, de la aplicación de ICD´s 

(Dispositivos de Control de Flujo)  mediante el estudio de datos 

suministrados  en pozos horizontales del Campo Mariann en el Bloque 

Tarapoa.  
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1.3.2. OBJETIVOS ESPECÍFICOS 

 

 Obtener información de la producción actual de los pozos X-41H, X-

7H Y X-8H que se les instalo los dispositivos de control de flujo, para 

conocer su desempeño. 

 

 Conocer la manera de monitoreo que tienen los pozos seleccionados, 

con las que se puede conocer la presión y producción que tienen los 

pozos en un momento determinado. 

 

 Describir la configuración de la tecnología ICD (Inflow Control Device) 

y conocer el beneficio de su utilidad. 

 

 Efectuar un análisis económico que conlleva la aplicación de la 

tecnología ICD para el control de la producción de agua de formación 

en pozos horizontales. 

  



 

6 

 

CAPÍTULO II 

2. MARCO TEÓRICO 

 

2.1. RESEÑA HISTÓRICA Y UBICACIÓN DEL CAMPO 

MARIANN 

El Campo Mariann es considerado como el campo más antiguo del Bloque 

Tarapoa ubicado en la provincia de Sucumbios, ya que fue descubierto en el 

año de 1971 por la Corporación Cayman conjuntamente con City Investing 

Company.  

Las que en el 2002 transfieren los derechos y obligaciones a EnCana 

Ecuador Ltd., haciendo de la compañía Andes Petroleum la única operadora 

del Bloque Tarapoa el 28 febrero del 2006. 

Y se encuentra limitado al Norte por los Campos Cuyabeno y Sansahuari, al 

Sur por el Bloque 15, al este por la Reserva Cuyabeno y al Oeste por los 

Campos Fanny y Dorine, ubicado en el sector  Sur-Este del Bloque Tarapoa. 

En el gráfico 2.1 podemos observar su ubicación. 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.1 Ubicación campo Mariann 

 
Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 
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Fue puesto en producción en Marzo de 1978, a partir del primer pozo 

perforado denominado Mariann-01.  

El pozo Mariann-01 produjo desde “U” inferior  en el intervalo 7,726 a 7,760 

ft., con una producción de petróleo de 1,621 BBLS al día con el corte de 

agua de 0.1 % en 1971 anunciando el descubrimiento del yacimiento “U” 

Inferior en Mariann.  

En la actualidad producen aproximadamente un promedio de 34,000 barriles 

de petróleo por día con una producción de agua promedio de 500,000 

barriles por día con un corte de agua promedio del 94%. 

 

2.2. DESCRIPCIÓN LITOLÓGICA DE FORMACIONES  

PRODUCTORAS 

El Boque Tarapoa  se encuentra en la parte oriental de la cuenca, donde se 

localiza la formación Napo, que es la más importante y mayor aportadora de 

hidrocarburos pertenecientes al período Cretácico. 

Las principales zonas de producción del Bloque Tarapoa en la Cuenca 

Oriente son las areniscas “T” inferior, “U” inferior y M1, que se las puede 

observar en el gráfico 2.2, y sus características principales en la tabla 2.1. 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

Rango de Distribución de 

Porosidad
Porosidad Promedia

Distribución de 

Permeabilidad

PermeabilidadProme

dia

(%) (%) (
10-3

μm
2
) (10

-3
μm

2
)

M1 20-32 25 1000-8000 4000

U 16-26 22 200-2000 1400

T 16-22 19 10-1000 400

Capa

Tabla 2.1 Parámetros Petrofísicos de las Zonas de Producción Principales en el 

Bloque Tarapoa 
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2.2.1. ARENISCA “T” INFERIOR 

Posee areniscas cuarzosas de grano medio a grueso de forma sub-angular a 

sub-redondeado. Su cemento es ligeramente calcáreo y debido al espesor y 

la falta de inter-estratificación con depósitos finos de planicie.  

Este reservorio posee un espesor de 30 a 100 ft. Y la conectividad de este 

reservorio es buena, con un crudo relativamente liviano cuya densidad API 

es de 29°. 

2.2.2. ARENISCA “U” INFERIOR 

Está formada por areniscas cuarzosas claras de grano medio a grueso sub-

redondeados. El espesor oscila en 50-100 ft, la calidad de este reservorio es 

de buena a excelente en la parte inferior y de pobre a mala en la parte 

superior. 

2.2.3. ARENISCA M-1 

 

Esta unidad consiste de areniscas de grano medio a grueso y se lo 

determina como el reservorio de menor importancia en esta zona ya que 

esta unidad es muy delgada o ausente en ciertos pozos del Campo Mariann, 

el espesor es alrededor de 10-60 ft. 

 

El petróleo presente en este reservorio tiene un promedio de 18° API, siendo 

el de menor calidad de todos los reservorios del Campo Mariann y la 

salinidad promedio del agua de formación presente es de 39.350 ppm de 

cloruro de sodio. 
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Gráfico 2.2 Características de asamblea Vertical de Roca almacenadora-Roca Sello de la 

Formación Cretácica Napo en el Área de Estudio 

Fuente: (BABY P., 2010) 
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2.3. CARACTERÍSTICAS PETROFÍSICAS DEL 

RESERVORIO 

El crudo es de tipo pesado y viscosidad media, y la reserva se trata de un 

sistema de temperatura de 105 °C y presión normal.  

Las propiedades del crudo producido del campo principal son relativamente 

buenas, con la gravedad del crudo extraído de las capas M1 y U del Grupo 

Napo encontrándose entre 17.8 y 21.0°API. Y el crudo mejor se produce en 

la capa de arenisca inferior “T”. Otros datos de los parámetros se los puede 

observar en la tabla 2.2. 

 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

2.4. DESARROLLO DEL CAMPO 

Aparte de los nuevos campos descubiertos desde 2012, todos los campos 

viejos han entrado en la etapa de corte de agua especialmente alta, 

indicando un alto porcentaje de recuperación; y debido a la historia de 

producción y el envejecimiento de los equipos, se observa una tasa de 

declinación de producción considerable. 

 

Los mecanismos de empuje natural que presenta el Campo Mariann son: 

Acuífero de Fondo y Acuífero Lateral. 

Tabla 2.2 Propiedades Petrofísicas y de los fluidos del Campo Mariann 
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Los métodos de levantamiento artificial que tiene actualmente el campo son 

el bombeo electro sumergible (16 pozos), siendo este el de mayor 

aplicación, y el otro método es el bombeo hidráulico (11 pozos). 

En la tabla 2.3 se puede observar la distribución que tienen los pozos en el 

campo, donde se observa que en su mayoría son pozos que actualmente 

están activos.  

El campo Mariann tiene un POES de 52,819 M bbls El BLPD es 19,016 bbls, 

BOPD es 3,100 bbls.  

 

Tabla 2.3 Distribución de pozos en el campo Mariann 

 

Fuente: (ARCH, 2013-2014)  

 

Tomando en cuenta que la zona de mayor producción en este campo es “U” 

Inferior, como se observa en la tabla 2.4, ya que esta arena aporta con casi 

el 50% de la producción del campo Mariann. 

 

 

 

 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

Pozos 

Perforados

Pozos 

Produciendo

Pozos 

Cerrados

Pozos 

inyectores

Pozos 

Abandonados

45 27 15 2 1

A
N

D
E

S
 

P
E

T
R

O
L

E
U

M
 

E
C

U
A

D
O

R
 L

T
D

CAMPO 

MARIANN

Tabla 2.4 Potencial por arenas en Mariann 

ARENA POZOS   P O T E N C I A L      P O R      A R E N A S

BFPD BPPD BAPD BSW %
GAS mpcd

GOR 

pcd/bbl
° API

U SUP 7 1125 520 605 53,8 145 278,8 24,1 5

U INF 20 2760 1777 982 35,6 351 197,5 19,7 12

U M 2 125 63 62 49,7 16 254,0 19,9 1

T INF 4 292 118 174 59,5 38 322,0 28,7 2

M1 2 213 53 160 75,0 27 509,4 22,1 2

T SUP 10 1175 933 241 20,5 154 165,1 33,2 5

TOTAL 45 5689 3464 2224 39,1 731 211,0 24,3 27

POZOS 

PRODUCCION
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La tabla 2.5 muestra la producción del Campo Mariann del año 2012 y 2013 

en la que se observa claramente que la  producción de petróleo es muy baja 

en comparación a la producción de agua. 

Razón por la que es necesario plantear un estudio investigativo para 

optimizar la producción de petróleo y controlar la producción de agua y de 

alguna manera para minimizar gastos de tratamientos de agua. 

El corte de agua es del 83.7%, y la tasa de tratamiento de agua es 17,404 

bbls/d. 

 

Tabla 2.5 Producción 2012 y 2013 

 

 

 

 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 
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2.5. PROBLEMAS DE AGUA PRESENTES EN EL CAMPO 

MARIANN 

La producción de agua mala se puede determinar que se origina de 

diferentes problemas principales los mismos que varían entre los más fáciles 

por resolver hasta los más complicados. 

Por lo que es importante analizar cuáles son las causas de los problemas 

que tienen los pozos a estudiar. Desde la puesta en producción en 1978, el 

bloque ha sido desarrollado con la energía natural y las inundaciones de 

agua. Y ahora se han adoptado muchos tipos de medidas para aumentar la 

producción de petróleo y para controlar el corte de agua.  

Y el desarrollo del bloque ha estado en una fase de alto corte de agua hasta 

finales del 2013 tuvo un valor de 93,2% y alto porcentaje de recuperación, el 

corte de agua aumentó muy rápido y es muy difícil de estabilizar la 

producción de petróleo.  

El desarrollo de los campos petrolíferos se enfrenta a muchos desafíos. En 

el gráfico 2.3 se observa la distribución de producción diaria y corte de agua 

de pozo individual.  

 

 

 

 

 

Gráfico 2.3 Distribución de Producción Diaria y Corte de Agua de Pozo Individual 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 
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El campo tiene una historia de producción de 37 años, los equipos eran 

viejos. Con el fin de garantizar la producción estable de petróleo, una gran 

cantidad de operaciones de mantenimiento tienen que ser llevadas a cabo.  

En 2013, la pérdida de la producción de petróleo alcanzó a 537 Mbbl debido 

al cierre de los pozos, incluyendo 197 Mbbl de workover (que representan el 

37%), 107 Mbbl de agua de control (que representan el 20%), como 

observamos en el gráfico 2.4 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.4 Estadísticas del cierre de pozo en 2013 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 

 

 

El control de la producción de agua de formación comienza con identificar el 

origen del problema, lo cual requiere de una investigación de todos los 

aspectos característicos del pozo y del yacimiento. 

Entre los principales problemas que existen en el campo Mariann tenemos:  

2.5.1. INTERRUPCIÓN DE LA BARRERA 

Ocurre cuando las barreras naturales tales como capas de lutita, facilitan la 

distribución de las diferentes zonas de fluidos, pero el problema está en que 

algunas veces estas lutitas se pueden levantar y fracturar las proximidades 

del pozo provocando la invasión de fluidos no deseados (generalmente 

37% 20%

15%

13%
5%4%

3%
2%

1%

Workover

Controlling water production

Workover prepare, strike, damage

Pressure build-up

Waiting for operation program

Maintenance

Shut-in no rig

Electrity failure

Operation with steelrope
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agua) a través de pequeñas grietas que se forman, como se observa en el 

gráfico 2.5. 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.5 Comunicación a través de una barrera 

Fuente: (BAILEY, 2000) 

Como resultado de la producción, la presión diferencial a través de estas 

lutitas permite al fluido migrar a través del pozo. A menudo, esta falta está 

asociada con estimulaciones tentativas. Las fracturas se pueden romper a 

través de la capa de lutita o los ácidos pueden disolver los canales. 

2.5.2. CONIFICACIÓN 

Los pozos horizontales en el Campo Mariann tienden a la presencia de una 

cúspide o cresta, esto ocurre cuando existe un contacto agua-petróleo cerca 

de los disparos cuya permeabilidad vertical es relativamente elevada.  

La caída de presión en los espacios perforados genera migración de los 

fluidos más móviles. Cuando se empieza a producir agua (punto de quiebre), 

el corte de agua incrementa e invade los espacios perforados. 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.6 Conificación y cúspide 

Fuente: (BAILEY, 2000) 
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La conificación de agua y gas es un problema que afecta todas las etapas de 

la vida de los campos petroleros. La aparición del cono de agua o gas puede 

reducir significativamente la producción de petróleo.  

