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PRESENTACIÓN

Hemos iniciado un nuevo año y seguimos cumpliendo 
con el compromiso de brindar a nuestros lectores 
información técnica y actualizada del sector.  
En nuestra nueva Edición de La Revista PGE 
PETRÓLEO&GAS, No. 28 - marzo 2021, presentamos 
importantes artículos que serán de interés y apoyo 
en la toma de decisiones y planificación empresarial.

En la sección técnica, recogemos un artículo de Repsol 
Ecuador sobre su experiencia desde el año 2018, con 
la inyección del producto químico multifuncional en 
pozos productores.

Andes Petroleum Ecuador Ltd. y Halliburton presentan 
un análisis de la alternativa técnico-económica para 
la producción de Crudo Extra Pesado, aplicando un 
sistema de bombeo electro- sumergible e inyección 
permanente de diluyente a fondo de pozo, a través 
de una tubería flexible, implementada en el pozo 
Johanna Este 17.

A continuación se expone un artículo sobre la 
evaluación de la producción inicial esperada de pozos 
de relleno en el Campo Pacoa mediante el algoritmo 
Random Forest.

Más adelante, se presenta un estudio que explora 
un flujo de trabajo para optimizar la terminación de 
pozos en yacimientos de lutitas que podría extenderse 
a lutitas petrolíferas, gas compacto y carbonatos de 
muy baja permeabilidad.

La empresa OCP Ecuador, comparte un estudio para 
predecir distintos tipos de fallas en función de la 
aplicación y adaptación de las nuevas tecnologías 
como: Inteligencia Artificial, Big Data y Machine 
Learning.

Concluimos la presente edición  con un artículo técnico 
que describe el método de calibración volumétrica en 
tanques de almacenamiento verticales por el método 
geométrico. 

Ing. Ernesto Grijalva H. 
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CONTACTO
Av. De los Shyris E9-38 y Bélgica. Edificio Shyris Century, piso 9
(593 2) 3800 980
ccdc@ccdc-ec.com

Proyecto Campos Menores
En la “Ronda Campo Menores 2017” en la que participó CCDC, fue adjudicada con el Contrato para la Provisión de 
Servicios Específicos Integrados para la perforación y completación de pozos del Campo Parahuacu. La inversión incluye 
la construcción de plataformas, la perforación de nuevos pozos, transporte de crudo y la intervención a pozos antiguos 
entre otros.

Cumplimiento de la Ley Amazónica y SSA
El cumplimiento de la normativa legal sobre la Ley Amazónica, ha permitido que CCDC pueda cambiar la vida de las 
personas del sector, ya que mediante la capacitación y práctica, han adquirido un oficio técnico que les permitirá aportar 
a sus hogares y que les ha permitido tener un rol dentro del desarrollo de los proyectos de la operadora. 

La Seguridad no es solo una norma, sino la perspectiva de ver y realizar cada actividad diaria, logrando que cada día sea 
provechoso para todos, ejemplo de ello, el taladro CCDC-25 que se encuentra prestando el servicio de perforación en la 
Compañía Andes Petroleum Ecuador, el cual alcanzó un record de 2000 días sin accidentes.

PERFORACIÓN DURANTE LA EMERGENCIA SANITARIA
Sin duda alguna, la emergencia sanitaria puso a prueba la capacidad organizacional para precautelar la integridad del 
principal recurso que dispone la Compañía, como es el factor humano, sin que con ello se aleje de los objetivos por los 
cuales CCDC se encontraba en el Campo ITT.

Trabajando en conjunto con la operadora, se aplican protocolos que incluyen aislamiento domiciliario y registros diarios 
de geo-posicionamiento y de temperatura, hasta el aislamiento controlado previo al ingreso al lugar de trabajo, 
evaluando al personal para certificar su estado de salud, valiéndose  del uso de pruebas rápidas y de pruebas PCR.

CNPC Chuanqing Drilling Engineering Company 
Limited (CCDC) prestando servicios integrados para 
el desarrollo del sector hidrocarburífero y del país

En el año 2001, CCDC vino al Ecuador para desarrollar un 
proyecto de Servicios Integrados que conllevó la entrega 
a la operadora en producción de 19 pozos direccionales y 
de la primera planta de generación eléctrica a 
Gas-Petróleo de 11 MW.

Desde entonces y por 19 años de crecimiento en Ecuador, 
CCDC se ha afianzado en sus servicios de Taladros de 
Perforación y Reacondicionamiento, introdujo nuevas 
líneas de servicios con sus respectivas técnicas y 
tecnologías como Fluidos de Perforación, Control de 
Sólidos, Perforación Direccional y Cementación, entre 
otros.

Proyecto Tambococha
CCDC luego de ser adjudicada en una licitación para Servicios 
Específicos Integrados, dio inicio de manera sostenida y eficiente a los 
servicios contratados para la perforación y completación de pozos en el 
Campo ITT, específicamente en el área de Tambococha. La producción 
de los pozos perforados por CCDC, ocuparon por alrededor de dos años 
el Rankin entre los diez pozos de mayor aporte a la producción nacional. 
Los desafíos de la ingeniería de perforación no se concentraron 
únicamente en el diseño y ejecución de las trayectorias planificadas, 
sino de igual manera en la planificación y coordinación fluvial para la 
optimización de los recursos requeridos, alcanzando la confiabilidad 
operativa en una zona altamente sensible como lo constituye el Bloque 
43 del Campo ITT, en el Área Tambococha.
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Torres de perforación en stand by en el Ecuador

Fuente: Jorge Rosas, Ecuador Rig Report
jrosasw1992@hotmail.com

CONTRATISTA RIG No. TIPO DE EQUIPO COMENTARIOS

CCDC CCDC 028 ZJ70DB - 2000 HP COCA BASE

CCDC CCDC 036 ZJ70D -2000 HP DEMOBILIZING FROM TAMBOCOCHA TO COCA 
BASE

CCDC CCDC 038 ZJ50D - 1500 HP LAGO AGRIO BASE
CCDC CCDC 039 ZJ50DB -1500 HP COCA BASE
EQUIPENINSULA EQP 100 HEARTLAND RIG INTERNATIONAL (HRI) 850 HP ANCON BASE. PACIFPETROL (SINERGY GROUP)

PETREX 20 HELI NATIONAL 1320 UE 2000 HP

COCA BASE MAINTENANCE/INSPETION. THIS 
EQUIPMENTE WILL BE USED IN DRILLNG 
CAMPAIGN IN VILLANO FIELD (PLUSPETROL). 
ESTIMATED DATE TO SPUD IN Q2

PETREX 5824 NATIONAL 1320 (HELI RIG) COCA BASE
SINOPEC 119 ZJ70/4500D - 2000 HP COCA BASE
SINOPEC 127 ZJ70D - 2000 HP PINDO CAMP

SINOPEC 128 ZJ70D - 2000 HP COCA BASE

SINOPEC 129 ZJ70D - 2000 HP OSO A PAD
SINOPEC 156 ZJ70/4500D 2000 HP COCA BASE

SINOPEC 168 ZJ70DB - 2000 HP
YURALPA PAD. PREPARRING TO START DRILLING 
CAMPAIGN WITH WAYRA ENERGY IN YURALPA 
(PETROECUADOR FIELD)

SINOPEC 169 ZJ70DB - 2000 HP COCA BASE
SINOPEC 183 ZJ70DB - 2000 HP COCA BASE
SINOPEC 185 ZJ70DB - 2000 HP DEMOBILIZING FROM OSO H PAD (WAYRA)
SINOPEC 188 ZJ50D - 1500 HP COCA BASE
SINOPEC 191 ZJ70D/4500D50 - 2000 HP COCA BASE
SINOPEC 220 ZJ70/4500D92 - 2000 HP COCA BASE
SINOPEC 248 ZJ70DB - 2000 HP COCA BASE

TRIBOILGAS 202 SERVICE KING 1000 HP DEMOBILIZING FROM VINITA LOCATION 
(PETROAMAZONAS) TO COCA BASE

TUSCANY DRILLING 119 DSI CANTILEVER TYPE 2000 HP COCA BASE

Marzo 01, 2021

Torres de perforación en operación en el Ecuador

OPERADOR POZO CONTRATISTA No. RIG TIPO DE EQUIPO COMENTARIOS

ANDES PETROLEUM MARIANN 70 CCDC CCDC 025 ZJ70DB - 2000 HP RUNNING 9 5/8" CSG.

PETRORIENTAL TAPIR NORTE 33 CCDC CCDC 037 ZJ70DB - 2000 HP DRILLING  8 1/2"  HOLE SECTION

ENAP SIPEC MDC 54 TUSCANY DRILLING 117 HELI RIG 200O HP DRILLING 12 1/4" HOLE SECTION

GENTE OIL SINGUE B9RE HILONG HL 7 ZJ70D - 2000 HP WORKOVER

ORION ENERGY ENO 07 RE HILONG HL 15 ZJ70D 2000 HP COMPLETION

EP PETROECUADOR ** TMBE 075 CCDC CCDC 066 ZJ70D -2000 HP COMPLETION

EP PETROECUADOR1 ** PARAHUACU H34 
(PRHH 034) CCDC CCDC 069 ZJ70DB - 2000 HP DRILLING 12 1/4" HOLE SECTION

EP PETROECUADOR2 ** CUYABENO E105 
(CYBE- 105) SINOPEC 219 ZJ70DB - 2000 HP STDBY WITHOUT  CREW WAITING   TO HAVE 

READY  LOCATION  (CUYABENO PAD C)

EP PETROECUADOR3 **
SHUSHUFINDI 
AC230 
(SHSAC-230)

RPT-RMS (Former SLR, 
SCHLUMBERGER) *** RPT - 402 MAVERICK T 1000 (2000 HP) RUNNING  CSG.

EP PETROECUADOR4 ** AUCA J133 (ACAJ 
133)

RPT-RMS (Former SLR, 
SCHLUMBERGER) *** RPT - 401 MAVERICK T 1000 (2000 HP) DRILLING

Marzo 01, 2021

** EP PETROAMAZONAS  QUE MANEJÓ LAS OPERACIONES  DE UPSTREAM (EXPLORACIÓN  / PRODUCCIÓN) FUE INTEGRADA DESDE EL 
01/01/21 A EP PETROECUADOR https://www.eppetroecuador.ec/					  
1.- Para proveer servicios en esta área,  CNPC firmó un contrato con Petroamazonas. (Campos Menores)			 
2.- Para proveer servicios en esta área,  CUYABENOPETRO  (GRUPO COBRA)  firmó un contrato con Petroamazonas. (Proceso Oil & Gas 2018
3.- Para proveer servicios en esta área, Consorcio Shushufindi firmó un contrato con Petroamazonas (contrato de Campos Maduros)		
4.- Para proveer servicios en esta área,  SHAYA ECUADOR S.A. firmó un contrato con Petroamazonas			
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OPERADOR POZO CONTRATISTA RIG TIPO DE EQUIPO COMENTARIOS

ANDES PETROLEUM DORINE 87 HILONG HL - 3 DFXK JC11/21 650HP W.O.

PETRORIENTAL JOHANNA ESTE 34H CCDC 51 XJ650 - 650 HP
MOBILIZING RIG 
FROM NANTU 33

ENAP SIPEC MDC 23 ORIENDRILL 902 LOADCRAFT 650
MOBILIZING RIG 
FROM INCHI C13 

TO MDC 23

ORION ENERGY RON 06 DYGOIL 30 CAMERON 600 W.O.
REPSOL AMO A12 SINOPEC 908 XJ 650 - 650 HP W.O.

EP PETROECUADOR ** PAYAMINO D004 (PYMD 004) CCDC 42 XJ550 - 550 HP W.O.

EP PETROECUADOR ** SCHM 146 ESPINEL & 
ASOCIADOS EA - 12 XJ 650 W.O.

EP PETROECUADOR ** DRAGO 052 (DRRC 052) FAST DRILLING FD 11 XJ 650 (700 HP) W.O.

EP PETROECUADOR ** SACHA 184 TRIBOILGAS 101 550 HP W.O.
EP PETROECUADOR ** SACHA 411 TRIBOILGAS 102 550 HP W.O.
EP PETROECUADOR ** LIMONCOCHA 064 TRIBOILGAS 103 LCT 550 HP W.O.
EP PETROECUADOR ** CUYABENO D037 TRIBOILGAS 104 LOADCRAFT 550 W.O.
EP PETROECUADOR ** GNTC 013 TRIBOILGAS 105 CROWN 550 HP W.O.
EP PETROECUADOR ** PALO AZUL 20 TRIBOILGAS 106 SERVICES KING 550 HP W.O.
EP PETROECUADOR ** PAÑACOCHA 08 TRIBOILGAS 107 LOADCRAFT 550 HP W.O.

EP PETROECUADOR ** ATACAPI 018 TRIBOILGAS 201 DRILLING SERVICE KING 
1000HP W.O.

EP PETROECUADOR ** SACHA 365 TRIBOILGAS 203 SERVICE KING 1000 HP W.O.
EP PETROECUADOR ** NENKE 006 TRIBOILGAS 204 SERVICE KING 1000 HP W.O.

EP PETROECUADOR1 ** CULEBRA A038 (CLBA038) GEOPETSA 4 UPET 550 HP W.O.

EP PETROECUADOR1 ** ACSC 031 TUSCANY 
DRILLING 105 CARE 650 HP W.O.

EP PETROECUADOR1 ** CLBB 012 TUSCANY 
DRILLING 111 CARE 665 HP W.O.

EP PETROECUADOR2 ** AGRI 036 (AGUARICO I036) GEOPETSA 3 WILSON 42B 500 W.O.

EP PETROECUADOR2 ** SHUSHUFINDI AB257 (SHSAB 
257) GEOPETSA 7 KING SERVICES 750HP W.O.

EP PETROECUADOR2 ** SHUSHUFINDI 092 (SHS 092) GEOPETSA 6 ZPEC 650 W.O.
EP PETROECUADOR3 ** EDYC 131 SINOPEC 932 XJ 650 - 650 HP W.O.
EP PETROECUADOR4 ** PUCUNA 06 (PCN 06) GEOPETSA 5 LTO-550-VIN-26606 W.O.
EP PETROECUADOR5 ** ARMADILLO B006 ORIENDRILL 901 LOADCRAFT 650 W.O.

Marzo 01, 2021
Torres de reacondicionamiento en operación en el Ecuador

** EP PETROAMAZONAS  QUE MANEJÓ LAS OPERACIONES  DE UPSTREAM (EXPLORACIÓN  / PRODUCCIÓN) FUE INTEGRADA DESDE EL 01/01/21 A EP 
PETROECUADOR https://www.eppetroecuador.ec/					   
1.- Para proveer servicios en esta área,  SHAYA ECUADOR S.A. firmó un contrato con Petroamazonas					   
2.- Para proveer servicios en esta área, Consorcio Shushufindi firmó un contrato con Petroamazonas (contrato de Campos Maduros)	
3.- Para proveer servicios en esta área, Consorcio KAMANA firmó un contrato con Petroamazonas (contrato de Campos Maduros)
4.- Para proveer servicios en esta área,  Consorcio IGAPO firmó un contrato con Petroamazonas (contrato de campos Maduros)
5.- Para proveer servicios en esta área,  ECUASERVOIL. firmó un contrato con Petroamazonas
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Marzo 01, 2021
Torres de reacondicionamiento en stand by en el Ecuador

Fuente: Jorge Rosas, Ecuador Rig Report
jrosasw1992@hotmail.com

CONTRATISTA RIG No. TIPO DE EQUIPO STACKED

CCDC CCDC 40 ZJ20 - 650 HP COCA BASE

CCDC CCDC 41 XJ550 - 650 HP COCA BASE

CCDC CCDC 52 ZJ - 650 HP COCA BASE

DYGOIL 20 FRANKS 600 SHUSHUFINDI BASE

HILONG HL - 18 DFXK JC11/21 650HP STDBY IN MARIANN 15 PAD ( ANDES PETROLEUM)

HILONG HL - 28 DFXK JC11/21 650HP COCA BASE

LOXODONTA ELEFANTE 01 CORSAIR 475 HP (CRANE CARRIER COMPANY) COCA BASE

PLUSPETROL ECUADOR B.V. PP 01 OIME 750SL STBY. VILLANO "A" PAD

PLUSPETROL ECUADOR B.V. PP 02 OIME 500 STBY. VILLANO "B" PAD

PSS WORKOVER S.A. PSS 815 IRI 2042 / FRANKS 600 COCA BASE

SINOPEC 903 XJ 650 - 650 HP COCA BASE

SINOPEC 904 ZJ30 - 750 HP COCA BASE

SINOPEC 905 ZJ30 - 750 HP COCA BASE

SINOPEC 907 XJ 550 - 550 HP COCA BASE

RPT-RMS (Former SLR, SCHLUMBERGER) ** RPT 32 WILSON MOGUL 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, SCHLUMBERGER) ** RPT 34 WILSON 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, SCHLUMBERGER) ** RPT 47 WILSON 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, SCHLUMBERGER) ** RPT 53 WILSON MOGUL 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, SCHLUMBERGER) ** RPT 55 WILSON MOGUL 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, SCHLUMBERGER) ** RPT 56 WILSON MOGUL 42B SHUSHUFINDI BASE

TRIBOILGAS 5 LTO-550-VIN-26606 COCA BASE

TRIBOILGAS 6 COOPER 550 COCA BASE

TRIBOILGAS 7 WILSON 42 B COCA BASE

TRIBOILGAS 8 COOPER 550DD LAGO AGRIO BASE

TRIBOILGAS 205 SERVICE KING 1000 HP TAMBILLO (QUITO)

TRIBOILGAS 206 SERVICE KING 775 HP TAMBILLO (QUITO)

TUSCANY DRILLING 104 CARE 550 HP STACKED PICHINCHA PAD

** Rig Performance Technologies - Rig Management Systems	
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CONSORCIO PALANDA - YUCA SUR

PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO POR EMPRESA 
(BPPD)

Fuente: Agencia de Regulación y Control de Energía y Recursos Naturales
Elaboración: AIHE

PETROAMAZONAS EP

ORION ENERGY OCANOPB S. A.

