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NOMENCLATURA 

 

𝐸𝐷: Eficiencia de desplazamiento 

𝑆𝑜: Saturación de aceite promedio del medio poroso, variable con el tiempo 

𝑆𝑤𝑐: Saturación de agua critica 

𝑀𝑤𝑜: Relación de movilidad 

𝐾𝑟𝑤,𝐾𝑟𝑜: Permeabilidades relativas al agua y al aceite  

𝜇𝑜 ,𝜇𝑤: Viscosidades del aceite y del agua  

A área seccional disponible para el flujo 

At: tensión de adhesión, dinas/cm 

Bg: factor volumétrico de gas en la formación 

Bo: factor volumétrico de petróleo en la formación 

BPD: Barriles por día 

Bw: factor volumétrico de agua en la formación 

c: compresibilidad isotérmica  

C: intrusión fraccional o cubrimiento vertical- fracción 

d: distancia entre pozos productores e inyectores 

D: profundidad [pies] 

𝐸𝐴: Eficiencia de barrido areal, fricción 

𝐸𝑣: Eficiencia de barrido vertical 

𝐸𝑉: Eficiencia de barrido volumétrico 

f: fracción de volumen de la fase fluyente 

fg: flujo fraccional de gas 

fo: flujo fraccional de petróleo 
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fwf: flujo fraccional en el frente de invasión de agua 

fwf: flujo fraccional en el frente de invasión de agua 

fwi: flujo fraccional de agua a la saturación inicial 

f’swp: derivada del flujo fraccional de agua con respecto a Swp 

Fc: Fuerzas capilares 

Fv: Fuerzas viscosas 

g: constante de gravedad 

Gi: gas inicial in situ, PCN 

Gp: producción acumulada de gas 

h: espesor de la formación 

h: elevación, cm 

k: permeabilidad especifica o absoluta 

kg: permeabilidad al gas, md 

ko: permeabilidad al petróleo, md 

kr: permeabilidad relativa 

knm: permeabilidad relativa a la fase mojante 

kmm: permeabilidad relativa a la fase no mojante 

kw: permeabilidad al agua, md 

krg: permeabilidad relativa al gas 

kro: permeabilidad relativa al aceite 

krog: permeabilidad relativa al aceite en un sistema gas-petróleo 

krw: permeabilidad relativa al agua 

L: longitud, cm 

M: razón de movilidad 

MD,d: razón de movilidad entre la fase desplazante y la fase desplazada 

Mg,o: movilidad del gas con respecto a la movilidad del petróleo 

Mw,o: movilidad del agua con respecto a la movilidad del petróleo 
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n: numero de libras moles 

N: petróleo in situ, BN 

Np: producción acumulada de petróleo 

pi: presión inicial 

po: presión en la fase petróleo, lpc 

pw: presión en la fase agua, lpc 

Pc: presión capilar 

q: tasa volumétrica de flujo, BPD 

qb: tasa basica de inyección, BPD 

qg: tasa de producción de gas, PCN/D 

qO: tasa de producción de petróleo, PCN/D 

qt: tasa total de inyección, BPD 

qW: tasa de producción de agua, BPD 

r: distancia radial, pies 

R: radio de curvatura, cm 

rw: radio del pozo, pies 

s: factor de daño 

si: daño del pozo inyector 

sp: daño del pozo productor 

S: saturación, fracción 

Sg: saturación de gas, fracción 

Sgc: saturación de gas critica, fracción 

Sgi: saturación de gas inicial, fracción 

Sgr: saturación de gas inicial, fracción 

So: saturación de petróleo, fracción 

Sob: saturación de petróleo en el banco de petróleo, fracción 

Soi: saturación de petróleo inicial, fracción 
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Sor: saturación de petróleo residual, fracción 

Sw: saturación de agua, fracción 

Swbt: saturación de agua a la ruptura, fracción 

Swc: saturación de agua connata, fracción 

Swi: saturación de agua inicial, fracción 

Swir: saturación de agua irreducible, fracción 

Swf: saturación de agua en el frente de invasión, fracción 

Swp: saturación de agua promedio detrás del frente de invasión, fracción 

t: tiempo, dias 

tD: tiempo adimensional 

tii: tiempo de interferencia, dias  

v: velocidad total en el sistema lineal 

V: coeficiente de variación de la permeabilidad 

Vo: volumen de petróleo, bbl 

Vp: volumen poroso, bbl 

VP: fracción de volumen poroso 

Vw: volumen de agua 

W: trabajo 

Wi: agua inyectada, BN o Bbl 

Wibt: Volumen de agua inyectada a la ruptura, BN o Bbl 
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RESUMEN 

TITULO:   ESTUDIO DEL USO DE MODELOS DE PREDICCION ANALITICA EN 

PROCESOS DE INYECCIÓN DE AGUA MEDIANTE LA SIMULACIÓN NUMERICA DE 

YACIMIENTOS∗ 

 

AUTORES: YOHAN HARLEY PABÓN ACEVEDO;  ANDRES FELIPE OLARTE PEÑA∗∗ 

 

PALABRAS CLAVE: Inyección de agua, desplazamiento inmiscible, modelos analíticos, 
simulación numérica, factor de recobro. 
 
 

DESCRIPCION: Los métodos de recobro secundario, constituyen aquellas técnicas de 
recuperación que se basan en la inyección de un fluido inmiscible en el yacimiento como 
el agua; con el fin de aumentar la presión en el yacimiento y crear un desplazamiento de 
fluidos de acuerdo al principio de balance de materiales. La inyección de agua se ha 
implementado con éxito alrededor del mundo y hoy en día un alto porcentaje del recobro 
obtenido de yacimientos convencionales se debe a esta técnica. Sin embargo la correcta 
predicción  del proceso de inyección de agua se ve limitada por factores como la relación 
de movilidades, la heterogeneidad del yacimiento y las condiciones operacionales a las 
que se lleva a cabo este proceso.  
 
La industria posee dos herramientas clásicas para la predicción de la inyección de agua 
que son, la simulación numérica y el modelamiento analítico. Los modelos analíticos 
descritos en el presente trabajo de investigación, abarcan modelos que asumen diferentes 
suposiciones que incluyen los términos de heterogeneidad, variación de le eficiencia areal 
variación de le eficiencia vertical, tipos de arreglos, y tipos de desplazamiento. Los 
modelos de Buckley-Leverett, Dykstra-Parsons, Stiles y Craig-Geffen-Morse corresponden 
a los métodos analiticos más conocidos y para su desarrollo se llevaron a cabo una serie 
de análisis experimentales y suposiciones teóricas. 
 
Con el objetivo de realizar un análisis comparativo del comportamiento predicho con los 
cuatro modelamiento analíticos propuestos, los resultados obtenidos se compararan con 
los determinados mediante el simulador numérico IMEX de la compañía CMG. Para esto 
fue utilizado un modelo conceptual de simulación con el objetivo de determinar cuál de los 
métodos de predicción analíticos planteados ajusta mejor sus resultados con los de la 
simulación.  

∗ Trabajo de grado 
∗∗ Facultad de Ingenierías Físico-Químicas.  Escuela de Ingeniería de Petróleos.  Director :  SAMUEL 
FERNANDO MUÑOZ NAVARRO  
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ABSTRACT 

 

TITLE:   STUDY OF THE USE OF ANALYTICAL PREDICTION MODELS IN THE 
WATERFLOODING PROCESS USING NUMERICAL RESERVOIR SIMULATION∗ 

 

AUTHORS: YOHAN HARLEY PABÓN ACEVEDO; ANDRES FELIPE OLARTE PEÑA∗∗ 

 

KEY WORDS:  Waterflooding, Inmiscible displacement, Analytical models, Numerical 
simulation, Oil recovery factor 

 

DESCRIPTION: Secondary recovery methods, consist of techniques which rely on the 
injection of an immiscible fluid into the reservoir such as water; in order to increase the 
pressure in the reservoir and create a displacement of fluids according to the principle of 
material balance. Waterflooding has been successfully implemented around the world and 
today a high percentage of the oil recovery obtained from conventional reservoirs is due to 
this technique. However, the correct prediction of the waterflooding process is limited by 
factors such as mobility ratio, reservoir heterogeneity, and the operating conditions to 
which this process is carried.  

The industry has two classic prediction tools for waterflooding which are, numerical 
simulation and analytical modeling. The analytical models described on this research, 
cover models that consider different assumptions that include the terms of heterogeneity, 
varying areal efficiency, varying vertical efficiency, types of arrangements, and types of 
displacement. The Buckley-Leverett model, Dykstra-Parsons, Stiles and Craig-Geffen-
Morse are the best-known analytical models and for their development a series of 
experimental analysis and theoretical assumptions were conducted.  

In order to make a comparative analysis of the predicted behavior with the four proposed 
analytical modeling methods, the results obtained were compared with those determined 
by the numerical simulator CMG IMEX Company. In order to do this a conceptual model of 
simulation was used to determine which analytical method best fits its results with the 
simulation. 

 

 

∗ Thesis Project 
∗∗ Faculty of physicochemical Engineerings. School of Petroleum Engineering. Director: SAMUEL MUNOZ 
FERNANDO NAVARRO 

26 
 

                                                           



 

INTRODUCCIÓN 
 

El agotamiento de las reservas existentes de petróleo, y la baja tasa de nuevos 

descubrimientos, hacen cada vez más necesario aumentar el factor de recobro en 

los campos existentes. El factor de recobro en Colombia es de aproximadamente  

el 22% y el 90% de los campos se encuentran aún en su etapa de producción 

primaria1. Debido a esto, la implementación de técnicas de recobro, que permitan 

una mayor recuperación y por ende aumenten la productividad de los pozos, juega 

un rol importante a la hora de establecer un manejo adecuado de los yacimientos.  

A la hora de hablar de técnicas de recobro, se puede hablar de recobro secundario 

y de recobro terciario. La recuperación secundaria incluye aquellas técnicas que 

permiten tener una mayor recuperación de petróleo, mediante el aumento de la 

energía natural del yacimiento, a través de la inyección de un fluido inmiscible que 

puede ser agua o gas. Sin embargo actualmente el término recuperación 

secundaria es casi sinónimo de la inyección de agua 

La implementación de un proyecto de recobro secundario, se ha visto limitada por 

la rentabilidad que se requiere para la explotación comercial de los yacimientos. 

En general a nivel mundial, la implementación de estas operaciones está ligada al 

comportamiento de los precios del crudo, por lo que si el precio del crudo es alto, 

el número de proyectos a escala de campo aumenta masivamente. En Colombia 

esta tendencia no ha seguido la dinámica global, como resultado de ello, aun el 

número de proyectos de recuperación secundaria, procesos que son 

implementados masivamente desde el inicio en la mayoría de los campos, es muy 

bajo en comparación del número de campos existentes.  

1 R. Castro, G. Maya, D. Mercado, M. Trujillo, C. Soto, H.Perez, A. Lobo, A. Ordoñez, E. Sandoval; SPE 
ECOPETROL Enhanced Oil Recovery (EOR) Status-Colombia 
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La inyección de agua es el método de recobro más práctico, económico y del que 

mejores resultados se han obtenido a lo largo de la historia. Para la predicción 

exitosa de este método, es necesario el uso de un modelo de predicción 

adecuado, por el cual se obtengan los resultados más cercanos a la realidad  y así 

se pueda hacer un análisis preliminar adecuado de la inversión y la rentabilidad al 

aplicar un proyecto.  

En cuanto a métodos de predicción, hoy en día la industria ofrece a los ingenieros 

de petróleos dos herramientas fundamentales para el pronóstico del proceso de 

inyección de agua, estas son la simulación numérica y el modelamiento analítico. 

Con el fin de analizar el comportamiento de la técnica, se desarrolló un estudio de 

simulación numérica, junto a otro de modelamiento analítico, que permitió 

establecer diferencias en el comportamiento de la inyección y en donde se 

analizaron los principales parámetros que afectan la respuesta del yacimiento a la 

inyección de agua. 
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1. GENERALIDADES 
 

1.1 GENERALIDADES SOBRE LA INYECCIÓN DE AGUA 

1.1.1. Marco histórico de la inyección de agua 
 

Una vez los mecanismos de energía primaria del yacimiento empiezan a declinar 

con el tiempo, la implementación de métodos de recuperación secundaria, se hace 

necesaria para alargar la vida productiva de los yacimientos. La inyección de agua 

es un método de recobro que fue implementado por primera vez en el siglo XIX y 

cuyo desarrollo ha crecido progresivamente hasta nuestros días2. La primera 

inyección de agua se dio de manera accidental en el área de Pithole City en 

Pensilvania, Estados Unidos, como resultado de la entrada accidental de agua 

proveniente de acuíferos someros en las arenas productoras, lo que aumento la 

producción de los pozos productores. En el siglo XIX la función principal de la 

inyección de agua correspondía a mantener la energía natural de los yacimientos, 

aumentando de este modo, la vida productiva de los pozos3. Hoy en día la 

inyección de agua constituye el método de recobro secundario más conocido y 

alrededor  de la mitad de la producción mundial de crudo convencional se 

recupera debido a esta técnica.  

1.1.2 La inyección de agua 
 

La inyección de agua es un método de recobro secundario que consiste en la 

inyección de este fluido inmiscible en el yacimiento. Los mecanismos por los 

cuales ocurre el desplazamiento incluyen los efectos de aumento en la presión y el 

2 SATTER, Abdush. THAKUR, Ganesh. Integrated Petroleum Management 
3SATTER, Abdush. THAKUR, Ganesh. Integrated waterflood asset management. Pag 4 
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desplazamiento inmiscible del agua por el aceite de acuerdo al principio de 

balance de materiales4. Un esquema convencional de una inyección de agua se 

muestra en la figura 1, en la que el pozo de la izquierda corresponde a un pozo 

inyector, mientras el de la derecha corresponde a un pozo productor.   

Figura 1. Inyección de agua convencional. 

 

A la hora de comprender y modelar un proceso de inyección de agua, es 

necesario el conocimiento de algunos conceptos clave, necesarios para la 

comprensión de los modelos matemáticos inherentes al proceso.  

1.1.2.1. Eficiencia de barrido areal, vertical y volumétrica 
 

La eficiencia de barrido areal, hace referencia a la fracción de área del yacimiento 

por donde efectivamente se ha desplazado el agua inyectada. De igual forma la 

eficiencia de barrido vertical corresponde a la fracción vertical de yacimiento por 

donde se ha desplazado efectivamente el agua. Una vez definidos los valores de 

eficiencias verticales y areales, es posible definir el término de eficiencia 

volumétrica, el cual está definido como el resultado del producto de la eficiencia 

4 PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyección de Agua y gas en yacimientos petrolíferos. Pag 12 
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vertical y la eficiencia areal; y corresponde a la fracción volumétrica del yacimiento 

efectivamente invadido por agua. Una representación gráfica de la eficiencia se 

puede apreciar en la figura 25.  

En cuanto a los métodos de determinación de las eficiencias areal y vertical, 

inicialmente estas se determinaban a partir de cálculos de distribución de presión 

en régimen permanente. De esta forma era posible el cálculo de la eficiencia areal 

a ruptura, para una relación de movilidades igual a uno.  