2.5.3. DIGITACIÓN (FINGERING) 

Son franjas discretas e desplazamiento de aguas que se pueden mover a 

través del reservorio o campo en un ambiente de flujo de agua, 

especialmente cuando existe alta relación agua- petróleo. 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.7 Fingering 

Fuente: (BAILEY, 2000) 

Cuando existen altas relaciones de viscosidad agua-petróleo, pueden ocurrir 

inestabilidades en la interface agua- petróleo porque la conducción de los 

fluidos tiene alta permeabilidad. En algunos casos las gravedades de 

petróleo pueden variar sustancialmente de un lugar a otro incluso en la 

misma parte del campo. En Mariann la gravedad específica es de 23,3 °API 

(Agosto 2014). 
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2.6. CONSIDERCIONES GENERALES 

Para la aplicación de tecnologías para el control de agua en pozos 

horizontales se debe conocer conceptos importantes, como son: 

2.6.1. TIPOS DE AGUA PRODUCIDA 

Agua de barrido 

Es el agua que proviene de un pozo inyector de agua, o de un acuífero 

activo y contribuye al barrido del petróleo, el manejo de este tipo de agua es 

fundamental, porque contribuye en la recuperación y producción de las 

reservas.  

Agua buena 

Es el agua producida conjuntamente con el petróleo dentro del pozo a una 

tasa inferior al límite económico, sabemos que es inevitable el flujo de agua 

buena pero su producción tiene lugar cuando existe un flujo simultáneo de 

petróleo y agua en toda la matriz de la formación. 

El agua buena al ser inyectada necesita ser producida junto con el petróleo, 

pero la separación en el fondo puede ser una solución, en cambio el agua 

mala nos provoca una disminución de presión y no ayuda en nada a la 

producción de petróleo. 

 

Agua mala 

Es el agua en exceso producida dentro del pozo, se define como el fluido 

producido sin petróleo. Muchas veces la producción de petróleo no 

compensa el costo asociado con el tratamiento de esta agua. Nos 

enfocaremos en este tipo de agua. 

El avance del agua buena y mala la podemos observar en el gráfico 2.8. 
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Ec. 2.1 

 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.8 Avance del agua buena y mala Vs. tiempo 

Fuente: (BAILEY, 2000) 

 

2.6.2. PROPIEDADES PETROFÍSICAS 

2.6.2.1. PERMEABILIDAD 

Depende principalmente de la porosidad de la roca ya que es la capacidad 

de la misma para permitir el flujo de los fluidos a través del espacio poroso 

efectivo. 

El Ing. Hidráulico Henry Darcy realizó un estudio en 1856 en donde se 

observó que: 

𝑘 =
𝑞 × 𝜇 × 𝐿

𝐴 × ∆𝑃
    

Donde: 

𝑘 = 𝑝𝑒𝑟𝑚𝑒𝑎𝑏𝑖𝑙𝑖𝑑𝑎𝑑 (𝐷𝑎𝑟𝑐𝑦) 

𝑞 = 𝑐𝑎𝑢𝑑𝑎𝑙 𝑑𝑒 𝑓𝑙𝑢𝑖𝑑𝑜 
𝑏𝑙𝑠

𝑑𝑖𝑎
 

𝜇 = 𝑣𝑖𝑠𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 (𝑐𝑃) 

𝐿 = 𝑙𝑜𝑛𝑔𝑖𝑡𝑢𝑑 (𝑓𝑡) 
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𝐴 = Á𝑟𝑒𝑎 (𝑓𝑡2) 

∆𝑃 = 𝑑𝑖𝑓𝑒𝑟𝑒𝑛𝑐𝑖𝑎𝑙 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 (𝑝𝑠𝑖) 

Estableciendo que la velocidad de un fluido homogéneo en un medio poroso 

es proporcional al gradiente de presión e inversamente proporcional a la 

viscosidad. 

Darcy.- Una roca tiene la permeabilidad de un Darcy cuando un fluido con 

una viscosidad de un centipoise avanza a una velocidad de un centímetro 

por segundo bajo un gradiente de presión de una atmósfera por centímetro, 

como se observa en el gráfico 2.9 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.9 Ley de Darcy 

Fuente: (Guerrero & Mandujano, 2014) 

Permeabilidad absoluta 

Se refiere cuando el fluido satura al 100% la roca ya sea petróleo, agua o  

gas. 

Permeabilidad efectiva 

Es cuando la roca se encuentra saturada de dos o más fluidos. 
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Permeabilidad Relativa 

Es la relación entre la permeabilidad efectiva y la absoluta. Esta medida es 

muy importante en ingeniería de yacimientos, ya que da una medida de la 

forma como un fluido se desplaza en el medio poroso. La sumatoria de las 

permeabilidades relativas es menor de 1.0.  

 

Las curvas de permeabilidades relativas de la fase no mojante tiene forma 

de “S”. La curva de permeabilidad relativa de la fase mojante es cóncava. 

Para sistemas agua-aceite el agua es mojante (normalmente) en sistemas 

petróleo-gas, el petróleo es la fase mojante. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.10 Curva típica de permeabilidades relativas para sistema gas-aceite 

Fuente: (ESCOBAR, 2007) 



 

21 

 

 
 

Gráfico 2.11 Curva típica de permeabilidades relativas para sistema agua-aceite 

Fuente: (ESCOBAR, 2007) 

2.6.2.2. HUMECTABILIDAD O MOJABILIDAD 

 

Es la propiedad de los fluidos inmiscibles de adherirse fácilmente a la 

superficie de un sólido. Un ejemplo claro es cuando una gota de un fluido 

mojante logra dispersarse por la superficie sólida, en cambio un fluido no 

mojante se limitará a formar gotas.  

Cuando la preferencia es del agua por adherirse a la roca se conoce como 

hidrófila. Y la preferencia de petróleo por adherirse a la roca se la conoce 

como oleofíla.  

El ángulo de contacto es una medida indirecta de mojabilidad. Si θ < 90° se 

dice que el sistema es mojado por agua y si θ > 90° hace referencia a un 

sistema mojado por aceite como se nota claramente en el gráfico 2.12. 
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Gráfico 2.12 Tipos de Movilidad 

  

 

2.6.2.3. MOVILIDAD  

Es la capacidad de un fluido para desplazarse con mayor o menor facilidad, 

dependiente de las propiedades del medio poroso y del fluido. Se la calcula 

mediante la relación entre la permeabilidad efectiva de la roca a un fluido y la 

viscosidad que tiene el mismo: 

𝑀𝑤 =
𝑘𝑟𝑤

𝜇𝑤
                    𝑀𝑜 =

𝑘𝑟𝑜

𝜇𝑜
 

 

La ecuación se define como:              𝜆 =
𝑘𝑟𝑤

𝑘𝑟𝑜
 
𝜇𝑜

𝜇𝑤
  

 

Fuente: (ESCOBAR, 2007) 

 

 

Fuente: (PÉREZ, 2007) 

Ec. 2.3 

Ec. 2.2 
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Donde: 

 

𝜆 = 𝑚𝑜𝑣𝑖𝑙𝑖𝑑𝑎𝑑 

𝑘𝑜 = 𝑝𝑒𝑟𝑚𝑒𝑎𝑏𝑖𝑙𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒𝑙 𝑝𝑒𝑡𝑟ó𝑙𝑒𝑜 

𝜇𝑤 = 𝑣𝑖𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑔𝑢𝑎 

  

Cuando:       M>1 el agua se mueve más rápido que el petróleo 

               M<1 el petróleo se mueve más fácil que el agua 

 

En la cuenca ecuatoriana los crudos son medianos a viscosos, lo que hace 

que la movilidad del agua sea considerablemente mayor a la movilidad del 

crudo, en consecuencia cuando un pozo es puesto en producción según 

pase el tiempo la producción de agua aumentara y la de petróleo ira 

disminuyendo.  

 

2.6.2.4. RELACIÓN AGUA/PETRÓLEO (RAP) O WATER/OIL RATIO 

(WOR) 

El RAP se obtiene al dividir la tasa de producción de agua respecto a la tasa 

de producción de petróleo y oscila entre 0 (100% petróleo) e infinito (100% 

agua). 

𝑅𝐴𝑃 =
𝑞𝑎𝑔𝑢𝑎

𝑞𝑝𝑒𝑡𝑟ó𝑙𝑒𝑜
 

Fuente: (ESCOBAR, 2007) 

Donde: 

𝑞𝑤 =  𝑡𝑎𝑠𝑎 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑎𝑔𝑢𝑎 

𝑞𝑜 = 𝑡𝑎𝑠𝑎 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑝𝑒𝑡𝑟ó𝑙𝑒𝑜 

Ec. 2.4 
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2.6.2.5. CORTE DE AGUA 

Es la relación entre la tasa de producción de agua dividido para la tasa de 

producción de fluidos, y se expresa en porcentaje o fracción. 

 

𝐶𝑜𝑟𝑡𝑒 𝑑𝑒 𝑎𝑔𝑢𝑎 =
𝑞𝑎𝑔𝑢𝑎

𝑞𝑎𝑔𝑢𝑎+𝑞𝑝𝑒𝑡𝑟ó𝑙𝑒𝑜
 

Fuente: (ESCOBAR, 2007) 

Donde: 

𝑞𝑎𝑔𝑢𝑎 =  𝑡𝑎𝑠𝑎 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑎𝑔𝑢𝑎 

𝑞𝑝𝑒𝑡𝑟ó𝑙𝑒𝑜 = 𝑡𝑎𝑠𝑎 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑝𝑒𝑡𝑟ó𝑙𝑒𝑜 

 

2.6.3. POZOS HORIZONTALES 

Los pozos horizontales son superiores a los pozos convencionales en cuanto 

a producción y recuperación; sin embargo, están expuestos a problemas de 

temprana conificación de agua hacia el talón del pozo.  

Debido a la variación de la permeabilidad y la proximidad de trampas de 

agua, el agua puede irrumpir por cualquier parte del pozo (no sólo en el 

talón). Las completaciones convencionales no manejan eficientemente la 

heterogeneidad que tiene el pozo o los cambios de permeabilidad 

encontrados a lo largo de la formación. 

En pozos verticales normalmente se utilizan tapones de cemento, 

empacaduras y tratamientos químicos para tratar de controlar el flujo de 

agua; pero en secciones largas perforadas en sentido horizontal a través de 

un solo yacimiento se plantea otro tipo de reto. 

Ec. 2.5 
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En el gráfico  2.13  se muestra un esquema de la entrada de agua en pozos 

horizontales. 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Gráfico 2.13 Saturación de agua en un pozo en producción 

Fuente: (Guerrero & Mandujano, 2014) 

En pozos horizontales, se encuentran diferentes problemas en la producción, 

como las pérdidas de presión alrededor de la sección del talón, como 

consecuencia de la caída de presión del flujo de fluidos ya que no es 

uniforme a lo largo del pozo y causa mayores tasas de producción en el 

talón. 

2.6.4. ÍNDICE DE PRODUCTIVIDAD  

El índice de productividad es una medida del potencial del pozo o de su 

capacidad de producir. El comportamiento de afluencia de un pozo horizontal 

se caracteriza por la  combinación de un flujo radial y lineal, que se extiende 

a lo largo de los límites  del yacimiento.  

La presión de producción en el fondo del pozo, Pwf, se conoce como FBHP 

(flowing bottom hole presure) y la diferencia entre ésta y la presión estática 

del pozo Ps se conoce como drawdown.  

Este se representa en la siguiente ecuación. 
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Ec. 2.7 

Drawdown =  ∆P = 𝑃𝑆 − 𝑃𝑤𝑓 

La relación entre la tasa de producción de un pozo y el drawdown para esta 

tasa en particular se denomina índice de productividad IP que se simboliza 

con la letra J. 

𝐽 =
𝑄

𝑃𝑆−𝑃𝑤𝑓
[
𝐵𝐿 𝑑í𝑎⁄

𝑃𝑆𝐼
] 

A menos que se especifique otra cosa, el IP se basa en la producción neta 

de fluidos (agua, aceite). 

2.6.4.1. Índice De Productividad De Pozos Horizontales  

Las investigaciones se esfuerzan por desarrollar ecuaciones matemáticas 

para evaluar el desempeño de los pozos horizontales, Geiger (1984) 

desarrolló una de las correlaciones más aceptadas para evaluar el índice de 

productividad de pozos de petróleo de una sola fase, o producción de 

petróleo antes de la producción de agua en un reservorio isotrópico, Geiger 

(1984) propuso el índice de productividad en un pozo vertical y uno 

horizontal, y realizó una comparación: 

 

𝐼𝑃𝐻 = 0.0145 ∗
𝑘𝐿

𝜇

{
 
 

 
 

1

(𝐿/ℎ)𝑙𝑛(
1+[√1−(𝐿/2𝑟𝑒𝐻)

2
]

𝐿/(2𝑟𝑒𝐻)
)+𝑙𝑛(

ℎ

2𝜋∗𝑟𝑤𝐻
)

}
 
 

 
 

 

 

𝐼𝑃𝑉 =
2𝜋𝑘ℎ

𝜇
(

1

ln
𝑟𝑒𝑉

𝑟𝑤𝑣⁄
) 

 

 

Ec. 2.6 

Ec. 2.8 

Ec. 2.9 
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Donde: 

reH y reV = son los respectivos radios de drenaje de los pozos horizontal y 

vertical 

rwH y rwV = son los respectivos radios de pozo de los pozos horizontal y 

vertical  

L= es la longitud del pozo horizontal y h es el espesor del reservorio). 