ANDES PETROLEUM ECUADOR LTD.

AGIP OIL ECUADOR B. V.

CONSORCIO PEGASO (CAMPO PUMA ORIENTE S. A.)

GENTE OIL ECUADOR PTE. LTD.

ORIONOIL ER S.A.
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I ESTADÍSTICAS

PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO POR EMPRESA 
(BPPD)

Fuente: Agencia de Regulación y Control de Energía y Recursos Naturales
Elaboración: AIHE

PETROORIENTAL S. A.

ENAP SIPETROL S. A. - ENAP SIPEC

CONSORCIO PETROSUD - PETRORIVA PACIFPETROL

REPSOL - BLOQUE 16 Y 67 (TIVACUNO)

TECPETROL PLUSPETROL

PETROBELL INC.
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Inyección de químico multifuncional en pozos productores del Bloque 16 
de Repsol Ecuador
Autoras: Paulina Cáceres y Cynthia Espinoza – Repsol Ecuador
Coautoras: Viviana Guerrero y Ana Villegas – Repsol Ecuador

RESUMEN
El presente documento detalla la experien-

cia en Repsol Ecuador desde el año 2018 con la 
inyección del producto químico multifuncional. 
Repsol Ecuador dentro de sus estándares de ca-
lidad ejecutó protocolos de prueba previo a la 
inyección de este producto químico en campo. 
Varios meses de estudio y pruebas permitieron 
determinar las ventajas y desventajas del uso de 
esta nueva formulación.

Se analizaron los resultados de las pruebas 
realizadas con la inyección del químico multifun-
cional en pozos productores de las facilidades del 
Sur, para prevenir la corrosión y la formación de 
incrustaciones (CaCO3).

ABSTRACT
The current article details Repsol Ecuador’s 

experience since 2018 with the injection of the 
multifunctional chemical product. Repsol Ecua-
dor, within its quality standards, executed test 
protocols prior to the injection of this chemical 
product in the field. Several months of study and 
tests allowed to determine the advantages and 
disadvantages of using this new formulation.

The results of the tests carried out with the 
injection of the multifunctional chemical in oil 
producing wells in the southern facilities were 
analyzed to prevent corrosion and scale forma-
tion (CaCO3).

1. ANTECEDENTES
Existen pozos productores que por la tenden-

cia química del fluido y el resultado de la evalua-
ción del cupón de corrosión instalado en el cabe-
zal del pozo, es necesario habilitar la inyección de 
dos productos químicos: un inhibidor de corro-
sión y un inhibidor de incrustaciones, con el fin 
de proteger al pozo de fenómenos de corrosión 
interna y de la formación de precipitados de car-
bonato de calcio que formen incrustaciones. La 
inyección de estos productos químicos se realiza 
mediante dos vías: vía capilar y vía recirculación; 
bajo esta última condición es necesario recircu-

lar aproximadamente 200 barriles de fluido que 
servirán como fluido motriz para garantizar que 
el producto químico se lleve hacia el sistema de 
levantamiento artificial (bomba electro sumergi-
ble).

Al usar la recirculación se tiene pérdida de 
producción del pozo. Por tal razón, es necesario 
investigar y aplicar una nueva tecnología de pro-
ducto químico llamado químico multifuncional, 
el mismo que brinda protección al pozo produc-
tor contra la corrosión y formación de incrusta-
ciones.

Bajo este antecedente Repsol Ecuador inicia 
con la inyección del químico multifuncional en 
sus pozos productores obteniendo los resultados 
que se muestran a continuación.

2. PRUEBAS A NIVEL DE LABORATORIO
2.1 Prueba de estabilidad térmica 

Se calienta el producto químico multifuncio-
nal a 150 °C durante 2 horas y después se lo com-
para con una muestra sin calentamiento para de-
terminar si presenta precipitación de alguno de 
sus componentes o cambio de viscosidad; en caso 
de presentarse uno de estos dos parámetros no se 
acepta el producto. 

2.3 Prueba de inhibición de incrustaciones
La prueba de inhibición de incrustaciones se 

realiza  en base a la norma técnica NACE TM 
0374 “Standard Test Method - Laboratory Scree-
ning Tests to Determine the Ability of Scale In-
hibitors to Prevent the Precipitation of Calcium 
Sulfate and Calcium Carbonate from Solution 
(for Oil and Gas Production Systems)”, en donde 
el químico multifuncional evita la formación de 
precipitados de una solución sintética prepara-
da con una mezcla de cloruro de calcio, cloruro 
de magnesio, cloruro de sodio y bicarbonato de 
sodio, con calentamiento a 150 °F durante 24 
horas.

3. PRUEBAS A NIVEL DE CAMPO
Para las pruebas de campo se desarrolla el si-

guiente protocolo de seguimiento:
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3.1 Pozo Daimi B17Ti
En mayo 16 del 2020, se inicia la prueba en el 

pozo Daimi B17Ti con dosis de 15 gal/día (55,6 
ppm) de químico multifuncional.

3.2 POZO IRO 07
En junio 05 del 2020, se inicia la prueba 

de tratamiento químico al pozo Iro 07U con 

inyección de químico multifuncional, con dosis 
de inyección: 9 gal/día (45 ppm).

3.3 POZO IRO-16-H:Us
En junio 05 del 2020, se inicia la prueba de 

tratamiento químico al pozo Iro-16-H:Us con 
inyección de químico multifuncional, con dosis 
de inyección: 15 gal/día (55,6 ppm).

Actividad Fecha Pozo 
productor Detalle

Línea base 

2020-05-16 Daimi B17Ti
Pruebas de producción con recirculación de fluido de producción en el pozo. 
Monitoreo de dureza cálcica y concentración de hierro. 
Registro de presión y temperatura en fondo y cabeza del pozo.

2020-06-05 Iro 07U

2020-06-05 Iro-16-H:Us

Inicio inyección 
de químico 

multifuncional

2020-05-19 Daimi B17Ti Suspensión de químico inhibidor de incrustaciones. 
Lavado de capilar con alcohol y agua. 
Dosificación del químico multifuncional. 
Monitoreo de dureza cálcica, concentración de hierro y residual de fosfonatos. 
Registro de presión y temperatura en fondo y cabeza del pozo.

2020-06-16 Iro 07U

2020-06-16 Iro-16-H:Us

Estudio de 
formación de 
carbonatos

2020-05-19 Daimi B17Ti
Instalación de cupón de escala y evaluación posterior a 15 días de contacto con el 
fluido.2020-06-19 Iro 07U

2020-06-19 Iro-16-H:Us

Estudio de 
velocidad de 

corrosión 

2020-06-03 Daimi B17Ti
Instalación de cupón de corrosión y evaluación posterior a 45 días de contacto con el 
fluido.2020-07-05 Iro 07U

2020-07-05 Iro-16-H:Us

Tabla 1. Protocolo de prueba de químico multifuncional para pozos productores

Estudio de precipitación de incrustaciones: No se evidencia presencia.

Estudio de precipitación de incrustaciones: No se evidencia presencia.

Fotografía 1. Cupón de escala del pozo Daimi B17Ti: limpio, sin reacción con HCl

Estudio de velocidad de corrosión: Corrosión general: 3,05 mpy (milésimas de pulgada por año).

Fotografía 2. Cupón de corrosión pozo Daimi B17Ti, corrosión general

Fotografía 3. Cupón de carbonatos del pozo Iro 07U: limpio, sin reacción con HCl

Estudio de velocidad de corrosión: Corrosión general: 0,47 mpy.

Fotografía 3. Cupón de corrosión pozo Iro 07U, corrosión general
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4. PRUEBAS DE PRODUCCIÓN 
4.1 POZO DAIMI-B-17:Ti

La inyección continua de químico multifun-
cional vía capilar al pozo DAIMI-B-17:Ti, inició el 
20 de mayo de 2020, no se ha modificado el esta-
do de la válvula de recirculación, por lo cual la di-
ferencia de los resultados y parámetros medidos 
en las pruebas de producción se deben a factores 
habituales que inciden en las mediciones. 

Se muestra en la Figura 1, el fluido y crudo 
asociado producidos en el periodo enero - agosto 
2020, diferenciándose las etapas antes y durante 
de la aplicación del químico multifuncional. 

El volumen del fluido de producción presenta 
una ligera variación en los períodos antes y du-
rante la inyección del químico, mientras que el 
volumen de crudo se ha incrementado en el pe-
ríodo de aplicación de químico multifuncional al 
pozo. Los valores se muestran en Tabla 2.

4.2 POZO IRO 07 U
La inyección de químico multifuncional al 

pozo Iro 07U inició el 17 de junio de 2020 con 
la suspensión de la recirculación del fluido de 
producción. Se muestra en la Figura 2, el fluido 
y crudo producidos desde enero hasta agosto 
2020, diferenciándose las etapas antes y durante 

Período de prueba de producción
Test Fluid
(promedio)

[bbl/día]

Test Oil
 (promedio)

[bbl/día]

Antes de inyección químico Enero – Mayo 5152,07 174,80

Durante inyección químico multifuncional Mayo - Agosto 4963,20 191,13

Variación - 187,87 + 16,33

Estudio de precipitación de incrustaciones: No se evidencia presencia.

Fotografía 4. Cupón de escala del pozo Iro-16-H:Us: limpio, sin reacción con HCl

Estudio de velocidad de corrosión: Corrosión general - 2,43 mpy

Fotografía 5. Cupón de corrosión pozo Iro-16-H:Us, corrosión general

Figura 1.  Fluido y crudo asociado producidos del pozo DAIMI-B-17:Ti
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la aplicación del químico multifuncional. Se 
observa que los flujos de producción y crudo se 
mantienen más estables durante el período de 
prueba que antes de la misma.

Se observa que los volúmenes del fluido de 
producción y crudo presentan incremento des-
pués de la inyección del químico. Los valores se 
muestran en la Tabla 3.

4.3 POZO IRO 16H:Us
La inyección de químico multifuncional vía 

capilar al pozo Iro 16H:Us inició el 17 de junio 

de 2020, con suspensión de la recirculación del 
fluido de producción. Se muestra en la Figura 3, 
el fluido y crudo producidos desde enero hasta 
agosto 2020, diferenciándose las etapas antes 
y durante la aplicación del químico multifun-
cional. Se observa que los flujos de producción 
y crudo se mantienen más estables durante el 
período de prueba que antes de la misma.

Se observa que el volumen del fluido de pro-
ducción se ha incrementado, mientras que el 
crudo tiene un descenso después de la inyección 
del químico como se muestran en la Tabla 4.

Período de prueba de producción
Test Fluid 
(promedio)

[bbl/día]

Test Oil
 (promedio)

[bbl/día]

Antes de inyección químico Enero – Junio 5.111,50 133,90

Durante la inyección químico multifuncional Junio - Agosto 5.236,60 143,80

Variación + 125,1 + 9,90
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Figura 2. Fluido y crudo asociado producidos del pozo IRO 07 U

Tabla 3.- Fluido y crudo asociado producidos del pozo IRO 07 U

Figura 3. Fluido y crudo asociado producidos del pozo Iro-16-H:Us
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5. RESULTADOS OBTENIDOS
5.1 Control de la Corrosión
5.1.1 Velocidad de corrosión

Para los tres pozos productores (DAIMI B17 
Ti, Iro-16-H:Us e Iro 07U) a los cuales se inyec-
ta el químico multifuncional, se logra disminuir 
la velocidad de corrosión en 32%, 46% y 62% 
respectivamente, (Figura 4). En Repsol el lími-
te permitido de velocidad de corrosión es de 3 
mpy. Es decir, en dos de los tres pozos se obtu-
vieron velocidades de corrosión aceptables, me-
nores a 3 mpy.

5.2 Control de las incrustaciones
5.2.1 Dureza cálcica

Para los pozos Daimi B17Ti e Iro 07U la 
concentración presenta un incremento de 
dureza cálcica de hasta 258 ppm, lo cual 
es un indicativo que no existen problemas 
de incrustación de carbonatos de calcio. El 
pozo Iro 016H:Us tiene una disminución de 
388 ppm, pero al analizar los parámetros 

operacionales, residual de fosfonatos y el cupón 
de escala instalado, no presenta problemas con 
precipitaciones de carbonatos en este pozo.
5.2.2 Residual de Fosfonatos

En los tres pozos, los residuales de fosfona-
tos son mayores a 4 ppm, lo cual indica que la 
concentración del químico es la adecuada para 
evitar la precipitación de carbonatos de calcio. 
5.2.3 Cupones de Escala

Para los tres pozos, al verificar los cupones 
de escala instalados por 15 días, la presencia de 
carbonatos en los orificios del cupón fue nega-
tiva, lo cual ratifica que al inyectar el químico 
multifuncional no se tienen problemas con res-
pecto al control de la escala. 

5.3 Parámetros operacionales.
Los parámetros operacionales a fondo del 

pozo se registran en el del sistema Scada, los 
pozos Daimi B17Ti, Iro 07U e Iro-16-H:Us pre-
sentan disminución de la presión de fondo de: 
10, 108 y 134 psi respectivamente; en cuanto a 

Período de prueba de producción
Test Fluid 
(promedio)

[bbl/día]

Test Oil 
(promedio)

[bbl/día]

Antes de inyección químico Enero – Junio 6.790,27 279,82

Durante la inyección químico multifuncional Junio - Agosto 7.142,11 225,33

Variación + 351,84 -54,49

Tratamiento multifuncional

Tratamiento vía recirculación

0,0

1,0

2,0

3,0

4,0

5,0

Daimi B17 Iro 016 Iro 07

3,1
2,4

0,5

4,5 4,5

1,3

m
py

Velocidad de Corrosión 

Tabla 4.- Fluido y crudo asociado producidos del pozo Iro-16-H:Us

 Figura 4. Velocidad de corrosión: DAIMI B17 Ti, Iro-16-H:Us, IRO 07 U.

Inyección de químico multifuncional en pozos productores del Bloque 16 
de Repsol Ecuador
Autoras: Paulina Cáceres y Cynthia Espinoza – Repsol Ecuador
Coautoras: Viviana Guerrero y Ana Villegas – Repsol Ecuador
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la temperatura, se evidencia la disminución de 1 
°F  para los pozos Daimi B17Ti e Iro 07U, y de 4 
°F  en el pozo Iro16H:Us, los tres pozos perma-
necen estables.

 5.4 Análisis económico
El costo de la inyección del químico multifun-

cional presenta un incremento del 6% en com-
paración con la inyección de los dos químicos: 
inhibidor de corrosión e inhibidor de incrusta-
ciones.

6. CONCLUSIONES
•	Con la inyección del químico multifuncional 

en los pozos productores Daimi B17Ti, Iro 
16H:Us e Iro 07U se obtiene disminución de 
la velocidad de corrosión del 32%, 46% y 62% 
respectivamente.

•	Al analizar la velocidad de corrosión en los 
tres pozos productores, se ratifica que el quí-
mico multifuncional controla los procesos 
corrosivos.

•	Con respecto al tratamiento contra las 
incrustaciones, la inyección del químico 
multifuncional impide la precipitación de 

carbonatos de calcio, esto se comprueba 
con los cupones de escala sin presencia de 
depósitos de sólidos en su superficie.

•	El incremento de la dureza cálcica en los po-
zos Daimi B17Ti e Iro 07U y la concentración 
estable del residual de fosfonatos en 4 ppm, 
demuestran la eficacia del tratamiento con-
tra la formación de incrustaciones.

•	Para los pozos productores Iro 16H:Us e Iro 
07U, en los cuales se inyectaba inhibidor de 
corrosión vía recirculación, al inyectar el quí-
mico multifuncional se incrementa el fluido 
de producción y el volumen de crudo para el 
pozo Iro 07U con un promedio de 9,9 BPD.

•	Para el pozo Daimi B17Ti, en el cual no se 
inyectaba inhibidor de corrosión vía recircu-
lación, se tiene un incremento del fluido de 
producción y de crudo en 16,3 BPD debido a 
que la inyección del químico multifuncional 
logró estabilizar el pozo.

•	Los parámetros operacionales para los pozos 
Daimi B17Ti, Iro 16H:Us e Iro 07U,  demues-
tran que se encuentran estables.

7. RECOMENDACIONES

Condición
Pozo

Tratamiento vía recirculación Tratamiento multifuncional

Presión 
[psi]

Temperatura 
[°F] Estabilidad Presión 

[psi]
Temperatura 

[°F] Estabilidad

Daimi 
B17:Ti 627 240 Estable. 

Operando sin 
novedad.

617 239
Estable. Operando 

sin novedad.Iro 7U 533 324 425 323

Iro 16H:Us 755 383

Estable. 
Operando con 

alta Temperatura 
de motor 

621 379

Estable. 
Temperatura de 

motor varía entre 
376 a 381°F.

Tabla 5.- Parámetros operacionales DAIMI B17 Ti, IRO 07 U e Iro-16-H:Us
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Figura 5. Concentración Dureza Cálcica: DAIMI B17 Ti, Iro-16-H:Us, IRO 07 U.
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•	Verificar la concentración del químico para el 
pozo Daimi B17Ti,  hacia disminuir la veloci-
dad de corrosión a valores menores a 3 mpy.