Otra de las técnicas utilizadas inicialmente para el cálculo de eficiencias, es la 

aplicación del modelo electrolítico; en él se duplicaba el régimen de flujo 

permanente mediante una corriente eléctrica. Del modelo electrolítico se derivaron 

modificaciones posteriores como lo son el modelo de absorción y el modelo 

“gelatina”6.  

A principios de la década de 1950 se desarrolló la técnica de graficas de sombras 

de rayos X, así como la de “trazadores líquidos” o también llamados modelos 

“HeteShaw” que permitían determinar experimentalmente las áreas invadidas para 

relaciones de movilidad diferentes a uno. También se ha usado para determinar el 

área barrida los modelos de resistencia, que simulan el medio poroso mediante 

una serie de resistencias eléctricas interconectadas.7  

La efectividad de un proceso de inyección de agua, puede ser evaluada a través 

de la eficiencia de barrido volumétrico que presente dicho proceso. Si la eficiencia 

volumétrica es alta, el proceso de inyección será exitoso. Sin embargo la eficiencia 

volumétrica se ve afectada por ciertos factores que alteran de forma importante el 

proceso de inyección de agua, algunos de estos factores son: 

• Heterogeneidad del yacimiento 

• Relación de movilidades  

5 FITZMORRIS, KELSEY y PANDE. Effect of Crossflow on Sweep Efficiency in WaterOil Displacement in 
Heterogeneous Reservoirs. SPE 24902, 1992. 
6 FORREST Y CRAIG. Aspectos de la ingeniería de la inyección de agua. Pag 37 
7 FORREST Y CRAIG. Aspectos de la ingeniería de la inyección de agua. Pag 38 
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• Distancia entre pozos  

• Segregación gravitacional 

Figura 2. Eficiencia Volumétrica  

 

Fuente: Modificado Aplicación de pozos horizontales en procesos de inyección de 

agua, mediante simulación numérica, YATTE GARZÓN FABIÁN CAMILO, 

VILLAMIZAR BALLESTEROS INGRITH JOHANA. 

1.1.2.2. Eficiencia de desplazamiento 
 

La eficiencia de desplazamiento se define como la fracción de petróleo desplazada 

en la zona invadida del yacimiento por el fluido inyectado. Esta eficiencia depende 

de los siguientes factores8: 

• Cantidad de fluido inyectado. 

• Mojabilidad preferencial del medio poroso. 

• Viscosidad del petróleo y de la fase desplazante. 

• Tasa de inyección y buzamiento de la formación. 

• Saturación de gas inicial. 

Matemáticamente la eficiencia de desplazamiento está definida como: 

8 YATTE GARZON, Fabián Camilo. VILLAMIZAR BALLESTEROS, Ingrith Johana. Aplicación de pozos 
horizontales en procesos de inyección de agua mediante simulación numérica de yacimientos. 
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𝐸𝐷 =
1 − 𝑆𝑤𝑐 − 𝑆𝑜𝑅

1 − 𝑆𝑤𝑐
                                                          (1) 

Dónde:  

𝐸𝐷: Eficiencia de desplazamiento. 

𝑆𝑜𝑅: Saturación de aceite remanente en el medio poroso, variable con el tiempo. 

𝑆𝑤𝑐: Saturación de agua critica. 

El valor de eficiencia de desplazamiento varía de 0 a 1, siendo 1 si la saturación 

de aceite promedio de aceite en el yacimiento fuese nula, lo cual es imposible ya 

que siempre existirá una cantidad de aceite imposible de mover en el yacimiento 

que es la saturación de aceite irreducible.  Durante el barrido del yacimiento la 

eficiencia de desplazamiento coincidiría con la eficiencia de recuperación 𝐸𝑅, si 

hipotéticamente todo el fluido inyectado contactara todo el petróleo del yacimiento. 

 

1.1.2.2. Patrón de inyección 
 

Los patrones de inyección más comúnmente utilizados para la implementación de 

la inyección de agua, se muestran en la figura 3. 

Figura 3. Patrones de inyección normalmente utilizados en la inyección de agua 
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1.1.2.3. Relación de movilidad 
 

Matemáticamente la relación de movilidades está definida como la relación 

existente entre la movilidad del agua y la movilidad del crudo.  A su vez la 

movilidad de un fluido es la relación que hay entre a permeabilidad y la viscosidad 

del mismo.  

𝑀𝑤𝑜 =
(𝐾𝑟𝑤𝜇𝑤

)𝑆𝑤𝑝

(𝐾𝑟𝑜𝜇𝑜
)𝑆𝑤𝑖

                                                              (2) 

Dónde: 

𝑀𝑤𝑜: Relación de movilidad 

𝐾𝑟𝑤,𝐾𝑟𝑜: Permeabilidades relativas al agua y al aceite  

𝜇𝑜 ,𝜇𝑤: Viscosidades del aceite y del agua  

 

1.1.2.4. Desplazamiento de fluidos inmiscibles 
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Una vez el aceite presente en el yacimiento, no cuenta con la energía suficiente 

para lograr salir de los poros de las rocas en las que se encuentra, la única forma 

por la cual los fluidos lograran salir, es mediante el uso de un fluido asociado al 

petróleo, como el gas o el agua, y así este logra moverse a través del yacimiento. 

El proceso mediante el cual un fluido reemplaza el volumen ocupado por otro se 

denomina desplazamiento, por lo general el fluido desplazante es agua o gas 

mientras el desplazado es petróleo9. Este proceso se asemeja mucho al 

desplazamiento generado por un pistón. Matemáticamente existe dos formas de 

modelar un proceso de desplazamiento entre dos fluidos inmiscible. 

a) Desplazamiento pistón sin fugas 

Este tipo de desplazamiento se presenta cuando la saturación de aceite en la zona 

invadida disminuye, hasta el valor de saturación de aceite residual, es decir la 

saturación del fluido desplazante es máxima. Por esta razón detrás del frente solo 

existe el flujo de agua. En este desplazamiento cuando el frente de agua llega al 

pozo productor se dice que se ha llegado al tiempo de ruptura.  

b) Desplazamiento tipo pistón con fugas 

En el desplazamiento pistón con fugas, la saturación de aceite remanente detrás 

del frente es mayor a la saturación de aceite residual por lo que este aun tendrá 

movilidad. En este caso detrás del frente se obtendrá flujo de ambas fases 

desplazante y desplazada. Los dos tipos de desplazamiento pueden apreciarse en 

la figura 4.   

Figura 4. Tipos de desplazamiento de fluidos inmiscibles 

9 PARIS DE FERRER,  Magdalena. Inyección de Agua y Gas en Yacimientos Petrolíferos. Segunda edición. 
Maracaibo. 2001 
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Fuente: Tomada y modificada de Paris de Ferrer, Magdalena. Inyección de agua y 

gas en yacimientos petrolíferos.  

1.2 PREDICCIÓN DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
 

Para poder predecir el comportamiento de un proceso de inyección de agua, es 

necesario recurrir a la conversión del fenómeno físico que ocurre en el yacimiento, 

a un modelo que permita describir de la manera más cercana a la realidad el 

desplazamiento que se lleva a cabo en el medio poroso.  

Un modelo constituye una abstracción teórica de un fenómeno físico que ocurre en 

la realidad y que tiene dos utilidades fundamentales.  

• Reducir la complejidad del fenómeno, permitiéndonos ver las características 

más importantes que están detrás de un proceso, ignorando detalles de 

menor importancia que harían el proceso innecesariamente laborioso. 

 

• Hacer predicciones concretas que se puedan falsar mediante experimentos 

u observaciones. 

El uso de modelos no es algo nuevo. El hombre siempre ha tratado de representar 

y expresar ideas y objetos para tratar de entender y manipular su medio. Un 

requerimiento básico para cualquier modelo, es que pueda describir al sistema con 

suficiente detalle para hacer predicciones válidas sobre el comportamiento del 
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fenómeno. Más generalmente, las características del modelo deben corresponder 

a algunas características del sistema modelado. Existen dos tipos fundamentales 

de modelos, los modelos analíticos y los modelos de simulación.  

 

1.2.3 Modelos de predicción en la inyección de agua 
 

Un modelo de predicción de la inyección de agua consiste en aplicar un conjunto 

de ecuaciones matemáticas que logran simular el comportamiento esperado del 

yacimiento, y permiten pronosticar información sobre su futuro10. La información 

obtenida del modelo incluye información de: 

• Producción de petróleo 

• Producción de agua 

• Relación agua-petróleo 

• Tiempos de ruptura 

• Tiempo de limite económico 

• Factores de recobro 

Hoy día existe un gran número de modelos de predicción analítica para la 

inyección de agua, sin embargo todos ellos difieren en las suposiciones que tienen 

en cuenta, como lo son la heterogeneidad del yacimiento, eficiencias de barrido, 

mecanismos de desplazamiento entre otros aspectos. En la Tabla 1 se encuentran 

los principales modelos analíticos propuestos encontrados en la literatura, y su 

clasificación de acuerdo a las variables que más afectan el problema que 

pretenden simular.   

 

1.2.3.1 El modelo de predicción analitico 
 

10 PARIS DE FERRER,  Magdalena. Inyección de Agua y Gas en Yacimientos Petrolíferos 
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Para que un modelo pueda ser considerado completamente confiable, es 

necesario que este contenga toda la información disponible del yacimiento, esta 

información está relacionada con el flujo de fluidos, el arreglo de los pozos y la 

heterogeneidad del yacimiento (Tabla 2). Sin embargo un modelo que contenga 

toda esta información, será demasiado robusto y su resolución resultara muy 

complicada, es por esta razón que el modelo de predicción perfecto no existe y los 

actualmente desarrollados son solo aproximaciones. 

De todos los métodos de predicción para la inyección de agua, los métodos de 

Buckley-Leverett, Dykstra-Parsons, Stiles y Geffen-Morse constituyen los más 

relevantes y serán estudiados con detalle en el transcurso de este trabajo de 

investigación.  

Tabla 1. Principales modelos de predicción analítica en la inyección de agua 

MODELOS CONCERNIENTES AL TIPO DE DESPLAZAMIENTO 

• Buckley-Leverett 

• Craig, Geffen y Morse 

• Roberts 

• Higgins y Leighton 

• Rapoport, Carpenter y Leas 

MODELOS CONCERNIENTES A LA HETEROGENEIDAD DEL YACIMIENTO 

• Dykstra y Parsons 

• Johnson 

• Stiles 

• Yusier y Calhoun, Suder y Calhoun 

• Prats, Matrhews, Jewet y Baker 

• Fensental y Yuster 

MODELOS CONCERNIENTES A LA EFICIENCIA AREAL 

• Muskat 

• Hurst 
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• Cuadle y Witte 

• Aronofski 

• Deepe y Hauber 

MODELOS RELACIONADOS CON MODELOS MATEMÁTICOS 

• Douglas, Blair y Wagner 

• Douglas, Peaceman y Rachford 

• Hiatt 

• Morel-Seytoux 

• Wrren y Cosgrove 

MODELOS EMPÍRICOS 

• Guthrie y Greenberg 

• Schauer 

• Guerrero y Earlougher 

 

Fuente: Tomada y modificada de Naranjo-Gómez 1991 

Tabla 2. Información necesaria en el método de predicción perfecto. 

Efectos de flujo de 
fluidos 

Efectos del tipo de 
arreglo de pozos 

Efectos de la 
heterogeneidad del 

yacimiento 

 

Permeabilidades 

Relativas 

Variación de la eficiencia 

de barrido areal antes y 

después de la ruptura en 

función de la razón de 

movilidad. 

 

Consideración de 

yacimientos estratificados. 

Existencia de un frente y 

de un gradiente de 

saturación. 

Aplicabilidad a cualquier 

tipo de arreglo. 

 

Variación areal y vertical 
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de la permeabilidad. 

Posible presencia de una 

saturación de gas inicial. 

No requiere datos de 

laboratorios publicados o 

adicionales a los 

convencionales. 

 

Presencia de flujo entre 

capas. 

 

 

1.2.4. Método de buckley-leverett 
 

El método de Buckley y Leverett, a través de la teoría de desplazamiento y la 

teoría de flujo fraccional, describe el desplazamiento lineal del petróleo a tasas de 

inyección constantes11. Este método permite estimar el volumen de petróleo 

desplazado, el volumen de agua, y la tasa de producción a cualquier tiempo. Su 

aplicación, al limitarse a desplazamientos lineales, es poca. Sin embargo se han 

desarrollado modificaciones que incluyen efectos por desplazamiento radial que 

aumentan el grado de aplicabilidad, disminuyendo sus limitaciones. Las principales 

suposiciones del método de Buckley y Leverett son: 

• El flujo es lineal o radial con sus respectivas correcciones. 

• La permeabilidad y la porosidad se consideran constantes. 

• El desplazamiento es tipo pistón con fugas. 

• Los fluidos son inmiscibles por lo cual existe presión capilar. 

• El concepto de permeabilidades relativas a dos fases se aplica, ya que solo 

dos fluidos fluyen al mismo tiempo en el medio poroso. 

• Al inyectar agua, la presión de inyección debe estar por encima del punto 

de burbuja. 

11 BUCKLEY, S.E y LEVERETT, M.C. Mechanisms of Fluid Displacement in Sand, Trans., AIME (1942) 
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• La tasa de inyección y el área transversal se consideran constantes 

• El flujo es  continuo. 

• Para mantener las condiciones de equilibrio, la presión y temperatura deben 

ser constantes. 

 

1.2.4.1. Teoría de desplazamiento  
 

La teoría de desplazamiento de Buckley y Leverett busca describir el 

desplazamiento de un fluido no mojante por uno mojante o viceversa. Esta se 

basa en el concepto de permeabilidades relativas y el desplazamiento tipo pistón 

con fugas. La mayor limitante de la teoría de desplazamiento es su aplicabilidad a 

sistemas lineales, ya que estos no representan la gran mayoría de arreglos 

implementados en recuperación secundaria. Aun así, aplicando el concepto de 

eficiencia de barrido, se puede extender la aplicabilidad de esta teoría a sistemas 

no lineales.   

Entre otras de las suposiciones del método de Buckley y Leverett, este considera 

que la formación debe ser homogénea, además de considerar constantes el área 

transversal de flujo y la tasa de inyección.12 

Ya que en la mayoría de los casos se supone que el desplazamiento de petróleo 

se da preferiblemente por agua en un sistema mojado por agua, otra suposición es 

que la presión de desplazamiento se debe encontrar por encima de la presión de 

burbuja. 

1.2.4.2 Ecuación de flujo fraccional 
Para el desarrollo de esta ecuación se considera un desplazamiento de tipo pistón 

con fugas. En esta formación se tiene una permeabilidad k y una porosidad Φ, 

saturada con petróleo y agua connata, sometida a la inyección de fluidos a una 

tasa 𝑞𝑞𝑡𝑡. Esta formación tiene una longitud L y un área transversal A. La ley de 

12 BUCKLEY, S.E y LEVERETT, M.C. Mechanisms of Fluid Displacement in Sand, Trans., AIME (1942) 
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Darcy es utilizada para modelar el flujo de dos fluidos inmiscibles a través del 

medio poroso. 

Figura 5. Desplazamiento de tipo lineal.  