 

 

𝐼𝑃𝐻

𝐼𝑃𝑉
=

𝑙𝑛(
𝑟𝑒𝑣
𝑟𝑤𝑣

)

𝑙𝑛

(

 
 
1+√1−

𝐿2

2𝑟𝑒𝐻

𝐿
2𝑟𝑒𝐻

)

 
 
+
ℎ

𝐿
𝑙𝑛(

ℎ

2𝜋𝑟𝑤𝐻
)

 

 

Esta última ecuación ha sido ampliamente aceptada por los ingenieros de 

reservorios en evaluaciones de pozos horizontales y en la apreciación de la 

necesidad o carencia de estos en el plan de desarrollo de sus campos. 

Con la utilización de ICD se determina el índice de productividad a la cara de 

la arena es: 

 

𝐼𝑃𝑐𝑎𝑟𝑎 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑎𝑟𝑒𝑛𝑎 =
𝑄

𝑃𝐷
=

𝑄

𝑃𝑅 − (𝐶𝑃𝐹𝑓𝑖𝑙𝑡𝑟𝑜 − ∆𝑃𝑐𝑎𝑝𝑖𝑙𝑎𝑟)
 

 

Donde: 

Q= Caudal  de Petróleo, Bl/día 

PD = Caída de presión total desde el reservorio hasta el tubing, psi 

PR = Presión de reservorio, psi 

CPFfiltro = Caída de presión entre el filtro y la base del tubo antes de entrar en 

los capilares, psi 

∆Pcapilar = Caída de presión a través de los capilares. 

 

Ec. 2.11 

Ec. 2.10 
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La caída de presión se le denomina a la diferencia entre la presión estática 

(Pe), que es tomada después de un período de cierre del pozo lo 

suficientemente largo para obtener un equilibrio en la presión del yacimiento 

y la presión de fondo fluyente (Pwf) que se la toma cuando el pozo haya 

producido una rata estabilizada por un tiempo determinado. 

 

La representación gráfica de la relación existente entre la tasa de crudo y la 

presión de fondo fluyente es conocida como “Inflow Performance  

Relationship” (IPR). 

 

2.6.5. PRINCIPIO DE LA ECUACIÓN DE BERNOULLI 

Con el uso de los dispositivos de control de flujo es necesario conocer el 

principio físico y la ecuación matemática, la que nos explicara como el fluido 

fluye a través de un capilar. La ecuación de Bernoulli relaciona la presión, 

elevación y velocidad de un fluido incomprensible en un flujo estacionario. 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.14 Principio de la Ecuación de Bernoulli 

Fuente: (PÉREZ, 2007) 

Cuando el fluido fluye por un tubo y entra en una zona más estrechas, gana 

velocidad porque la presión que lo empuja de atrás hacia delante es mayor 

que la presión que desde el frente se opone al movimiento. 
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𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝐸𝑠𝑡á𝑡𝑖𝑐𝑎 (𝑃𝑠) + 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝐷𝑖𝑛á𝑚𝑖𝑐𝑎 (
𝜌𝑉2

2
) = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 (𝑃𝑇) 

(𝑃𝑠 +
𝜌𝑉2

2
)
1
= (𝑃𝑠 +

𝜌𝑉2

2
)
2
 

Donde:  

𝜌 = densidad 

V= velocidad 

La energía de un fluido en cualquier momento consta de los siguientes 

componentes: 

 Cinemático: es la energía producida por la velocidad que posee el 

fluido. 

 Potencial gravitacional: es la energía debido a la altitud que tenga un 

fluido. 

 Energía de flujo: es la energía que un fluido contiene debido a su 

presión. 

Para llegar a la Ecuación de Bernoulli se deben hacer ciertas suposiciones: 

 El fluido se mueve en un régimen estacionario, o sea, la velocidad del 

flujo no varía con el tiempo en un punto establecido. 

 Se desprecia la viscosidad del fluido (que es una fuerza de 

rozamiento interna). 

 Se considera que el líquido está bajo la acción del campo gravitatorio 

únicamente. 

 

Ec. 2.12 
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2.6.6. PÉRDIDAS DE PRESIÓN 

En los pozos horizontales las grandes caídas de presión a través de la 

sección horizontal ocurren principalmente en yacimientos con altas 

permeabilidades. En estos casos, las tasas de flujo no están restringidas por 

la productividad del pozo, sino por las limitaciones de caídas de presión en 

las tuberías de producción.  

(Chaperon, 1986), fue el primero en considerar los efectos  de la pérdida de 

presión debido  a la fricción a lo largo del pozo. Para él la caída de presión 

en el pozo,  (ΔP en psi) puede ser obtenida mediante un arreglo a la ley de 

Poiseuille para tasa de flujo total a través de un capilar (CRAFT & 

HAWKINS, 1965): 

∆𝑃 =
𝑄𝐵𝑜𝜇𝑜𝐿

1.30(10)10𝜋𝑟0
4 

 

Esta ecuación no toma en cuenta los aspectos de entrada  de fluidos y la 

rugosidad de las perforaciones o de la formación.  

 

En general se considera que la pérdida de presión por fricción no puede ser 

apropiadamente representada por las correlaciones convencionales para 

pérdidas de presión por fricción en tuberías, y que la pérdida de presión por 

fricción en pozos horizontales puede ser completamente influyente en la 

productividad de un pozo horizontal, es por esto que todos los cálculos se 

encaminan a establecer el valor de (hfs), pérdida por fricción de superficie, 

este está dado por la expresión: 

 

ℎ𝑓𝑠 = 𝑓
𝐿

𝐷

𝑉−2

2𝑔𝑐
 

 

Dónde: 

L = Longitud de la Tubería. 

Ec. 2.13 

Ec. 2.14 
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f = Factor de Fricción. 

D = Diámetro interno de la Tubería.v = Velocidad Media. 

gc = Factor de proporcionalidad 

 

En la práctica, algo de caída de presión del pozo horizontal al final de la 

sección productora es esencial para mantener flujo de fluido en el pozo. 

Consecuentemente, el final de la sección (talón) estará a una presión más 

baja. 

Sin embargo, en el ámbito de Ingeniería la pregunta debe orientarse al 

estudio de cuál es la caída de presión esperada en un pozo horizontal y 

como está con respecto a la caída de presión entre la presión estática del 

yacimiento (ΔP) y la presión de fondo fluyente, (Pr- Pwf). 

2.6.7. RESERVORIOS HOMOGÉNEOS Y HETEROGÉNEOS 

Si un reservorio tiene las mismas características y propiedades a lo largo de 

toda su extensión se considera como homogéneo, se da cuando la 

acumulación de sedimentos está bajo un mismo ambiente. 

Durante el tiempo de formación del reservorio, los ambientes de 

sedimentación pueden cambiar, y al producirse en diferentes ambientes se 

considera que este reservorio es  heterogéneo. 

Para reservorios homogéneos, la experiencia ha demostrado que la mayor 

caída de presión se presenta en el talón del pozo, como se puede observar 

en el gráfico 2.15. 
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Gráfico 2.15 Reservorio Homogéneo con  tubería ranurada 

Fuente: (Halliburton, ADVANCED COMPLETIONS, 2009) 

 

Para reservorios heterogéneos o estratificados, la experiencia ha 

demostrado que la mayor caída de presión se presenta en aquellas 

secciones que poseen las mejores características petrofísicas 

(permeabilidad y porosidad), es decir los mayores ΔP pueden estar en el 

talón, en la mitad, en el final o en varias zonas del pozo según el estudio 

petrofísico indique. 

Las formaciones homogéneas son muy pocas en el mundo y en el Ecuador 

son nulas. 

En cambio en reservorios heterogéneos, se tiene diferentes 

permeabilidades, es decir una zona más permeable que otra; por lo tanto por 

la zona más permeable se va a meter el fluido si se usa una tubería 

ranurada o malla (SAS). El mayor aporte de fluidos será por la zona más 

permeable y por allí irrumpirá el agua, como se puede observar en el gráfico 

2.16 
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Gráfico 2.16 Reservorio Heterogéneo con tubería ranurada 

Fuente: (Halliburton, ADVANCED COMPLETIONS, 2009) 

2.6.8. EFECTO PUNTA-TALÓN 

Este efecto se refiere cuando el flujo radial desde el reservorio es mayor en 

la parte del “talón” de la parte horizontal comparado con el flujo en la “punta” 

del mismo pozo. Ver gráfico 2.17. 

Con el paso del tiempo y antes de que el petróleo proveniente de las 

secciones cercanas a la punta llege al pozo, la cantidad de agua o gas serán 

arrastrados hacia el talon, produciendo un fin anticipado de vida del pozo.  

 

 

 

 

 

 

Gráfico 2.17 Efecto “punta-talón” 

 Fuente: (Ellis T. E., 2010)  
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CAPÍTULO III      

                                                   

3. DISPOSITIVOS DE CONTROL DE FLUJO (ICD´s) 

Se han aplicado exitosamente nuevas tecnologías de perforación y 

productividad de pozos, que han permitido en cierta manera mejorar la 

producción en el campo. Las estrategias comprendieron la sustitución de 

pozos direccionales por horizontales con terminación selectiva ICD’s 

(dispositivos de control de flujo). 

Estos dispositivos buscan homogenizar el flujo a lo largo del pozo horizontal, 

tratando de lograr caídas uniformes de presión, que eventualmente reduzcan 

la producción de agua. Como se observa en el gráfico 3.1 

 

En las formaciones homogéneas, se producen caídas de presión según los 

fluidos fluyen desde la profundidad total hacia el talón del pozo.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 3.1 Ejemplo de sistema ICD y perfil de flujo homogéneo que se desea conseguir 

Fuente: (Guerrero & Mandujano, 2014) 
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Debido al efecto punta-talón y existe un diferencial de presión que produce 

un influjo irregular a lo largo del trayecto del pozo generando conificación de 

agua o acumulación de gas en el talón.  

Por lo que es una tecnología muy utilizada a partir de los buenos resultados 

que ha tenido en los diferentes campos los cuales se desarrollaron a 

mediados de 1990. 

3.1. OBJETIVO DEL DISPOSITIVO DE CONTROL DE 

FLUJO 

 

El principal objetivo de los ICD´s es distribuir uniformemente el flujo a lo 

largo  de las secciones horizontales, controlar la producción de agua y 

prolongar la vida del pozo. 

Con la tecnología ICD se debe cementar el pozo en vez de poner liner 

ranurado (SAS), con ello si la mayor cantidad de fluido ingresa por el talón 

es ahí donde se restringe el flujo por esa zona para que el caudal ingrese de 

una forma homogénea. Ya que estos dispositivos consiste en canales de 

flujo que varían su número, longitud y superficie transversal basándose en 

requerimientos de producción y del reservorio. 

Es indispensable saber que existen dos componentes claves para el 

desarrollo de una solución tecnológica mecánica con ICD eficaz: 

 La selección apropiada de la ICD. 

 La colocación correcta de los ICD seleccionados. 

 

3.2. FUNCIÓN DE LOS ICD´s 

Estos dispositivos logran crear una producción uniforme a lo largo de la 

sección horizontal del pozo y eliminar  
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el flujo anular, para lograr el flujo uniforme la clave es acoplar un dispositivo 

de control de flujo en la base de la tubería y al final de cada malla, lo cual 

permite que el flujo ingrese de manera uniforme en la sección horizontal y de 

esta manera el agua se empujará hacia el pozo de forma homogénea. 

El dispositivo de control de flujo (ICD) tiene canales que restringen el flujo de 

fluido en la sección del filtro, siendo un sistema de completación que 

optimizara la producción de petróleo retrasando el avance de agua. 

El fluido desde el reservorio fluye a través del filtro y luego entra a la malla 

del mismo, para pasar por las boquillas. 

La configuración de la boquilla de los dispositivos ICD se puede efectuar de 

antemano o, alternativamente, se puede realizar en la locación. La malla de 

acero del filtro optimiza el control de la producción de arena. 

La terminación con dispositivos ICD como se observa en el gráfico 3.2, ha 

mostrado un mejor desempeño que el de una terminación convencional. 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 3.2 Terminación con dispositivos ICD. 

Fuente: (PETROLEUM, 2010) 

 Los dispositivos de control de flujo logran perfeccionar el trabajo de la 

completación: 
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1. Asegurando tasas iguales entrando a través de cada malla. 

2. Existen simuladores adecuados. 

3. El flujo en el espacio anular es reducido a cero, mejorando el 

desempeño del sistema de control de arena. 

4. Balanceando el perfil de flujo, provee una optimización del 

drenaje de los pozos horizontales, retrasando la producción de 

agua y gas provenientes de los conos. 

 

El fluido que llega desde las formaciones fluye a través de las múltiples 

capas de las mallas, que están montadas en una camisa interna y a lo largo 

del espacio anular. Luego ingresa a la tubería de producción, a través de 

una restricción, en el caso de los ICD´s con boquillas y orificios. 

O a través de un  trayecto tortuoso en el caso de los dispositivos tipo 

helicoidal o tubular. 