•	Utilizar las pruebas y resultados de este es-
tudio como base en la aplicación del químico 
multifuncional en otros pozos, ya que posibi-
litan determinar la efectividad del tratamien-
to para control de la corrosión y formación de 
incrustaciones.
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Ecuador: Producción de Crudo Extra Pesado mediante la aplicación del sistema de bombeo 
electro-sumergible (BES) con inyección permanente de diluyente en la parte inferior del pozo, 
a través de tubería flexible de una pulgada, instalada a una profundidad de 10,585 pies MD.

Autor: Ing. Angel I. Burgos Z. - Andes Petroleum Ecuador Ltd.
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Ing. Edison Bonilla, Ing. Rolando Chinchilla, Ing.  Pavel Valarezo – Halliburton

RESUMEN:
La recuperación del petróleo crudo extra pe-

sado ha sido, durante muchos años, uno de los 
mayores desafíos en la industria petrolera, de-
bido a las dificultades técnicas y los altos costos 
asociados con su producción.

El desafío no está únicamente relacionado 
con el diseño del sistema de bombeo electro- 
sumergible (BES) para levantar fluidos viscosos 
desde el pozo hacia la superficie, también debe 
incluir un proceso de producción de superficie 
adecuado, que permita tener correcta estima-
ción de la producción de petróleo, corte de agua 
y dosificación química para el transporte de pro-
ducción.

El desarrollo de nuevas soluciones tecnológi-
cas está permitiendo que la producción de crudo 
extra pesado sea factible.

La implementación de nuevos modelos de 
negocio ha permitido que estos proyectos sean 
económicamente viables. Hoy estos recursos 
contingentes se consideran reservas probadas, 
una gran oportunidad para que las empresas 
operadoras mejoren el retorno de la inversión a 
través de la producción de estos hidrocarburos.

Este documento analiza la alternativa téc-
nico-económica para la producción de Crudo 
Extra Pesado, aplicando un sistema de bombeo 
electro- sumergible e inyección permanente de 
diluyente a fondo de pozo, a través de una tube-
ría flexible, implementada en el pozo Johanna 
Este 17 por Andes Petroleum Ecuador Ltd., ope-
radora del Bloque Tarapoa en la Región Amazó-
nica.

También. incluye los resultados de produc-
ción, la mejora en densidad (°API) alcanzada 
para la producción de Crudo Extra Pesado, los 
problemas relacionados con la evaluación del 
pozo y la falla prematura del equipo de bombeo 
electro-sumergible (BES).

SUMMARY:
The recovery of extra-heavy crude oil has 

been for many years one of the biggest challen-
ges in the oil industry, this due to the technical 
difficulties and high costs associated with its 
Production.

The challenge is not only related to electri-
cal submersible pump (ESP) system design to 
lifting viscous fluids from downhole to surface, 
also should include an adequate surface produc-
tion process, that includes a correct measure of 
oil production, water cut and chemical dosage 
for the production transportation.

The development of new technological solu-
tions allowed that extra heavy oil production be 
feasible.

The implementation of new business models 
has allowed these projects to become econo-
mically viable, so that today these contingent 
resources can be considered proven reserves, 
which are a great opportunity for the operator 
companies to improve return on investment 
through the production of these hydrocarbons.

This document discusses the technical-eco-
nomic alternative for the production of extra 
heavy crude oil, applying an electro submersi-
ble pumping system and permanent solvent 
injection at the bottom of the  well, through a 
flexible pipe, implemented in the Johanna Este 
17 well in Andes Petroleum Ecuador Ltd. Ope-
rator Company of Tarapoa Block in Ecuadorian 
jungle.

The paper also includes the production re-
sults, the improvements reached for extra hea-
vy oil upgrade, the problems related with well 
evaluation and the premature failure of the 
downhole ESP equipment.

INTRODUCCIÓN:
El Bloque Tarapoa operado por Andes 

Ecuador: Producción de Crudo Extra 
Pesado mediante la aplicación del sistema 
de bombeo electro-sumergible (BES) con 
inyección permanente de diluyente en la 

parte inferior del pozo, a través de tubería 
flexible de una pulgada, instalada a una 

profundidad de 10,585 pies MD.
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Petroleum Ecuador Ltd., se encuentra en el 
noreste de la Región Amazónica (Fig. No. 1).

Crudo Extra Pesado de manera rentable, tenien-
do en cuenta el aumento del volumen de pro-
ducción diaria de petróleo crudo en el orden de 
50 a 150 BOPD a la producción del campo en 
promedio para cada pozo a ser puesto en ope-
ración.

El pozo Johanna Este 17, fue seleccionado 
como candidato para ejecutar el proyecto pilo-
to  con inyección permanente de diluyente en 
fondo de pozo.

El pozo fue completado en el reservorio M-1, 
fue punzonado en el intervalo de producción: 
10,585 a 10,600 pies MD. (15 pies MD).

A partir del registro petrofísico del pozo Jo-
hanna Este 17 (Fig. No. 3), podemos observar 
que tiene un espesor neto de pago de 54,5 pies 
MD, porosidad media del 21% y permeabilidad 
variable entre 1,100 y 3,000 mD.

Fig. No. 1: Mapa Bloque Tarapoa

Desde 2006, Andes Petroleum Ecuador Ltd. 
ha acumulado amplia experiencia en la produc-
ción de crudo pesado, extrayendo crudos de 
11.4 °API en la plataforma Fanny 100; ubicada 
en la parte sur del Bloque Tarapoa.

Durante el año 2013, se llevó a cabo una 
agresiva campaña de perforación de pozos en la 
parte noroeste del Bloque Tarapoa, encontran-
do crudos de muy bajo grado API (7,2° - 11,7°) 
y alta viscosidad en condiciones de reservorio 
(200 cP a 1,250 cP a 200 °F). Estos crudos fue-
ron clasificados como Extra Pesados, utilizando 
los siguientes criterios: Densidad: 20° > °API > 
7°. Viscosidad del aceite: 10,000 cPo > uo > 100 
cPo. Móvil en condiciones de reservorio.

Este recurso potencial fue estimado para el 
área  Tarapoa Noroeste en alrededor de 58.03 
MMBO (OOIP), Fig. No. 2.

Fig. No. 2: OOIP Tarapoa Northwest Area.

Sobre la base de esta estimación de recursos, 
se iniciaron estudios  en el desarrollo de estos 
recursos contingentes, aplicando tecnología que 
permita obtener un equilibrio técnico y econó-
mico para transformarla en reservas probadas 
desarrolladas.

Se desarrolló un nuevo modelo de negocio 
con el fin de identificar una aplicación tecno-
lógica de levantamiento artificial para producir 

Fig. No. 3: Johanna Este-17: Registro Petrofísico.

OBJETIVOS:
•	Para este proyecto se propusieron los si-

guientes objetivos:
•	Producir Crudo Extra Pesado del pozo Jo-

hanna Este-17, a través de la inyección per-
manente en fondo de pozo, de diluyente, por 
medio de una tubería flexible de una pulgada

•	Obtener un costo operativo inferior a 10.5  
$/BO.

•	Mejorar la calidad del petróleo crudo a pro-
ducir, tanto en densidad (°API), como en vis-
cosidad en superficie.

•	Transferir el volumen de hidrocarburos 
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considerados como recursos contingentes a 
reservas probadas

INFORMACIÓN DEL POZO:
Condiciones Mecánicas del pozo

•	Casing: 9 5/8”, 47#, ID: 8.681”, Drift: 8.525”
•	Máxima desviación: 47.71° @ 8,241’ MD - 

6,580’ TVD
•	Máximo DLS: 2.59°/100ft @ 3,755’ MD - 

2,489’ TVD
•	Profundidad de asentamiento (PSD): 10,454’ 

MD - 7,132’ TVD
•	DLS@PSD: 0.48°/100ft, Inclinación: 45.04°

fuera operativamente viable.
El primer reto fue diseñar un sistema de 

bombeo electro-sumergible que se instalará en 
un pozo con las siguientes características mecá-
nicas y de fluidos:

INFORMACIÓN MECÁNICA DEL POZO:
•	Casing: 9 5/8”, 47#, ID: 8.681”, Drift: 8.525”
•	Máxima desviación: 47.71° @ 8,241’ MD - 

6,580’ TVD
•	Máximo DLS: 2.59°/100ft @ 3,755’ MD - 

2,489’ TVD
•	Profundidad de asentamiento (PSD): 10,454’ 

MD - 7,132’ TVD
•	DLS@PSD: 0.48°/100ft, Inclinación: 45.04°
•	Tubería de producción 4-1/2”

INFORMACIÓN DE FLUIDOS DEL POZO:
•	Fluido con crudo muy viscoso y baja densi-

dad API
•	Alta dificultad para fluir
•	Alta incertidumbre del índice de productivi-

dad (0,022 a 0,21 bls/psi)
•	Alto requerimiento de potencia del motor en 

el arranque
•	Baja eficiencia para el levantamiento con BES 

convencional

Se diseñó un sistema de bombeo electro- su-
mergible (BES) de amplio rango de operación, 
con etapas de flujo mixto adecuadas y suficien-
tes para levantar fluidos viscosos a alta profun-
didad, alta potencia del motor para soportar 
arranques forzados y mantener un funciona-
miento estable. Así como, capacidad y flexibili-
dad  en operar a altas temperaturas y adaptarse 
a condiciones de funcionamiento variables.

•	Bomba de gran tamaño para manejar alta vis-
cosidad y baja movilidad del fluido

•	Bombas con etapas flotadoras modulares AR, 
de flujo mixto, de amplio rango (AR 1:3)

•	Motor de gran tamaño para arranques forza-
dos y funcionamiento con alta temperatura

•	Motor de alta eficiencia, alta potencia y alta 
temperatura (400 °F)

•	Inyección permanente de diluyente a través 

Parámetro Unidad Valor

Qf Bbls 50@350

Pws Psi 2,500@3,400

Pwf Psi 200@1,850

IP bfpd/psi 0.022@0.21

Pb Psi 500-720

mo@200°F cPo 100 < mo < 10,000

°API °API 7° < °API < 12°

Fig. No. 4: Johanna Este-17: Well Diagram

DATOS DE DISEÑO
Sobre la base de la experiencia de campo y 

la información obtenida en pozos cercanos, se 
establecieron los parámetros de fluido para los 
criterios de diseño de la bomba electro-sumer-
gible BES. (Tabla No. 1).

DISEÑO DEL SISTEMA DE PRODUCCIÓN:
Durante la fase de diseño y planificación del 

proyecto, se identificaron dos desafíos que se 
resolvieron con soluciones pragmáticas,  estos 
no sólo permitieron mantener la flexibilidad del 
sistema,   también, aseguraron que el proyecto 

Tabla No. 1: Información de Reservorio

Ecuador: Producción de Crudo Extra Pesado mediante la aplicación del sistema de bombeo 
electro-sumergible (BES) con inyección permanente de diluyente en la parte inferior del pozo, 
a través de tubería flexible de una pulgada, instalada a una profundidad de 10,585 pies MD.

Autor: Ing. Angel I. Burgos Z. - Andes Petroleum Ecuador Ltd.
Coautores: Ing. Fabrizio Serrano M. – Andes Petroleum Ecuador Ltd.

Ing. Edison Bonilla, Ing. Rolando Chinchilla, Ing.  Pavel Valarezo – Halliburton
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de una tubería de 1” instalada de forma pa-
ralela a la BES y a la tubería de producción.

Después de haber definido el uso de tubería 
flexible de 1” para la inyección de diluyente, el 
segundo desafío fue  encontrar un método al-
ternativo para instalarla en el pozo, esto porque 
la aplicación original como tubo enrollado re-
quiere el uso de herramientas que no se pueden 
utilizar en una completación de BES, debido a la 
dificultad operativa que su uso representa

La tubería flexible se utiliza principalmente  
en trabajos temporales de acidificación de po-
zos. Este tipo de trabajo se lleva a cabo general-
mente sin un taladro de reacondicionamiento 
(Rig-less) y con el pozo en producción. La co-
rrida de la tubería flexible se realiza de manera 
continua, utilizando un cuello de ganso e inyec-
tores que se instalan en el cabezal de pozo para 
apoyar y dirigir la tubería.

La completación del pozo con sistema BES, 
por otro lado, se realiza con el taladro de rea-
condicionamiento, de modo que el uso de cuello 
de ganso y los inyectores para la instalación de 
tuberías presupone la construcción de estructu-
ras fijas y equipos de montaje adicionales que 
aumentan la complejidad del sistema y lo hacen 
inviable.

Debido a las dificultades y limitación del uso 
de las herramientas antes mencionadas, el tubo 
flexible tampoco podía funcionar continuamen-
te. En consecuencia,  después del análisis mecá-
nico, la solución era cortar, enderezar y roscar la 
tubería en secciones de 30 pies.

Esto no sólo significaba una solución para 
la instalación de la tubería, sino que también 
permitía  que se la tratara como una tubería de 
producción y por lo tanto era posible utilizar las 
mismas herramientas de instalación e izaje que 
se utilizan en una instalación BES estándar.

DISEÑO DEL SISTEMA BES
Para el diseño del equipo de bombeo electro- 

sumergible, se tuvo en cuenta el efecto que la 
viscosidad y  gravedad específica del fluido tienen 
en los coeficientes del sistema y se utilizaron fac-
tores de corrección  en dichos coeficientes.

La producción de crudo pesado y Extra Pesa-
do prácticamente provoca una reducción de las 
capacidades de manejo de flujo, levantamiento 
y eficiencia de la bomba centrífuga y, por otro 
lado, un aumento significativo de la potencia 
requerida. A medida que aumenta la viscosidad 
del fluido, los coeficientes del sistema BES se 
ven afectados en mayor grado, lo que provoca la 
necesidad de sobredimensionar el sistema para 
garantizar el levantamiento de los fluidos de 

fondo de pozo.
El aumento de temperatura actúa a favor del 

sistema, ya que una temperatura más alta redu-
ce la viscosidad, permitiendo una mayor movi-
lidad del fluido y menos impacto en el manejo 
del flujo de la bomba, levantamiento, potencia 
y eficiencia.

Aunque el requerimiento de flujo producido 
es bajo (50 a 150 bpd), debido a las característi-
cas mencionadas del fluido a levantar, se eligió 
un equipo BES compuesto por bombas de la se-
rie 513 de 1200 bpd, con etapas modulares de 
flujo mixto, alto vano y rango de operación am-
pliado (293-1679 bpd). El motor seleccionado 
es de la serie 562 con 380 HP, alta eficiencia y 
alta temperatura (400 °F). Se utilizó un sensor 
de 7 variables con capacidad de medición de pre-
sión de descarga.

Con el fin de mantener la temperatura del 
motor dentro del rango de funcionamiento de 
400 °F, este fue sobredimensionado y una vez en 
funcionamiento fue de-rateado de acuerdo con 
las condiciones de funcionamiento.

Todos los equipos son ferríticos. Es decir, 
adecuados para trabajar en entornos corrosivos 
y constan de ejes de alta resistencia necesarios 
para soportar posibles arranques forzados del 
equipo.

El cable de potencia utilizado fue AWG-1 con 
doble capilar de 3/8” para inyectar demulsifi-
cante y reductor de viscosidad. En superficie se 
instaló un variador de frecuencia de 520 KVA y 
12 pulsos.

VENTAJAS DE LOS COMPONENTES DE 
LA BES
Bombas SG 1200: Diseñadas para manejar 
fluidos de alta viscosidad debido a sus amplios 
vanos y tamaño de etapa 5.13”, operación de 
rango extendido para volúmenes bajos, incluye 
bujes AR con una configuración 1:3.
Sección de Sellos: Sellos tándem con doble 
bolsa superior BPBSL, debido al ángulo de in-
clinación alto 45 grados en el punto de asenta-
miento.
Motor:  Motor de la serie 562 tipo: KMS2-HT 
380 HP para trabajos de alta temperatura de 
400 °F, potencia disponible para arranque forza-
do en caso de enfriamiento de fluidos y aumen-
to de la viscosidad.
Sensor: Sensor para medición de 7 variables, y 
funcionamiento de hasta 302 °F de temperatura 
de admisión y hasta 400 °F de temperatura del 
motor.
Resultado Final: El resultado final es un equi-
po BES capaz de operar en dos condiciones de 
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producción extremas. Es decir, el equipo es ca-
paz de producir 50 bpd que funciona a 55 Hz 
cuando la IP es 0.022 bls/psi y también, es capaz 
de producir 200 bpd operando a 41 Hz cuando 
la IP es 0.21 bls/psi. (Fig. No. 4).

Para elevar la tubería a la mesa de la platafor-
ma, se fabricaron elevadores de rotación libre, 
esto permitió que se elevara con el cabrestante 
de la plataforma. La tubería flexible se une a la 
tubería de producción mediante abrazaderas 
con doble canal, y al equipo ESP por medio de 
protectores de cable y juntas medias.

Fig. No. 4: Johanna Este-17: SG 1200 Curva de BES

SISTEMA DE INYECCIÓN PERMANENTE 
A FONDO DE POZO

Debido a la baja movilidad del fluido, con el 
fin de mejorar la densidad (aumentar el grado 
API) y reducir la viscosidad del petróleo crudo 
durante su proceso de levantamiento, se diseñó 
un sistema de inyección continua de diluyente 
hacia la cara de las perforaciones por medio de 
una tubería flexible de una pulgada.

La tubería fue elegida de tal manera que per-
mitiera la inyección de un volumen de disolven-
te equivalente al 30% del volumen de crudo a 
ser producido y con las características adecua-
das para soportar la presión, el flujo y el dete-
rioro por la química inyectada. La inyección de 
diluyentes presupone una disminución signifi-
cativa de la viscosidad.