 

 𝑞𝑞𝑤 = −
𝑘𝑤 ∗ 𝐴
𝜇𝑤

∗ �
𝜕𝑝𝑤
𝜕𝑥

+ 𝐶𝜌𝑤𝑔𝑑𝑑𝑒𝑛𝛼�                                                    (3) 

𝑞𝑞𝑜 = −
𝑘𝑜 ∗ 𝐴
𝜇𝑜

∗ �
𝜕𝑝𝑜
𝜕𝑥

+ 𝐶𝜌𝑜𝑔𝑑𝑑𝑒𝑛𝛼�                                                      (4) 

El termino de presión capilar está definido como 

𝑉𝑉𝑐 = 𝑝𝑜 − 𝑝𝑤                                                                     (5) 

El correspondiente gradiente de presión capilar hacia la dirección de flujo  

𝜕𝑉𝑉𝑐
𝜕𝑥

=
𝜕𝑝𝑜
𝜕𝑥

−
𝜕𝑝𝑤
𝜕𝑥

                                                               (6) 

Reemplazando (3) y (4) en la ecuación (6)  

𝜕𝑉𝑉𝑐
𝜕𝑥

= −
𝑞𝑞𝑜 ∗ 𝜇𝑜
𝑘𝑜 ∗ 𝐴

− 𝐶𝜌𝑔𝑑𝑑𝑒𝑛𝛼 +
𝑞𝑞𝑤 ∗ 𝜇𝑤
𝑘𝑤 ∗ 𝐴

+ 𝐶 ∗ 𝜌𝑤 ∗ 𝑔 ∗ 𝑑𝑑𝑒𝑛𝛼                          (7) 

Considerando que en la formación existe flujo continuo o estacionario se tiene 

que: 

𝑞𝑞𝑡𝑡 = 𝑞𝑞𝑜 + 𝑞𝑞𝑤                                                                  (8) 

A partir de la ecuación (8), se despeja el valor de 𝑞𝑞𝑤 reemplazando (7) en (8) 

como sigue:  

42 
 



𝑞𝑞𝑤 =

𝑞𝑞𝑡𝑡 ∗ 𝜇𝑜
𝑘𝑜 ∗ 𝐴

+ 𝜕𝑉𝑉𝑐
𝜕𝑥 − 𝐶(𝜌𝑤 − 𝜌𝑜)𝑔𝑑𝑑𝑒𝑛𝛼
𝜇𝑜

𝐴 ∗ 𝑘𝑜
+ 𝜇𝑤
𝐴 ∗ 𝑘𝑤

                                          (9) 

En unidades prácticas, se obtiene la expresión de flujo fraccional de agua al 

multiplicar numerador y denominador de (9) por 𝑘𝑜∗𝐴
𝜇𝑜

 y dividir ambos miembros de 

la ecuación por 𝑞𝑞𝑡𝑡 

𝑑𝑑𝑤 =
1 + 𝐶𝑡𝑡𝑒 𝑘𝑜𝐴

𝜇𝑜 ∗ 𝑞𝑞𝑡𝑡
�𝜕𝑉𝑉𝑐𝜕𝑥 − 𝐶∆𝑦𝑑𝑑𝑒𝑛𝛼�

1 + 𝑘𝑜 ∗ 𝜇𝑤
𝑘𝑤 ∗ 𝜇𝑜

                                     (10) 

En la ecuación de flujo fraccional, es posible identificar las tres fuerzas que afectan 

el avance del frente de agua a través del medio poroso. Estas son las fuerzas 

capilares, las fuerzas gravitacionales, y las fuerzas viscosas.13 

 

Tabla 3. Fuerzas que afectan la ecuación de flujo fraccional 

Fuerza Componente de la ecuación Efecto 

 
Capilar  

𝑘𝑜𝐴
𝜇𝑜 ∗ 𝑞𝑞𝑡𝑡

𝜕𝑉𝑉𝑐
𝜕𝑥

1 + 𝑘𝑜 ∗ 𝜇𝑤
𝑘𝑤𝜇𝑜

         (11) 
Aumenta el flujo 

fraccional 

 
 

Gravitacional 

 
𝑘𝑜𝐴
𝜇𝑜 ∗ 𝑞𝑞𝑡𝑡

(∆𝑦𝑑𝑑𝑒𝑛𝛼)

1 + 𝑘𝑜 ∗ 𝜇𝑤
𝑘𝑤𝜇𝑜

         (12) 

Puede disminuir o 

aumentar el flujo 

fraccional, dependiendo 

del buzamiento de la 

formación. 

13 PARIS DE FERRER,  Magdalena. Inyección de Agua y Gas en Yacimientos Petrolíferos. Segunda edición. 
Maracaibo. 2001 
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Viscosa 

 
1

1 + 𝑘𝑜 ∗ 𝜇𝑤
𝑘𝑤 ∗ 𝜇𝑜

             (13) 

Puede aumentar o 

disminuir dependiendo 

de la viscosidad del 

agua o el aceite. 

 

1.2.4.3 Consideraciones teóricas 
 

El modelamiento planteado por Buckley y Leverett considera que en la inyección 

de agua, el desplazamiento de fluidos se divide en dos etapas: antes de la ruptura 

y después de ruptura. La construcción de la gráfica de flujo fraccional, es 

indispensable para la determinación de la duración de cada una de estas etapas, 

así como del modelamiento efectivo de cada una de ellas.   

En primer lugar es necesaria la determinación del tiempo de ruptura, momento en 

el cual el frente de agua irrumpe en el pozo productor. Para ello, este tiempo es 

determinado trazando una línea tangente al punto de mayor pendiente de la curva 

de flujo fraccional, desde la saturación inicial de agua (Figura 6). 

Figura 6. Grafica de flujo fraccional 
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A partir del valor de saturación del punto de mayor pendiente o saturación de agua 

del frente (𝑆𝑤𝑓),  se amplía la curva de flujo fraccional,  seleccionando valores de 

saturación mayores 𝑆𝑤𝑓 y menores a 𝑆𝑤𝑚𝑎𝑥. Al trazar una línea tangente a cada 

uno de estos puntos en la curva de flujo fraccional, es posible el cálculo de la 

saturación de agua promedio 𝑆𝑤𝑝′, extrapolando esta línea hasta el punto en que 

el valor de flujo fraccional es igual a uno (Figura 7). Todo esto con el objetivo de 

modelar el comportamiento de la inyección después de ruptura. El modelamiento 

detallado y las ecuaciones relacionadas a cada una de las etapas de explican más 

adelante.  

Figura 7. Curva de flujo fraccional ampliada 
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1.2.4.4 Ecuaciones básicas 

  
Las ecuaciones básicas del método de Buckley y Leverett se basan en dos 

etapas: antes de la ruptura y después de la ruptura. Diferentes consideraciones 

toman lugar en cada una de ellas. 

 

1.2.4.5 Antes de ruptura 
 

Antes de definir las ecuaciones que modelan el comportamiento antes de ruptura 

es importante determinar el momento en el cual deja de presentarse esta etapa, 

ese momento es el tiempo de ruptura. El tiempo de ruptura está definido como el 

tiempo al cual el frente de agua llega al pozo productor. Para determinar este 

tiempo es necesario el uso de la derivada de curva de flujo fraccional, en la cual es 

necesario encontrar la máxima derivada respecto a la saturación de agua inicial 
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�∂fw
∂Sw

�
fwf

Con este valor se despeja el tiempo de ruptura a través de la siguiente 

ecuación. 

�
∂fw
∂Sw

�
fwf

=
Vp

qt ∗ 𝑡𝑡𝑟
                                                        (14) 

𝑡𝑡𝑟 =
Vp

qt ∗ �
∂fw
∂Sw

�
fwf

                                                      (15) 

Antes de ruptura, el petróleo producido es igual al acumulado de inyección de 

agua, por esto, se calcula dividiendo el agua inyectada en el factor volumétrico. 

Luego, se calcula la cantidad de agua inyectada la cual es directamente 

proporcional a la tasa de inyección. Tanto la relación agua petróleo, el agua 

producida, y la producción de agua serán iguales a cero ya que no habrá 

producción de agua hasta después de ruptura. 14 

En la figura 8 se pueden ver representados gráficamente lo que representan 𝑆𝑤𝑝 y 

𝑆𝑤𝑓 hallados a través de la gráfica de flujo fraccional. El punto de 𝑆𝑤𝑓 hallado a 

través de esta gráfica es determinado al calcular la saturación del punto de mayor 

pendiente en la gráfica. En el caso de 𝑆𝑤𝑝 este se halla al encontrar el corte 

cuando el valor de flujo fraccional es igual a uno, de la recta de pendiente 

encontrada entre el punto de saturación inicial y el punto de mayor pendiente de la 

curva de flujo fraccional. 15 

 

 

 

14 PARIS DE FERRER,  Magdalena. Inyección de Agua y Gas en Yacimientos Petrolíferos. Segunda edición. 
Maracaibo. 2001 

 
15 BUCKLEY, S.E y LEVERETT, M.C. Mechanisms of Fluid Displacement in Sand, Trans., AIME (1942) 
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Figura 8. Representación del yacimiento antes de ruptura según Buckley-Leverett 

 

 

 

1.2.4.6 Después de la ruptura 
 

Figura 9. Representación del yacimiento después de ruptura según Buckley-
Leverett 

 

Para iniciar el modelamiento de esta etapa, es necesario calcular los tiempos a 

partir de la ecuación de la derivada. En esta ecuación el valor de la derivada varía 

para cada valor de saturación después de ruptura.  
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𝑡𝑡′ =
𝑉𝑉𝑝

𝑞𝑞𝑡𝑡 ∗ �
𝜕𝑑𝑑𝑤
𝜕𝑆𝑤

�
𝑆𝑤2

                                                            (16) 

El agua inyectada acumulada, al igual que antes de ruptura, es directamente 

proporcional al tiempo de inyección. El petróleo producido es calculado como el 

volumen desplazado por la 𝑆𝑤𝑝′. Para el cálculo de las tasas de producción de 

aceite y agua se determinan los valores de flujo fraccional para cada valor de 

saturación después de ruptura. Para la determinación del agua producida de 

acuerdo al balance de materiales se establece que el agua producida es igual al 

agua inyectada menos el aceite producido. La relación agua-petróleo se calcula 

basada en los datos de producción de agua y aceite. Un resumen de las 

ecuaciones utilizadas por el método se muestra en la tabla 4. 

Tabla 4. Ecuaciones básicas Buckley y Leverett 

 Antes de ruptura Después de Ruptura 

Petróleo 

producido (Np) 
𝑁𝑝 =

𝑊𝑖

𝐵𝑜
=
𝑉𝑉𝑝�𝑆𝑤𝑝 − 𝑆𝑤𝑖�

𝐵𝑜
        (17) 𝑁𝑝 =

𝑉𝑉𝑝(𝑆𝑤𝑝′ − 𝑆𝑤𝑖)
𝐵𝑜

       (18) 

Agua inyectada 

acumulada (Wi) 

 

𝑊𝑖 = 𝑞𝑞𝑡𝑡 ∗ 𝑡𝑡                      (19) 

 

𝑊𝑖 = 𝑞𝑞𝑡𝑡 ∗ 𝑡𝑡′               (20) 

 

Relación agua-

petróleo (RAP) 

 

 

𝑅𝐴𝑉𝑉 = 0                     (21) 

𝑅𝐴𝑉𝑉𝐶𝑁 =

𝑞𝑞𝑤
𝐵𝑤
𝑞𝑞𝑜
𝐵𝑜

                (22) 

𝑅𝐴𝑉𝑉𝐶𝑁 =
𝑑𝑑𝑤2𝐵𝑜

(1 − 𝑑𝑑𝑤2)𝐵𝑤
        (23) 

Agua producida 

(Wp) 

 

𝑊𝑝 = 0                      (24) 

 

𝑊𝑝 =
𝑊𝑖 − 𝑁𝑝 ∗ 𝐵𝑜

𝐵𝑤
           (25) 

Tiempo (t)  

𝑡𝑡 =
𝑊𝑖

𝑞𝑞𝑡𝑡
                         (26) 

𝑡𝑡′ =
𝑉𝑉𝑝

𝑞𝑞𝑡𝑡 ∗ �
𝜕𝑑𝑑𝑤
𝜕𝑆𝑤

�
𝑆𝑤2

          (27) 
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Tasa de 

producción de 

petróleo (qo) 

 

𝑞𝑞𝑜 =
𝑞𝑞𝑡𝑡(1 − 𝑑𝑑𝑤)

𝐵𝑜
=
𝑞𝑞𝑡𝑡
𝐵𝑜

        (28) 

 

𝑞𝑞𝑜 =
𝑞𝑞𝑡𝑡(1 − 𝑑𝑑𝑤2)

𝐵𝑜
             (29) 

Tasa de 

producción de 

agua (qw) 

 

𝑞𝑞𝑤 =
𝑞𝑞𝑡𝑡 ∗ 𝑑𝑑𝑤
𝐵𝑤

= 0              (30) 

 

𝑞𝑞𝑤 =
𝑞𝑞𝑡𝑡𝑑𝑑𝑤2
𝐵𝑤

                   (31) 

 

1.2.5. Método de dykstra-parsons 
 

El método de Dykstra y Parsons es uno de los métodos más conocidos para la 

predicción en yacimientos con inyección de agua. Este método combina una serie 

de consideraciones teóricas con resultados experimentales. El método se aplica 

para sistemas estratificados como el  representado en la siguiente figura.  

Figura 10. Sistema estratificado evaluado en el método Dykstra-Parsons 

 

Fuente: PARIS DE FERRER,  Magdalena. Inyección de Agua y Gas en Yacimientos 

Petrolíferos. Segunda edición. Maracaibo. 2001 
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En la figura se ve como las permeabilidades se ordenan de forma descendente, 

donde K1 es la mayor permeabilidad y Kn es la menor. De igual forma se puede ver 

la representación de los espesores, además de la producción de agua y aceite en 

el yacimiento. Este método tiene por objeto la determinación de la eficiencia 

vertical, la relación agua-petróleo, y en general la predicción del comportamiento 

durante el proceso de inyección de agua. En el método de Dykstra y Parsons el 

yacimiento se considera como un sistema estratificado formado por varios estratos 

y la recuperación de petróleo se calcula en función de la razón de movilidad y de 

la variación de permeabilidades del sistema16. Las principales suposiciones del 

método son: 

• El yacimiento está comprendido por estratos de permeabilidad uniforme 

aislados, no existe un flujo cruzado entre las capas. 

• El desplazamiento es de tipo pistón sin fugas, 

• Flujo continuo y lineal. 

• Todas las capas tienen la misma porosidad y permeabilidades relativas al 

petróleo y al agua 

Como primera medida en este método se determina la tasa de flujo antes de la 

ruptura en la capa de mayor permeabilidad, se halla la relación de movilidad, se 

determina la velocidad en cada estrato y se halla la relación de avance en cada 

estrato antes y después de la ruptura.17 Es así como se llega a la principal 

suposición del método de Dykstra y Parsons, el cual plantea que el avance del 

frente de agua en los diferentes estratos, es proporcional a la permeabilidad de 

cada capa.  

𝑥𝑖
𝐿

=
𝑘𝑖
𝑘1

                                                                   (32) 

16 DYKSTRA, H. PARSONS, R.L. The prediction of oil recovery by water flood. Secondary Recovery of Oil in the 
united states 
17 PARIS DE FERRER,  Magdalena. Inyección de Agua y Gas en Yacimientos Petrolíferos. Segunda edición. 
Maracaibo. 2001 

51 
 

                                                           



El flujo de aceite en cada capa, es directamente proporcional a la permeabilidad y 

el diferencial de presión, e inversamente proporcional a las viscosidades del agua 

y el aceite. 