3.3. TIPOS DE ICD´s 

Estos dispositivos utilizan muchas configuraciones de flujo continuo que 

incluyen boquillas, tubos y canales helicoidales de tipo laberinto, diseñados 

para balancear el perfil de influjo del pozo y minimizar el flujo anular para 

evitar caídas de presión adicionales. 

Hay muchos tipos de sistemas de ICD que se pueden utilizar para el control 

de agua y gas; diferenciándose de la manera en la que se produce la caída 

de presión.  

Sin embargo, en todos los casos, la colocación adecuada del sistema es de 

suma importancia para el control eficaz de las aguas no deseadas. 

Desafortunadamente, no existían métodos para determinar la colocación 

correcta. 
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Actualmente, los diseños de ICD´s más utilizados son: 

 Tipo Orificio 

 Tipo Nozzle 

 Tipo Tubo Capilar  

 Tipo Canal helicoidal 

 

 

3.3.1. ICD TIPO DE ORIFICIO  

Este tipo de ICD usa los orificios que son parte de una camisa instalada dentro de 

la cámara del ICD alrededor de la tubería, obligando al líquido a ir de un área más 

grande hasta los puertos de pequeño diámetro creando una resistencia al flujo. 

 

El funcionamiento empieza cuando  el fluido ingresa desde el pozo al 

espacio entre la malla y el tubo base, luego el fluido debe pasar por los tubos 

y por último el fluido ingresa hacia la tubería de producción a través un 

orificio. 

 

 

 

 

 

Gráfico 3.3 ICD tipo orificio 

Fuente: (Guerrero & Mandujano, 2014) 
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3.3.2. ICD TIPO NOZZLE 

Este tipo de ICD posee un diámetro externo centralizado y el diámetro 

externo centralizado del acoplamiento provee un aislamiento mínimo al ICD 

del casing, permitiendo al fluido producir a través de todas las boquillas, 

como se observa en el gráfico 3.4. La desventaja con éste diseño es que no 

permite la filtración de los fluidos y las partículas de la formación erosionarán 

y taparán las boquillas. Entre los diseños de ICD es la que ofrece menor 

área de influjo. 

La desventaja con éste diseño es que no permite la filtración de los fluidos y 

las partículas de la formación erosionarán y taparán las boquillas. Esta 

herramienta se caracteriza por usar un nozzle de 0,20 plg de grosor. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

3.3.3. IDC TIPO TUBO CAPILAR  

Consiste en una cámara anular sobre una tubería estándar acanalada. 

Cuando es utilizado un filtro, el fluido del reservorio es producido desde la 

formación a través del filtro de arena a la cámara de flujo. La caída de 

presión requerida es creada por un juego de capilares.  

 

Gráfico 3.4 Nozzle ajustable 

Fuente: (Halliburton, ADVANCED COMPLETIONS, 2009) 
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Después de fluir a través de los capilares el flujo procede dentro de la 

tubería a través de un juego de entradas. La longitud y diámetro interior del 

capilar está diseñado para producir la presión diferencial necesitada para la 

eficiencia óptima de la completación. Las partes que lo conforman se las 

puede observar en el gráfico 3.5. 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 3.5 Partes del ICD tipo capilar 

Fuente: (Halliburton, Next generation ICD increases recoverable reserves and extends 

well production, 2014) 

 

3.3.4. TIPO CANAL HELICOIDAL 

Este tipo de ICD usa un tubo helicoidal el mismo que generar la restricción 

de presión con el objetivo de controlar en influjo en el pozo, creando una 

trayectoria más larga y tortuosa por la que pasa el fluido antes de ser 

producidos creando  una caída o distribución de presión a lo largo de toda la 

longitud del pozo originando numerosas ocasiones un cambio en la dirección 

transversal del petróleo a través del dispositivo. 

A comparación del ICD tipo nozzle y tipo orificio, es que provoca una mayor 

caída de presión y reduce el desgaste o taponamiento de las entradas del 

ICD. 
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Su estructura interna se la puede observar en el gráfico 3.6 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 3.6 ICD Tipo Helicoidal 

Fuente: (Erkal, 2010) 

 

3.4. EQUIFLOW AUTONOMOUS INFLOW CONTROL 

DEVICE 

Esta nueva generación de ICD´s es una válvula de estado sólido que permite 

el flujo de fluidos deseables, como petróleo, y restringe el flujo de fluidos 

indeseables como el agua. Las aplicaciones típicas incluyen pozos que 

experimentan el efecto "punta-talón", avance de agua / gas, diferencias de 

permeabilidad, y los retos de agua o gas que se ocupan los yacimientos de 

pozos horizontales. 

La AICD realiza dos funciones principales mediante: 

 El selector de viscosidad que identifica el fluido y  

 El restrictor de flujo que restringe el flujo cuando este no es deseado. 
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3.4.1. PARTICULARIDADES DE LA VÁLVULA AICD 

Un diseño de esta válvula la podemos observar en el gráfico 3.9 

 La trayectoria de flujo se da por un inserto de carburo de 

tungsteno. 

 El inserto está montado en un soporte de 316L (aceros inoxidables 

resistentes a la ruptura y corrosión compuestos principalmente por 

molibdeno, cromo y niquel). 

 El flujo entra por las inserciones de las dos esquinas. 

 El flujo sale del inserto por el lado posterior a través de una 

boquilla 

 La boquilla se ajusta bajo presión en el soporte para crear un sello 

hermético presurizado.es muy sensible a la viscosidad del fluido. 

Favores el ingreso de agua. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Entre las principales ventajas del AICD es, que no tiene partes móviles, no 

requiere orientación de fondo de pozo y utiliza las propiedades dinámicas de 

fluido para dirigir el flujo. Esto da como resultado una solución simple, fiable y 

rentable a las limitaciones mencionadas de la ICD.  

Gráfico 3.7 Equiflow AICD 

Fuente: (Halliburton, Next generation ICD increases recoverable reserves and extends 

well production, 2014) 
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Y entre otras podemos recalcar que: 

 Retrasar el flujo de fluidos no deseados, tales como agua y gas en 

el pozo horizontal. 

 Aumenta la fiabilidad a través del diseño la sencillez. 

 Reduce al mínimo la producción de líquido no deseado. 

 Existe un balance de la producción a través del intervalo. 

 Ayuda a incrementar las reservas recuperables y extender la 

producción del pozo. 

 Reduce el costo y el riesgo de manipulación de fluidos no 

deseados en la superficie. 

 Funciona de manera autónoma. 

 No contiene partes móviles, la electrónica, o conexiones a la 

superficie. 

 No requiere intervención. 

3.4.2. CARACTERÍSTICAS DE FUNCIONAMIENTO 

Una vez que la irrupción de agua/gas se produce, la AICD limita 

significativamente la producción no deseada, haciendo que el fluido con 

mayor viscosidad tome el camino corto y directo dentro del dispositivo y asi 

aumentando la producción del fluido más viscoso (petróleo). Como se 

observa en el gráfico 3.10. 

  

 

 

 

 

 

Gráfico 3.8 Dispositivo AICD 

Fuente: (Halliburton, Next generation ICD increases recoverable reserves and extends well 
production, 2014) 
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La densidad y la velocidad de flujo se utilizan para describir las fuerzas de 

inercia, mientras que la viscosidad y la velocidad de flujo se utilizan para 

describir las fuerzas viscosas. Los AICD operan mediante el uso de un 

equilibrio entre las fuerzas de inercia y las fuerzas viscosas en el fluido. Al 

ajustar la geometría de flujo pueden ser muy sensibles a las propiedades de 

los fluidos.   

La elección de la vía se determina por el equilibrio de las fuerzas de inercia y 

las fuerzas viscosas. Cuando las fuerzas de inercia son dominantes, el flujo 

tiende a mantener la dirección original y se ira por la vía recta.   

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Gráfico 3.9 Modelo (AICD) simplificado 

Fuente: (SPE, 2010) 
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Se puede observar la diferencia en caída de presión en formaciones con 

tecnología ICD y AICD en el gráfico 3.10 y 3.11. 

 

Gráfico 3.10 Influjo de agua muy reducido y la producción total de petróleo estimulada con 

la instalación de AICD 

Fuente: (Halliburton, Improve Completion Performance and Efficiency, 2012) 

 

 
 

Gráfico 3.11 Fluencia de fluidos con completación ICD 

Fuente: (Halliburton, Improve Completion Performance and Efficiency, 2012) 
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3.5. DESCRIPCIÓN DE SOFTWARE ESPECIALIZADOS DE 

SIMULACIÓN PARA DISPOSITIVOS DE CONTROL DE 

FLUJO. 

La simulación  es un elemento básico y primordial para la implementación de 

ICD, por lo que existe un software de análisis NETool y el software de 

análisis nodal Quiklook para cuantificar las ventajas y para permitir el estudio 

a largo plazo de una completación con ICD. 

El Quiklook analiza los datos que se generen a largo plazo de una 

completación en este caso de ICD´s generando gráficos complementarios e 

interactivos. 

El NETool permitirá modelar cualquier geometría del pozo, simular diferentes 

tipos de completaciones y analizar sus resultados. 

3.5.1. COMPLETACIÓN CON DISPOSITIVOS DE CONTROL DE 

FLUJO 

Los pozos completados con ICD´s son diseñados para crear una mayor 

restricción en la zona del talón distribuyéndose a lo largo de la sección 

horizontal para asegurar un flujo homogéneo en la sección. 

En el gráfico 3.12 muestra una completación con ICD en un pozo horizontal 

heterogéneo. El pozo es segmentado con empacaduras de acuerdo a las 

permeabilidades. Los ICD frente a las zonas más permeables son diseñados 

para restringir el flujo en esta zona. 
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Gráfico 3.12 Irrupción de agua en reservorios heterogéneos con ICD 

Fuente: Halliburton 

En yacimientos homogéneos no hay rangos de contraste en permeabilidad. 

Sin embargo se produce  el efecto talón-punta, esto es, existe un mayor 

diferencial de presión pozo-yacimiento en la sección del talón. Los fluidos 

son favorablemente producidos por esta sección y si existe agua lateral o de 

fondo también irrumpirá por esta sección.  

En yacimientos homogéneos se utiliza la tecnología ICD para evitar el efecto 

talón - punta como se muestra en el gráfico 3.13. 

 
Gráfico 3.13 Irrupción de agua en reservorios homogéneos con ICD 

Fuente: (Halliburton, ADVANCED COMPLETIONS, 2009) 
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Esta estrategia combate los fenómenos de conificación de agua o formación 

de crestas de gas a través de las zonas más permeables, detiene el flujo 

anular entre los compartimientos y permite el aislamiento de las zonas 

potencialmente con agua. 

Para el diseño de una completación ICD/AICD, se realiza en dos etapas:   

 Pre-evaluación.- Se realiza durante la etapa previa a la perforación 

del pozo o durante la perforación del mismo, y 

 El diseño final.- Se realiza con los datos reales del pozo recién 

perforado. 

En los dos casos la herramienta recomendada para el diseño óptimo de una 

completación es el NETool. 

3.5.2. QUIKLOOK SOFTWARE DE SIMULACIÓN  

Este software es una herramienta de simulación que se utiliza para estudiar 

los efectos a largo plazo (análisis transitorio) de una completación con AICD 

- ICD´s en el reservorio.  

QuikLook es excepcionalmente versátil y fácil de ejecutar, con una potente 

capacidad de visualización de los resultados, con datos importados de otros 

simuladores si es necesario.  

El gráfico 3.14 muestra un ejemplo de QuickLook donde se observa la 

distribución de agua en el reservorio desde un pozo inyector a un pozo 

productor a través de una zona de alta permeabilidad en la parte superior del 

reservorio. 
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Gráfico 3.14 Vista en 3 dimensiones de la distribución de agua en un reservorio 

Fuente: (Halliburton, ADVANCED COMPLETIONS, 2009) 

Con QuikLook se tiene un manejo de fluidos de reservorio ya que se puede 

incorporar datos complejos del pozo, chequear la consistencia de datos, 

producir diagramas suplementarios, pantallas gráficas interactivas, e iniciar y 

monitorear las corridas de simulación y analizar resultados. 

3.5.3. NETOOL SOFTWARE DE SIMULACIÓN 

Es una herramienta muy utilizada por los equipos de planeamiento, 

completación y optimización de producción. Puede modelar cualquier 

geometría del pozo, simular diferentes tipos de completaciones y analizar 

sus resultados, de ahí, que es usado para seleccionar una combinación 

correcta de las válvulas del ICD.  

Para cada segmento y cada trayectoria de flujo el NETool™ permite 

seleccionar el tipo de completación según sea el caso, evaluando las 

diferentes completaciones en los pozos horizontales permitiendo restringir la 

producción en zonas con alta saturación de agua.  

El flujo de las cercanías del pozo es representado por un número 

especificado de nodos que pueden ser conectados de maneras diferentes 
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para simular que el flujo atraviesa el espacio anular, a través de cualquier 

equipo de completación tal como ICD o a través de la tubería de producción.  