El sistema de inyección fue diseñado para ser 
instalado en paralelo con la tubería de produc-
ción de 4-1/2” y equipos BES. Luego, a través de 
un tubo guía de 2-7/8” se asentará delante de 
perforaciones a 10,585 pies. MD.

Después del análisis mecánico, la solución 
fue cortar, enderezar y roscar la tubería en sec-
ciones de 30 pies. Esto no sólo significaba una 
solución  en la instalación de la tubería, sino   
además, permitía que se tratara como una tu-
bería de producción y por lo tanto, era posible 
utilizar las mismas herramientas de instalación 
e izaje que se utilizan en una instalación BES 
estándar. El contrafuerte fue diseñado para so-
portar 5.000 psi, un torque de 200 psi/ft. se es-
tableció como límite máximo.

Para el transporte de la tubería flexible se 
construyeron cestas. Se utilizó un torquímetro 
manual  en el control del torque de tuberías. 

Fig. No. 5: Johanna Este-17: Tubería Flexible de 1” 

Un último desafío con el sistema de inyección 
fue asegurar la mezcla adecuada de diluyente 
con el Crudo Extra Pesado. Para ello, se diseñó, 
fabricó y colocó un inyector circular en el extre-
mo inferior de la tubería flexible. 

Este inyector también fue  diseñado a su vez 
como un centralizador con guías laterales. Los 
accesorios para sujetar y ajustar la tubería flexi-
ble al equipo BES y tubería guía, fueron diseña-
das y fabricadas por ingenieros ecuatorianos.

Fig. No. 6: Johanna Este-17: Inyector Circular

SISTEMA DE INYECCIÓN EN SUPERFICIE
El equipo BES fue diseñado para la extracción 

de Crudo Extra Pesado de 10.7 °API en el pozo 
Johanna Este 17,  aplicando el concepto de dilu-
ción de fluido de pozo con inyección continua y 

Ecuador: Producción de Crudo Extra Pesado mediante la aplicación del sistema de bombeo 
electro-sumergible (BES) con inyección permanente de diluyente en la parte inferior del pozo, 
a través de tubería flexible de una pulgada, instalada a una profundidad de 10,585 pies MD.

Autor: Ing. Angel I. Burgos Z. - Andes Petroleum Ecuador Ltd.
Coautores: Ing. Fabrizio Serrano M. – Andes Petroleum Ecuador Ltd.

Ing. Edison Bonilla, Ing. Rolando Chinchilla, Ing.  Pavel Valarezo – Halliburton
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permanente de diluyente desde superficie a fon-
do de pozo, utilizando una bomba superficial, el 
diluyente se inyecta frente a los punzonados por 
medio de una tubería flexible de 1”.

Para obtener la dilución y viscosidad necesa-
rias  en el manejo de fluidos a través de la bom-
ba, se determinó que el volumen de diluyente 
inyectado debe ser al menos el 30% del volumen 
total a ser producido por el pozo.

Al comienzo de la prueba se utilizó un caudal 
de agua de 500 bbls/día para la calibración del 
medidor Haimo, también se bombeó una tasa 
de diluyente promedio de 80 bbls/día a 150 psi 
de presión de descarga.

El 31 de enero, se decidió reducir la tasa de 
inyección de agua a 450 bbls/día y tasa de in-
yección diluyente a 60 bbls/día a 120 psi en la 
bomba de inyección diluyente.

El 01 de febrero, se notó que el medidor Hai-
mo estaba descalibrado, se coordinó una prue-
ba de producción contra sumidero, esta prueba 
confirma que el equipo Haimo tenía una dife-
rencia de 120 bbls de líquido menos que la me-
dida de producción contra el sumidero; el BSW 
determinado en esta prueba fue inferior al 1% 
del corte de agua.

Durante la evaluación de la prueba de pro-
ducción, se inyectaron un promedio de 60 bbls 
de diluyente por día a través de una tubería flexi-
ble de una pulgada instalada hasta el frente de 
perforaciones ubicadas en 10,585 pies. El efecto 
de esta inyección permite a Andes Petroleum 
Ecuador Ltd. poner en producción un promedio 
de 123 BOPD desde el reservorio, teniendo en 
cuenta que se trata de un circuito de bombeo 
semi-cerrado, la producción promedio total del 
pozo fue de 183 BBLS de hidrocarburos por día.

Fig. No. 7: Johanna Este-17: Tanque de Diluyente

PRUEBA DE PRODUCCIÓN
La instalación de la bomba electro-sumer-

gible BES, comenzó el 07 de enero de 2020 y 
concluyó el 12 de enero de 2020 con la prueba 
de rotación. La duración del trabajo de reacon-
dicionamiento del pozo, fue de acuerdo con el 
plan y sin problemas operativos durante el pro-
ceso. Después de la prueba de rotación, el equi-
po BES se apagó manualmente, a la espera de la 
instalación final de las instalaciones de superfi-
cie para el almacenamiento y el bombeo del di-
luyente hasta el fondo del pozo.

La evaluación de la prueba de pozo comienza 
el 27 de enero de 2020. El 28 de enero, mientras 
se recupera el fluido de control, se produce una 
fuga en las bridas de conexión del sistema de 
inyección de diluyente (bomba de inyección de 
superficie), causando el apagado temporal del 
sistema de inyección de diluyente.

La producción de pozos se midió utilizando 
un sistema de medidores bifásicos (Haimo); se 
instaló una línea de flujo de recirculación de una 
pulgada  al inyectar un volumen de agua conoci-
do en el medidor Haimo para calibrar esta uni-
dad, que no está diseñado para medir volúme-
nes por debajo de 300 BFPD.

Fig. No. 8: Johanna Este-17: Bomba de Inyección de 
Diluyente

Fig. No. 9: Johanna Este-17:  Línea de inyección de 
1” – Calibración medidor Haimo.
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La mezcla que retornó del pozo tiene un gra-
do de API muy alto (35 °API), y la viscosidad de 
crudo medida en superficie fue en promedio 
5.57 centipoise a 120 °F.

con un rango de frecuencia entre 42.5 Hz y 
43.5 Hz. En este modo, la presión de flujo se 
estabilizó alrededor de 470 psi.

PROBLEMAS OPERACIONALES
El 10 de febrero de 2020, la bomba super-

ficial de inyección de diluyente se apagó ma-
nualmente; la bomba se apagó por 75 horas 
(más de 3 días).

Desde el 10 de febrero de 2020, el monito-
reo del equipo BES refleja la pérdida de levan-
tamiento debido a la caída de presión de des-
carga de 3.713 psi a 3.625 psi. El modo PID no 
podía regular la presión de ingreso a la BES.

Debido a la baja presión de admisión, el 
equipo funciona a la frecuencia mínima de 
42.5 Hz para mantener el PIP a 470 psi.

El 13 de febrero, el sistema comienza a des-
estabilizarse por completo, la carga del motor 
aumenta mostrando picos de corriente y la 
presión de admisión muestra un comporta-
miento inusual, disminuyendo y aumentando 
abruptamente.

Fig. No. 10: Johanna Este-17: Resultados de Prueba 
de Producción

Fig. No. 11: Johanna Este-17 °API del Crudo de 
Retorno

Fig. No. 12: Johanna Este-17: Viscosidad del Crudo 
de Retorno

El comportamiento del pozo mostró alta 
sensibilidad a los cambios de frecuencia, de-
bido a que este factor se decidió aplicar el 
modo de control automático de la presión de 
fondo fluyente (BHP), este modo controla la 
frecuencia del equipo BES con el fin de tener 
un valor BHP estabilizado de 470 psi a pro-
fundidad de admisión.

Durante este período, la estabilización del 
sistema se obtuvo utilizando el modo de ope-
ración PID, también esta operación destinada 
a mejorar el efecto de mezcla de los fluidos del 
reservorio y diluyente. El equipo funcionaba 

Fig. No. 13: Johanna Este-17: Lecturas de Corriente 
equipo BES

Este comportamiento hace que no sea efec-
tivo el modo de control PID que mantenía 
estable el nivel de presión. El 13 de febrero, 
también podemos observar el primer pico alto 
de corriente. El 14 de febrero, después del 
nuevo arranque de la bomba de superficie de 
inyección de diluyente, el sistema BES intenta 
recuperar su comportamiento normal de flu-
jo, tomando alrededor de 15 horas.

Desde el 15 de febrero hasta el 20 de febre-
ro, el sistema continúa teniendo picos bruscos 
de corriente, lo que significa que el motor está 
haciendo más esfuerzo para levantar fluidos. 
Eso significa que tenemos una mezcla inade-
cuada de Crudo Extra Pesado y diluyente en el 
fondo del pozo. El 21 de febrero, la bomba de 
superficie de inyección de diluyente tuvo una 
falla mecánica; la bomba de superficie se puso 
de nuevo en funcionamiento el 22 de febrero 

Ecuador: Producción de Crudo Extra Pesado mediante la aplicación del sistema de bombeo 
electro-sumergible (BES) con inyección permanente de diluyente en la parte inferior del pozo, 
a través de tubería flexible de una pulgada, instalada a una profundidad de 10,585 pies MD.
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a las 08:30 a.m. Sin embargo, a las 05:30 a.m., 
el sistema BES falla debido a un posible eje 
roto por el torque excesivo al tratar de mane-
jar Crudo Extra Pesado.

DIFERENCIAS EN EL CORTE DE AGUA
Durante la prueba de evaluación del pozo 

Johanna Este 17, la medida de corte de agua 
representó un nuevo desafío para este pro-
yecto.  A pesar de estar produciendo un crudo 
mejorado de 35 °API, no se pudo medir de for-
ma adecuada el corte de agua, la instalación 
de un separador de prueba portátil para me-
dir la producción del pozo y principalmente el 
BSW no fue posible.

Durante los primeros días de evaluación 
se notaron algunas diferencias importantes 
en los puntos de medición de BSW: Cabeza de 
pozo, Línea de flujo y Mezclador.

Durante todas las pruebas las lecturas del 
mezclador fueron más altas que otros puntos, 
puede ser debido a que una válvula en el área 
del manifold tenía un problema, permitiendo 
que el agua de otro pozo vaya directamente al 
mezclador.

El registro petrofísico (Fig. No. 3) no mos-
tró un contacto agua-petróleo (CAP) en el 
pozo Johanna Este-17.  Asimismo, en el caso 
de que un acuífero lateral o inferior esté acti-
vo, no se evidenció un efecto en la presión de 
fondo fluyente,  tampoco hubo un incremen-
to en la producción total de fluidos, estas res-
puestas no se evidenciaron durante la prueba 
de evaluación.

LECCIONES APRENDIDAS
La inyección permanente de diluyente 

hacia el fondo del pozo funciona para producir 
pozos de Crudo Extra Pesado.

El grado de API de la mezcla fue en prome-
dio 35°. Eso significa que este tipo de petróleo 
crudo podría medirse en superficie por sepa-
radores de prueba portátiles normales.

La estimación del volumen de Haimo, in-
cluidas las calibraciones de agua, no funcionó 
correctamente para esta prueba piloto, hubo 
una diferencia negativa de volumen total alre-
dedor de 120 bbl por día.

La falta de presión de inyección en la su-
perficie no permite tener una mezcla ade-
cuada en la parte inferior del pozo, cuando 
la bomba de superficie falla, el sistema BES 
mostró una falla mecánica y no fue capaz de 
seguir produciendo.

Es muy recomendable tener al menos dos 
bombas de inyección de diluyente en superfi-
cie con el fin de evitar la falta de mezcla en el 
fondo del pozo.

CONCLUSIONES
Los recursos estimados que antes se consi-

deraban no recuperables, ahora son factibles 
para la recuperación a través de soluciones 
tecnológicas y modelos de negocio que no sólo 
permiten el levantamiento de fluidos viscosos 
de fondo a superficie, sino que también lo lo-
gran de una manera económicamente renta-
ble.

El resultado de la instalación del sistema 
fue exitoso. La solución propuesta no sólo mi-
nimizaba los riesgos operativos y de personal, 
sino que  además permitía el cumplimiento de 
los tiempos de diseño.

Se cumplió con el objetivo de producir 

Fig. No. 14: Johanna Este-17: Origen de Falla del equipo BES
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Crudo Extra Pesado utilizando un sistema de 
bombeo electro-sumergible (BES).

La inyección permanente de diluyente uti-
lizando una bomba de superficie, contribuyó 
a obtener un crudo mejorado de 35 °API y baja 
viscosidad en la superficie (5 cP).

El OPEX fue de 8.42 $/BO, y está de acuer-
do con estimaciones preliminares.

GLOSARIO
Sistema de Levantamiento Artificial 
(SLA): Los sistemas de levantamiento artifi-
cial son sistemas que aumentan el caudal de 
petróleo crudo, ya sea bombeando o inyec-
tando gas para levantar el aceite. Si la pre-
sión del reservorio se vuelve insuficiente para 
compensar la presión de fondo fluyente, o si 
se requiere una mayor tasa de producción, se 
puede instalar un sistema de elevación artifi-
cial adecuado.
Presión de Fondo (BHP): La presión del 
fondo (BHP) es igual a la presión hidrostática 
(HP) en el espacio anular.
Recurso Contingente: Los recursos contin-
gentes son aquellas cantidades de petróleo 
que se estiman, en una fecha determinada, 
potencialmente recuperables de acumulacio-
nes conocidas, pero que actualmente no se 
consideran recuperables comercialmente.
Diluyente: Un diluyente u otra preparación 

líquida utilizada para diluir una muestra an-
tes de la prueba.
BES: Bomba electro-sumergible.
Crudo Extra Pesado: Densidad: 20° > °API 
> 7°. Viscosidad del aceite: 10,000 cPo > mo > 
100 cPo. Móvil en condiciones de reservorio.
Reservas: Las reservas de petróleo denotan 
la cantidad de petróleo crudo que se puede re-
cuperar técnicamente a un costo que es finan-
cieramente factible al precio actual del petró-
leo. Las reservas pueden ser para un pozo, un 
reservorio, un campo, una nación o el mundo. 
Diferentes clasificaciones de reservas están 
relacionadas con su grado de certeza.
Opex: Un gasto operativo (OPEX) es el dinero 
que una empresa gasta en una base continua, 
día a día con el fin de dirigir un negocio o sis-
tema.
Corte de Agua: El corte de agua es la rela-
ción del agua, que se produce en un pozo en 
comparación con el volumen de los líquidos 
totales producidos.
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Evaluación de la Producción Inicial Esperada de Pozos de Relleno en el 
Campo Pacoa Mediante Random Forest
Autores: Luis Constante (ESPE) y Juliana Santos (Santa Elena Petroleum)

RESUMEN
Desde el año 1995, con el último pozo per-

forado, la producción del campo Pacoa ha ido 
declinando paulatinamente hasta alcanzar un 
valor inferior a 50 barriles por día. En estas con-
diciones, se hace evidente la necesidad de una 
nueva inversión para la perforación de pozos de 
relleno y/o desarrollo que permitan recuperar 
las reservas remanentes en la formación Soco-
rro. Para ello, se deben ubicar estratégicamente 
nuevos pozos, tratando de asegurar que su pro-
ducción garantice la rentabilidad del proyecto. 
Sin embargo, debido a la gran actividad tectó-
nica de la zona y la consecuente presencia de 
fallas, que se traduce en una variación espacial 
de la mayoría de las propiedades del sistema 
roca-fluido, hacen que la productividad de los 
reservorios sea extremadamente variable a lo 
largo del campo. Esto ocasiona una mayor incer-
tidumbre y riesgo en el rendimiento resultante. 
Con el objeto de minimizar el riesgo de perforar 
pozos no rentables, se desarrolló un modelo de 
predicción de producción inicial mediante el al-
goritmo Radom Forest. El modelo desarrollado 
permite estimar una producción inicial de cada 
reservorio y determinar zonas de riesgo. Con el 
enfoque propuesto es posible identificar la ubi-
cación de los pozos que tendrían mayor posibili-
dad de éxito, así como, aquellos que tendrían la 
posibilidad de tener una producción baja.

ABSTRACT
Since 1995, with the last well drilled, the 

production in Pacoa field has been gradually 
declining to reach less than 50 barrels per day. 
This condition has driven the need to drill infill 
and development wells in order to allow recove-
ring the remaining reserves in Socorro forma-
tion, and therefore, new investment decisions 
urge to be carried out. In this sense, the new 
well locations must be strategically placed, as 
an attempt to ensure the maximum possible 
production geared toward achieving superior 
returns on the capital applied. However, due to 

the intense tectonic activity in the area, leading 
to faults and naturally fractured compartmen-
talized reservoirs with high heterogeneity, all 
of which translates into a spatial variation of 
most properties of the rock-fluid system. Con-
sequently, the reservoir productivity is extre-
mely variable throughout the field. This means 
an unpredictable productivity with low level of 
certainty of any well to be drilled. With the aim 
of narrowing down the uncertainty ranges on 
the well performance, an approach to estimate 
the initial production rate has been developed 
based on Random Forest algorithm. The model 
settled allows estimating an initial production 
of each reservoir and identifying risk zones. The 
proposed method helps to identify the wells 
that are most likely to be successful, as well as 
those that are most likely to have low produci-
ble rate. 

INTRODUCCIÓN
El objetivo principal del desarrollo de un 

campo es obtener la mayor producción posible 
de cada pozo perforado, optimizando recursos y 
reduciendo los riesgos de inversión. Esto signi-
fica que, cada pozo planificado debe ser ubicado 
en las zonas de menor riesgo posible (enten-
diéndose en este caso, al riesgo como la posi-
bilidad de una producción económicamente no 
rentable). Para ello, es fundamental disponer o 
desarrollar herramientas que permitan evaluar 
la productividad esperada.