𝑞𝑞𝑜 =
𝑘∆𝑝

𝜇𝑤
𝑘𝑟𝑤

𝑥1 + 𝜇𝑜
𝑘𝑟𝑜

(𝐿 − 𝑥1)
                                                 (33) 

La velocidad del frente de agua moviéndose en cada estrato está definida como: 

𝑣𝑖 =
𝑑𝑑𝑥𝑖
𝑑𝑑𝑡𝑡

=
𝑞𝑞𝑖

(𝑉𝑉𝑝∆𝑆𝑤)𝑖
                                                    (34) 

Sustituyendo la ecuación (33) en (34) e incluyendo el término de relación de 

movilidad se obtiene (36): 

𝑣𝑖 =
𝑑𝑑𝑥𝑖
𝑑𝑑𝑡𝑡

=
𝑘𝑖

�𝑉𝑉𝑝∆𝑆𝑤�𝑖
�

∆𝑝
𝑥𝑖 + 𝑀(𝐿 − 𝑥𝑖)

�
𝑘𝑟𝑤
𝜇𝑤

                               (36) 

Definida la expresión de velocidad del frente de agua en una capa i, es posible 

conocer la longitud 𝑥𝑖 (Figura 11) que se ha desplazado el rente en dicho estrato 

respecto a una capa de mayor permeabilidad. Para esto se establece la relación 

existente entre las velocidades de la capa i y la capa de mayor permeabilidad (37). 

𝑣𝑖
𝑣1

=
𝑑𝑑𝑥𝑖
𝑑𝑑𝑥1

=

𝑘𝑖
(∅∆𝑆𝑤)𝑖

[𝑥1 + 𝑀(𝐿 − 𝑥1)]

𝑘1
(∅∆𝑆𝑤)1

[𝑥𝑖 + 𝑀(𝐿 − 𝑥𝑖)]
                                   (37) 
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Figura 11. Relación de velocidades entre dos capas. 

 

 

Para conocer el valor de 𝑥𝑖 de posición del frente agua, es necesario integrar la 

expresión de la velocidad 𝑑𝑥𝑖
𝑑𝑥1

  (38). 

�[𝑥1 + 𝑀(𝐿 − 𝑥1)]
𝐿

0

𝑑𝑑𝑥1 =
𝑘1
𝑘𝑖
� [ℎ𝑖 + 𝑀(𝐿 − 𝑥𝑖)]
𝑥𝑖

0

𝑑𝑑𝑥𝑖                             (38) 

Como resultado de la integración, reordenando y resolviendo términos se obtiene 

la expresión para el cálculo de la posición del frente agua, para cualquier capa i 

del yacimiento, respecto a la longitud L del mismo.  

𝑥𝑖
𝐿

=
𝑀 ± �𝑀2 + 𝑘𝑖

𝑘𝑚
(1 −𝑀2)

𝑀 − 1
                                                 (39) 

 

1.2.5.1 Eficiencia vertical o intrusión fraccional c y relación agua-petróleo 
(RAP) 
 

La eficiencia vertical, es la fracción vertical de yacimiento que ha sido 

efectivamente invadida por agua. Este valor de eficiencia depende de la distancia 

de avance de los frentes de agua en cada una de las capas. A partir de este valor 

es posible determinar la relación agua- petróleo (RAP), para esto se debe tener en 
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cuenta que mientras la capa de mayor permeabilidad no haya llegado a su tiempo 

de ruptura, solo se producirá petróleo y si irrumpe una capa “m” solo aquellas con 

mayor permeabilidad producirán agua.  

En el cálculo de la relación agua-petróleo se toma en consideración el flujo de 

petróleo en aquellas capas con una permeabilidad menor a la supuesta capa m. 

La relación agua petróleo se puede calcular para condiciones de yacimiento, para 

condiciones de superficie y a la vez se han hecho fórmulas que tienen en cuenta 

todas las variables tanto en yacimiento, como en superficie para hacer una 

ecuación general. 

Partiendo de la ecuación (39), al llegar a ruptura la capa m todas aquellas con 

permeabilidades mayores también lo harán, así, la relación de capas que habrán 

sido invadidas será m/n. La distancia de avance de las capa i parcialmente 

barridas será descrita por esta ecuación. 

𝑥𝑙
𝑥𝑚

=
𝑀 −�𝑀2 + 𝑘𝑖

𝑘𝑚
(1 −𝑀2)

𝑀 − 1
                                             (40) 

Así mismo la fracción de la capa i invadida por el frente de agua, está definida 

como: 

𝑥𝑖
𝑥𝑚

=
𝑥𝑖
𝐿

                                                                    (41) 

 

Dado que la ecuación (41) representa la fracción de una capa i que se encuentra 

invadida por agua; la expresión completa de eficiencia vertical o intrusión 

fraccional, se define como la sumatoria de las fracciones de capas i invadidas por 

agua en todo el yacimiento, sumadas al número de capas m que previamente han 

llegado a ruptura.  
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𝐶 =
𝑚 + ∑ � 𝑥𝑖𝑥𝑚

�𝑛
𝑖=𝑚+1

𝑛
                                                       (42) 

Reemplazando (40) en (42) se tiene que: 

𝐶 =

𝑚 + ∑

⎝

⎛
𝑀 −�𝑀2 + 𝑘𝑖

𝑘𝑚
(1 −𝑀2)

𝑀 − 1
⎠

⎞𝑛
𝑖=𝑚+1

𝑛
                                    (43) 

La expresión para la movilidad total de las capas que no han llegado a ruptura se 

determina mediante la siguiente ecuación.  

� 𝑀 = (𝑛 −𝑚)𝑀                                                        (44)
𝑛

𝑖=𝑚+1

 

La expresión final del valor de intrusión fraccional se muestra en la ecuación (45). 

𝐶 =

𝑚 + (𝑛 −𝑚)𝑀
𝑀 − 1 − 1

𝑀 − 1∑ �

⎝

⎛
𝑀 −�𝑀2 + 𝑘𝑖

𝑘𝑚
(1 −𝑀2)

𝑀 − 1
⎠

⎞𝑛
𝑖=𝑚+1

𝑛
              (45) 

Una vez determinados los valores de intrusión fraccional se determina el valor de 

la relación agua petróleo. Si la capa de mayor permeabilidad ha llegado a ruptura, 

la tasa de producción de agua se calcula a partir de la ecuación de flujo descrita 

por Darcy. Si la capa “m” ha llegado a ruptura, solo aquellas capas con mayor 

permeabilidad estarán produciendo agua18. La cálculo de la producción de agua 

es por lo tanto una sumatoria de tasas de producción de capas m que ya han 

llegado a ruptura como se muestra en la ecuación (46) 

18 DYKSTRA, H. PARSONS, R.L. The prediction of oil recovery by water flood. Secondary Recovery of Oil in the 
united states 
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𝑞𝑞𝑤𝑚 = �𝑞𝑞𝑤𝑚 = ��
𝑘𝑖𝑘𝑟𝑤
𝜇𝑤

∆𝑝
𝐿
�

𝑚

𝑖=1

                                              (49)
𝑚

𝑖=1

 

Figura 12. Producción de agua y aceite en un yacimiento estratificado según 
Dykstra-Parsons. 

 

En las capas donde la permeabilidad es menor a la de la capa m, solo fluye 

petróleo. De forma similar a la producción de agua, la producción total de aceite 

está constituida por una sumatoria de producciones de aceite de las capas que 

aún no han llegado a ruptura. 

𝑞𝑞𝑜𝑚 = � �
𝑘𝑖∆𝑝

𝑥𝑖 + 𝑀(𝐿 − 𝑥𝑖)
�

𝑛

𝑖=𝑚+1

𝑘𝑟𝑤
𝜇𝑤

                                               (50) 

 

Organizando términos se tiene que: 

𝑞𝑞𝑜𝑚 = � �
𝑘𝑖
∆𝑝𝑘𝑟𝑤
𝐿𝜇𝑤

𝑀 − 𝑥𝑖
𝐿 (𝑀− 1)

�
𝑛

𝑖=𝑚+1

                                             (51) 

Reemplazando la ecuación (39) en (51) se obtiene la siguiente expresión para el 

cálculo de la producción de aceite cuando m capas han llegado a ruptura. 
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𝑞𝑞𝑜𝑚 = �

⎣
⎢
⎢
⎡ 𝑘𝑖𝑘𝑟𝑤

𝜇𝑤
∆𝑝
𝐿

�𝑀2 + 𝑘𝑖
𝑘𝑚

 (1 −𝑀2)⎦
⎥
⎥
⎤
                                        (52)

𝑛

𝑖=𝑚+1

 

Definidos 𝑞𝑞𝑤𝑚 y 𝑞𝑞𝑜𝑚 la relación agua petróleo, es el resultado de la división de 

ambas expresiones respectivamente. La ecuación para el cálculo del RAP cuando 

m capas han alcanzado la ruptura es: 

𝑅𝐴𝑉𝑉𝑚 =
𝑞𝑞𝑤𝑚
𝑞𝑞𝑜𝑚

=
∑ 𝑘𝑖𝑚
𝑖=1

∑

⎣
⎢
⎢
⎡

𝑘𝑖

�𝑀2 + 𝑘𝑖
𝑘𝑚

 (1 −𝑀2)⎦
⎥
⎥
⎤

𝑛
𝑖=𝑚+1

                             (53) 

A condiciones de superficie:  

𝑅𝐴𝑉𝑉𝐶𝑁 =
∑ 𝑘𝑖𝑚
𝑖=1

∑

⎣
⎢
⎢
⎡

𝑘𝑖

�𝑀2 + 𝑘𝑖
𝑘𝑚

 (1 −𝑀2)⎦
⎥
⎥
⎤

𝑛
𝑖=𝑚+1

∗ 𝐵𝑜                              (54) 

1.2.5.2 Gráficos de intrusión fraccional, C 
 

Para un formación determinada y utilizando la ecuación general de intrusión 

fraccional y la ecuación general de la relación agua-petróleo, se puede construir la 

curva de la relación agua-petróleo vs intrusión fraccional. 
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Figura 13. Curva RAP vs la intrusión fraccional. 

 

En la figura 13, se observa como la relación de movilidad influye notablemente en 

la forma en que varía la relación agua-petróleo al cambiar la eficiencia vertical. 

Para un mismo valor de “C” al observar la gráfica, la relación de agua petróleo 

crece al aumentar la razón de movilidad, lo cual implica que la cantidad de 

petróleo recuperado para una misma cantidad de agua inyectada va a disminuir. 

De acuerdo a esto se puede concluir, que la movilidad influye en gran medida la 

relación agua-petróleo con el cambio de C, al igual que al aumentar la movilidad 

para un mismo valor de C, el RAP es mayor, lo cual implica una recuperación de 

petróleo por una misma cantidad de agua inyectada. Es de tener en cuenta que 

una misma curva se puede utilizar para una formación con el mismo número de 

capas y una razón de permeabilidades constante desde que todas las 

características de las formaciones se consideren constantes, con excepción de las 

permeabilidades. 

El método de Dykstra-Parsons se ve afectado por la variación de la permeabilidad 

de las capas. Por esta razón se introdujo el coeficiente de variación de la 

permeabilidad. El término V caracteriza la distribución de permeabilidades con un 
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solo número, para esto se ordenan las permeabilidades de mayor a menor y 

mediante un papel log-probabilístico se representa el número total de 

permeabilidades mayores que cada una de las permeabilidades, contra el 

logaritmo de cada permeabilidad. Los puntos se ubican en el papel probabilístico, 

trazando una línea recta de tendencia y con la pendiente de esta se determina el 

coeficiente. 

𝑉𝑉𝑎𝑟𝑖𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑉𝑉𝑒𝑟𝑚𝑒𝑎𝑏𝑖𝑙𝑖𝑑𝑑𝑎𝑑𝑑 (𝕍) =
𝑘50% − 𝑘84.1%

𝑘50%
                           (56) 

Una vez calculado el coeficiente de variación de la permeabilidad de Dykstra-

Parsons y mediante las gráficas de intrusión fraccional se calculan los valores 

correspondientes para cada RAP de eficiencia vertical. El valor de eficiencia areal 

puede determinarse gráficamente, a partir del valor de flujo fraccional y la relación 

de movilidad. Con los valores de eficiencia areal y vertical definidos, es posible el 

cálculo de aceite producido y de las tasa de producción de agua y aceite 

mediantes las gráficas de flujo fraccional (Anexo A). 

En la figura 15 se puede ver un ejemplo de grafica de intrusión fraccional en 

función de la variación de la permeabilidad y de la razón de movilidad. De la 

misma manera graficas similares son utilizadas para determinar la eficiencia areal 

para finalmente calcular la eficiencia de desplazamiento y así hallar el petróleo 

producido. 
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Figura 14. Determinación del termino V a través de la gráfica log probabilística. 

                             

Figura 15. Intrusión fraccional en función de la variación de permeabilidad y de la 
razón de movilidad para un RAP igual a 1. 

                           

Fuente: DYKSTRA H., The Effect of an initial gas saturation on the performance of 
a waterflood. SPE 26296.  
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Determinando el Np para cada valor de RAP se puede construir la siguiente grafica 

por la cual calculando el área bajo la curva se puede calcular el agua producida.  

De la gráfica también se puede deducir el cálculo de RAP mediante:  

 

𝑅𝐴𝑉𝑉𝐶𝑁 =
𝑞𝑞𝑤
𝑞𝑞𝑜

=
(
𝑑𝑑𝑊𝑝
𝑑𝑑𝑡𝑡 )

(
𝑑𝑑𝑁𝑝
𝑑𝑑𝑡𝑡 )

                                                          (57) 

Figura 16. Calculo de agua producida mediante el área bajo la curva. 

 

El resumen de los cálculos utilizados para el modelamiento en Dykstra-Parsons se 

muestra en la tabla 5. 
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Tabla 5. Resumen de cálculos utilizados para el modelamiento con Dykstra-

Parsons 

Variable Ecuación 

Eficiencia de 

desplazamiento 
𝐸𝐷 =

1 − 𝑆𝑤𝑐 − 𝑆𝑜𝑟
1 − 𝑆𝑤𝑐

 

Aceite producido 𝑁𝑝 =
𝑁 ∗ 𝐸𝐴 ∗ 𝐸𝑉 ∗ 𝐸𝐷

𝐵𝑜
 

Flujo fraccional 𝑑𝑑𝑑𝑑 =
𝑅𝐴𝑉𝑉

�𝐵𝑜 𝐵𝑑𝑑� � + 𝑅𝐴𝑉𝑉
 

Tasa de producción de 

agua 
𝑞𝑞𝑤 =

𝑞𝑞𝑡𝑡𝑑𝑑𝑤
𝐵𝑤

 

Tasa de producción de 

aceite 
𝑞𝑞𝑜 =

𝑞𝑞𝑡𝑡(1 − 𝑑𝑑𝑤)
𝐵0

 

Agua producida 
𝑊𝑝 = � 𝑅𝐴𝑉𝑉𝐶𝑁𝑑𝑑𝑁𝑝 = � 𝑑𝑑𝑊𝑝 = 𝑊𝑝 ≅�𝑅𝐴𝑉𝑉𝐶𝑁∆𝑁𝑃

𝑁𝑝

0

𝑁𝑝

0

  (58) 

Agua de llenado 𝑊𝑓 = 7.758𝐴ℎ∅�𝑆𝑔𝑖 − 𝑆𝑔𝑟�                      (60) 

Agua de desplazamiento 𝑊𝐷 = 𝐵𝑜 ∗ 𝑁𝑝 

Agua inyectada 𝑊𝑖 = 𝑊𝑝 + 𝑊𝐷 + 𝑊𝑓(59) 

Tiempo 𝑡𝑡 =
𝑊𝑖

𝑞𝑞𝑡𝑡
 

Factor de recobro 𝐹𝑅 =
𝑁𝑝
𝑁
∗ 100 

 

1.2.5.2 Método simplificado de Jhonson 
 

Carl E. Johnson desarrollo una correlación entre el coeficiente de variación de la 

permeabilidad, la relación de movilidad, la saturación de agua inicial y la eficiencia 

de barrido vertical, a determinados valores de relación agua-petróleo. Para ello se 
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utiliza una gráfica de “V” contra razón de movilidad, en la que se muestran líneas 

con valores constantes de 𝐸𝑣(1 − 𝑆𝑤 ∗ 𝑅𝐴𝑉𝑉−0.2), para valores de RAP de 1, 5,25 y 

100 respectivamente19. Un ejemplo de una gráfica de este tipo se muestra en la 

figura 17 (Anexo 2).  