Para ubicar una completación, serán necesarios los datos de la trayectoria 

de los pozos, y las condiciones del reservorio como la presión y la 

permeabilidad.  

Los efectos de usar una completación con ICD pueden ser estimados 

introduciendo parámetros básicos del pozo en el software NETool y 

corriendo diferentes diseños de completación con variaciones de parámetros 

de flujo tales como corte del agua, permeabilidad, modelos de daño, etc.  

El software NETool permite la corrida de numerosos escenarios muy 

rápidamente para comparar resultados y optimizar la completación. 

3.5.4. MONITOR Z-SIGHT 

Esta herramienta es de gran ayuda ya que tiene la función de proporcionar 

los  datos del pozo como son presiones, temperaturas, los caudales que se 

están produciendo en un momento exacto, ya que muestra datos 

constantemente. 

Mediante el cual también se le puede establecer un valor máximo y mínimo 

de un parámetro determinado y cumplirá la función de una alarma de 

seguridad. ZSight calculará automáticamente el ajuste de la alarma más 

adecuado en función de las condiciones de operación actuales.  

Los puntos de ajuste de alarma se ajustan automáticamente a los cambios 

en las propiedades del fluido o condiciones también. Todos los puntos de 

ajuste también se pueden ajustar manualmente si es necesario.  

Alarmas automáticas se puede configurar para: 

 Pump Intake Pressure 

 Pump Discharge Pressure 
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 Pump Delta P Performance 

 Maximum and Minimum Pump Head  

 Maximum and Minimum Pump flow rate 

 Free Gas at the Pump Intake 

 Motor oil or winding temperatures 

 Pump Horsepower  

 

La información que brinda Z-sight se la tiene en el instrumento colocado en 

el pozo llamado VSD como se observa en el gráfico 3.15 y desde cualquier 

equipo que trabaje con Windows 2000 o XP que tenga una conexión de área 

local, siendo los mismos valores reales. 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 3.15 VSD instalado en X-41H 

En la cabina de control podemos observar los datos que nos proporciona 

VSD mediante el software Z-sight que en la parte superior de la pantalla de 

estado del pozo se encontraran ventanas de información y parámetros como 

se observa en el gráfico 3.16. 

 

Gráfico 3.16 Parte superior de la pantalla del estado del pozo 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 
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La primera pantalla que se puede visualizar en el Z-SIGHT es “WELL 

STATUS” o pantalla de estado del pozo, en la cual se puede visualizar los 

siguientes datos calculados y transmitidos del sensor de fondo como se ve 

en la figura 3.17. 

En la pantalla de estado del pozo o pantalla principal se encuentra 

información de básica de cómo se encuentra operando el pozo en la 

actualidad a tiempo real. En esta pantalla se muestra los siguientes 

parámetros: 

 Flujo Total (Flow): flujo total de producción expresado en barriles de 

fluido por día. 

 Corte de Agua (Water Cut): porcentaje de agua en el flujo total. 

 Frecuencia (Frecuency): velocidad en hertzios de la bomba BES. 

 Presión de Cabeza (WHP): presión medida en la tubería, en el 

cabezal del pozo. 

 Presión de Descarga (Press Discharge): presión medida a la 

descarga de la bomba. 

 Presión de Entrada (Press Intake): presión medida en la entrada de la 

bomba. 

 Temperatura del Motor (Motor Temp): temperatura medida en el 

motor de la bomba. 

 BES Presión de Fondo Fluyente (BHFP): presión calculada en frente 

de las perforaciones, cuando  el pozo se encuentra fluyendo a la 

caída de presión generada por la bomba. 

La información acerca de los parámetros del pozo y los gráficos elaborados 

automáticamente que nos brinda el sistema Z-sight se lo puede observar en 

el ANEXO 1. 
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Gráfico 3.17  Pantalla Well Status 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

El mensaje del estado del pozo (WELL STATUS MESSAGE), mostrado en la 

figura 3.17 indica el mensaje automático del estado del pozo, después de la 

simulación automática de este, y el parámetro por la cual la producción del 

pozo está limitada. Este mensaje utiliza código de colores para indicar el 

estado:  

 Verde: Optimizado 

 Azul: Optimización disponible 

 Naranja: Alarma existente 

 Amarillo: Problema relacionado al reservorio 

 Purpura: Problema relacionado a la BES 

 Rojo: Parado 

En la pantalla principal, mostrada en la figura 3.18, el Z-Sight muestra todas 

las señales medidas, y parámetros calculados, en valores, diales con 

alarmas, y en curvas de tendencias con respecto al tiempo.  
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Para graficar cada uno de los parámetros se selecciona el check list y 

automáticamente el Z-SIGHT muestra el gráfico del parámetro seleccionado 

respecto al tiempo, permitiendo la visualización de todo el historial (figura 

3.18). 

  

 

 

 

 

 

 

Gráfico 3.18 Pantalla principal y parámetros 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

El Z-SIGHT permite controlar el VSD a través del Z-SIGHT, sin necesidad de 

manipular el VSD directamente. Permite variar la frecuencia y encender o 

apagar el VSD en la locación del pozo o remotamente. Para realizar este 

control del VSD es necesario un código de control. 

De igual manera el Z-SIGHT permite descargar toda la data calculada y la 

obtenida del VSD y sensor de fondo, ya sea en la locación o remotamente. 

El archivo puede abrirse con Excel. 

Para realizar el monitoreo remoto del pozo utilizando la herramienta Z-

SIGHT se necesita la conexión a internet desde cualquier parte del mundo. 
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 CAPÍTULO IV                                                       

 

4. ANÁLISIS TÉCNICO 

El Campo Petrolífero Mariann es uno de los campos petrolíferos principales 

en el Bloque Tarapoa. Consiste en 5 zonas, que incluyen M1, U Superior, U 

Inferior, T Superior y T Inferior. En los que 27 pozos están produciendo 

principalmente de U Inferior y M1.  

La alta producción de agua tiene un impacto desfavorable en el desarrollo 

del Campo Mariann, en su principal reservorio Napo. No es un problema 

sencillo de solucionar, por lo que Andes Petroleum en el 2013 decidió buscar 

tecnologías desarrolladas específicamente para disminuir el corte de agua 

de 83.8% que tiene este campo. 

Así que decidió realizar una prueba piloto para retrasar la producción de 

agua en los pozos horizontales que estaban en plan de perforación y aplicar 

la tecnología ICD / AICD's. 

Las tecnologías analizadas y aplicadas fueron: 

 EquiFlow AICD (Autonomous - Vortex): 2 equipos 

 ICD (Passive - Adjustable Nozzles in series): 1 Equipo 

4.1. POZO X-41H 

El pozo X- 41H (Gráfico 4.1) fue perforado del 12 de marzo al 18 de abril del 

2014, como un pozo de desarrollo con el yacimiento Napo “U” Inferior como 

objetivo principal. La profundidad total (TD) alcanzada en este pozo es        

10 964 ft MD / 7 735 ft TVD (vertical verdadera) y se trata de un pozo 

horizontal. 
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Gráfico 4.1 Cabezal del Pozo X-41H 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 4.2 Mapa estructural  X-41H Napo “U” Inferior 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

En la tabla 4.1 se observan las profundidades  
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Tabla 4.1 Topes en las arenas 

Pozo Topes (ft) 

X-4IH 

"U" Inferior -6975 

"T" Superior -7157 

“T” Inferior -7213 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 

 

Las coordenadas del Pozo UTM de Fondo son las siguientes: 

 9 982 553  metros. Norte  

 362 582  metros. Este 

4.1.1. DISEÑO DE COMPLETACIÓN CREADO POR SOFTWARE DE 

SIMULACIÓN 

Pre diseño: Para la fase de pre diseño se utilizó el software NETool 

cargando la tabla con propiedades exportada del Software Eclipse de 

Schlumberger del Campo Mariann de la arena productora ―Napo. Para la 

simulación se utilizó la trayectoria planeada y las propiedades del reservorio 

de las celdas interceptadas por el pozo.  

Para el diseño final: se utilizó el mismo modelo creado en NETool pero 

utilizando ahora el survey final del pozo y el perfil de permeabilidad calculado 

a partir de los registros Logging While Drilling (LWD) tomados en el pozo. Es 

decir valores reales. 
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Gráfico 4.3 Perfil de producción de agua con dispositivos de control de flujo y liner 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

En el gráfico 4,3 se muestra el perfil de permeabilidad del X-41H cargado en 

NETool para segmentar el pozo en función de las heterogeneidades 

mostradas por el registro, en el que observamos la notoria diferencia en 

producción de agua con el simulador si se utiliza dispositivos de control de 

flujo o liner ranurado. 

La completación actual del pozo X-41H se la realizó del 18 al 20 de Mayo del  

2014 

De acuerdo al diseño y programa del gráfico 4.3,y la completación de fondo 

del pozo horizontal consta de: 

 Longitud de la zona horizontal: 434 ft 

 Número de ICD´s de 4 ½ pulgadas: 7 

 Número de Swellpackers: 5 

Podemos observar el esquema mecánico propuesto en el ANEXO 2. 
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4.1.2. HISTORIAL DE PRODUCCIÓN (PRUEBA DE POZO) 

El pozo X-41H entró en evaluación de producción mediante un sistema de 

bombeo ESP. El pozo fue completado en el yacimiento Napo “U” Inferior en 

el intervalo 10 359 – 10 589 (ft) obteniendo datos de propiedades 

petrofísicas como se ve en la tabla 4.2 y logrando resultados de producción 

como se ve en la tabla 4.3. 

 

Tabla 4.2 Propiedades petrofísicas del pozo X-41H 

 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 
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Tabla 4.3 Historial de producción del pozo X-41H 

 

 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 
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4.1.3. POTENCIAL DEL POZO 

Para calcular el máximo potencial del pozo se utilizó 3 escenas diferentes, 

modificando presiones de fondo. La curva Inflow Performance Relationship 

(IPR) generada por esta simulación mostrada en la gráfica 4.4 y al 

compararla con la actual se determinó que la producción del pozo es más 

alta que la expectativa que se tenía al inicio. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 4.4 IPR actual Vs IPR diseñado 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

 

WellTest Oil rate Water rate WCUT Q total BHP DD IP

Oil+Wat 637 63 9.0 700 2799 201 3.49

WellTest1 [STB/d] [STB/d] [%] [RB/d] [PSI] [PSI] [BPD/PSI]

WellTest Oil rate Water rate WCUT Q total BHP DD IP

Oil+Wat 910 90 9.0 1000 2678 322 3.11

WellTest2 [STB/d] [STB/d] [%] [RB/d] [PSI] [PSI] [BPD/PSI]

WellTest Oil rate Water rate WCUT Q total BHP DD IP

Oil+Wat 1365 135 9.0 1500 2407 593 2.53

WellTest3 [STB/d] [STB/d] [%] [RB/d] [PSI] [PSI] [BPD/PSI]
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4.1.4. ANÁLISIS DE RENDIMIENTO 

El gráfico 4.5 nos muestra la producción de cada fluido, además del corte de 

agua, durante el período de producción estudiado del pozo X-41H (desde el 

20 de abril 2014 hasta el 22 de julio, 2014). Señalando que el pozo sigue en 

producción hasta la fecha. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 4.5 Producción del pozo X-41H 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

En el gráfico 4.6 se compara el acumulado de cada uno de los fluidos que 

produce el pozo X-41H, donde observamos que la producción de petróleo 

hasta la fecha del análisis es mayor a la producción del agua. 
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Gráfico 4.6 Producción acumulada del X-41H hasta julio 2014 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

4.2. POZO X-7H 

El pozo X-7H (Gráfico 4.7) fue perforado del 17 de marzo al 23 de abril del 

2014, como un pozo de desarrollo con el yacimiento Napo “M1” como 

objetivo principal. La profundidad total (TD) alcanzada en este pozo es       

10 341 ft MD / 7 887 ft TVD (vertical verdadera) y se trata de un pozo 

horizontal. 

 

 

 

 

 

Gráfico 4.7 Cabezal del Pozo X-7H 
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Gráfico 4.8 Mapa estructural  X-7H Napo “M1” 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

Las coordenadas del Pozo UTM de Fondo son las siguientes: 

 9 988 925 metros. Norte  

 345 458 metros. Este 

4.2.1. DISEÑO DE COMPLETACIÓN CREADO POR SOFTWARE DE 

SIMULACIÓN 

En el gráfico 4.9 se muestra el perfil de permeabilidad del X-7H cargado en 

NETool para segmentar el pozo por la evidente diferencia de 

permeabilidades se determina que es una zona heterogénea debido al 

registro que se observa. 

De acuerdo al diseño y programa del gráfico 4.9 y la completación de fondo 

del pozo horizontal consta de: 

 Longitud de la zona horizontal: 481 ft 

 Número de AICD´s de 4 ½ pulgadas: 10 

 Número de Swellpackers: 4 
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Gráfico 4.9 Perfil de permeabilidades y modelo determinando la cantidad de válvulas ICD´s 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

Podemos observar el esquema mecánico propuesto en el ANEXO 3. 