Existen múltiples enfoques para evaluar el 
desempeño de nuevos pozos, desde modelos 
relativamente simples como el análisis nodal, 
hasta enfoques integrados que involucran un 
sinnúmero de modelos y cálculos de mayor 
complejidad. En los dos casos, sin embargo, 
se requiere tener datos disponibles e informa-
ción confiable y accesible. En el segundo caso, 
se necesita tener acceso a una mayor cantidad 
de recursos tecnológicos. La complejidad de la 
metodología utilizada depende también de las 
características de los reservorios. Reservorios 
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naturalmente fracturados, con presencia de fa-
llas y con mayor anisotropía, como el caso del 
campo Pacoa, requerirán de tareas de ingeniería 
mucho más complejas para estimar la producti-
vidad de nuevos pozos.

Adicionalmente, en el caso de Pacoa, se debe 
considerar que el acceso a datos e información 
del campo es limitado, y por otro lado, el des-
empeño de los pozos obliga a optimizar los 
recursos invertidos en el mayor grado posible. 
Por ello, se han explorado estrategias alternati-
vas en las tareas de ingeniería y modelamiento 
de reservorios que permitan complementar las 
técnicas tradicionales para entender de mejora 
manera los reservorios de la formación Socorro.

PRODUCTIVIDAD DE LOS 
RESERVORIOS DE LA FORMACIÓN 
SOCORRO

La formación Socorro incluye cuatro reservo-
rios conocidos como niveles “B”, “C”, “D” y “E”. 
Estos intervalos de arenisca tobácea consolida-
da, intercalada con arcillolitas, tienen diferen-
cias marcadas entre ellos (Tripetrol, 1999). A 
ello, se debe añadir la diferencia espacial en las 
propiedades de la roca y fluidos. Esto genera una 
notable variación en la producción resultante de 
los diferentes pozos. Como se puede observar 
en la Figura 1, existen zonas que destacan por 
albergar pozos con mayor producción.

La productividad de los pozos debe enten-
derse también en el contexto de las estructuras 
geológicas, ya que, Pacoa se caracteriza por la 
presencia de múltiples fallas, generando varios 
cuerpos geológicos limitados por discontinuida-
des estructurales (ver Figura 2).

Las características de la formación Socorro 
hacen que sea difícil establecer tendencias 

claras en el comportamiento de los pozos. 
Aunque, como se verá más adelante, la relación 
entre las propiedades (porosidad, espesor, 
permeabilidad, presión, entre otras) y la 
producción de un pozo puede ser de utilidad 
para evaluar el rendimiento esperado de una 
campaña de perforación.

FACTORES QUE AFECTAN LA 
PRODUCCIÓN DE UN RESERVORIO

La producción de un reservorio depende de 
múltiples factores, muchos de ellos propios 
del sistema roca-fluido y otros propios de 
las condiciones externas resultantes de la 
construcción del pozo.

Las principales propiedades del sistema 
roca-fluido que afectan el desempeño de un 
reservorio son:

•	Presión de reservorio

Figura 1. Producción promedio de los 6 primeros me-
ses por pozo en función de la ubicación. 

Figura 2. Mapa Estructural Formación Socorro.



F

PGE PETRÓLEO & GAS - No. 28 - Quito, Marzo 2021

31

•	Saturación de los fluidos
•	Permeabilidad del medio poroso
•	Acumulación de los fluidos (relacionado con 

la porosidad)
•	Propiedades de los fluidos (viscosidad, 

densidad y otros)
•	Propiedades de la roca (humectabilidad, 

mineralogía, entre otros)
•	Espesor de la zona de pago
•	Mecanismo de producción natural (empuje)

Mientras que, los principales factores externos 
que afectan la productividad de un reservorio 
son:

•	Invasión/nivel de daño de la formación, o es-
timulación

•	Sistema de producción (levantamiento artifi-
cial, flujo natural)

•	Completación del pozo (simple, doble, pre-
sencia de flujo cruzado, entre otras)

•	Variación de la conductividad en la zona cer-
cana al pozo (la migración de finos puede re-
ducir la conductividad de esta zona)

Estos factores externos, a su vez, dependen de 
las condiciones operativas de las diferentes ac-
tividades de intervención ejecutadas en el pozo 
(desde la perforación). Analizando el caso de 
Pacoa se han identificado los siguientes proble-
mas:

•	Densidad elevada del fluido de perforación al 
atravesar los niveles productivos (mayor in-
vasión y daño de formación)

•	Diseño inapropiado del fracturamiento hi-
dráulico (la baja permeabilidad de los reser-
vorios hace que el fracturamiento hidráulico 
sea parte integral de la perforación de cada 
pozo en Pacoa)

•	Migración de finos

Esto ha ocasionado que la producción inicial 
estabilizada varíe notoriamente cuando se com-

para con los resultados de la prueba de produc-
ción. La Figura 3. presenta una comparación de 
la producción inicial versus la prueba de produc-
ción, para una muestra de 5 pozos.

Figura 3. Producción inicial versus prueba de producción. 

Figura 4. Metodología para la 
estimación de la producción 

inicial (SPE 128335)

ESTIMACIÓN DE LA PRODUCCIÓN INICIAL
Definir la producción esperada de un pozo y 

estimar el rendimiento de los pozos de relleno 
implica una ardua labor de ingeniería. Se deben 
integran varios componentes como:

•	Presión por reservorio y por pozo
•	Propiedades petrofísicas 
•	Parámetros geomecánicos
•	Presión de fondo fluyente
•	Análisis PVT por reservorio
•	Pruebas de producción 
•	Muestras de núcleos
•	Parámetros de reservorios, en particular, su 

tamaño y permeabilidad
•	Balance de materiales
•	Diseño de fractura de los pozos perforados

Incluso el método más simple (relativamente), 
como un análisis nodal, requiere tener 
disponibles datos confiables del pozo y 
reservorio. Es decir, un enfoque tradicional para 
la estimación de la productividad de un pozo se 
verá seriamente afectado en los casos donde la 
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información disponible es limitada.
La Figura 4, presenta una interesante pro-

puesta para la predicción de la producción ini-
cial de pozos de relleno mediante modelamiento 
integrado (analizar el desempeño del pozo y re-
servorio como un sistema único). Sin embargo, 
su aplicación se ve muy difícil para los casos en 
los cuales la información disponible es escasa, o 
los recursos limitados. 

Esto pone de manifiesto la necesidad de en-
contrar herramientas flexibles y confiables que 
permitan evaluar los resultados esperados.

ESTIMACIÓN DE LA PRODUCCIÓN 
INICIAL MEDIANTE MACHINE LEARNING

Varios trabajos se han realizado para imple-
mentar técnicas de inteligencia artificial/machi-
ne learning en la estimación de la productividad 
de un reservorio. Diversos algoritmos se han 
evaluado con resultados aceptables y aplicables, 
entre los principales:

•	Random Forest
•	K-means
•	Deep Learning
•	Neural Networks

Para el caso de Pacoa, el algoritmo que mejor se 
adaptó a las condiciones del campo fue Random 
Forest, por lo tanto, únicamente se describirá el 
detalle de este algoritmo.

Random Forest
Random Forest es un clasificador que genera 

varios árboles de decisión en paralelo, cada 
uno de los cuales es único y aleatorio. Un árbol 
de decisión es un método de clasificación no 

paramétrico, análogo a un árbol, inicia por un 
nodo raíz y termina en múltiples nodos internos 
(hojas). Subsecuentemente, cada nodo es 
dividido en otros nodos de acuerdo a diferentes 
criterios, hasta establecer ciertas características 
que distinguen de la manera más precisa posible 
cada grupo de datos. La Figura 5, muestra el 
esquema de un árbol de decisión.

Figura 5. Árbol de decisión. (Machine Learning for Sub-
surface Characterization. Capítulo 9). 

Para el resultado final, el algoritmo Random 
Forest consolida los resultados de los diferen-
tes arboles individuales. Esto permite manejar 
de manera más efectiva problemas de ruido, 
mejorar la precisión y reducir los problemas 
de sobreajuste. Lo cual significa modelos con 
mayor capacidad de generalización. La Figura 
6, presenta el esquema de funcionamiento de 
Random Forest.

Figura 6. Random Fo-
rest. (Machine Lear-
ning for Subsurface 
Characterization) 
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METODOLOGIA APLICADA
La metodología seguida para estimar la pro-

ducción inicial de un pozo de relleno en la for-
mación Socorro del campo Pacoa corresponde a 
un proceso construido sobre la base de CRISP-
DM (Cross Industry Standard Process for Data 
Mining). Para ello se realizó:

•	Evaluación de las necesidades
•	Evaluación de la información disponible
•	Preparación de los datos/información
•	Desarrollo del modelo predictivo
•	Implementación del modelo predictivo

Cada una de las etapas implementadas permi-
tió sistematizar un conjunto de actividades que 
aseguren la rigurosidad y confiabilidad de los 
resultados obtenidos.

Evaluación de las necesidades
En esta etapa se definió el objetivo del pro-

yecto, con lo cual también se establecieron los 
criterios generales que debe cumplir el modelo 
predictivo.  En este caso el objetivo es predecir 
la producción inicial de los reservorios de la for-
mación Socorro en función de los parámetros de 
entrada disponibles (ubicación, propiedades de 
la roca y fluidos). Esta producción inicial refe-
rencial permite construir zonas de riesgo, don-
de deberán evaluarse en mayor detalle los pozos 
planificados.

Evaluación de la información disponible
En esta fase se identificaron las fuentes de 

datos, su ubicación exacta, así como la disponi-
bilidad y calidad general de la información. Se 
puede destacar que:

•	No existen datos suficientes de presión de 
reservorio

•	No existen datos confiables de permeabilidad
•	No existen parámetros de fracturamiento hi-

dráulico

Preparación de los datos/información
En esta fase se extrajo la información de las 

fuentes originales, se procesó e integró en una 
sola fuente para posteriormente usarse en el 
desarrollo del modelo predictivo. Se eliminaron 
los problemas de calidad y se definieron los da-
tos de entrada:

•	Coordenadas del pozo
•	Reservorio, nivel
•	Porosidad
•	Saturación inicial de agua
•	Espesor neto
•	Indicativo de que un intervalo es o no frac-

turado
•	Gravedad API del petróleo
•	Producción inicial. Constituye la variable a 

predecir

Desarrollo del modelo predictivo
Se definió como estrategia, generar grupos 

dentro de los cuales se pueda incluir el pozo a 
perforar y predecir su producción inicial. Por 
ello, se evaluaron como primera opción algorit-
mos de clasificación. Adicionalmente, se evaluó 
la mejor combinación de parámetros de entra-
da. La proporción de datos de entrenamiento/
prueba fue de 85% para entrenamiento y 15% 
para prueba. Esta división se realizó debido a la 
cantidad de datos. Se dispone de 46 pozos per-
forados (4 reservorios por pozo). Los resultados 
en este caso de estudio fueron:

•	Random Forest genera un resultado con una 
precisión superior al 80%. Mientras que los 
demás algoritmos probados (K-means, Redes 
Neuronales y Deep Learning) generan una 
precisión máxima del 60%

•	El Grado API del petróleo no tiene correla-
ción con la producción inicial esperada

•	Todos los intervalos fueron fracturados, en 
consecuencia, la producción a predecir es la 
inicial post-fractura

Figura 7. Producción real vs calculada.

Figura 8. Correlación de la producción real y calculada.
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La Figura 7, presenta una comparación en-
tre la producción real y calculada en función del 
modelo predictivo. Mientras que la Figura 8, 
presenta la correlación entre los valores reales 
y calculados, la correlación alcanzada es de 0.92.

La Figura 9, muestra que cuando la produc-
ción inicial calculada se encuentra por debajo de 
30 BPPD (mayor error negativo), la productivi-
dad debe considerarse como dudosa. Es decir, 
cualquier pozo cuya producción inicial calcula-
da para un reservorio, se encuentre por debajo 
de 30 BPPD, deberá considerarse como un pozo 
que pudiera tener un desempeño incluso mucho 
menor a 30 BPPD.

Implementación del modelo predictivo
La implementación del modelo se realizó 

para predecir la producción inicial post-fractu-
ra de 32 nuevos pozos de relleno. Con esto se 
construyeron zonas de riesgo donde se deberán 
evaluar los pozos planificados.

Hay que considerar que los pozos en Pacoa 
producen simultáneamente de varios reservo-
rios, por lo tanto, la producción inicial estimada 
corresponde al consolidado de los niveles “B”, 
“C” y “D”. No se incluye al nivel “E” pues muy 
pocos pozos producen de este, por consiguiente, 
los datos son escasos. Como variables de entra-
da se utilizaron los valores esperados de porosi-
dad, espesor y saturación inicial de agua, dispo-
nibles en el modelo estático del campo.

La Figura 10, presenta la distribución es-
perada de la producción inicial de los pozos de 
relleno planificados. Mientras que, las Figuras 
11 a 13, presentan la producción referencial por 
nivel de la formación Socorro. Con estos resul-
tados se puede decir que, se deben evaluar a pro-
fundidad la ubicación de los pozos:

•	PAC-48
•	PAC-49
•	PAC-50
•	PAC-72
•	PAC-79

Figura 9. Error relativo de la producción inicial calculada.

Figura 10. Producción inicial referencial de los pozos de relleno.
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Figura 11. Producción inicial referencial de los pozos de relleno. Nivel “B” de la fm. Socorro.

Figura 12. Producción inicial referencial de los pozos de relleno. Nivel “C” de la fm. Socorro.

Figura 13. Produccion inicial referencial de los pozos de relleno. Nivel “D” de la fm. Socorro.

Evaluación de la Producción Inicial Esperada de Pozos de Relleno en el 
Campo Pacoa Mediante Random Forest
Autores: Luis Constante (ESPE) y Juliana Santos (Santa Elena Petroleum)
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Estos pozos se encuentran en una zona que 
según el modelo predictivo, presenta alto riesgo 
(alto potencial de obtener una producción baja).

Es importante notar que la producción inicial 
calculada se la ha denominado referencial, por 
cuanto existen múltiples factores los cuales pue-
den afectarla y sobre todo por el hecho de que el 
modelo predictivo, es un modelo probabilístico. 
Es decir, el modelo predictivo establece corre-
laciones y no causalidades. Por ello, el enfoque 
propuesto se considera como una herramienta 
de evaluación que debe ser complementada con 
técnicas tradicionales y utilizada bajo el contex-
to del modelo geológico-estructural del campo.

CONCLUSIONES
Es posible determinar zonas de riesgo y esti-

mar una producción inicial referencial de nue-
vos pozos mediante el uso de técnicas de machi-
ne learning/inteligencia artificial, con un grado 
elevado de precisión.

La producción referencial estimada indica 
que un pozo de relleno (siempre y cuando no 
se encuentre en una zona drenada) perforado 
hasta la formación Socorro, puede alcanzar una 
producción superior a 200 BPPD (producción 
post fractura simultánea de tres niveles).

Es muy importante evaluar los radios de dre-
naje de los pozos existentes, los pozos de relleno 
que se encuentren en zonas drenadas tendrán 
pobres desempeños en términos de productivi-
dad.

Se evidencia una alta correlación entre la pro-
ductividad de los pozos y las propiedades petro-
físicas, lo cual puede ayudar a mejorar la toma 
de decisiones, incluso en ausencia de modelos 
estructurales precisos. La correlación se man-
tiene independientemente de la ubicación del 
pozo.

RECOMENDACIONES
Evaluar la ubicación de los pozos de relleno 

tomando en cuenta también un cálculo, lo más 
preciso posible, de las zonas drenadas por los 
pozos existentes.

Implementar técnicas de machine learning/
inteligencia artificial en las actividades de in-
geniería. Estas técnicas muestran ser flexibles, 
fáciles de implementar y pueden suplir la au-
sencia de modelos complejos cuyos costos (en 
términos de recursos e información) puede ser 
difícil de cubrir.

Evaluar en detalle la ubicación de los pozos 
que se encuentran en zonas de riesgo. Estos po-
zos podrían ser perforados en etapas más avan-

zadas de la campaña de desarrollo del campo.
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RESUMEN
La producción mejorada en recursos de lu-

titas no convencionales generalmente requiere 
pozos perforados horizontalmente a través de 
formaciones, con múltiples fracturas hidráuli-
cas a lo largo de la sección lateral del pozo para 
estimular efectivamente el yacimiento. El flujo 
de trabajo desde el conocimiento del yacimien-
to hasta la estimulación incluye: [a] Geo-inge-
niería que incorpora interpretaciones de datos 
geológicos y geoquímicos combinados con la es-
timación de la incertidumbre del modelado ce-
lular 2D / 3D; [b] Caracterizaciones de fluidos; 
[c] Comparación de métodos de terminación; y 
[d] Diseño de fracturas basado en propiedades 
petrofísicas. Otros factores críticos para el de-
sarrollo de redes de fracturas interconectadas 
con una gran superficie interna de contacto in-
cluyen la tensión, estrés y las propiedades de la 
microestructura de la deformación de la roca.

En el presente estudio se explora un flujo de 
trabajo para optimizar la terminación de pozos 
en yacimientos de lutitas que podría extenderse 
a lutitas petrolíferas, gas compacto y carbonatos 
de muy baja permeabilidad. El flujo de trabajo 
propuesto mejora la eficiencia de la termina-
ción mientras mantiene o aumenta los niveles 
de producción. También, se discutirán algunas 
de las lecciones aprendidas durante los años en 
los cuales se desarrolló este flujo de trabajo de 
servicios integrados.