Figura 17. Coeficiente de variación de la permeabilidad vs relación de movilidad, 
mostrando lineas constantes de 𝑬𝒗(𝟏 − 𝑺𝒘), para una relación agua petroleo de 1. 

 

Fuente: Tomado de “Prediction of oil recovery by waterflood - A simplified 

graphical treatment of the Dykstra-Parsons method” CARL E. JOHNSON, JR 

A manera de ejemplo, se desea conocer el valor de eficiencia vertical, cuando la 

relación agua-petróleo es igual a 1, en un yacimiento cuyo “V” y 𝑀𝑤𝑜 son 0.5 y 2 

respectivamente. El punto de intersección en la gráfica de la figura 17, muestra 

que 𝐸𝑣(1 − 𝑆𝑤) es igual a 0.15. Si la saturación de agua al inicio de la inyeccion es 

19 Prediction of oil recovery by waterflood - A simplified graphical treatment of the 
Dykstra-Parsons method” CARL E. JOHNSON, JR 
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igual a 0.2, el valor de eficiencia vertical es igual a 0.187.  Este valor se multiplica 

con el de eficiencia areal y de desplazamiento para calcular el aceite producido, y 

el correspondiente valor de factor de recobro.  

 

1.2.6. Método de Stiles  
 

El método de Stiles  modela el comportamiento de la inyección de agua en 

yacimientos estratificados parcialmente agotados. El  modelo tiene en cuenta la 

variación en la permeabilidad y la distribución vertical de la capacidad productiva 

del yacimiento. En este método las distancias recorridas por los frentes en cada 

una de las capas, son proporcionales a la permeabilidad y el espesor de cada 

capa20. Las principales suposiciones del modelo son las siguientes: 

• El flujo es lineal y continuo 

• Las tasas de producción y de inyección son proporcionales a la 

permeabilidad y a la movilidad del fluido en cada una de las fases. 

• Como la razón de la movilidad en este método siempre es uno, el avance 

del frente solo es proporcional a la permeabilidad de cada una de sus 

capas.  

• Todas las capas cuentan con las mismas características a excepción de 

sus permeabilidades. 

• En todas las capas los cambios de saturación como consecuencia de la 

intrusión de agua, son los mismos. 

• La eficiencia de barrido areal después de ruptura se mantiene constante 

• A un determinado tiempo solo se está produciendo un solo fluido en cada 

capa.  

20 STILES, W. Use of permeability distribution in waterflood calculations, trans, AIME. 1949 
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1.2.6.1 Consideraciones teóricas 
 

Según Stiles las irregularidades presentes en un sistema estratificado, pueden 

representarse mediante la construcción de una curva de distribución de la 

permeabilidad y una curva de distribución para la capacidad. El método permite 

calcular el porcentaje o fracción de agua producida vs. La recuperación acumulada 

de petróleo. El concepto básico del método de Stiles está basado en que el agua 

que se inyecta en el yacimiento barre primero las zonas de alta permeabilidad, y la 

ruptura del frente en los pozos productores ocurre primero en las zonas de alta 

permeabilidad. Por lo tanto la distancia de penetración del frente del agua en cada 

estrato varía de acuerdo con la variación individual en la permeabilidad, como si 

tales variaciones fueran continuas desde el pozo de inyección hasta el pozo de 

producción.  

La base de este método está en la construcción de las curvas de permeabilidad y 

de capacidad adimensional, para esto es necesario ordenar cada una de las capas 

en orden decreciente de permeabilidad (Figura 18), independientemente de la 

posición estructural de las mismas en el yacimiento.  

Figura 18. Ordenamiento decreciente de la permeabilidad de las capas 

 

Fuente: STILES, W. Use of permeability distribution in waterflood calculations, Trans, 
AIME. 1949. 

Una vez ordenadas las capas respecto a los valores de permeabilidad, es 

necesario construir una tabla que contenga los siguientes cálculos (Tabla 6): 
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1. Espesor acumulado 

2. Fracción de espesor acumulado 

3. Permeabilidad 

4. Capacidad acumulada 

5. Capacidad acumulada adimensional 

El término de capacidad de una capa, hace referencia al producto entre la 

permeabilidad y el espesor de la misma. La curva de distribución de la capacidad 

es un gráfico de capacidad acumulada en función del espesor acumulado, estos 

valores se grafican en forma de fracción, respecto a los espesores y capacidades 

acumulados de la formación. Matemáticamente la curva de distribución de 

capacidad adimensional es el resultado de la integración de la curva de 

permeabilidad adimensional.  

 Tabla 6. Cálculos para construcción de la curva de capacidad adimensional 

 
ESPESO
R ACUM. 

ESPESO
R ACUM. 
FRACCI

ÓN 

 
K 

 
CAPACIDAD 
ACUMULADA 

 
CAPACIDAD 
ACUMULADA 

ADIMENSIONAL 

ℎ𝑖 
ℎ𝑖/�ℎ𝑖

𝑖=𝑛

𝑖=1

 
𝑘𝑖 𝐶𝑎𝑖 = 𝑘𝑖 ∗ ℎ𝑖 

𝐶′𝑎𝑖 =
∑ 𝑘𝑖 ∗ ℎ𝑖
𝑗
𝑖=1

∑ 𝑘𝑖 ∗ ℎ𝑖𝑛
𝑖=1

 

ℎ1 

ℎ𝑡𝑡 

ℎ1 + ℎ2. 

. 

. 

. 

. 

. 

ℎ𝑖
ℎ𝑡𝑡

 

ℎ1 + ℎ2
ℎ𝑡𝑡

 

1 

. 

. 

. 

. 

𝑘1 

𝑘2 

𝑘𝑛 

. 

. 

. 

. 

. 

𝑘1 ∗ ℎ1 

(𝑘1 ∗ ℎ1) + (𝑘2 ∗ ℎ2) 

(𝑘1 ∗ ℎ1) + ⋯+ (𝑘𝑛 ∗ ℎ𝑛) 

. 

. 

. 

. 

. 

(𝑘1 ∗ ℎ1)/�(𝑘𝑛 ∗ ℎ𝑛))
𝑛

𝑖=1

 

 

. 

. 

. 

. 

1 
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Una vez realizados los cálculos para cada una de las capas, es necesario crear la 

curva de Capacidad acumulada adimensional contra el espesor acumulado 

adimensional. Esta curva será la base para la construcción de la curva de 

permeabilidad adimensional. En la figura 19 se observa la curva resultante de 

capacidad adimensional.21 

Figura 19. Curva típica de capacidad adimensional contra espesor adimensional. 

 

Una vez construida la curva de capacidad adimensional, el siguiente paso es 

construir la de permeabilidad adimensional. Matemáticamente la anterior curva es 

el resultado de la integración de la curva de permeabilidad, partiendo de esto 

entonces:  

𝑘′ =
𝑑𝑑𝐶′𝑎
𝑑𝑑ℎ′

                                                               (63) 

21 PARIS DE FERRER,  Magdalena. Inyección de Agua y Gas en Yacimientos Petrolíferos. Segunda edición. 
Maracaibo. 2001 
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Para derivar la curva de capacidad tomamos pares de puntos de capacidad y 

espesores adimensionales, con el fin de calcular la pendiente entre los puntos de 

la curva y generar la curva de permeabilidad adimensional. El procedimiento es 

descrito en la tabla 7. 

Tabla 7. Cálculos para construcción de la curva de permeabilidad adimensional 
acumulada. 

 

ℎ′𝑖 

 

𝐶𝑎′𝑖 

 

∆ℎ′𝑖 

 

∆𝐶𝑎′𝑖 

 

𝑘′𝑖 =
𝐶𝑎′𝑖
ℎ′𝑖

 

 

ℎ′ = ℎ′𝑖−1 + Δhi’
2

 

0 
ℎ′1 

ℎ′2 

. 

- 
𝐶𝑎′1 

𝐶𝑎′2 

. 

 

 

- 
ℎ′1 − 0 

ℎ′2 − ℎ′1 

. 

 

 

- 
𝐶𝑎′1 − 0 

𝐶𝑎′2 − 𝐶𝑎′1 

. 

 

 

- 
𝑘′1 

𝑘′2 

. 

 

 

 

 

- 
ℎ′1
2

 

ℎ′1 +
∆𝒉′𝒊

2
 

Una vez calculados los valores de ki’ vs h’ se obtendrá una gráfica como la 

siguiente (figura 20). 

Figura 20. Curva típica de permeabilidad adimensional22 

 
22 STILES, W. Use of permeability distribution in waterflood calculations, Trans, AIME. 1949 
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Como el método de Stiles considera que el avance del frente es proporcional a la 

capacidad de las capas, si giramos la gráfica de permeabilidad adimensional 

acumulada obtendremos también la distribución del frente de invasión, por lo tanto 

la eficiencia de barrido vertical puede calcularse mediante la siguiente ecuación 

basada en el concepto de intrusión fraccional definido para Dykstra Parsons. 

𝐸𝑣 =
𝑘′ ∗ ℎ′ + (1 − 𝐶𝑎′)

𝑘′
                                                    (64) 

Para el cálculo de esta eficiencia solo es necesario construir las curvas de 

permeabilidad y capacidad adimensional. De igual forma la relación agua petróleo 

puede ser calculada mediante la capacidad adimensional y el termino 𝐴′. 

𝐴′ =
𝑀𝑤𝑜 ∗ 𝐵𝑜

𝐵𝑤
                                                               (65) 

𝑅𝐴𝑉𝑉 =
𝐶′𝑎 ∗ 𝐴′

1 − 𝐶′𝑎
                                                              (66) 

Una vez calculada la relación agua-petróleo, se calcula el flujo fraccional, el cual 

depende del RAP mediante la siguiente ecuación utilizada también de Dykstra-

Parsons. 

𝑑𝑑𝑤 =
𝑅𝐴𝑉𝑉

�𝐵𝑜 𝐵𝑤� � + 𝑅𝐴𝑉𝑉
                                                       (67) 

Para el cálculo del aceite producido es necesario, hacer el cálculo de la eficiencia 

areal. Para la determinación de una ecuación para el cálculo de este valor fue 

necesario linealizar las gráficas de eficiencia presentes en Dykstra Parsons para 

un patrón de cinco puntos. El resultado de la linealización se muestra en la 

ecuación 68. 

𝐸𝑎 =
1

1 + �(−0.2062 ∗ 𝐿𝑁(𝑀𝑤𝑜 − 0.0712) − 0.511) ∗ 𝑑𝑑𝑑𝑑�+ �0.3048 ∗ 𝐿𝑁(𝑀𝑤𝑜 + 0.123)�+ 0.4394
               (68) 
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El petróleo producido es el resultado del producto de las eficiencias vertical, areal 

y de desplazamiento para cada tiempo.  

𝐸𝑅 = 𝐸𝐴 ∗ 𝐸𝑉 ∗ 𝐸𝐷                                                           (69) 

𝑁𝑝 =
𝑉𝑉𝑝 ∗ (𝑆𝑜𝑖 − 𝑆𝑜𝑟) ∗ 𝐸𝐴 ∗ 𝐸𝑉

𝐵𝑂
                                                 (70) 

Las correspondientes tasas de producción de agua y de aceite, se calculan a partir 

del flujo fraccional. Una vez determinadas las tasas, es necesario calcular los 

tiempos a los cuales ocurren dichas producciones. Para ello es necesario calcular 

una producción de aceite promedio entre cada aumento de aceite producido. El 

cálculo del tiempo se muestra a continuación:  

𝑞𝑞𝑜𝑎𝑣𝑔 =
𝑞𝑞𝑜𝑖 − 𝑞𝑞𝑜1−1

2
                                                         (71) 

𝑑𝑑𝑒𝑙𝑡𝑡𝑎𝑡𝑡 =
𝛥𝑁𝑝
𝑞𝑞𝑜𝑎𝑣𝑔

                                                             (72) 

𝑡𝑡 = �
𝑁𝑝𝑖 − 𝑁𝑝𝑖−1
𝑞𝑞𝑜𝑎𝑣𝑔𝑖

𝑛

𝑖=1

                                                       (73) 

En  la Tabla 8 se presenta en resumen las ecuaciones utilizadas en el método de 

Stiles, a partir de las curvas de permeabilidad y capacidad adimensional.  

Tabla 8. Resumen de cálculos finales a partir de las curvas de capacidad y 
espesor adimensional para Stiles. 

VARIABLE ECUACIÓN 

Eficiencia 

Vertical 
𝐸𝑣 =

𝑘′ ∗ ℎ′ + (1 − 𝐶𝑎′)
𝑘′

                                     (64) 

 

A’ 

 

𝐴′ =
𝑀𝑤𝑜 ∗ 𝐵𝑜

𝐵𝑤
                                               (65)  
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Relación Agua-

Petróleo 

 

𝑅𝐴𝑉𝑉 =
𝐶′𝑎 ∗ 𝐴′

1 − 𝐶′𝑎𝑎
                                             (66) 

 

Flujo fraccional 

 

𝑑𝑑𝑤 =
𝑅𝐴𝑉𝑉

�𝐵𝑜 𝐵𝑤� � + 𝑅𝐴𝑉𝑉
                                      (67)   

 

Eficiencia Areal 

 

𝐸𝑎 =
1

1 + �(−0.2062 ∗ 𝐿𝑁(𝑀𝑤𝑜 − 0.0712) − 0.511) ∗ 𝑑𝑑𝑑𝑑� + �0.3048 ∗ 𝐿𝑁(𝑀𝑤𝑜 + 0.123)� + 0.439494
      (68) 

 

Petróleo 

Producido 

 

𝑁𝑝 =
𝑉𝑉𝑝 ∗ (𝑆𝑜𝑖 − 𝑆𝑜𝑟) ∗ 𝐸𝐴 ∗ 𝐸𝑉

𝐵𝑂
                           (70) 

 

Tiempo 

 

𝑡𝑡 = �
𝑁𝑝𝑖 − 𝑁𝑝𝑖−1
𝑞𝑞𝑜𝑎𝑣𝑔𝑖

                                      (73)
𝑛

𝑖=1

 

 

1.2.7. Método de Craig-Geffen-Morse 
 

El método de CGM fue creado para modelar el comportamiento de la inyección de 

agua en un arreglo de 5 puntos normal. El método hace uso de una serie de 

ecuaciones y correlaciones para calcular las eficiencias de barrido areal y vertical 

antes y después de ruptura23. Las principales suposiciones del modelo son las 

siguientes: 

• Aplica para formaciones homogéneas 

• Un patrón normal de cinco punto 

• Desplazamiento de fluidos inmiscibles 

23 CRAIG F. GEFFEN T. MORSE R.A. Oil Recovery Performance of pattern gas or water injection operations 
form model tests AIME 1995. 
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• Tasa de inyección variable 

• Variación en la eficiencia areal 

 

1.2.7.1 Consideraciones teóricas 
 

Para la predicción de en este método, los cálculos se dividen en cuatro etapas 

principales:24 

• Antes de la interferencia 

• Antes del llenado 

• Antes de ruptura 

• Después de ruptura 

 

a) Antes de la interferencia: 

Esta etapa comienza con el inicio de la inyección de agua y termina cuando los 

bancos de petróleo provenientes de los pozos inyectores, se ponen en contacto. 