4.2.2. HISTORIAL DE PRODUCCIÓN (PRUEBA DE POZO) 

El pozo X-7H entró en evaluación de producción mediante un sistema de 

bombeo ESP desde el 22 de abril. El pozo fue completado en el yacimiento 

Napo “M1” en el intervalo 9 792 – 10 341 (ft) obteniendo datos de 

propiedades petrofísicas como se ve en la tabla 4.4. 

En la que se puede observar este campo tiene un crudo de 20.5 grados API, 

con el que podemos determinar que en el pozo X-7H existe un crudo 

pesado. 

Y logrando resultados de producción como se ve en la tabla 4.5. 
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Tabla 4.4 Propiedades petrofísicas del pozo X-7H 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 

 

Tabla 4.5 Historial de producción del pozo X-7H 

 

 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 

POZO X- 7H 

Arena Productora M- 1 

API 20.5 

Pb (psi) 478 

Bo @ Pb 1,114 

Temperatura (°F) 180 

Viscosidad (cp) 34,3 
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4.2.3. ANÁLISIS DE RENDIMIENTO 

El gráfico 4.10 nos muestra la producción de cada fluido, durante el período 

de producción estudiado del pozo X-7H (desde el 21 de abril 2014 hasta el 7 

de julio, 2014). Señalando que el pozo sigue en producción hasta la fecha. 

 

 

Gráfico 4.10 Producción del pozo X-7H 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

En el gráfico 4.11 se compara el acumulado de cada uno de los fluidos que 

produce el pozo X-7H, donde observamos que la producción de petróleo 

hasta la fecha del análisis es mayor a la producción del agua. 
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Gráfico 4.11 Producción acumulada del X-7H hasta julio 2014 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014)  

 

4.3. POZO X-8H 

El pozo X- 8H (Gráfico 4.12) fue perforado del 18 de abril al 24 de mayo del 

2014, como un pozo de desarrollo con el yacimiento Napo “M1” como 

objetivo principal. La profundidad total (TD) alcanzada en este pozo es 

11,468' MD / 7,869' TVD (vertical verdadera). 
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Gráfico 4.12 Cabezal del pozo X-8H 

 

 

Gráfico 4.13 Mapa estructural  X-8H Napo “M1” 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 
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Las coordenadas del Pozo UTM de Fondo son las siguientes: 

 9 989 500 metros. Norte  

 345 205 metros. Este 

Y se trata de un pozo horizontal como se observa en el gráfico 4.14 

 

Gráfico 4.14 Vista 3D del pozo horizontal X-8H 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 

 

4.3.1. DISEÑO DE COMPLETACIÓN CREADO POR SOFTWARE DE 

SIMULACIÓN 

En el gráfico 4.15 se muestra el perfil de permeabilidad del X-8H cargado en 

NETool para segmentar el pozo en función de las heterogeneidades 

mostradas por el registro. 
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Gráfico 4.15 Perfil de producción de agua con dispositivos de control de flujo y 

convencional 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

La completación actual del pozo X-8H se la realizó los primeros días de junio 

del  2014 

De acuerdo al diseño y programa del gráfico 4.15, y la completación de 

fondo del pozo horizontal consta de: 

 Longitud de la zona horizontal: 488 ft 

 Número de AICD´s de 4 ½ pulgadas: 11 

 Número de Swellpackers: 5 

Podemos observar el esquema mecánico propuesto en el ANEXO 4. 
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4.3.2. HISTORIAL DE PRODUCCIÓN (PRUEBA DE POZO) 

El pozo X-8H entró en evaluación de producción mediante un sistema de 

bombeo ESP. El pozo fue completado en el yacimiento Napo “M1” en el 

intervalo 10 891 – 11 468 (ft) obteniendo datos de propiedades petrofísicas 

como se ve en la tabla 4.6.  

 

Tabla 4.6 Propiedades petrofísicas del pozo X-8H 

 

POZO X- 8H 

Arena Productora M- 1 

API 17.5 

Pb (psi) 478 

Bo @ Pb 1,13 

Temperatura (°F) 180 

Viscosidad (cp) 25,6 

 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 

 

Como se puede observar este campo tiene un crudo de 17.5 grados API, 

con el que podemos determinar que en el pozo X-8H existe un crudo 

pesado. 

Y se obtuvo un historial de producción como se ve en la tabla 4.7. 
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Tabla 4.7 Historial de producción del pozo X-8H 

 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 

 

4.3.3. POTENCIAL DEL POZO 

Para calcular el máximo potencial del pozo primero se realizó una curva 

Inflow Performance Relationship (IPR) utilizando 2 escenas diferentes. La 

primera se la realizo con datos reales para la prueba de pozo y la segunda 

se planteó una simulación con un pronóstico de producción si la frecuencia 

va en aumento como se ve en el gráfico 4.16. 
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Gráfico 4.16 Curva IPR con la aplicación de AICD en el pozo X-8H 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

Para poder obtener los resultados de la segunda escena, es decir si las 

presiones de fondo estan en 2 500 psi y 2 400 psi obtendremos los 

resultados de produccion como se ve en la gráfica 4.16 
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4.3.4. ANÁLISIS DE RENDIMIENTO 

El gráfico 4.17 nos muestra la producción de cada fluido, durante el período 

de producción estudiado del pozo X-8H (desde el 26 de mayo 2014 hasta el 

02 de julio, 2014). Señalando que el pozo sigue en producción hasta la 

fecha. 

 

 

Gráfico 4.17 Producción del pozo X-8H 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

En el gráfico 4.18 se compara el acumulado de cada uno de los fluidos que 

produce el pozo X-8H, donde observamos que la producción de petróleo 

hasta la fecha del análisis es mayor a la producción del agua. 
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Gráfico 4.18 Producción acumulada del X-8H hasta julio 2014 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

4.4. ESTUDIO DE RESULTADOS 

En el año 2014, en el Campo Petrolífero Mariann se dieron los mejores 

resultados de todos los pozos nuevos en el Bloque Tarapoa. Por los que la 

aplicación de dispositivos de control de flujo es una parte fundamental para 

el incremento de producción de crudo y control de agua. En el gráfico 4.19 

observamos un resumen de la producción en los pozos de estudio, en el que 

se observa la diferencia de producción que existe en cada pozo estudiado. 
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Gráfico 4.19 Producción de pozos que utilizan ICD´s en el Campo Mariann 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

 

Gráfico 4.20 Producción de pozos con ICD en el Campo MARIANN 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 
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Los pozos productores de M1 y “U” Inferior contribuyeron más de 2,100 

BOPD en total hasta agosto 2014. En la gráfica 4.21 se puede observar la 

producción de petróleo y el corte de agua, estimando un tiempo a futuro de 

12 meses con un valor de producción igual al que ha mantenido hasta 

agosto 2014.  

 

Gráfico 4.21 Producción de petróleo y agua en los 3 pozos estudiados 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

En la misma gráfica se plantea el estudio de los tres pozos con dispositivos 

de control de flujo donde la línea azul representa a la producción de petróleo 

y línea roja a la producción de agua.  

Y en la tabla 4.8 se observan los resultados estimados hasta 3 años de 

producción para los dos casos, y la diferencia de producción que existe entre 

estas tecnologías. 
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Tabla 4.8 Estimación de producciones para pozos con ICD y AICD 

 

 

 

 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

La aplicación de los dispositivos de control de flujo (ICD) ha sido beneficiosa 

para que exista un incremento en la producción de crudo del Campo 

Mariann, en la tabla 4.9 se observa la producción anual desde el 2012 hasta 

el 2014. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Gráfico 4.22 Producción anual del campo Mariann 2012-2014 

Fuente: (ARCH, 2013-2014) 
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CAPÍTULO V                                                        

 

5. ANÁLISIS ECONÓMICO  

El estudio económico que se realiza a los diferentes proyectos de la industria 

hidrocarburífera es muy importante, ya que nos da a conocer si la manera en 

la que se está optimizando los diferentes procedimientos de producción de 

hidrocarburo, son beneficiosos para la compañía a comparación de las 

inversiones que se realizan. 

 

Por lo que es muy importante analizar la situación económica. El objetivo de 

realizar este análisis económico es demostrar que este es un proyecto 

factible y que la utilización de la tecnología de ICD´s es beneficiosa en el 

aspecto técnico y económico. 

 

Para el desarrollo de este proyecto se tomó en cuenta un precio promedio de 

$95 de un barril de petróleo, correspondiente a los cambios en su valor como 

se observa en la gráfica 5.1 

 

 

Gráfico 5.1 Precio del petróleo en los últimos meses 

Fuente: (ECUADOR, 2014) 
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Para realizar el cálculo del Flujo Neto de Caja  del TIR y el VAN se fijó una 

tasa de actualización del 12% que es la utilizada para el cálculo del VAN 

(Valor Actual Neto), también un costo de producción del barril de petróleo 

como se detalla en la tabla 5.1 datos con los que trabaja la operadora para 

realizar los análisis financieros. 

Tabla 5.1 Costo de producción de un barril de petróleo 

 

 

 

 

Fuente: (ECUADOR, 2014) 

 

5.1. MÉTODOS PARA LA EVALUACIÓN DEL PROYECTO 

Los indicadores económicos más utilizados y factibles para la evaluación de 

proyectos debido a que toman en cuentan el valor del dinero en el tiempo 

son: 

 Flujo Neto de Caja (FNC) 

 Valor Actual Neto (VAN)  

 Tasa Interna de Retorno (TIR) 

Es importante primero conocer los conceptos de cada uno de estos términos 

para un entendimiento más claro los resultados numéricos. 

5.1.1. FLUJO NETO DE CAJA 

El flujo de caja es la relación entre los ingresos y egresos en un periodo de 

tiempo (mensual o anual), este valor pueden distinguirse tres etapas: 

COSTO PARA PRODUCIR UN BARRIL DE PETROLEO ($/bbl) $ 6,63

COSTO DE OPERACION DEL SOTE ($/bbl) $ 0,23

$ 0,05

Ley 10-20 CONTRIBUCION POR CADA BL PRODUCIDO ($/bbl) $ 1,00

Ley 40 CONTRIBUCION POR CADA BL TRANSPORTADO ($/bbl) $ 0,05

$ 7,96Costo de producción de un barril de petróleo

COSTO DE COMERCIALIZACION ($/bbl)
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1. Se da al inicio de  los trabajos (días, meses o años) donde todavía no 

es posible recuperar la inversión y el valor del flujo neto es negativo. 

2. Cuando el de flujo de caja  toma el valor de cero, es decir que la 

inversión se recuperó. 

3. Es la etapa cuando existe ganancias para la compañía, es decir el 

flujo neto de caja toma valores positivos. 

Lo que nos permite evaluar una inversión y es fundamental para obtener el 

Valor Actual Neto (VAN) y la Tasa Interna de Retorno (TIR). 

5.1.2. VAN (VALOR ACTUAL NETO) 

Se entiende por VAN a la diferencia entre el valor actual de los ingresos 

esperados de una inversión y el valor actual de los egresos que la misma 

ocasiona.  

Tabla 5.2 Criterio de aceptación VAN 

 

El VAN se lo calcula de la siguiente manera: 

𝑉𝐴𝑁 = ∑
𝐹𝑁𝐶𝑘

(1+𝑟)𝑘
𝑛
𝑘=0 − 𝐼𝑜 

Donde: 

FNC= Flujo Neto de Caja 

Io= Desembolso inicial de la inversión 

k= número de meses 

VAN  > 0 
Proyecto Factible, el proyecto producirá 

ganancias 

VAN  = 0 
Proyecto indiferente, no produce ni 

perdidas ni ganancias 

VAN  < 0 
Proyecto no Factible, producirá 

pérdidas 

Ec. 5.1 
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r= tasa de actualización  

n= tiempo de vida del proyecto 

 

5.1.3. TIR (TASA INTERNA DE RETORNO) 

 

El TIR es una característica propia del proyecto ya que es un criterio de 

rentabilidad, a diferencia de VAN que es un ingreso monetario. 

La tasa interna de retorno de una inversión, es la tasa de actualización que 

iguala el flujo de fondos con la inversión inicial. En otras palabras, la TIR es 

la tasa de interés por la cual el VAN es igual a cero, lo cual indicaría el nivel 

mínimo de rentabilidad.  

El TIR ayuda a medir en términos relativos la rentabilidad de una inversión, 

ya que a mayor TIR, mayor rentabilidad. 

Tabla 5.3 Criterio de aceptación TIR 

 

 

 

 

Para ello se emplea la siguiente ecuación 

𝑉𝐴𝑁 =∑
𝐹𝑁𝐶𝑘

(1 + 𝑇𝐼𝑅)𝑘

𝑛

𝑘=0

− 𝐼𝑜 = 0 

Donde 

FNC= Flujo Neto de Caja 

Io= Inversión 

TIR  > Proyecto Factible 

TIR  = Proyecto indiferente 

TIR  < Proyecto no Factible 

Ec. 5.2 
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k= período de análisis 

r= tasa de actualización  

n= tiempo de vida del proyecto 

 

5.2. ANÁLISIS ECONÓMICO DEL POZO X-41H 

5.2.1. INVERSIÓN DEL PROYECTO 

Como inversiones del proyecto se toman en cuenta los costos de perforación 

y completación, a continuación en la tabla 5.4 se muestran los costos reales 

de perforación, y en la tabla 5.5 los de completación. 