ABSTRACT
Enhanced production in unconventional 

shale resources typically require wells drilled 
horizontally through formations, with multiple 
hydraulic fractures along the lateral section of 
the wellbore to effectively stimulate the reser-
voir. The workflow from reservoir knowledge to 
stimulation includes: [a] Geoengineering that 
incorporates interpretations of geological and 
geochemical data combined with uncertain-
ty estimation of 2D/3D cellular modeling; [b] 
Fluid characterizations; [c] Comparison of com-
pletion methods; and [d] Fracture design based 
on petrophysical properties. Other factors cri-
tical to developing interconnected facture ne-
tworks with large internal surface area include 
strain, stress, and micro-fabric properties of 
rock deformation.

Here it is explored a workflow to optimize 
well completions in shale reservoirs that could 
be extended to oil bearing shale, tight gas and 
very low permeability carbonates, as well as 
how the workflow improves completion effi-
ciency while maintaining or increasing produc-
tion levels. Some of the lessons learned during 
the years developing this integrated service 
workflow will also be discussed.

INTRODUCCIÓN
Los pozos horizontales en reservorios no 

convencionales requieren el máximo contacto 
posible con el yacimiento para que las fracturas 
hidráulicas drenen eficazmente el gas y el petró-
leo del esquisto. El desafío clave es determinar 
la longitud, altura, densidad y conectividad óp-
timas de la fractura para lograr una producción 
eficiente en los niveles de pozo, grupo y campo. 
La geología de los pozos, las propiedades del ya-
cimiento, el diseño de estimulación y los méto-
dos de aislamiento por etapas deben determinar 
el mejor enfoque para la estimulación y termi-
nación.

A diferencia de los yacimientos convenciona-
les, donde la producción está influenciada por el 
barrido del área, radio de drenaje e interacción 
entre las propiedades de la roca y fluidos, en las 
formaciones no convencionales solo el volumen 
que se fractura hidráulicamente producirá pe-
tróleo y gas. El diseño de fracturas hidráulicas 
y los métodos de terminación impactan direc-
tamente en la eficiencia de la estimulación del 
pozo, afectando la propagación de la fractura 
y permitiendo el flujo del pozo. Por lo tanto, 
es necesario un flujo de trabajo integrado para 
diseñar una terminación optimizada para yaci-
mientos de lutitas no convencionales, un flujo 
de trabajo que incorpore el conocimiento del 
yacimiento de un estudio holístico de sísmica a 
estimulación de la formación objetivo.

IDENTIFICANDO EL POLÍGONO DULCE 
Y MÁS CONFIABLE

El primer paso esencial para una completa-
ción óptima es identificar el polígono de punto 
óptimo más confiable en la formación. Este pri-
mer paso en el flujo de trabajo no convencional 
es un proceso recursivo que incluye: revisar re-
gistros geológicos, geoquímicos y petrofísicos; 
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integrar datos básicos si están disponibles; 
examinar los resultados de la geomecánica y 
las interpretaciones del perfil sísmico; integrar 
datos de producción de pozos preexistentes; y 
considerando datos adicionales de otras fuen-
tes. El mejor polígono de punto dulce óptimo 
se define como el que está distribuido espacial y 
arealmente con la menor incertidumbre, mayor 
porosidad efectiva (la mayoría de gas y petróleo 
libres), mayor fragilidad, mayor complejidad de 
fractura y mayor superficie y volumen con la 
menor tensión de cierre efectiva y microfractu-
ras máximas por unidad de volumen.

CONSIDERACIONES DE  
GEO-INGENIERÍA

Desde un punto de vista geológico, una for-
mación no convencional es lo mismo que cual-
quier formación sedimentaria pero más sim-
ple. El objetivo es solo la lutita rica en materia 
orgánica con marcos geológicos simples y una 
mínima heterogeneidad horizontal y fallas. La 
Figura 1, muestra la geo-visualización para ubi-
car el polígono del punto dulce óptimo con una 
porosidad y distribución espacial efectivas.

La identificación del polígono del punto dul-
ce óptimo implica la creación de una cuadrícula 
celular 3D, ya que cada celda de la cuadrícula 
puede tener varias propiedades únicas. La cua-
drícula 3D es valiosa para las estimaciones de 
incertidumbre cuando se utiliza el modelado es-
tocástico de propiedades, como en la detección 
de escenarios de planificación de pozos utilizan-
do límites para cada propiedad.

En los modelos de yacimientos convencio-
nales, la simulación hidrodinámica se realiza 
utilizando la porosidad y permeabilidad calcu-
ladas. Por el contrario, para las formaciones no 
convencionales, donde la fracturación hidráuli-
ca impulsa la mayor parte del flujo de fluidos, 
la simulación hidrodinámica basada en modelos 
celulares 3D regulares puede no ser precisa y 

útil. Se obtienen resultados razonables solo des-
pués de incorporar la fracturación en el modelo. 
Es decir, empleando un modelo de cuadrícula no 
estructurado. En la mayoría de los casos, la cua-
drícula celular 3D no se utiliza en la simulación 
hidrodinámica, sino solo para elegir objetivos 
de perforación en función de los límites defini-
dos para cada propiedad. La estimación del po-
lígono del punto óptimo de confianza siempre 
debe incluir estimaciones inciertas. Si realiza 
un modelado estocástico, la salida será una gran 
cantidad de resultados de realización estocásti-
ca. Para los diseños de perforación, terminación 
y fractura, es preferible un conjunto limitado de 
escenarios.

Un enfoque alternativo sería investigar cómo 
las propiedades consideradas difieren de una 
realización a la siguiente, luego calcular las des-
viaciones estándar hacia resaltar las ubicaciones 
donde los resultados del modelado estocástico 
muestran una desviación estándar baja para 
seleccionar y ubicar la extensión del área y la 
profundidad del polígono del punto óptimo. Si 
la desviación estándar es grande, entonces la ex-
pectativa sería que las realizaciones difieran en 
el acceso a las propiedades de ese punto en par-
ticular y, por lo tanto, es posible que sea necesa-
rio revisar los datos y reconsiderar la ubicación 
del pozo en esa ubicación.

CONSIDERACIONES PETROFÍSICAS Y 
GEOMECÁNICAS

La evaluación petrofísica y caracterización de 
fluidos juegan un papel fundamental en la de-
finición de la ubicación del polígono del punto 
óptimo. Las principales tareas son la tipificación 
de hidrocarburos y  extracción de las propieda-
des de las rocas y fluidos, así como la zonifica-
ción de la formación para ver la producción po-
tencial. La Figura 2, muestra una ilustración de 
la composición petrofísica y su clasificación en 
función de los rangos de permeabilidad. 

Figura 1: Geo-visualización de 
una lutita de reservorio no con-
vencional con: [a] visualización 
tipo de “sillón sofá” del mode-
lado de la tierra del marco de 
la estructura; [b] Porosidad 
efectiva; [c] Colocación final 
del pozo sobre el polígono del 
punto dulce más óptimo.
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Cuando está disponible la integración de 
datos del núcleo es una entrada valiosa y se 
enfoca principalmente en describir y medir las 
propiedades de la muestra de roca recuperada y 
el fluido del yacimiento, así como en el análisis 
geomecánico para calibrar aún más el diseño de 
fracturamiento hidráulico y el desempeño del 
tratamiento de fluidos. Cuando faltan datos, 
se pueden extraer de bases de datos de conoci-
miento o datos de área.

La pregunta central en el modelado petrofísi-
co es cómo encontrar el punto óptimo. Primero, 
calculamos el carbono orgánico total (TOC), la 
mineralogía, porosidad efectiva, permeabilidad 
de la matriz y fractura, así como el pago neto.

Aunque, existen varios enfoques para la eva-
luación de TOC (la ecuación de Schmoker, varias 

correlaciones de gráficos cruzados frente a TOC 
central, etc.) preferimos la metodología Delta 
Log R de Passey. Este enfoque se basa en la ca-
libración de curvas de porosidad como registros 
de densidad aparente de neutrones, sónicos y de 
formación (RHOB) con registros de resistividad. 
Las curvas se superponen en formaciones de es-
quisto sin origen, completamente saturadas de 
agua (llamadas línea de base). Los intervalos ri-
cos en orgánicos se pueden identificar mediante 
la separación de las dos curvas. La separación 
Delta Log R está relacionada linealmente con 
TOC y es una función de madurez. La Figura 3a, 
muestra un ejemplo de un cálculo de Delta Log 
R. La separación en verde sólido en las pistas 3, 
5, 7 representa Delta Log R o riqueza orgánica. 
Se recomienda comparar y calibrar el cálculo de 

Figura 2: [a] Composición 
típica del material del yaci-
miento rocoso; [b] Clasifica-
ción basada en rangos de 
permeabilidad, incluido el 
número de años que tarda 
una molécula de gas en via-
jar a través de 10 metros de 
lutita.

Figura 3: Interpretación petrofísica: [a] Gráfi-
co Delta Log R; [b] Parcela de mineralogía; [c] 
Conjunto de datos mínimo requerido en un di-
seño de fractura hidráulica de gas de esquisto 
(para que todas las capas estén conectadas).

Geo-ingeniería para reservorios no-convencionales
Autor: Francisco Porturas
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TOC con los datos básicos.
También, es fundamental para evaluar for-

maciones no convencionales la estimación de 
mineralogía, que realizamos utilizando una 
espectroscopia de captura de neutrones (herra-
mienta GEM), datos Triple Combo y análisis de 
núcleos XRD / XRF, que ayuda a identificar las 
relaciones mineralógicas. Basado en la probabi-
lidad con un error mínimo, la Figura 3b muestra 
la gráfica de mineralogía con la primera pista 
que muestra la entrada de datos GEM y la se-
gunda el modelo de mineralogía final.

Para estimar la saturación de hidrocarburos, 
usamos múltiples modelos de saturación de 
resistividad, incluidos Simandoux y agua dual, 
y para la porosidad usamos RMN, registros de 
resistividad y densidad de neutrones y densi-
dad de grano. A diferencia de los reservorios 
convencionales, los no convencionales tienen 
porosidad de kerógeno, que podemos estimar 
usando varios enfoques y ecuaciones. Al evaluar 
la permeabilidad, los enfoques más utilizados 
son la regresión porosidad-permeabilidad y la 
ecuación de Coates-Timur.

Desde la perspectiva de la geomecánica, es 
importante calcular primero las propiedades de 
la roca elástica en la planificación de la fractura 
(relación de Poisson, módulo de Young) y luego 
realizar una calibración dinámica a estática 
utilizando pruebas de tensión del núcleo y 
pruebas de inyección de fractura en el fondo 
del pozo, así como para estimar fragilidad y 
dureza Brinell. La Figura 4a, muestra cálculos 
de propiedades elásticas basados ​​en la entrada 
de datos de mineralogía. Después de la 
investigación geomecánica, podemos sugerir el 

peso de lodo más apropiado en la perforación y 
dirección más estable de la sección horizontal 
para una mejor fractura. La Figura 4c, muestra 
el análisis de trayectoria con el peso del lodo 
codificado por colores a cualquier profundidad 
en particular.

TIPOS COMUNES DE MÉTODOS DE 
COMPLETACIÓN

Hay tres tipos comunes de métodos de ter-
minación horizontal que se utilizan hoy en día 
para los reservorios no convencionales: [a] Ta-
pones y perforaciones; [b] Fractura de punto de 
entrada único; y [c] Fracturamiento de múlti-
ples puntos de entrada (Figura 5). Las solucio-
nes tradicionales de terminación de “tapones y 
perforaciones” a menudo pueden aumentar los 
costos asociados con la fracturación hidráulica.  
En consecuencia, actualmente se han imple-
mentado nuevos diseños de terminación y frac-
turamiento hidráulico de múltiples etapas para 
ayudar a reducir costos y aumentar la eficien-
cia de terminación. Algunos de estos diseños 
pueden imitar de cerca el proceso de taponar y 
perforar al tiempo que permiten al operador es-
timular la fractura del depósito de una manera 
más económica y eficiente en el tiempo. Una vez 
que se analizan las propiedades del yacimiento 
y se ha desarrollado un diseño de fracturación 
hidráulica, el flujo de trabajo no convencional 
puede hacer coincidir el método de terminación 
con esta información para maximizar la produc-
ción y eficiencia.

Cuando la sarta de herramientas alcanza la 
sección curva del pozo, se utilizan bombas de 
fracturamiento para facilitar el transporte de la 

Figura 4: Resultados geomecánicos: [a] Aná-
lisis de propiedades elásticas; [b] Realiza-
ción de fracturas; [c] Análisis de trayectoria 

de pozos.
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sarta de herramientas a la profundidad objeti-
vo. El tapón de fracturamiento y las pistolas de 
perforación se bombean a su lugar y se coloca el 
tapón de fracturamiento.

Con el juego de tapones, las pistolas de disparos 
pueden crear varios puntos de acceso o grupos que 
brindan acceso a la formación. Luego, las pistolas 
de disparos se recuperan del pozo y se deja caer 
una bola desde la superficie para sellar el diámetro 
interno (DI) del tapón de fracturamiento. Con el 
tapón de fracturamiento sellado, se realiza la frac-
turación en la etapa objetivo. Todos los grupos en 
la etapa de destino se tratan juntos. Luego, el pro-
ceso se repite varias veces a lo largo del pozo pa-
sando de la punta al talón. Algunos pozos pueden 
contener hasta 60 o más etapas de fracturamiento 
en la sección lateral. La Figura 5a, ilustra el proce-
so de finalización “plug and perf”.

DISEÑO DE LA FRACTURA HIDRÁULICA
El siguiente paso en el flujo de trabajo es de-

sarrollar un diseño de fractura hidráulica eficaz 
que incorpore los resultados de la evaluación pe-
trofísica, incluida la porosidad,  permeabilidad, 
contenido de arcilla,  materia orgánica y conte-
nido de sílice. También, se consideran las inter-
pretaciones geomecánicas del módulo de Young 
estático, la relación de Poisson, el echado y azi-

mut de la fractura natural,  velocidad, estado de 
tensión de orientación y los regímenes de pre-
sión de apertura de la fractura inicial. Además, 
la interpretación geomecánica de la anisotropía,  
deformación, tensión y micro-tejido en las pro-
piedades de deformación de la roca son facto-
res críticos para la fracturación hidráulica de un 
macizo rocoso y para permitir la generación de 
redes de fracturas abiertas interconectadas con 
una gran superficie interna en el drenaje de gas. 
Figura 6. Visualización de fracturas hidráulicas: 
a) Pozo horizontal que muestra 80 fracturas se-
paradas, escala de colores que muestra la con-
centración de apuntalante de 0 a 1 lb / pie ^ 2, 
y b) Modelo de simulación del yacimiento confi-
gurado con 80 fracturas. 

En formaciones no convencionales, se re-
quiere la fracturación hidráulica para crear mu-
chas vías en un yacimiento y permitir que los hi-
drocarburos fluyan hacia el pozo. La Figura 2b, 
explica esto con más detalle. Usando la ley de 
Darcy, se puede calcular que se necesitan 3000 
años para que una molécula de gas viaje a través 
de 10 metros de roca con una permeabilidad de 
10 nD (10-8 Darcy) o 3 años para 10 cm de roca 
madre con una permeabilidad de 100 nD. (Figu-
ra 2), lo cual significa que se requiere una red 
de fractura intensiva al drenar un yacimiento de 

Figura 5: Completación del tipo “ 
tapón y perforación”.

Figura 6: Visualización de fracturas 
hidráulicas: a) Pozo horizontal que 
muestra 80 fracturas separadas, 
escala de colores que muestra la 
concentración de apuntalante de 0 a 
1 lb / pie ^ 2, y b) Modelo de simula-
ción del yacimiento configurado con 
80 fracturas.

Geo-ingeniería para reservorios no-convencionales
Autor: Francisco Porturas
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gas de permeabilidad ultra baja durante un pe-
ríodo prolongado. 

En formaciones no convencionales, se re-
quiere la fracturación hidráulica para crear mu-
chas vías en un yacimiento y permitir que los hi-
drocarburos fluyan hacia el pozo. La Figura 2b, 
explica esto con más detalle. Usando la ley de 
Darcy, se puede calcular que se necesitan 3000 
años para que una molécula de gas viaje a tra-
vés de 10 metros de roca con una permeabilidad 
de 10 nD (10-8 Darcy) o 3 años para 10 cm de 
roca madre con una permeabilidad de 100 nD. 
(Figura 2), lo que significa que se requiere una 
red de fractura intensiva al drenar un yacimien-
to de gas de permeabilidad ultra baja durante 
un período prolongado. Figura 7, muestra el gas 
acumulado en función del número de fracturas 
y espaciamiento. Una vez que se configura el 
modelo, una de las sensibilidades que se pueden 
investigar es el efecto del espaciamiento de frac-
turas en la producción acumulada de gas duran-
te un período de 30 años.

sido la principal herramienta de diagnóstico para el 
mapeo de fracturas en reservorios no convenciona-
les, determinar la altura de la fractura a veces puede 
ser un desafío cuando se basa únicamente en estas 
mediciones. Por ejemplo, en algunas fracturas de 
etapas múltiples donde claramente existen micro-
sismos superficiales, la identificación de la causa de 
los microsismos puede ser el resultado de la inter-
polación de varios factores, tales como, ¿es la aper-
tura real de la fractura, las fracturas naturales, el re-
sultado de un estrés crítico? corte de zona, o algún 
otro mecanismo requiere información adicional. 
Al incorporar mediciones de micro deformaciones 
realizadas por medidores de inclinación de fondo 
de pozo, esta solución proporciona una evidencia 
definitiva de dilatación de la fractura. Los resulta-
dos conducen a un mapeo de fracturas más preciso 
al proporcionar información sobre la deformación 
real de la fractura en función de la profundidad. En 
los yacimientos no convencionales típicos donde 
son comunes las fracturas de múltiples etapas ho-
rizontales completadas, los datos proporcionados 
ofrecen ventajas significativas para comprender 
el comportamiento de las fracturas y permiten un 
desarrollo optimizado de activos y una mayor efi-
ciencia de producción de fracturas y terminaciones.