Este momento se conoce como interferencia. En el desarrollo de esta etapa no 

existe producción de aceite ni agua, solo producción de gas.  

b) Antes del llenado 

Esta etapa se extiende desde el inicio de la interferencia hasta que ocurre el 

llenado del gas. No existe ni producción de aceite ni de agua. 

c) Antes de la ruptura 

Abarca desde el llenado del gas hasta la ruptura del agua de inyección en los 

pozos inyectores. Esta etapa marca el inicio de la producción de aceite. Además la 

producción es un resultado de la combinación de la producción primaria y la 

24 CRAIG F. GEFFEN T. MORSE R.A. Oil Recovery Performance of pattern gas or water injection operations 
form model tests AIME 1995. 
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recuperación secundaria por la inyección de agua. La producción de agua 

comienza al final de esta etapa. 

 

 

d) Después de ruptura 

En esta etapa inicia la producción de agua, y continúa hasta llegar al tiempo de 

límite económico del yacimiento. 

Es importante notar que las primeras dos etapas de este método ocurrirán si y 

solo existe una saturación de gas inicial en el yacimiento. Del modo contrario las 

dos etapas iniciales se omiten en los cálculos. En la figura 21 se ilustran de forma 

areal las cuatro etapas presentes en CGM.  

Figura 21. Etapas en la inyección de agua CGM. 

 

Fuente: Tomado y modificado de   CRAIG F. GEFFEN T. MORSE R.A. Oil 

Recovery Performance of pattern gas or water injection operations form model 

tests AIME 1995. 

En cada una de estas etapas existen comportamientos y ecuaciones diferentes, 

sin embargo para todas es obligatorio el cálculo de algunos valores generales, 
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tales como volúmenes porosos, aceites originales in situ entre otros. A 

continuación se describirá el procedimiento de predicción en cada una de las 

etapas presentes en este método.  

 

ETAPA I 

Desde el inicio de la inyección hasta la interferencia, la duración de dicha etapa 

está delimitada por la cantidad de agua inyectada hasta el punto en que los 

bancos de petróleo entran en contacto. En este punto no existe producción de 

agua ni de aceite en el yacimiento, solo producción de gas, sin embargo el frente 

de agua avanza con una saturación de agua del frente  y su correspondiente 

saturación de agua promedio. Para el cálculo de cada una de estas saturaciones 

se hace necesario el uso de la teoría de flujo fraccional, descrita en el método de 

Buckley-Leverett. Se considera que los bancos de agua y de petróleo tienen forma 

radial como se observa en la figura 22.  

Figura 22. Bancos de Agua y de Petróleo Asociados a la etapa 1 

 

La tasa de inyección se calcula de acuerdo a la ley de Darcy para flujo radial. La 

tasa de inyección en función del radio de invasión de agua en el yacimiento está 

dada por: 
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𝑞𝑞𝑡𝑡 =
0.00708𝑘ℎ𝛥𝑝

( µ𝑤𝐾𝑟𝑤
)ln ( 𝑟

𝑟′𝑤
) + ( µ𝑜𝐾𝑟𝑜

)ln (𝑟𝑒𝑟 )
                                                   (74) 

El valor de ∆𝑝, está definido como la diferencia de presión existente entre el pozo 

inyector y la presión del yacimiento en el límite exterior del banco de petróleo 

(Usualmente  se considera como la presión promedio del yacimiento). 

El valor de 𝑟𝑒 varía desde el valor del radio del pozo, hasta el radio de 

interferencia, y varía dependiendo de la cantidad de agua inyectada en el 

yacimiento. Es por esto que el primer paso es calcular la cantidad de agua 

inyectada al momento de la interferencia, esta será la cantidad de agua necesaria 

para desplazar la saturación de gas inicial del yacimiento desde el radio del pozo 

hasta el radio de interferencia y está representada por:  

𝑊𝑖𝑖 =
𝜋(𝑟𝑒𝑖)2ℎ∅𝑆𝑔𝑖

5.615
                                                           (75) 

Donde 𝑊𝑖𝑖 se expresa en barriles y 𝑟𝑒𝑖 es la mitad de la distancia que separa dos 

pozos inyectores como se ilustra en la figura 19. Una vez calculado este valor de 

agua inyectada se procede a determinar un número de valores de agua inyectada 

entre 0 y 𝑊𝑖𝑖 con el fin de hacer los cálculos de tasa de inyección. De los valores 

presentes en la ecuación de tasa de inyección de agua, el único valor que varía es 

el de re, este valor depende del agua inyectada y se define a partir de la anterior 

ecuación de Wii como:  

𝑟𝑒 = �
5.615𝑊𝑖

𝜋ℎ∅𝑆𝑔𝑖
                                                                 (76) 

Donde 𝑟𝑒  se define como el radio del banco de petróleo en el yacimiento. Así 

mismo el radio 𝑟  del frente de agua dentro del radio 𝑟𝑒, donde el frente presenta 

una saturación de 𝑆𝑤𝑝𝑏𝑡𝑡. 

𝜋𝑟2ℎ∅�𝑆𝑤𝑝𝑏𝑡𝑡 − 𝑆𝑤𝑐� = 𝜋𝑟𝑒2ℎ∅𝑆𝑔𝑖                                         (77) 
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ETAPA II 

Mientras la inyección de agua se encuentra en la etapa I, la forma de los bancos 

de agua y de petróleo tiene forma radial, sin embargo una vez ocurre la 

interferencia la forma de los bancos de agua y petróleo cambian de forma 

continuamente, lo que hace complicado su modelamiento. Esta etapa es la de 

menor duración y el modelado matemático del avance de los frentes es 

prácticamente imposible, es por esta razón que los cálculos para esta etapa 

comienzan con el cálculo de las tasa de inyección de agua para el final de la etapa 

I y el inicio de la etapa III, asumiendo que el comportamiento de tasa entre estos 

dos puntos es lineal con el tiempo. El intervalo de tiempo se calcula por lo tanto a 

partir de la siguiente ecuación: 

∆𝑡𝑡 =
𝑊𝑖𝑑𝑑 −𝑊𝑖𝑖

0.5�𝑞𝑞𝑡𝑡𝑓 − 𝑞𝑞𝑡𝑡𝑖�
                                                       (78) 

Donde Wif y qtf corresponde al agua inyectada y la tasa de inyección al llenado y 

qti y Wii corresponden al agua inyectada y la tasa de inyección a interferencia. Wii 

fueron determinadas en los cálculos de la etapa anterior así como el valor de qtf al 

final de la misma. El agua inyectada de llenado se calcula mediante la siguiente 

expresión: 

𝑊𝑖𝑓 = 𝑉𝑉𝑝 ∗ 𝑆𝑔𝑖                                                            (79) 

Donde 𝑉𝑉𝑝 es el volumen poroso del patrón y 𝑆𝑔𝑖 la saturación de gas inicial del 

sistema. La tasa de inyección de agua a llene y las tasas de producción hasta 

ruptura se calculan con la siguiente expresión: 

𝑞𝑞𝑡𝑡 = 𝑞𝑞𝑏𝑎𝑠𝑒 ∗ 𝛾                                                               (80) 
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Donde 𝜸 se conoce como razón de conductancia y es un factor determinado 

experimentalmente por Cauddle y Witte que permite estimar el valor corregido de 

la tasa de inyección base la cual considera que el flujo es continuo y que el arreglo 

de cinco pozos se encuentra lleno por completo de líquido con relación de 

movilidad igual a 1. La tasa básica de inyección se calcula mediante la siguiente 

expresión 

𝑞𝑞𝑏𝑎𝑠𝑒 =
0.003541 ∗ ℎ ∗ 𝐾𝑜𝑆𝑤𝑖𝑟∆𝑝

𝜇𝑜[𝑙𝑛 𝑑𝑑𝑟𝑤
− 0.619 + 0.5𝑆𝑝 + 0.5𝑆𝑖]

                                        (81) 

Donde: 

𝑑𝑑= Distancia diagonal que une un inyector con el productor adyacente [ft] 

𝑆𝑝= Factor de daño en el pozo productor, adimensional 

𝑆𝑖= Factor de daño en el pozo inyector, adimensional 

𝐾𝑜𝑆𝑤𝑖𝑟= Permeabilidad efectiva al petroleo a la saturación de aceite irreducible 

∆𝑝= diferencia de presion de fondo de pozo entre el inyector y el productor 

despues del llene [psi] 

La razon de conductancia como se dijo anteriormente es un  valor experimental y 

se muestra graficamente en la figura 23 en funcion de la razon de movilidad y la 

eficiencia de barrido areal.  

Figura 23. Razon de conductancia en funcion de la eficiencia de barrido areal y la 
razon de movilidad.   
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Fuente: Tomada y modificada de “Aspectos de la ingeniería de inyección de agua”, 

FORREST F. CRAIG Jr. 1982 

Analizando la grafica anterior se puede notar que cuando la razón de movilidad es 

igual a 1 la razón de conductancia es igual a 1, asi mismo si la razón de movilidad 

aumenta la razón de conductancia es mayor por lo que la tasa de inyección sera 

mayor. Del mismo modo si la movilidad disminuye, la conductancia también lo 

hara provocando una disminución en la tasa de inyección. Para la etapa dos es 

necesario calcular la eficiencia de barrido areal antes de ruptura. Para esto 

recurrimos a la teoria de desplazamiento de Buckley-Leverett que considera que 

antes de ruptura el frente de agua avanza a una saturación de agua promedio, que 

puede ser calculada mediante la curva de flujo fraccional. El valor de la eficiencia 

se calculara de la siguiente manera: 

𝐸𝐴𝑏𝑡𝑡 =
𝑑𝑑𝐼

𝑉𝑉𝑝�𝑆𝑤𝑝𝑏𝑡𝑡 − 𝑆𝑤𝑐�
                                                   (82) 

Donde 𝑆𝑤𝑝𝑏𝑡𝑡 corresponde a la saturación de agua promedio del frente de agua 

antes de ruptura, y 𝑆𝑤𝑐 a la saturación de agua critica del yacimiento.  

ETAPA III 

Una vez la cantidad de gas inicial se ha drenado, se da inicio a la producción 

secundaria de petroleo en el yacimiento. Por balance de materiales, en esta etapa 

la tasa de producción de aceite se considera igual que la tasa de inyección de 
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agua. Esta tasa de inyección se calcula a travez de la ecuación 80 y la 

correspondiente producción de aceite se calcula dividiendo la tasa de inyección en 

el factor volumetrico de formación del aceite. La producción acumulada de 

petroleo se calcula mediante 

𝑁𝑝 =
𝑊𝑖 −𝑊𝑖𝑓 

𝐵𝑜
                                                           (83) 

Donde 𝑊𝑖 varia entre 𝑊𝑖𝑓 y 𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡 o agua inyectada a momento de ruptura. Este 

valor se calcula mediante la siguiente expresión.  

 

𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡 = 𝑉𝑉𝑝 ∗ 𝐸𝐴𝑏𝑡𝑡�𝑆𝑤𝑝𝑏𝑡𝑡 − 𝑆𝑤𝑐�                                           (84) 

ETAPA IV 

Cuando el frente de agua llega finalmente al  pozo productor la etapa de III llega a 

su fin y se da inicia a la ultima etapa que va desde la ruptura, hasta el tiempo de 

limite economico. Esta estancia se encuentra marcada por un aumento en la razón 

de movilidad, la eficiencia de barrido areal y la relación agua petroleo, 

disminuyendo la tasa de producción de aceite.  La relación agua-petroleo se 

encuentra gobernada por la cantidad de agua y petróleo que sale de la zona 

previamente barrida del yacimiento, mas las nuevas zonas contactadas.  

La cantidad de petróleo drenado de la zona barrida del yacimiento puede 

calcularse mediante la teoria de flujo fraccional descrita anteriormente en este 

capitulo, por otra parte el petroleo que sale de las nuevas zonas contactadas, es 

desplazado por la saturación de agua que se encuentra inmediatamente detrás de 

la zona estabilizada del frente, que suele ser asuminda como la Swf. 

Considerando un intervalo de tiempo dado, la cantidad de petroleo recuperado de 

las zonas que no han sido barridos, 𝚫𝚫Npu, dependera del cambio en la eficiencia 

areal de barrido, el cambio de saturación en la nueva zona barrida y el volumen 

poroso (Ecuación 85).  
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∆𝑁𝑝𝑢 = ∆𝐸𝐴�𝑆𝑑𝑑𝑓 − 𝑆𝑑𝑑𝑐� ∗ 𝑉𝑉𝑝                                                (85) 

Para ello Craig-Geffen-Morse introducen el termino ∆𝑬𝑨
∆𝑾𝒊
𝑾𝒊𝒃𝒕

. Estes término permite 

simplificar los calculos multiplicando cada una de las partes de la anterior 

expresión. Realizando lo anterior se tiene que:  

∆𝑁𝑝𝑢 = 𝜆�𝑆𝑑𝑑𝑓 − 𝑆𝑑𝑑𝑐� ∗ 𝑉𝑉𝑝 ∗
∆𝑊𝑖

𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡
                                           (86) 

 

 

Donde: 

𝜆 = ∆𝐸𝐴
∆𝑊𝑖
𝑊𝑖𝑏𝑡

                                                          (87). 