Tabla 5.4 Costos de perforación del pozo X-41H 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 
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Tabla 5.5 Completación pozo X-41H 

 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

 

5.2.2. INGRESOS DEL PROYECTO 

Los ingresos económicos son el resultado de la producción de petróleo 

tomando en cuenta el precio del petróleo. 

 Los datos de producción anual estimada se observa en la tabla 5.5. 

 

 

Tabla 5.6 Pronóstico de producción anual del pozo X-41H 

 

Fuente:  (SHE, 2013-2014) 

 

BHA DE LIMPIEZA + ACONDICIO.

DISPAROS CON TCP

REGISTRO CONTROL CEMENTO

SPOOLER

SLICK LINE, VACUUM

CONTINGENCIAS (+/-15 %)

TUBERIA 3 1/2" + BHA DE FONDO 100,000

167,160

TOTAL $ 1,281,561

ORN

EQUIPO BES FONDO/SUPERFICIE 400,000

SERTECPET/SOLIPET/WTF EVALUACION, B'UP BOMBA JET Y MTU, ELEMENTOS 40,000

SCHLUMBERGER/BAKER/G.E.

5,000

4,000

ADRIALPETRO/E&P/B&S QC/PROTECTORES/MID JOINTS 50,400

PETROTECH

E&P / ADRIALPETRO /SOLIPET

110,000

40,000

WTF / SLB / HALLIB / SLB REGISTROS ESPECIALES (VSP) 100,000

BAKER/SLB / WTF /HALLIB.

BAKER/SLB / WTF /HALLIB.

BAKER/SAN ANTONIO/HALLIB. CONTROL DE POZO QUIMICOS 48,001

49,000BAKER / SERTECPET

TRIBOILGAS - 05 TRABAJO DE LA TORRE (20 DIAS) 160,000

TRIBOILGAS - 05 MOVILIZACION 8,000

SERVICIO MATERIAL GASTOS INVERSIONCOMPAÑÍA

COSTOS COMPLETACIÓN POZO X-41H

Completación $ 1,281,561

Herramienta ICD $ 599,300

TOTAL $ 1,880,861

COMPLETACIÓN POZO X-41H

Producción X-41H 

(bls)

2014 136173

2015 135541

2016 105665

2017 82573

2018 64174

TOTAL 524126
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5.2.3. HOJA DE CÁLCULO 

Primero se calcula los flujos netos de caja como se observa en la tabla 5.7, y 

así poder calcular el VAN y el TIR que se encuentran en la tabla 5.8  

Tabla 5.7 Cálculo del flujo neto de caja del pozo X-41H 

 

 

 

 
Tabla 5.8 Resultados pozo X-41H 

 

 

X-41H Inversión (USD) Producción (BL) INGRESOS (USD)
Costo para producir 

un barril (USD)
EGRESOS (USD)

FLUJO NETO DE CAJA 

(USD)

0 -7494005,96 -7494005,96

2014 136173 12936435 1083937,08 11852497,92

2015 135541 12876395 1078906,36 11797488,64

2016 105665 10038175 841093,40 9197081,60

2017 82573 7844435 657281,08 7187153,92

2018 64174 6096530 510825,04 5585704,96

7,96

TIR 149%

VAN ($ 500.616,53) VAN>0, es un proyecto FACTIBLE.



 

87 

 

5.3. ANÁLISIS ECONÓMICO DEL POZO X-7H 

5.3.1. INVERSIÓN DEL PROYECTO 

Como inversiones del proyecto se toman en cuenta los costos de perforación 

y completación, a continuación en la tabla 5.9 se muestran los costos reales 

de perforación, y en la tabla 5.10 los de completación. 

Tabla 5.9 Costos de perforación del pozo X-7H 

 

 

 

 

 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

Tabla 5.10 Completación pozo X-7H  

 

BAKER/SLB / WTF /HALLIB. REGISTRO CONTROL CEMENTO

WTF / SLB / HALLIB / SLB

E&P / ADRIALPETRO /SOLIPET SPOOLER

SCHLUMBERGER/BAKER/G.E. 406,000EQUIPO BES 

TOTAL $.

COSTOS COMPLETACIÓN POZO X-7H

40,000

REGISTROS ESPECIALES (VSP) 250,000

8,000

SERVICIO MATERIAL GASTOS INVERSIÓN

SH-ARCH Notificación Programa - 3,500

COMPAÑÍA

PETROAMAZONAS - Cabezal + Accesorios 32,000

NABORS-794 Tarifa diaria (8 días) - 238,551

PETROAMAZONAS - Fluido de control 17,000

HALLIBURTON Gerenciamiento - 10,000

WEATHERFORD Renta Herramientas Llaves bajada de tbg 25,000

PETROAMAZONAS - Tubería de producción 140,000

OCAÑA Renta de equipo pesado - 12,400

HALLIBURTON/MISWACO/SERTECPET Renta Herramientas BHA limpieza 32,000

SUMMAPET Unidad de slickline 2,000

BANEYBO Transporte y vacuum - 5,500

PETROAMAZONAS Alimentación y alojamiento - 9,660

MISSION PETROLEUM Instalación de cabezal 4,501

1,236,112                         



 

88 

 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

 

5.3.2. INGRESOS DEL PROYECTO 

Los ingresos económicos son el resultado de la producción de petróleo 

tomando en cuenta el precio del petróleo. 

 Los datos de producción anual estimada se observa en la tabla 5.11 

 

Tabla 5.11 Pronóstico de producción anual del pozo X-7H 

 

Fuente:  (SHE, 2013-2014) 

 

5.3.3. HOJA DE CÁLCULO 

Primero se calcula los flujos netos de caja como se observa en la tabla 5.12, 

y así poder calcular el VAN y el TIR que se encuentran en la tabla 5.13  

 

 

 

Completación con 

AICD 
$ 1.236.112

Tecnología AICD $ 553.851

TOTAL $ 1.789.963

COMPLETACIÓN POZO X-7H

AÑO
Producción X-7H 

(bls)

2014 91680

2015 89464

2016 48516

2017 24862

2018 15162

TOTAL 269684
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Tabla 5.12 Cálculo del flujo neto de caja del pozo X-7H 

 

 

 
Tabla 5.13 Resultados pozo X-7H 

 

 

 

X-7H Inversión (USD) Producción (BL) INGRESOS (USD)
Costo para producir un 

barril (USD)
EGRESOS (USD)

FLUJO NETO DE CAJA 

(USD)

0 -6952484,28 -6952484,28

2014 91680  $                       8.709.600 $ 729.772,80 7979827,20

2015 89464  $                       8.499.080 $ 712.133,44 7786946,56

2016 48516  $                       4.609.020 $ 386.187,36 4222832,64

2017 24862  $                       2.361.890 $ 197.901,52 2163988,48

2018 15162  $                       1.440.390 $ 120.689,52 1319700,48

7,96

TIR 94%

VAN ($ 483,890.26) VAN>0, es un proyecto FACTIBLE.
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5.4. ANÁLISIS ECONÓMICO DEL POZO X-8H 

5.4.1. INVERSIÓN DEL PROYECTO 

Como inversiones del proyecto se toman en cuenta los costos de perforación 

y completación, a continuación en la tabla 5.14 se muestran los costos 

reales de perforación, y en la tabla 5.15 los de completación. 

Tabla 5.14 Costos de perforación del pozo X-8H 

 

 

 

 

 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

Tabla 5.15 Completación pozo X-8H  

 

COSTOS COMPLETACIÓN POZO X-8H

TOTAL US $.

COMPAÑÍA SERVICIO MATERIAL GASTOS INVERSION

SERVICIOS INTEGRADOS 10000

BAKER / SERTECPET BHA DE LIMPIEZA 10000

CPV-16 TRABAJO DE LA TORRE (7 DIAS) 255,880

CPV-16 COMBUSTIBLES/TRANSPORTE 20000

BAKER HUGHES

ADRIALPETRO/B&S/E&P Q.C./PROTECTORES/MID JOINTS 50000

BAKER HUGHES/MI SWACO QUIMICOS 30000

BAKER UNIDAD DE FILTRACION 15000

BAKER DISPAROS ONE TRIP 120000

BAKER/HALLIBURTON/SLB REGISTRO DE CEMENTO 34000

130000

CONTINGENCIAS 15 % 161,232.00                       

1,236,112.00                    

BAKER / SLB EQUIPO BES Y DE SUPERFICIE 400000

HILONG TUBERIA DE 3½"+ BHA DE FONDO
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Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

 

5.4.2. INGRESOS DEL PROYECTO 

Los ingresos económicos son el resultado de la producción de petróleo 

tomando en cuenta el precio del petróleo. 

 Los datos de producción anual estimada se observa en la tabla 5.16 

 

Tabla 5.16 Pronóstico de producción anual del pozo X-8H 

 

 

Fuente:  (SHE, 2013-2014) 

 

5.4.3. HOJA DE CÁLCULO 

Primero se calcula los flujos netos de caja como se observa en la tabla 5.17, 

y así poder calcular el VAN y el TIR que se encuentran en la tabla 5.18 

 

 

Completación con 

AICD 
$ 1.236.112

Tecnología AICD $ 553.851

TOTAL $ 1.789.963

COMPLETACIÓN POZO X-8H

AÑO Producción X-8H (bls)

2014 79420

2015 47320

2016 36588

2017 27625

2018 20111

TOTAL 211064
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Tabla 5.17 Cálculo del flujo neto de caja del pozo X-8H 

 

 

 

 

 
Tabla 5.18 Resultados pozo X-8H 

 

 

 

 

 

X-8H Inversión (USD) Producción (BL)
INGRESOS 

(USD)

Costo para producir 

un barril (USD)
EGRESOS (USD) FLUJO NETO DE CAJA (USD)

0 -7128196,55 -7128196,55

2014 79420  $         7.544.900 $ 632.183,20 6912716,80

2015 47320  $         4.495.400 $ 376.667,20 4118732,80

2016 36588  $         3.475.860 $ 291.240,48 3184619,52

2017 27625  $         2.624.375 $ 219.895,00 2404480,00

2018 20111  $         1.910.545 $ 160.083,56 1750461,44

7,96

TIR 62%

VAN ($ 505,426.11) VAN>0, es un proyecto FACTIBLE.
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Los resultados del análisis económico de los pozos se resumen en la tabla 

5.19. 

Tabla 5.19 Comparación de Resultados del Análisis Económico de los pozos estudiados 

 

 

 

 

 

Como resumen del análisis podemos decir que el análisis económico para el 

pozo X-41H, muestra que la inversión realizada (7 494 006 USD) es 

rentable, ya que el VAN (500 616 USD) es mayor que 0 USD, el TIR (149%) 

es mayor que la tasa de actualización (12%), y la inversión se recuperará en 

231 días. 

Para el pozo X-7H, muestra que la inversión realizada (6 952 484 USD) es 

rentable, ya que el VAN (483 890 USD) es mayor que 0 USD, el TIR (94%) 

es mayor que la tasa de actualización (12%), y la inversión se recuperará en 

318 días. 

Y para el pozo X-8H, muestra que la inversión realizada (7 128 197 USD) es 

rentable, ya que el VAN (505 426 USD) es mayor que 0 USD, el TIR (62%) 

es mayor que la tasa de actualización (12%), y la inversión se recuperará en 

376 días.  

POZO TECNOLOGÍA INVERSIÓN VAN TIR

TIEMPO DE 

RECUPERACIÓN DE 

LA INVERSIÓN 

(días)

X-41H ICD $ 7,494,006 ($ 500,616.53) 149% 231

X-7H AICD $ 6,952,484 ($ 483,890.26) 94% 318

X-8H AICD $ 7,128,197 ($ 505,426.11) 62% 376
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CAPÍTULO VI                                                                                

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES              

6.1. CONCLUSIONES 

 Hasta el fin del año 2013, en el Campo Mariann hubo una producción 

de 1 228 Mbbl de petróleo. La aplicación de los dispositivos de control 

de flujo (ICD) ha sido beneficiosa para que exista un incremento en la 

producción de crudo del Campo Mariann, ya que a finales del 2014 se 

obtuvo una producción de 1 596 Mbbl. 

 

 Una manera muy factible para monitorear y conocer parámetros del 

pozo es el sistema Z-SIGHT, ya que con la ayuda del dispositivo VSD 

se puede monitorear el pozo desde cualquier computadora que 

maneje este sistema, brindando una ayuda muy útil ya que puede 

cumplir también la función de alarma al establecer valores máximos y 

mínimos permitidos. 