RECOMENDACIONES
La investigación temprana de las propiedades 

de las rocas y los fluidos, junto con la detección 
geológica de escenarios potenciales, permitirá la 
mejor definición del polígono confiable del “punto 
óptimo”, minimizando la incertidumbre, el riesgo 
y una operación de campo impecable. El modelado 
petrofísico y geomecánico es una parte muy impor-
tante de la evaluación de formaciones de yacimien-
tos no convencionales; cuanto mejor y adecuado es 
el modelo, mejor es el diseño de la fractura hidráu-
lica. Cuando se ubica el polígono de punto óptimo 
de mayor confianza, esta será el área que tenga la 
porosidad efectiva más alta (más gas y petróleo li-
bres), mayor fragilidad, mayor complejidad de frac-
tura, mayor área de superficie, menor esfuerzo de 
cierre efectivo y mayor microfracturas (o fracturas 
naturales) por unidad de volumen.

La longitud y el espaciamiento de las fracturas 
hidráulicas son los dos factores que tienen el mejor 
impacto en la producción, ya que serán una medi-
da de cuánto volumen del yacimiento de roca ma-
dre se contacta. La conductividad de la fractura es 
menos importante, pero debe crearse un contraste 
de permeabilidad suficiente entre la fractura y la 
matriz para permitir la producción en todo el sis-
tema durante un período de tiempo prolongado. 
La acidificación o  refracturación y la estimulación 
proporcionarán el beneficio de tener una arquitec-
tura de terminación flexible y, cuando se realice en 

Figura 7:  Gas acumulado en función del número de 
fracturas y espaciamiento.

La configuración inicial se basó en el tratamien-
to de 80 grupos de disparos que estaban ubicados 
a una distancia de 80 pies entre sí, para cubrir más 
de 6,320 pies de pozo horizontal. Usando las mis-
mas geometrías de fractura, la distancia entre las 
fracturas se redujo a 60 pies, colocando 107 frac-
turas individuales a lo largo de la longitud total del 
pozo. La Figura 7, muestra los resultados de dos 
escenarios. El pozo completado con 107 fracturas, 
está produciendo un 11% más de gas durante un 
período de 30 años. El análisis del VAN de cada es-
cenario ayudará a seleccionar qué escenario es eco-
nómicamente más atractivo.

TÉCNICAS DE MONITOREO DE 
FRACTURAS HIDRÁULICAS

Las últimas innovaciones en el diagnóstico 
de fracturas incluyen herramientas híbridas que 
combinan receptores microsísmicos de fibra óptica 
transportados por cable con sensores de inclina-
ción del pozo que miden directamente el movi-
miento de formación asociado con la dilatación de 
la fractura. Si bien el monitoreo microsísmico ha 
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consecuencia con los operadores la estrategia de 
drenaje del campo. Una vez que se ha identificado 
el punto óptimo y desarrollado el diseño de esti-
mulación, el método de finalización se puede com-
binar para maximizar la producción y eficiencia. 
Los tipos más comunes de métodos de finalización 
no convencionales son: [a] Proceso de finalización 
“plug-and-perf”; [b] Terminaciones de manguitos 
de fracturamiento de punto de entrada único; y [c] 
Sistemas de terminación de manguitos de fractura-
miento de múltiples puntos de entrada.

Todos los escenarios, desde el conocimiento del 
yacimiento hasta el flujo de trabajo del proceso de 
estimulación, permiten la caracterización detallada 
del yacimiento, descifrando la roca para la estimu-
lación,  y optimización tanto del diseño de termina-
ción como la fracturación hidráulica para mejorar 
la producción de gas o petróleo de yacimientos no 
convencionales y de muy baja permeabilidad.

El proceso de recopilación de datos adecuados es 
muy importante para desarrollar una buena estra-
tegia al producir gas a partir de depósitos de roca 
madre no convencionales. Establecer un plan que 
permita decidir cuáles datos deben recopilarse de 

los pozos piloto es fundamental para diseñar una 
fractura hidráulica y una estrategia de terminación 
en pozos horizontales y optimizar el atractivo eco-
nómico. Busque la distribución espacial de lutitas 
orgánicas ricas, atrapadas en estructuras simples, 
con fallas mínimas y heterogeneidad horizontal 
y vertical para minimizar la incertidumbre en la 
ubicación espacial de los pozos horizontales. Se 
recomienda comparar y calibrar el cálculo de TOC 
con los datos básicos. Cuanto más TOC y kerógeno 
contenga la formación, más eficiente será el área 
para la perforación y fracturación hidráulica. Rea-
lice un análisis de VPN en cada escenario y luego 
seleccione el escenario que sea económicamente 
más atractivo.
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Predicción de fallas en motores estacionarios de combustión interna aplicando 
Inteligencia Artificial-Machine Learning y Big-Data
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RESUMEN
El objetivo principal de este estudio, es prede-

cir distintos tipos de fallas en función de la apli-
cación y adaptación de las nuevas tecnologías 
como: Inteligencia Artificial, Big-Data y Machine 
Learning.

La búsqueda de los modelos predictores se 
enfoca en el monitoreo continuo de las variables 
que constituyen el motor estacionario de com-
bustión interna, estas variables principales son: 
presiones, temperaturas, caudales, viscosidad, 
RPM turbos, RPM motor, entre otras. 

Finalmente, los modelos físicos del comporta-
miento del motor se pueden transformar en mo-
delos matemáticos y determinar anomalías. La 
modelación de los motores con redes neuronales 
demostró un nivel de confianza del 98%. Estos 
modelos pueden predecir anomalías tales como 
las oscilaciones de rpm (SURGING), atascamien-
tos en las bombas de inyección, etc. 

ABSTRACT
The main objective of this study is to predict 

different types of failures based on the applica-
tion and adaptation of new technologies such 
as Artificial Intelligence, Big-Data and Machine 
Learning.

The search for predictive models focuses on 
the continuous monitoring of the variables that 
constitute the stationary internal combustion 
engine, these main variables are pressures, tem-
peratures, flow rates, viscosity, turbo RPM, engi-
ne RPM, among others.

Finally, physical models of engine behavior 
can be transformed into mathematical models 
and anomalies determined. The modeling of 
the motors with neural networks showed a con-
fidence level of 98%. These models can predict 
anomalies such as RPM oscillations (SURGING), 
injection pump seizures, etc.

1. INTRODUCCIÓN 
OCP Ecuador, empresa privada, brinda el 

servicio de transporte de crudo a lo largo de 
485 km. El Oleoducto de Crudos Pesados tiene 
cuatro estaciones de bombeo, en cada una están 
instalados motores estacionarios de combustión 
interna que producen la energía necesaria para 
transportar el petróleo hasta el Terminal Marí-
timo.

La industria 4.0 es eficiente en todos los 
procesos, especialmente donde existe un gran 
impacto económico. Cada estación de bombeo 
tiene alta disponibilidad por tener redundan-
cia con respecto a los motores Wärtsilä, pero 
los costos de mantenimiento preventivo tie-
nen un impacto muy significativo para la em-
presa. 

Hacia optimizar estos costos estamos apli-
cando metodologías de inteligencia artificial 
y machine learning.  Al conjugar el conoci-
miento en motores de combustión interna con 
metodologías modernas de análisis; minería 
de datos, manejo de grandes bases de datos, 
inteligencia artificial, máquinas de aprendi-
zaje, es posible encontrar modelos matemáti-
cos que representen a los fenómenos físicos a 
los cuales responde cada motor Wärtsilä. Con 
estos modelos podemos predecir diferentes 
anomalías y evitar daños que impacten en la 
funcionalidad total del equipo. Por lo tanto, 
para alcanzar nuestro objetivo, desarrollamos 
modelos con algoritmos supervisados y no su-
pervisados, modelos de clasificación y reduc-
ción de dimensiones.

2. CARACTERÍSTICAS GENERALES
Determinación de modelos predictivos

Diariamente son monitoreados alrededor de 
100 variables por cada motor Wärtsilä. Dichas 
variables son: temperaturas, presiones, cauda-
les, viscosidad; entre otras. (Ver Figura 1).
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El proceso para determinar los modelos pre-
dictivos está basado en la resolución a detalle de 
la minería de datos, donde se necesitan datos 
confiables. Posteriormente se aplica un modelo 
de reducción de dimensiones para determinar 
las variables que impactan directamente o son 
correlacionadas de una forma positiva, logrando 
reducir la cantidad de variables de monitoreo a 
cerca de 40.

Finalmente, definimos los algoritmos con 
mayor nivel de confianza y menor tiempo de re-
solución usando máquinas de aprendizaje. Lue-
go de todos estos pasos, obtuvimos que el algo-
ritmo que cumple los indicadores deseados y se 
ajusta mejor al comportamiento físico del motor 
Wärtsilä, es el algoritmo supervisado de redes 
neuronales.

Los datos fueron entrenados en su totalidad 
y comparados con datos de validación cruzada 
(Ver Figura 2).

tecnológicas que facilitan la ejecución de los algo-
ritmos de predicción. Estas aplicaciones ayudan a 
la minería de datos a emitir informes que impac-
tan en la toma de decisiones. (Ver Figura 3).

Figura 1. Monitoreo continuo de las variables que compone el motor Wärtsilä en cada estación de bombeo.

Figura 2. Algoritmo supervisado como: redes neuro-
nales. Contiene alrededor de 33 entradas, una capa 
oculta y valor de salida (atascamiento de bomba de 
inyección del cilindro B6).

Aplicación de software para predicción
En la actualidad existen algunas aplicaciones 

Figura 3. Representación gráfica de predicción de la 
bomba de inyección de un cilindro. Algoritmo de entre-
namiento en redes neuronales.

Modelo predictivo para atascamientos de 
bombas de inyección

El modelo matemático indica el comporta-
miento físico del motor de combustión interna 
obtenido de la aplicación de algoritmos supervi-
sados, el modelo matemático logra interpretar 
efectos de atascamiento, perturbaciones oscilato-
rias de rpm y lavado de turbos, y otras anomalías.

Tendencias predictores y tendencias reales
En la Figura 4, se muestra una comparación 

mediante la visualización de las tendencias en 
tiempo real con las tendencias que tiene el mo-
delo de redes neuronales.

3. RESULTADOS
Para la aceptación de un modelo de inteligen-

cia artificial están enfocados en el tiempo que 
toma entrenar al modelo, coeficiente de correla-
ción, error medio absoluto, error cuadrático me-
dio, error absoluto relativo. 
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Las variables del motor de combustión inter-
na se ajustan a un modelo predictivo de algorit-
mo supervisado de redes neuronales.

Los modelos y los algoritmos desarrollados 
alcanzan un nivel de confianza superior al 95% 
llegando en algunos casos al 99.9%.

Estos niveles de confianza facilitan la inter-
pretación de cualquier evento que el motor pue-
da presentar.

La implementación de inteligencia artificial se 
enfoca en la mejora continua de mantenimiento; 
es decir, busca que el costo de mantenimiento 
sea óptimo. 

4. CONCLUSIONES Y 	  	   	   	
    RECOMENDACIONES
Conclusiones

•	Para alcanzar los objetivos en predicción, es 
importante cumplir los procesos de minería 
de datos apoyándose en softwares tecnológi-
cos desarrollados para este fin.

•	La aplicación de inteligencia artificial en el 
área de mantenimiento es posible. Los mo-
delos predictivos del aprendizaje de máquina, 
usados en motores de combustión interna, 
son los indicados para la transición del man-
tenimiento preventivo al mantenimiento ba-
sado en condición, y la generación de ahorro 
sobre el 25%.

Recomendaciones
•	Se recomienda que el proceso de minería de 

datos sea lo más confiable posible, porque 
de la calidad de estos datos dependen los 
parámetros del modelo de predicción. Este 

Figura 4. Atascamiento en la bomba de inyección del 
cilindro B3.

Figura 4. Atascamiento en la bomba de inyección del 
cilindro B3.

proceso absorbe la mayor parte del tiempo.
•	Aplicar inteligencia artificial a todos los acti-

vos para optimizar el mantenimiento basado 
en condición.

•	Es recomendable el uso de una aplicación de 
predicción analítica para conseguir ahorros 
superiores al 25% en costos de mantenimien-
to.
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RESUMEN
Descripción del método de calibración vo-

lumétrica en tanques de almacenamiento ver-
ticales, como unidades de control de proceso y 
transferencia de custodia, aplicando normas, 
procedimientos y equipos recomendados por 
éstas, así como, innovando con la implementa-
ción de una Estación Total para obtener las lec-
turas ópticas. El método considera la clasifica-
ción de los tanques para su calibración según su 
estado físico estructural y análisis estadístico, 
lo cual resulta en una alternativa confiable para 
medición volumétrica alterna. 

SUMMARY
Description of the volumetric calibration 

method in vertical storage tanks, such as pro-
cess control units and custody transfer, appl-
ying standards, procedures and equipment 
recommended by them, as well as, innovating 
with the implementation of a Total Station to 
obtain optical readings. The method considers 
the classification of the tanks for their calibra-
tion according to their structural physical state 
and statistical analysis, which results in a relia-
ble alternative for alternate volumetric measu-
rement.

1. INTRODUCCIÓN 
Todo el mundo necesita del petróleo, en una 

u otra de sus diferentes formas lo usamos cada 
día de nuestra vida. El mundo en general consu-
me 30 billones de barriles (4.8 km3) de petróleo 
por año, y los principales consumidores son en 
su mayoría el grupo de naciones más desarro-
lladas. La producción, distribución, refinación 
y venta del petróleo tomados éstos como uno 
solo, representan la industria más grande en 
términos de valor en dólares en la Tierra. 

El petróleo es un producto esencial para mu-
chas industrias, y es de vital importancia para el 
mantenimiento de la misma civilización indus-
trializada, por lo que se considera una industria 
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crítica en la mayoría de las naciones. 
En general, la industria petrolera, petroquí-

mica y química, incluye procesos globales de 
exploración, extracción, refinación, almacena-
miento, transporte y mercadotecnia de produc-
tos derivados del petróleo. Los productos de 
mayor volumen en la industria son combusti-
bles como por ejemplo la gasolina.

De lo anterior, podemos concluir que para 
llevar a cabo estas acciones las industrias nece-
sitan el uso de recipientes de diferentes capa-
cidades que le permitan mantener inventarios 
confiables para su control y desarrollo.

Este trabajo ha sido realizado con el propósi-
to de enfatizar la importancia de la calibración 
volumétrica a tanques de almacenamiento ver-
ticales por el método geométrico, con procedi-
mientos confiables e implementando el uso de 
una Estación Total.

La eficacia del método presentado reside 
en las correcciones que se hacen a las medicio-
nes por lo que se muestra en la primera parte 
la serie de lecturas que se toman en un tanque 
vertical de almacenamiento de acuerdo al proce-
dimiento elegido; posteriormente, se describen 
las correcciones que se efectúan y, por último, el 
modelo matemático para una estimación típica 
de incertidumbre. 

En la segunda parte, siguiendo a los resulta-
dos, se presenta una comparación de resultados 
de medida, lo que finalmente conduce a concluir 
que el método de calibración volumétrica es 
confiable. 

2. CALIBRACIÓN VOLUMÉTRICA A 
TANQUES DE ALMACENAMIENTO 
VERTICALES

La calibración volumétrica consiste en 
determinar la capacidad o los volúmenes en un 
recipiente atmosférico a diferentes niveles de 
producto, en un mismo punto de referencia, 
a una temperatura base, de acuerdo con su 
forma geométrica en grandes volúmenes. 
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Esta medición está basada en la aplicación de 
métodos y normatividades a nivel internacional, 
con equipos de alta resolución y trazabilidad a 
patrones vigentes, nacionales e internacionales, y 
certificados de acuerdo a normas internacionales 
aceptadas y sus equivalentes nacionales, para 
proveer las dimensiones necesarias para el 
cálculo de las Tablas de Calibración que muestran 
el volumen de producto milímetro a milímetro en 
cualquier nivel del tanque. 

2.1 Procedimientos estándares  		
       recomendados

El American Petroleum Institute (API), es 
una organización comercial de Estados Unidos, 
cuyo principal objetivo es el establecimiento y 
estandarización de métodos para la industria 
del petróleo. Por otra parte, la Organización 
Internacional de Normalización (ISO, por sus 
siglas en inglés), también presenta documentos 
empleados en la industria del petróleo. Para el 
caso de la calibración de los tanques de alma-
cenamiento vertical por el método geométrico 
podemos encontrar lo siguiente:

mediciones físicas las cuales se describen a con-
tinuación. 

Procedimiento Referencia 
API

Referencia 
ISO

Método de 
encintado

API MPMS 
2.2A ISO 7507-1

Método de línea 
de referencia 

óptica

API MPMS 
2.2B ISO 7507-2

Método de 
triangulación 

óptica

API MPMS 
2.2C ISO 7507-3

Método de línea 
de referencia 

óptica 
empleando una 
Estación Total

API MPMS 
2.2G NA

Fig. 1. Tanque de almacenamiento vertical 

Fig. 2. Representación gráfica de un tanque vertical.2.2 Equipo 
Los equipos utilizados en la calibración volu-

métrica deben ser equipos con características de 
la más alta calidad metrológica. En este método, 
el equipo básico a usar será: cinta de longitud; 
cinta con plomada; Plomada óptica o Estación 
Total; medidor de espesores; termómetro; esca-
la imantada; densímetro y dinamómetro. 