Los calculos realizados pueden expresarse en funcion de cada barril de agua 

inyectado, ya que la tasa de inyección se supone debe ser igual a la suma de las 

tasa de producción de agua y petroleo. Es por esta razon que ∆𝑊𝑖 en la anterior 

ecuación es igual a 1, por lo tanto: 

∆𝑁𝑝𝑢 =
𝜆�𝑆𝑑𝑑𝑓 − 𝑆𝑑𝑑𝑐� ∗ 𝑉𝑉𝑝

𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡
                                                     (88) 

Sustituyendo la ecuación (91) en (95) se obtiene: 

∆𝑁𝑝𝑢 =
𝜆�𝑆𝑑𝑑𝑓 − 𝑆𝑑𝑑𝑐�

𝐸𝐴𝑏𝑡𝑡(𝑆𝑤𝑝𝑏𝑡𝑡 − 𝑆𝑤𝑐)
                                                      (89) 

La ecuación (89) permite el calculo de la cantidad de aceite recuperada de las 

zonas no invadidas ya que el el valor de 𝛌𝛌 es conocido. Sin embargo cabe resaltar 

que 𝛌𝛌 no solo depende de la cantidad de agua inyectada 𝑊𝑖, sino tambien del 

aumento en la eficiencia areal en el yacimiento provocado por la inyección de esos 

barriles de agua. Craig, Geffen y Morse encontraron que la eficiencia areal en el 
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yacimiento es directamente proporcional al logaritmo de la relación 𝑊𝑖
𝑊𝑖𝑏𝑡

 y puede 

expresarse como: 

𝐸𝐴 = 0.2749 ln �
𝑊𝑖

𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡
� + 𝐸𝐴𝑏𝑡𝑡                                            (90) 

Aproximando la derivada con la diferencia finita, se obtiene que: 

∆𝐸𝐴
∆𝑊𝑖

≅
𝑑𝑑𝐸𝐴
𝑑𝑑𝑊𝑖

=
0.2749
𝑊𝑖

                                                  (91) 

Por lo tanto: 

𝜆 = 0.2749 �
𝑊𝑖

𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡
�
−1

                                                 (92) 

Reemplazando en la ecuación (96) 

∆𝑁𝑝𝑢 =
0.2749�𝑆𝑑𝑑𝑓 − 𝑆𝑑𝑑𝑐�
𝐸𝐴𝑏𝑡𝑡�𝑆𝑤𝑝𝑏𝑡𝑡 − 𝑆𝑤𝑐�

�
𝑊𝑖

𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡
�
−1

                                 (93) 

Asi mismo, el petróleo adicional obtenido por barrido en la zona previamente 

barrida se calcula mediante: 

∆𝑁𝑝𝑠 = 𝑑𝑑𝑜2�1 − ∆𝑁𝑝𝑢�                                                (94) 

Este flujo fraccional de petróleo se calcula indirectamente al determinar el flujo 

fraccional de agua 𝑑𝑑𝑤2 correspondiente 𝑑𝑑02. El valor de ∆𝑁𝑝𝑢 es conocido, por lo 

que para calcular el valor del ∆𝑁𝑝𝑠 solo es necesario determinar los valores de 𝑑𝑑02. 

Para ello acudimos a la teoria de avance frontal de Buckley-Leverett, en ella es 

posible determinar el valor de 𝑑𝑑𝑤2 cuando 𝑆𝑤2 es conocida. Sin embargo en este 

caso 𝑆𝑤2 es desconocido, pero si se sabe que este valor, es el punto tangente a la 

curva de flujo fraccional definida por la linea tangente de la pendiente, por lo tanto: 

(
𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑
𝑑𝑑𝑆𝑑𝑑

)𝑆𝑤2 =
1

(𝑄𝑖)𝑆𝑤2
                                                    (95) 
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El termino (𝑄𝑖)𝑆𝑤2 hace referencia a los volumenes porosos inyectados en el 

yacimiento al tiempo analizado. Si este valor es conocido, es posible determinar la 

derivada y por ende el respectivo valor de 𝑆𝑤2 y 𝑑𝑑𝑤2. El agua inyectada a ruptura 

puede ser representada como volumenes porosos inyectados  

𝑄𝑖𝑏𝑡𝑡 =
𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡

𝐸𝐴𝑏𝑡𝑡𝑉𝑉𝑝
= 𝑆𝑤𝑝𝑏𝑡𝑡 − 𝑆𝑤𝑐                                            (96) 

Es posible calcular la relación existente entre volumenes porosos inyectados y 

volumenes porosos inyectados a ruptura, en función de la relación de agua 

inyectada acumulada y agua inyectada acumulada a ruptura con la eficiencia de 

barrido areal. La ecuación resultante para el termino 𝑸𝒊
𝑸𝒊𝒃𝑡

  es: 

𝑄𝑖
𝑄𝑖𝑏𝑡𝑡

= 1 + 𝐸𝐴𝑏𝑡𝑡 �
𝑑𝑑( 𝑊𝑖
𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡

)

𝐸𝐴 + 0.2749ln ( 𝑊𝑖
𝑊𝑖𝑏𝑡𝑡

)

𝑤𝐼
𝑤𝑖𝑏𝑡

1
                                (97) 

Como se puede observar desarrollar esta expresión puede llegar a ser 

complicado, sin embargo la solución de la misma como función de la eficiencia de 

barrido vertical y de 𝑾𝒊
𝑾𝒊𝒃𝒕

 puede ser encontrada en la monografia de Craig (Ver 

Anexo C). Una vez encontrado el valor de Qi se calcula el valor de la derivada y es 

posible encontrar el valor de 𝑆𝑤2 en la curva de flujo fraccional. Con ∆𝑵𝒑𝒔 y ∆𝑵𝒑𝒖 

calculados es posible determinar la relación agua petróleo a condiciones de 

superficie como: 

𝑅𝐴𝑉𝑉 =
1 − ∆𝑁𝑝𝑠 − ∆𝑁𝑝𝑢
∆𝑁𝑝𝑠 + ∆𝑁𝑝𝑢

∗
𝐵0
𝐵𝑤

                                             (98) 

Las tasas de producción de agua y aceite se calculan tambien apartir de estos 

valores. 

𝑞𝑞𝑜 =
𝑞𝑞𝑡𝑡�∆𝑁𝑝𝑠 + ∆𝑁𝑝𝑢�

𝐵𝑜
                                                    (99) 
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𝑞𝑞𝑤 =
𝑞𝑞𝑡𝑡�1 − ∆𝑁𝑝𝑠 − ∆𝑁𝑝𝑢�

𝐵𝑤
                                              (100) 

Al aceite producido a cualquier tiempo despues de ruptura se calcula como: 

𝑁𝑝 =
𝑉𝑉𝑝�𝐸𝐴�𝑆′𝑤𝑝 − 𝑆𝑤𝑐� − 𝑆𝑔𝑖�

𝐵0
                                          (101) 

Donde la 𝑆′𝑤𝑝, es función de los volumenes porosos inyectados en el yacimiento: 

𝑆′𝑤𝑝 = 𝑆𝑤2 +  𝑑𝑑𝑜2 𝑄𝑖                                                     (102) 

De igual forma el agua producida acumulada se calcula por balance de materiales, 

como sigue: 

𝑊𝑝 =
𝑊𝑖 −  𝑁𝑝𝐵𝑜 − 𝑉𝑉𝑝𝑆𝑔𝑖

𝐵𝑤
                                                (103) 
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2. CONSTRUCCIÓN MODELOS DE SIMULACIÓN NUMÉRICA 
 

La simulación numérica es hoy en día, una de las herramientas más confiables 

con las que cuenta la industria de los hidrocarburos, a la hora de evaluar un 

proyecto de recobro secundario o mejorado. Las aplicaciones de la simulación 

numérica se extienden desde escala de laboratorios y sector models, hasta 

aplicaciones de campo completo en full field models.   

Un modelo de simulación es un instrumento que permite imitar el comportamiento 

de un sistema real, mediante ecuaciones matemáticas. El modo de resolución de 

estas ecuaciones no se realiza de forma analítica sino por medio de métodos 

numéricos, por lo que es necesaria una maquina ordenadora que permita realizar 

una gran cantidad de cálculos en el menor tiempo posible. En el caso de la 

simulación numérica de yacimientos, existen tres grupos principales de 

ecuaciones que se encargan de modelar el flujo de fluidos a través del medio 

poroso, estás ecuaciones son: 

• Ecuaciones de flujo 

• Ecuaciones de potencial 

• Ecuaciones de difusividad 
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En el presente trabajo de investigación, la simulación numérica actuara como una 

herramienta de análisis de la inyección de agua, mediante el modelamiento de un 

modelo conceptual de simulación, ligado a algunas suposiciones teóricas 

inherentes a los métodos analíticos descritos en el anterior capitulo.  

 

2.1. SELECCIÓN DEL SOFTWARE DE SIMULACIÓN 
 

A la hora de definir el software de simulación numérica de yacimientos más 

adecuado para simular el proceso de recuperación a implementar, es importante 

definir las características más importantes del proceso y las relaciones existentes 

entre los fluidos en el yacimiento. Un proceso de inyección de agua convencional 

consiste en un desplazamiento inmiscible, es decir no existe miscibilidad entre las 

fases agua y petróleo. Otra de las características importantes a la hora de 

seleccionar el simulador es determinar si existirá un cambio en la composición de 

los fluidos (modelo composicional), para el caso de desplazamientos inmiscibles, 

se considera que la composición de los fluidos en el yacimiento no cambio con el 

tiempo, es decir un modelo Black Oil.  

Un modelo Black Oil asume que en el yacimiento pueden existir tres fases 

distintas (agua, aceite y gas) y asume que no existe un intercambio de masa o 

cambio de fase entre estas. La simulación de petróleo negro o Black Oil, es útil en 

procesos de simulación de inyección de agua o gas inmiscible donde no se 

esperan cambios en la composición de fluidos. Estos pueden modelar el flujo de 

agua, petróleo y gas tomando en cuenta variaciones de la solubilidad del gas en el 

petróleo en función de la presión. Finalmente y a partir de las características 

anteriormente mencionadas, el software de simulación escogido para el 

modelamiento de la inyección de agua, fue el simulador IMEX de la compañía 

CMG (Computer Modeling Group). 
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IMEX es un simulador trifásico de aceite negro implícito/explícito de la compañía 

canadiense CMG, modela el flujo en yacimientos gas, agua-gas, agua-crudo o 

agua-crudo-gas. Los sistemas de enmallado pueden ser cartesianos, cilíndricos o 

de profundidad y espesor variable, construidos a partir de modelos geológicos. Es 

posible realizar configuraciones bidimensionales y tridimensionales con cualquiera 

de estos sistemas de enmallado, incluyendo complejas estructuras heterogéneas 

falladas 

 

 

 

2.2 DEFINICIÓN DEL MODELO DE FLUIDOS 
 

El modelo de fluidos presente en el modelo de simulación, debe corresponder al 

de un crudo cuyas características correspondan, a un prospecto ideal de 

recuperación por inyección de agua. Además las características del mismo deben 

ser razonables  a la hora de realizar una comparación efectiva de la simulación 

numérica y el modelamiento analítico en los modelos detallados en el anterior 

capitulo. Algunas de las características ideales para el caso de un desplazamiento 

inmiscible de fluidos son: 

• Crudo con movilidad.  

• Fluido con una baja presión de burbuja. 

• Fluido con baja viscosidad. 

Se hace necesario encontrar un tipo de fluido que se ajuste a las características 

anteriormente mencionadas. Para ello se investigaron los principales campos 

colombianos en los cuales se implementan o se implementaron procesos de 

inyección inmiscible. 

a) Campo la Cira 
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El yacimiento de la Cira se encuentra ubicado en la localidad de Barrancabermeja 

en el departamento de Santander, Colombia. Fue descubierto a principios del siglo 

XX y fue el yacimiento de petróleo más grande descubierto en el país, hasta el 

descubrimiento de Caño-Limón. Los primeros intentos de inyección de agua, se 

dieron en el año de 1946. Siete pozos fueron perforados y cañoneados en el 

acuífero presente en la base del yacimiento y tres fueron perforados y 

completados dentro de la arena productora. Los pozos inyectores perforados en el 

acuífero aparentemente no tuvieron efecto. De 1946 a 1949 se recobraron 

alrededor de 54000 Bls de Aceite, como resultado de inyectar 770.000 Bls de 

Agua.25 

El crudo de la Cira-infantas es un aceite negro que se encuentra en el rango de los 

medianos a pesados. Se conoce que el crudo compuesto de alto peso molecular 

como parafinas, asfáltenos y máltenos, los cuales se puede precipitar en las 

vecindades del pozo constituyéndose en potenciales causas de daño a la 

formación.  

b) Campo Casabe  

El campo Casabe fue descubierto en el año de 1941 y está localizado en la 

cuenca del Magdalena medio. La producción del campo bajo mecanismos de 

producción primaria se dio hasta mediados de la década de los 80, época en la 

cual se inició la implementación de la inyección de agua.  La inyección se llevó a 

cabo con patrones normales de cinco puntos. El factor de recobro alcanzado a 

2007 alcanzo el 19.8%. 

25 GARZON, Joel. CRAIG F. GEFFEN T. MORSE R.A. Oil Recovery Performance of pattern gas or water injection 
operations form model tests AIME 1995. Occidental Petroleum Company. Universidad Industrial de 
Santander 
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El crudo de Casabe es un crudo mediano con una viscosidad relativamente alta, 

sin embargo la heterogeneidad natural del yacimiento ha resultado un reto 

desafiante para la aplicación de la inyección de agua en el yacimiento.  26 

c) Campo Caño Limón  

Descubierto en Julio de 1983, Caño Limón representó para su época el más 

grande descubrimiento de petróleo en la segunda mitad del siglo XX en Colombia. 

La inyección de agua en el campo caño limón, a diferencia de la mayoría de los 

campos colombianos en los que se desarrolla inyección de agua actualmente, es 

la de mantenimiento de la presión y el método de disposición del agua de 

producción, ya que en el yacimiento existe la presencia de un acuífero altamente 

activo. 27 

d) Campo Dina 

El campo Dina es un campo localizado en la subcuenca de Neiva, situado al 

centro y al sur de Colombia. El campo se encuentra ubicado a 15 km de la capital 

del departamento del Huila. El campo fue descubierto en el año de 1969 y a partir 

del año de 1985 ha sido sometida la inyección periférica de agua. Actualmente el 

campo consta de 37 pozos totales de los cuales 20 son productores, 6 inyectores 

y 11 convertidos de productores a inyectores. 28 

c) Campo Tello 

El campo Tello se encuentra ubicado en el Valle bajo del rio Ceiba, en las 

inmediaciones Nororientales de la ciudad de Neiva, Capital del departamento del 

Huila.  El descubrimiento del campo data del año de 1972. El yacimiento resulto 

26 MAYORGA, Diana. Evaluación de prácticas empresariales para reducir las fallas en tubería de producción 
por efecto de la inyección de agua en el campo Casabe. 
27 MCCOLLOUGH C.N. The Giant Caño Limon Field, Llanos basin, Colombia. Bakersfield, California, USA. 
Occidental Petroleum Company 
28 GARCIA, Martha Milena. Analisis de Sensibilidad de un proceso de Inyección de geles de dispersión 
coloidal para un sector del campo dina cretáceo. 
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ser inicialmente subsaturado, con un mecanismo de producción primaria de gas en 

solución y en menor grado segregación gravitacional y empuje hidráulico.  

Una vez identificados los yacimientos el análisis se centró en las propiedades de 

fluidos y petrofísica de cada uno de los yacimientos, para así encontrar el que más 

se ajuste al problema que intentamos simular en esta tesis de investigación. Estas 

propiedades son:29 

• Porosidad 

• Permeabilidad 

• Viscosidad 

• API 

• Presión de burbuja 

Tabla 9. Resumen de propiedades de los campos estudiados. 