 

 El Dispositivo de Control de Flujo (ICD) se emplea para completar 

pozos horizontales, especialmente en reservorios heterogéneos 

donde la producción de fluidos se da en forma desigual, de igual 

manera reservorios que tengan un alto corte de agua y un acuífero de 

fondo activo. Esta es a sido la manera más eficiente de completar 

pozos horizontales, en el campo Mariann. 

 

 Los dispositivos de control de flujo es una nueva tecnología de 

completación que optimizará la producción retrasando el avance del 

agua y asegurando un flujo uniforme a lo largo del pozo horizontal, 

con ello incrementará la vida productiva del pozo. 
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 El nuevo avance de los ICD son los AICD los que tienen la ventaja de 

restringir automáticamente el flujo en pozos horizontales, basados en 

las propiedades del fluido que fluyen a través de este. Comprende 

tres componentes que funcionan juntos: el selector de viscosidad el 

cual determina que fluido está viajando a través del dispositivo, el 

intercambiador de flujo el cual dirige el fluido seleccionado bajo uno 

de los dos caminos del dispositivo y finalmente el restrictor de flujo el 

cual restringe el paso de fluidos indeseados. 

 

 La ventaja fundamental de las AICDs es que para que se produzca 

agua se requiere una mayor caída de presión que al producir petróleo, 

mientras que con las ICDs  para que se produzca agua se requiere 

una menor caída de presión. Por ello con las AICDs se controla de 

mejor forma el avance excesivo y temprano de agua. 

 

 Se puede concluir que completar pozos horizontales del campo 

Mariann del reservorio “M1” y “U” Inferior con el Dispositivo de Control 

de Flujo (ICD) y (AICD) (completación actual) producirá un incremento 

en la recuperación final de petróleo y se reducirá significativamente la 

producción de agua con esto disminuirá los gastos operativos. 
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6.2. RECOMENDACIONES    

 Para un diseño óptimo y eficiente de una completación con ICD´s y 

AICD, se debe tener datos de fluidos de yacimiento, geología y en lo 

posible contar con el modelo dinámico del yacimiento para usarlos en 

el software de diseño (NETool), así se tendrá un pre-diseño de la 

completación cercano al que se bajará como completación definitiva, 

y que nos proporcione el mayor índice de productividad. 

 

 Es estrictamente necesario colocar la completación hasta alcanzar los 

puntos de profundidad estudiados ya que los ICD´s fueron preparados 

para permeabilidades específicas y de no estar en su correcta 

profundidad de la zona productora no trabajarán con eficiencia, 

teniendo un bajo rendimiento y una producción pobre del pozo. 

 

 La tecnología de control de flujo, lograría un ampliado beneficio si se 

lo adopta conjuntamente con algún  método de recuperación 

mejorada por ejemplo en pozos SAGD (Segregación gravitacional 

asistida por vapor), para una distribución uniforme de vapor a lo largo 

de la sección horizontal. 

 

 Para realizar un análisis económico verídico es importante obtener 

gastos reales, que son importantes para estimar ganancias y conocer 

el tiempo de recuperación de la inversión. 
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NOMENCLATURA O GLOSARIO  

 

º API  American Petroleum Institute 

BAPD Barriles de agua por día 

BFPD Barriles de fluido por día 

BPPD Barriles de petróleo por día 

BSW Basic sediments and wáter 

ft Pies ( unidad de medida) 

K Permeabilidad 

mD Milidarcys 

POES Petróleo original en sitio 

Pr Presión de reservorio 

Sw Saturación de agua 
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ANEXOS 
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ANEXO 1                                                                                                                                                                          
Información de gráficos que se obtiene del programa Z-sight para monitoreo 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 
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ANEXO 2                                                                                                                                                                             
Diagrama de completación inicial y actual del pozo X-41H 

 

 Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

 

ESQUEMA DE COMPLETACIÓN INICIAL DEL POZO X-41H

Cement class "A", Lead @15.8 ppg 

f/ 0' to 105'

20" Conductor @ 110 ft MD / 110 ft TVD

K-55, 94 ppf, 19.1" ID

13 3/8" Surface Csg @ 5422 ft MD / 5077 ft TVD

K-55, 68 ppf, BTC 

Inclination at shoe: 41.6°

TOL 

9 5/8" Production Csg @ 9006 ft MD / 7486 ft TVD

N-80, 47 ppf, BTC

Inclination at shoe: 70º

7" Liner @ 10,260' MD / 7724' TVD

P-110, 26 ppf, BTC

Inclination at shoe: 85.4°

TD: 10694' MD / 7734 TVD

4 1/2" AICD @ 10694' MD / 7734  TVD

N-80, 12.6 ppf, BTC

Inclination at shoe: 86°

8803 MD  / 7410 TVD 
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Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

ESQUEMA MECÁNICO DEL POZO X-41H

MAX. DESVIACION:  90.79° @ 10694' MD / 7734.62 TVD

- Conductor Casing

20" J-55, 94 PPF, BTC

105 ft. MD / 105 ft TVD

- Surface Casing

13 3/8" K-55, 68 PPF, BTC

Collar @ 5347 ft MD

Shoe @ 5420 ft MD 

Inclination @ shoe 24.47°

274 jts of 3-1/2" tubing 9.3 ppf, L-80, EUE,  "A" Condition (Hilong)

No-Go "R" Nipple , 3-1/2" w/ 2.75" profile @ 8561.56' MD

1  joint of 3-1/2" tubing , 9.3 lbs/ft, L-80, EUE, "A" Condition (Hilong) 

1 pup joint 3-1/2", 9.3 lbs/ft, L-80, EUE, "A" Condition (CPTDC) 

X-Over 2-7/8" EUE PIN x 3-1/2" EUE BOX

Discharge pump, FPX DISCH 2 7/8" EUE 8RD 400 @ 8602.15' MD

Discharge Sensor, Centrilift, 400, DISCHARGE WELL LIFT 

Upper Pump , Centrilift, 78 Stages, 538P35 SXD X H6 FER , S/N 13014163

Lower Pump , Centrilift, 78 Stages, 538P35 SXD X H6 FER , S/N 13173909

Intake, Centrilift, PHVINTXSSD, S/N 12936793 @ 8650.91' MD

Upper seal, Centrilift, S/N 13376405

Upper seal, Centrilift, S/N 13376409

Single Motor, Centrilift, 168 HP/2295V/44A , MSP1X @ 8677.36´MD

Downhole Sensor, Centrilift, WELL LIFT Ferritic, S/N Z02342 @ 8679.23´MD

7" Centralizer, centrilift, Well Lift Ferritic

1/4" Capillary installed from 7" Centralizer to MLE #1 Reel splice

1/4" Capillary installed from Well Lift Sensor to Well Lift Discharge

- TOL @ 8803 ft. MD ( OVERLAP 202.93 ft. )

7" x 9 5/8" TIW X-PAK EXPANDABLE HANGER PACKER 

- 7" Liner

39 Jnts 26 PPF, P-110, BTC

Landing Collar @ 10181 ft MD

Shoe @ 10258 ft MD

Inclination at shoe 85.70°

- TOL @ 10127 ft. MD ( OVERLAP 133 ft. )

7" x 5 1/2" x 5" VERSAFLEX LINER HANGER PACKER 

Lower U Sand

4 1/2" AICD´s Screen set @ 10629´MD / 7734´TVD

OD=4-1/2" ; ID=4"

11.6 PPF, N80, BTC
Inclination at shoe 90.79°

Inclination @ shoe 70.00°

Shoe @ 9006 ft MD / 7485.75 ft. TVD

Intermediate Casing

9 5/8" N-80, 47 PPF, BTC

Collar @ 8926 ft MD 
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ANEXO 3                                                                                                                                                                              
Diagrama de completación inicial y actual del pozo X-7H 

 

  

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

ESQUEMA DE COMPLETACIÓN INICIAL DEL POZO X-7H

Cement class "A", Lead @15.8 ppg 

f/ 0' to 105'

20" Conductor @ 105 ft MD / 105 ft TVD

K-55, 94 ppf, 19.1" ID

13 3/8" Surface Csg @ 5414 ft MD /  5298 ft TVD

J-55, 68 ppf, BTC 

Inclination at shoe: 9°

250 ft overlap

9 5/8" Production Csg @ 8515 ft MD / 7550 ft TVD

N-80, 47 ppf, BTC

Inclination at shoe: 72º

7" Liner @ 9792' MD / 7884' TVD

C-95, 26 ppf, BTC

Inclination at shoe: 88º

TD: 10341' MD / 7887' TVD

4 1/2"  Screens @ 10341' MD / 7887' TVD

L-80, 11.6 ppf, BTC

Inclination at shoe: 90º
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Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

ESQUEMA MECÁNICO DEL POZO X-7H

13-3/8" Shoe, 68 ppf, K-55, BTC (5414 ft MD / 5233 ft TVD)

177 Joints 3-1/2", 9.30 ppf, L-80, EUE Tubing to surface

NO -GO  NIPPLE   @   5543 ft MD NO -GO  3-1/2" x 2.75", "R" Profile

1 Joint 3-1/2", 9.3 ppf, L-80, EUE

Discharge Head FPXDIS 2-3/8" EUE, Serie  400

Discharge Sensor FPXDIS, WELL LIFT, Serie  400

Pump PMXSXDH6FER P18, Serie  400, 134 Stgs

Pump PMXSXDH6FER P18, Serie  400, 134 Stgs

INTAKE   @   5625 ft MD INTAKE FPINTXSSDFER H6, Serie  400

Seal FSTX3HLGFER HL, Serie  400

Motor MSP1X, 135HP, 1715V, 50A, Serie  450

SENSO R   @   5659 ft MD Sensor Welllift-H, Serie  450

Centralizer 5-1/2"

     7" TO L        8325 ft MD        (7480 ft TVD)

     5" TO L   9567 ft MD,  7868 ft TVD

9-5/8" Shoe @ 8515' MD, 7545' TVD

7" SHO E  @ 9792 ft MD,  7883 ft TVD

Horizontal 4"   ICD. SCREENS, 9.5 ppf, L-80, BTC 

M-1 Sand Stone    Sreens from 9879 ft to 10283 ft MD (404 ft)

9768 ft - 10341 ft

5" Shoe  @ 10339 ft MD, 7886 ft TVD

HOLE TD: 10341 ft MD (7886 ftTVD)
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ANEXO 4                                                                                                                                                                    
Diagrama de completación inicial y actual del pozo X-8H 

 

Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

ESQUEMA DE COMPLETACIÓN INICIAL DEL POZO X-8H

Cement class "A", Lead @15.8 ppg 

f/ 0' to 105'

20" Conductor @ 105 ft MD / 105 ft TVD

K-55, 94 ppf, 19.1" ID

13 3/8" Surface Csg @ 5268 ft MD /  5039 ft TVD

J-55, 68 ppf, BTC 

Inclination at shoe: 37°

250 ft overlap

9 5/8" Production Csg @ 9307 ft MD / 7417 ft TVD

N-80, 47 ppf, BTC

Inclination at shoe: 76º

7" Liner @ 10891' MD / 7865' TVD

C-95, 26 ppf, BTC

Inclination at shoe: 85.5º

4 1/2"  Screens @ 11468' MD / 7869' TVD

L-80, 11.6 ppf, BTC

Inclination at shoe: 90º
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Fuente: (AndesPetroleum, 2014) 

ESQUEMA MECÁNICO DEL POZO X-8H

13-3/8" Shoe, 68 ppf, K-55, BTC (5268 ft MD / 5023 ft TVD)

Discharge Head DISCH 3-1/2" EUE, Serie  513

10890 ft - 11468 ft

5" Shoe  @ 11453 ft MD, 7869 ft TVD

HOLE TD: 11468 ft MD (7869 ftTVD)

7" SHO E @ 10890 ft MD,  7865 ft TVD

Horizontal 4 1/2"  HALLIBURTO N AICD. SCREENS, 9.5 ppf, L-80, BTC 

M-1 Sand Stone    Sreens from 10982 ft to 11383 ft MD (435 ft)

9-5/8" Shoe @ 9307' MD, 7427' TVD

     5" TO L   10638 ft MD,  7786 ft TVD

     7" TO L        9071 ft MD        (7360 ft TVD)

SENSO R  @  8167 ft MD Sensor Welllift-H, Serie  450

Seal GSB3XLTFER HL, Serie  513

Motor MSP1X, 252HP, 2275V, 67A, Serie  562

INTAKE @ 8133 ft MD INTAKE GPINTX AR H6, Serie  513

Seal GSB3XUTFER HL, Serie  513

w/ Blanking plug

Pump PMXSSD H6 FER P23, Serie  538, 104 Stgs

Tele-Swivel 2.75" Profile Discharge Sensor DISCH WELL LIFT, Serie  513

1 Joint 3-1/2", 9.3 ppf, L-80, EUE

 ADRIALPETRO  8-3/8" O .D. Y-TO O L

NO -GO  NIPPLE @ 8069 ft MD NO -GO  3-1/2" x 2.81", "R" Profile  (Adrial Petro)

258 Joints 3-1/2", 9.30 ppf, L-80, EUE Tubing to surface