2.3 Mediciones para la calibración de un 
tanque vertical 

La determinación de los volúmenes a dife-
rentes niveles se hace a través de una serie de 

2.3.1 Alturas 
Medición de circunferencias usando equipo 

óptico. Este método es aplicado para determi-
nar las circunferencias de tanques verticales 
mediante el uso de un equipo óptico, de alta 
precisión y de una escala móvil con la caracte-
rística de deslizarse sin perder contacto (API 
MPMS 2.2B; ISO 7507-2). Para este proceso 
también puede emplearse una Estación Total 
(API MPMS 2.2G), con la cual obtendremos lec-
turas similares a las del equipo óptico.

1.	 Altura de la coraza.- Distancia de la placa 
adherida al primer anillo hasta el ángu-
lo superior en el cual descansa la cúpula y 
debe medirse en un punto cercano a la es-
cotilla de medición. 

2.	 Altura de referencia del tanque.- Distancia 
vertical desde el punto de referencia en la 
escotilla de medición hasta el fondo del 
tanque. 

3.	 Altura segura de llenado.- Altura a la cual 
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se puede llenar el tanque sin llegar a derra-
marse, dejando margen para la expansión 
del producto por cambio de temperatura. 

4.	 Altura de cada anillo.- Se determina mi-
diendo cada anillo componente del tanque, 
se efectúa a cada mitad de la unión. Para 
fines de cálculo cada anillo se considera de 
forma independiente.

5.	 Nivel de líquido.- Se toma con la finalidad 
de calcular la expansión del cuerpo del tan-
que por efecto de la presión, coeficiente de 
elasticidad.

6.	 Circunferencia de referencia.- Tomada en el 
primer anillo y en la altura correspondiente 
al 80% de la altura del anillo de acuerdo a 
lo recomendado en el API MPMS 2.2A, ISO 
7507-1.

a. Incrementos o decrementos de volumen 
b. Forma geométrica del fondo 

2.3.2 Medición de espesores 
Puesto que el cálculo de volumen de los tan-

ques está basado en su diámetro, es necesario 
determinar el espesor promedio de cada anillo, 
realizando un mínimo de ocho lecturas igual-
mente espaciadas alrededor de la circunferen-
cia, y tomando el promedio aritmético. 

2.3.3 Medición de temperatura 
ambiente y de producto

Siempre que se hable de volumen, invariable-
mente la temperatura jugará un papel impor-
tante, ya que éste se ve afectado directamente 
por la temperatura. Por lo que es necesario la 
toma de las condiciones de temperatura del am-
biente y del producto que contenga el tanque de 
almacenamiento.

2.3.4 Adiciones y sustracciones 
Consiste en dimensionar todos los objetos 

externos e internos que alteren la capacidad vo-
lumétrica del tanque. Éstos pueden encontrare 
de manera interna o externa en el tanque de al-
macenamiento.

2.4 Correcciones
Será parte importante de este método tomar 

en cuenta que no estamos calibrando un tanque 
perfecto sin defecto alguno, por el contrario 
está sujeto a deformación por diversos factores 
lo que hace necesario incluir en los cálculos una 
serie de correcciones, las cuales intervienen en 
el mencionado cálculo. Estas correcciones son 
parte fundamental de la confiabilidad de la me-
dición. A continuación se describen las correc-
ciones que intervienen en el cálculo volumétrico 
de un tanque medido externamente. 

2.4.1 Corrección de cinta a temperatura 
base

La circunferencia tomada con cinta debe ser 
corregida a temperatura base de referencia 

donde: 
Tc = Temperatura de referencia 
T0 = Temperatura observada 
Tb = Temperatura base de calibración
γc = coeficiente de expansión térmica (cinta) 
γs = coeficiente de expansión lineal (tanque) 

2.4.2 Corrección de circunferencia a 
tanque vacío 

La carga hidrostática ejerce sobre las paredes 
(envolvente) del tanque una presión y por lo 
tanto la expansión de la circunferencia. 

Fig. 3. Ubicación de las estaciones para toma de lec-
turas ópticas.

Fig.4. Toma de lecturas ópticas con Estación Total

Lecturas ópticas verticales pares y equidis-
tantes, en los anillos subsecuentes. Se obtienen 
lecturas por medio del uso de la Estación Total 
o equipo óptico, estas lecturas son de manera 
horizontal y serán comparadas a lo largo de la 
coraza del tanque.

Calibración Volumétrica de Tanques de Almacenamiento Verticales por el Método 
Geométrico
Autores: José C. Pérez F., Marco A. García U. y Luis F. Sandoval Tinal de FUJISAN 
SURVEY, S.A. de C.V.
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Esta corrección es aplicable cuando el tanque 
es medido con producto para levarlo a tanque 
vacío como primer paso. 

donde: 
ρ= densidad del liquido 
h = altura arriba de la medición de referencia 
C = circunferencia 
E = módulo de elasticidad 
t = espesor de placa. 

2.4.3 Corrección por elevación de cinta
Los cordones de soldadura y juntas a traslape 

originan una elevación en la cinta, la cual debe 
corregirse por la ecuación siguiente:

donde: 
N = Numero de cordones de soldadura o juntas 	
       a traslape. 
t = Elevación del cordón de soldadura o junta a 	
      traslape. 
w = Ancho de la cinta 
d = Diámetro del tanque 

2.4.4 Corrección de circunferencia por 
espesor de placa 

La circunferencia externa debe ser corregida 
a circunferencia interna. Los espesores   medi-
dos y obtenidos por cada anillo deben ser to-
mados con equipo de ultrasonido que incluya el 
espesor del recubrimiento.

donde: 
t = espesor de placa promedio por anillo.

2.4.5 Incremento de volumen por anillo 
o referencia definida 

El volumen del tanque es corregido por el in-
cremento de volumen expresado en las tablas de 
calibración por efecto de la carga hidrostática. 

a) Corrección por cabezal líquido. Corrección 
de la carga hidrostática desde la circunferencia 
de referencia hasta el nivel superior de cada ani-
llo o altura definida. 

donde: 
ρ= densidad del producto
h = distancia desde la circunferencia de referen-
cia hasta el nivel superior de cada anillo o altura 
definida. 
t = espesor promedio de cada anillo. 

C = circunferencia del tanque 
b) Incremento por cabezal liquido arriba de cada 
anillo. La carga hidrostática a un nivel determi-
nado afecta los anillos arriba de este nivel. Cal-
culados como sigue: 

donde: 
ρw = densidad del agua a temperatura base 
D = diámetro interno promedio densidad del 
producto 
h = Altura del anillo 
t = Espesor de placa 
E = Modulo de elasticidad 

2.4.6 Deducciones e incrementos de 
volumen 
a) Corrección por inclinación. La inclinación de 
los tanques tiene un efecto importante en la 
integración de volumen en las tablas de calibra-
ción. 

donde: 
m = inclinación del tanque referido a escotilla 
en pies 
b) Corrección de volumen por temperatura. 

donde: 
α = coeficiente de expansión lineal de la placa 
ts = temperatura base 
tl = temperatura del líquido 
tt= temperatura de la placa del tanque 

2.5 Incertidumbre 
Sabemos que el resultado de cualquier medi-

ción es incierto y a lo más que podemos aspirar 
es a estimar su incertidumbre. Mientras menor 
sea ésta, la dispersión de resultados será menor. 
Es por ello que el cálculo de la incertidumbre 
es de vital importancia en la confiabilidad de la 
medición de tanques verticales. 

La incertidumbre nos habla acerca de la con-
fiabilidad en el resultado de medida, por lo que, 
es importante que sea declarada y que conozca-
mos su valor. El no declarar la incertidumbre de 
una medición nos indica que es un valor único y 
no existe duda o desconfianza en ese resultado, 
he ahí la importancia de la incertidumbre.

El estimado de incertidumbre al que analiza-
remos es el volumen a condiciones base (Vbase) 
partiendo de la fórmula para la obtención de 
este tenemos: 

donde: 
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TC2 = tensión completa del anillo 
∇ = factor de multiplicación para incrementos 
por unidad de volumen. 

Desarrollamos el modelo físico identificando 
las fuentes de incertidumbre (Fig. 4). Una vez 
definidas todas las fuentes, procedemos al desa-
rrollo del modelo matemático. 

donde:

 

siendo: 

y 

tomando a: 

Fig. 5. Fuentes de Incertidumbre.

k = constante 
G = gravedad 
C = Circunferencia
h = altura del líquido
t = espesor de placa 
N = número de secciones 
w = peso del líquido 
d = diámetro del tanque 
ρ = densidad patrón 
Tc = temperatura ambiente

3. RESULTADOS 
En la actualidad la tecnología abrevia los ca-

minos, así, las lecturas tomadas son ingresados 
a una base de datos, la cual se encarga de hacer 
las correcciones pertinentes y da como resulta-
do una tabla con las diferentes cantidades de 
volumen que corresponde a una altura determi-
nada de la columna de líquido, que es nuestro 
objetivo. 

Una de las maneras en las que se valida un 
método es a través de la comparación. A con-
tinuación se presenta un caso típico en el que 

se muestra el comportamiento del método des-
crito en el presente trabajo y el conocido como 
medida líquida y entre los métodos de referen-
cia óptica y de referencia óptica empleando una 
Estación Total.

En la Figura 6, se presenta un comparativo 
realizado entre los dos métodos de referencia 
óptica para determinar si existe alguna diferen-
cia por el empleo de diferentes equipos y meto-
dología. El gráfico muestra el comportamiento 
en ambos casos de la pared del tanque con lo que 
se determina los diámetros de los anillos supe-
riores y con éstos los volúmenes de cada anillo 
en todo el tanque. Como se puede apreciar el 
comportamiento es muy similar por lo que la 
aplicación de cualquier método es válido y con 
obtención de resultados satisfactorios y confia-
bles.

En la Figura 7, se presenta un ejemplo de la 
comparación de los métodos geométrico y uno 
de transferencia volumétrica, donde se muestra 
la confiabilidad de la calibración volumétrica 
por el método de referencia óptica. El gráfico 

Calibración Volumétrica de Tanques de Almacenamiento Verticales por el Método 
Geométrico
Autores: José C. Pérez F., Marco A. García U. y Luis F. Sandoval Tinal de FUJISAN 
SURVEY, S.A. de C.V.
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muestra los incrementos de volumen por cada 
centímetro contra diferentes niveles de líquido 
de tanque. La diferencia entre ambos métodos 
es menor al 0,3 % en volumen.  En la gráfica 
también podemos observar el comportamien-
to   de la pared del tanque y la diferencia que 
existe entre ambos métodos. Mientras que en el 
método de referencia óptica el comportamien-
to es más lineal, puesto que la metodología así 

lo determina, en el método de transferencia 
volumétrica se puede ir observando el compor-
tamiento del tanque con sus protuberancias o 
hundimientos presentes.  Esto se verá reflejado 
en la Incertidumbre de la medición, puesto que 
de acuerdo a las referencia normativas, para un 
método de referencia óptica la  incertidumbre 
será 0.3 %  y para un método de transferencia 
volumétrica del 0.2 %.

Fig . 6. Comparativo entre lecturas ópticas de una Estación Total y un equipo óptico

Fig. 7. Gráfico comparativo de los métodos
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FUJISAN SURVEY TV-XX
TERMINAL DE ALMACENAMIENTO Producto : -------

Coatzacoalcos, Ver, México Página 1 / 4 ....

      Altura de Referencia 12,505 m.,   localizado a 0,800  m. del angulo de coronamiento.

Figs. 8 y 9. Tabla de cubicación y milímetros proporcionales

m bbl m³ m bbl m³ m bbl m³ m bbl m³ m bbl m³
0,00 

 Ver Dorso de la 
Tabla de 0,00 @ 

0,10 m.

0,76 1 220,67 194,070 1,46 2 374,87 377,573 2,16 3 528,85 561,041 2,86 4 682,66 744,482
  0,77 1 237,16 196,692 1,47 2 391,35 380,194 2,17 3 545,34 563,662 2,87 4 699,14 747,103
  0,78 1 253,65 199,314 1,48 2 407,84 382,815 2,18 3 561,82 566,283 2,88 4 715,62 749,723
  0,79 1 270,14 201,936 1,49 2 424,32 385,436 2,19 3 578,31 568,904 2,89 4 732,11 752,343

0,10 132,32 21,037 0,80 1 286,63 204,558 1,50 2 440,81 388,057 2,20 3 594,79 571,525 2,90 4 748,59 754,964
                   

0,11 148,81 23,658 0,81 1 303,12 207,180 1,51 2 457,29 390,678 2,21 3 611,28 574,146 2,91 4 765,07 757,584
0,12 165,29 26,279 0,82 1 319,61 209,802 1,52 2 473,78 393,299 2,22 3 627,76 576,767 2,92 4 781,55 760,204
0,13 181,78 28,900 0,83 1 336,11 212,423 1,53 2 490,26 395,920 2,23 3 644,25 579,388 2,93 4 798,03 762,825
0,14 198,26 31,521 0,84 1 352,60 215,045 1,54 2 506,75 398,541 2,24 3 660,73 582,009 2,94 4 814,51 765,445
0,15 214,75 34,142 0,85 1 369,09 217,667 1,55 2 523,23 401,161 2,25 3 677,22 584,630 2,95 4 831,00 768,066

                 
0,16 231,24 36,763 0,86 1 385,58 220,289 1,56 2 539,72 403,782 2,26 3 693,70 587,251 2,96 4 847,48 770,686
0,17 247,72 39,384 0,87 1 402,07 222,911 1,57 2 556,21 406,403 2,27 3 710,19 589,872 2,97 4 863,96 773,306
0,18 264,21 42,005 0,88 1 418,56 225,533 1,58 2 572,69 409,024 2,28 3 726,68 592,493 2,98 4 880,44 775,927
0,19 280,69 44,626 0,89 1 435,05 228,154 1,59 2 589,18 411,645 2,29 3 743,16 595,114 2,99 4 896,92 778,547
0,20 297,18 47,247 0,90 1 451,54 230,776 1,60 2 605,66 414,266 2,30 3 759,65 597,735 3,00 4 913,40 781,167

                 
0,21 313,66 49,868 0,91 1 468,03 233,398 1,61 2 622,15 416,887 2,31 3 776,13 600,356 3,01 4 929,89 783,788
0,22 330,15 52,489 0,92 1 484,52 236,020 1,62 2 638,63 419,508 2,32 3 792,62 602,977 3,02 4 946,37 786,408
0,23 346,63 55,110 0,93 1 501,01 238,642 1,63 2 655,12 422,129 2,33 3 809,10 605,598 3,03 4 962,85 789,029
0,24 363,12 57,731 0,94 1 517,51 241,264 1,64 2 671,60 424,750 2,34 3 825,59 608,219 3,04 4 979,33 791,649
0,25 379,60 60,352 0,95 1 534,00 243,885 1,65 2 688,09 427,371 2,35 3 842,07 610,840 3,05 4 995,81 794,269

TABLA DE MILÍMETROS PROPORCIONALES

mm bbl m3

1 1,65 0,262

2 3,29 0,524

3 4,94 0,785

4 6,59 1,047

5 8,23 1,309

6 9,88 1,571

7 11,53 1,833

8 13,17 2,094

9 14,82 2,356

10

4. TABLA DE CUBICACIÓN
Como resultado de la calibración del tanque, 

lo que obtenemos es una tabla de cubicación que 
será entregada y utilizada para medir el tanque 
y obtener los volúmenes a diferentes niveles.

En la Figura 8, podemos observar un ejemplo 
de una tabla de cubicación de un tanque de al-
macenamiento, a diferentes niveles el volumen 
correspondiente. Estas tablas manejarán las 
unidades de medida adecuadas para cada caso. 

Mientras que la tabla de milímetros proporcio-
nales nos indica la cantidad de volumen necesa-
ria para calcular el volumen por cada milímetro 
requerido.

5. CONCLUSIONES
De acuerdo a lo observado, los resultados 

obtenidos por el método de línea de referencia 
óptica y el de línea de referencia óptica emplean-
do una Estación Total son válidos y entregan 

Calibración Volumétrica de Tanques de Almacenamiento Verticales por el Método 
Geométrico
Autores: José C. Pérez F., Marco A. García U. y Luis F. Sandoval Tinal de FUJISAN 
SURVEY, S.A. de C.V.
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resultados satisfactorios. Ambos métodos son 
confiables para su empleo. 

El método de calibración por referencia óp-
tica empleando una estación total es altamente 
confiable principalmente para tanques de gran-
des volúmenes. Sus principales ventajas son: 

•	Aplicable para tanques de grandes volúme-
nes en donde la aplicación de otros métodos 
resulta impráctico (técnica y económicamen-
te). 

•	Calibración volumétrica del tanque con nivel 
de líquido del tanque. 

•	Determinación de la zona de máxima estabi-
lidad cilíndrica del tanque, inclusive siendo 
esta aplicable como unidad volumétrica de 
referencia. 

•	Detección de la inclinación con facilidad 
•	Versatilidad en el cambio de tablas de calibra-

ción con diferentes productos a partir de la 
densidad de este. 

•	Evita riesgos de mantenerse caminando alre-
dedor de la cúpula del tanque (menor riesgo 
de caída)
Los métodos geométricos son confiables 

y han sido validados para dar certeza y 

confiabilidad en las mediciones comparados 
con el método de transferencia volumétrica, 
guardando sus consideraciones de acuerdo a 
la incertidumbre obtenida para cada caso, sin 
embargo, los resultados son aceptables y de 
mucha utilidad en el campo.

De igual manera, podemos anexar a estas 
conclusiones que podemos emplear la Estación 
total para obtener las circunferencias de los ani-
llos sin aplicar el método de lecturas ópticas, 
sino por la aplicación del método de triangula-
ción óptica de acuerdo a las referencias normati-
vas API MPMS Cap. 2.2C -y/o ISO 7507-3. 
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