Campo Porosidad Permeabilidad 
[md] 

Viscosidad 
[cp] 

Api P burbuja 
[psi] 

CIRA 0.24-0.27 200 30 @100 F 18-24 526 

CASABE 0.24 225 43 @ Pb 19 1350 

CAÑO LIMÓN 0.26 1450 2.4-6.9 @Pb 29.5 50 

DINA 0.17 131 0.45 @Pb 24 901 

TELLO 0.2 200 0.92 @Pb 19.5 846 

 

Analizando las propiedades observadas en los cinco campos estudiados, se 

determinó que modelo de fluidos de Caño Limón, es el más apropiado para el 

desarrollo del modelo de fluidos de la simulación conceptual.  Factores como la 

baja presión de burbuja, alto API y buena movilidad favorecen la simulación de la 

inyección de agua. Cabe aclarar que las  propiedades del campo serán utilizadas 

29 PARRADO, German. DELGADO, Hugo. Modelo de Gestión de mantenimiento para la planta de inyección de 
agua campo tello, basados en estudios de confiabilidad 
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como base para la construcción de los modelos de simulación, algunas de estas 

propiedades serán variadas a la hora de la sensibilizar parámetros. El aceite es un 

fluido cuyo comportamiento depende de variables tales como la presión, el 

volumen y la temperatura. Por esta razón es necesario su comportamiento a 

través de una tabla PVT. Los datos requeridos por el simulador para el cálculo de 

las propiedades del aceite en función de la presión, se muestran en la tabla 10, así 

como las propiedades del agua utilizadas en simulación numérica para este 

proceso en la tabla 11. El comportamiento de factor volumétrico y gas en solución 

obtenido mediante la tabla PVT se ilustra en la figura 24.  

 

 

 

Tabla 10. Datos iniciales para la generación de la tabla PVT 

Característica Descripción 

Presión inicial del modelo 1500 psi 

Temperatura inicial del modelo 120 °F 

Presión de burbuja 50 psi 

° API 29 

 

Tabla 11. Propiedades del agua 

Característica Descripción 

Factor volumétrico de formación del agua 1 

Viscosidad 1 cp 

Densidad 61.63 lbs/pie3 

 

Figura 24. Gas en solución y factor volumétrico de la formación. 
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Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

En cuanto a los datos de interacción roca-fluido, el simulador permite la 

construcción de las curvas de permeabilidad relativa que se muestran en la figura 

25; a partir de los end points requeridos por la ecuación de Hirasaki (Tabla 12). 

Tabla 12. End points de las curvas de permeabilidad relativa. 

Característica Descripción 

Saturación de agua inicial (𝑆𝑤𝑖) 0.2 

Saturación de agua critica (𝑆𝑤𝑐) 0.2 

Saturación de aceite inicial (𝑆𝑜𝑖) 0.8 

Saturación de aceite irreducible (𝑆𝑜𝑟) 0.3 

Saturación de aceite residual (𝑆𝑜𝑅) 0.3 

Permeabilidad relativa del aceite a la saturación de agua critica (𝐾𝑟𝑜𝑐𝑤) 0.75 

Permeabilidad relativa del agua a saturación de aceite irreducible(𝐾𝑟𝑤𝑖𝑟) 0.25 

Exponente para la curva de permeabilidad relativa al aceite 2 

Exponente para la curva de permeabilidad relativa al agua 2 
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Figura 25. Curva de permeabilidades relativas 

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

Para construcción del modelo de simulación, es importante tener en cuenta que en 

este tipo de procesos, no es conveniente que exista una saturación de gas inicial, 

puesto que esta afectaría la respuesta a la inyección de agua. Por esta razón la 

saturación inicial de gas en el yacimiento es igual 0, y la presión en los pozos 

productores se fija a un valor superior a la presión de burbuja de 100 psi. 

 

2.3 DETERMINACIÓN DE LA GEOMETRÍA DE LOS MODELOS DE 
SIMULACIÓN  
 

Para la determinación de la geometría utilizada en los modelos de simulación, fue 

necesario identificar el tipo de fenómeno que se pretendía simular; esto con el 

objetivo de elaborar una comparación valida de la simulación con el modelamiento 

analítico. En cuanto a la geometría los cuatro modelos a estudiar presentan una 

serie de consideraciones importantes a la hora de elaborar un acertado modelo de 

simulación.   
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MODELO DE 5 PTOS  

          NORMAL 

 

 

PATRÓN DE 5 PTOS 

 

Partiendo de lo anterior se puede deducir que son necesarios dos modelos de 

simulación. Buckley-Leverett, Dykstra-Parsons y Stiles son modelos aplicados a 

geometrías lineales; sin embargo mediante correlaciones para el cálculo de la 

eficiencia areal, es posible su adaptación en arreglos de cinco puntos. Así mismo 

el modelo será modificado con el fin de simular un yacimiento estratificado. En 

conclusión serán construidos tres modelos: 

• Modelo Homogéneo (1/4) Patrón de cinco puntos normal. 

• Modelo Heterogéneo (1/4) Patrón de cinco puntos normal. 

• Patrón cinco puntos homogéneo. 

Es importante tener en cuenta, que el modelo analítico se ajuste al modelo de 

simulación, así como que los modelos de simulación, se ajusten en 

comportamiento unos con otros.   

a) Modelo Homogéneo: 

Para la construcción del modelo homogéneo, se determinó utilizar un área 

superficial de 10 acres, este valor será utilizado no solo en este modelo sino 

también en el heterogéneo. La longitud en i y en j fue de 660 pies. El espesor 

utilizado en este modelo de prueba fue de 100 pies. El modelo tiene una porosidad 

del 20% y una permeabilidad de 100 md. Una vez determinados estos parámetros 

• BUCKLEY-LEVERETT 
• DYKSTRA-PARSONS 
• STILES 

• CRAIG-GEFFEN-MORSE 
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el siguiente paso es la construcción de la grilla y  la determinación del número 

adecuado de bloques para el modelo de simulación.  

 

Figura 26. Modelo conceptual inyección de agua, patrón de cinco puntos. 

 

 

Figura 27. Dimensionamiento para el modelo lineal 

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

Una vez definida la geometría, se procede a determinar las restricciones 

operacionales de los pozos, como son la tasa de inyección, y las presiones de 

fondo de pozo, factores determinantes en la simulación del proceso de inyección 

de agua. Las condiciones operacionales utilizadas para este modelo de simulación 

homogéneo y heterogéneo se observan en la tabla 13.   
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Tabla 13. Restricciones operacionales de los pozos en el modelo homogéneo y 
heterogéneo ((1/4) patrón de cinco puntos) 

Característica Valor 

Presión de fondo mínima-pozo productor (BHP) 100 psi 

Tasa de inyección de agua máxima (STW) 500 Bls/dia 

 
Presión de fondo máxima-pozo inyector (BHP) 

Dependiente de la 

tasa de inyección 

 
Tasa de producción de aceite máxima (STO) 

Dependiente de la 

presión de fondo 

 

Para determinar el modelo de simulación ideal se plantearon tres escenarios de 

distribución del grid los cuales se muestran en la tabla 14. 

 

Tabla 14. Escenarios de distribución del grid para el modelo lineal homogéneo. 

Escenario Numero de celdas 

 

I 

 

30 X 30 X 10 (9000 

Celdas) 

 
 

II 

 

50 x 50 x 20 (50000 

Celdas) 
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III 

 

15 x 15 x 10 (2250 

Celdas) 

 

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

Una vez corridas las simulaciones en los tres escenarios se obtuvieron los 

siguientes tiempos.  

Tabla 15. Resultados tiempos de simulación 

Escenario Tiempo de simulación [seg] 

I 22.27  

II 235.95  

III 3.84  

 

Los resultados de factor de recobro y tasa de producción de agua y petróleo se 

muestran en las figuras 28 y 29. 

Figura 28. Factor de recobro para los tres casos en el modelo lineal homogéneo. 
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 Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

Figura 29. Tasas de producción de agua y aceite para los tres casos en el modelo 
lineal homogéneo. 

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG 

Analizando el comportamiento obtenido en los tres escenarios, es posible concluir 

que el número de bloques en el grid de simulación no afecta en gran medida los 

resultados. De esta forma a partir del factor de recobro, la producción de los tres 

escenarios, y los tiempos de simulación se concluye que el Escenario I es el más 
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apropiado ya que es el que posee mejor relación tiempo–resultado de los tres 

escenarios.   

b) Modelo Heterogéneo 

De manera análoga al homogéneo, este modelo presenta una área superficial de 

10 acres, y por lo tanto una longitud en i y j de 660 pies. El espesor será de igual 

forma de 100 pies. Los parámetros operacionales de la corrida son los mismos 

mencionados en el modelo anterior, sin embargo los valores de permeabilidad 

variaran de 50 a 1000 md en este modelo base, con el fin de representar un 

yacimiento estratificado. El coeficiente de variación de la permeabilidad del grid 

fue de 0.45 y los valores de permeabilidad, así como su ubicación en el eje z, se 

pueden observar en el anexo D. De igual forma se plantearon tres escenarios de 

distribución del grid.  En este capítulo solo se variara el número de celdas en i y j 

dejando un valor base de 40 celdas en z.  

De acuerdo a los resultados obtenidos se concluyó que en los tres escenarios los 

resultados no varían demasiado, a excepción del caso 3, por lo que se puede decir 

que un modelamiento moderado, puede arrojar resultados razonables. Se 

concluye por lo tanto que el escenario apropiado es el Caso I, y se tomara como 

base para el desarrollo de posteriores simulaciones en este trabajo de 

investigación.  

 

 

 

 

Tabla 16. Escenarios de distribución del grid para el modelo lineal heterogéneo. 

Escenario Numero de celdas 
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I 

 

30 X 30 X 40 (36000 

Celdas) 

 
 

II 

 

50 x 50 x 40 (100000 

Celdas) 

 
 

III 

 

15 x 15 x 40 (9000 

Celdas) 

 

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

 

Tabla 17. Resultados tiempos de simulación 

Escenario Tiempo de simulación [seg] 

I 115.50  

II 513.82  

III 17.52  

 

Figura 30. Factor de recobro para los tres casos en el modelo lineal heterogéneo. 
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Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG 

Figura 31. Tasa de producción de agua y aceite para los tres casos en el modelo 
lineal heterogéneo. 

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG 

c) Patrón de 5 puntos homogéneo 
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El objetivo es construir un arreglo de pozos de cinco puntos normal, es decir un 

pozo inyector en el centro y 4 productores en los vértices. Para ello en primer lugar 

se determinó el área superficial del modelo. Un arreglo típico cinco puntos 

presenta una área de 40 acres, a partir de este valor se calculó la geometría del 

modelo que incluyó la distancia entre pozos.  

𝑨 = 𝑳𝟐 

𝟒𝟎 𝑨𝒄𝒓𝒆𝒔 =  𝑳𝟐 

𝟏′𝟕𝟒𝟐𝟒𝟎𝟎 𝒑𝒊𝒆𝒔𝟐 = 𝑳𝟐 

𝟏𝟑𝟐𝟎 𝒑𝒊𝒆𝒔 = 𝑳 

Figura 32. Arreglo de cinco puntos con geometría del modelo 

 

Por último se definió el espesor del modelo en 100 pies. Las restricciones 

operacionales del modelo se observan en la tabla 18. El modelo final de 

simulación se muestra en la figura 33.  

 

 

 

Figura 33. Dimensionamiento modelo de cinco puntos.  
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Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

Tabla 18. Tasas operacionales de producción e inyección en el modelo.   

Característica Valor 

Presión de fondo mínima-pozo productor (BHP) 100 psi 

 
Tasa de inyección de agua máxima (STW) 

 
500 Bls/dia 

Presión de fondo máxima-pozo inyector (BHP) Dependiente de la 

tasa de inyección 

 
Tasa de producción de aceite máxima (STO) 

Dependiente de la 

presión de fondo 

 

Los escenarios de distribución del grid se muestran en la tabla 19. Así mismos lo 

valores de Factores de recobro y producción de agua y de petróleo se ven en las 

figuras 34 y 35.  
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Tabla 19. Escenarios de distribución del grid para el modelo cinco puntos 
homogéneo. 

Escenario Numero de celdas 

 

I 

 

15 X 15 X 10 (2250 Celdas) 

 

 

II 

 

30 x 30 x 10 (9000 Celdas) 

 

 

III 

 

40 x 40 x 20 (32000 

Celdas) 

 

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

Los tiempos de Simulación se observan en la tabla 20. 

 

 

103 
 



Tabla 20. Resultados tiempos de simulación 

ESCENARIO TIEMPO DE SIMULACIÓN [seg] 

I 3.93  

II 16.88  

III 83.06  

 

Figura 34. Factor de recobro vs tiempo para los tres casos en el modelo cinco 
puntos homogéneo. 

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  
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Figura 35. Tasa de producción de agua y aceite para los tres casos en el modelo 
cinco puntos homogéneo. 

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

Como se observa en las figuras 34 y 35, los resultados varían significativamente al 

variar el número de bloques en los tres casos planteados. Por esta razón los 

tiempos de simulación dejan de ser un criterio de selección, a la hora de escoger 

el modelo más apropiado. Se determina finalmente que el caso más adecuado 

corresponde al Caso III, que aunque posee un tiempo mayor de simulación que los 

demás, posee una mejor discretización y por ende una mejor calidad en los 

resultados.  

Definidos el dimensionamiento y el número de bloques de los modelos de 

simulación, es necesario determinar la tasa de inyección óptima para el desarrollo 

de la inyección de agua. Para ello se realizó un análisis de sensibilidad, con el fin 

de analizar el comportamiento del factor de recobro, las tasas de producción y la 

relación de agua petróleo y determinar el valor apropiado de tasa de inyección. 
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Figura 36. Factor de recobro, análisis de sensibilidad a la tasa de inyección  

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  

Figura 37. Análisis de sensibilidad a la tasa de inyección, Relación Agua-Petróleo.  

 

Fuente: Simulador IMEX, Compañía CMG  
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La figura 36 correspondiente al factor de recobro para diferentes tasas, indica 

claramente un incremento de este valor, a medida que aumenta la tasa de 

inyección de agua. Sin embargo un elevado valor de tasa de inyección resultaría 

operacionalmente costoso. Esto se ve representado al analizar la relación agua 

petróleo obtenida para los valores de 8000 y 4000 Bls/dia en la figura 37. Por su 

parte las tasas de inyección de 2000 y 1000 Bls/dia, no presentan un aumento 

considerable de esta relación durante todo el proceso.  En la tabla 21 se presentan 

los resultados en cuanto a factor de recobro y relaciones de agua petróleo, 

obtenidos para las diferentes tasas.  

Tabla 21. Resultados del análisis de sensibilidad del modelo base para distintas 

tasa de inyección de agua a 15 años.  

Tasa (Bls/dia) FR @15 años (%) RAP @15 años 

1000 47.98 8.09 

2000 53.62 26.33 

4000 56.62 84.31 

8000 58.56 262.52 

 

A partir del análisis de sensibilidad se determinó que un valor de inyección de 

2000 Bls/día, es una tasa adecuada para el desarrollo patrón de inyección de 5 

puntos; así como de 500 Bls/día para el modelo homogéneo y heterogéneo de 

inyección; puesto que se obtienen adecuados valores de factor de recobro 

(53.62%) con una cantidad producida relativamente baja de agua en comparación 

con los modelo de 4000 y 8000 Bls/día de inyección.  
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3. MODELAMIENTO ANALÍTICO 
 

3.1. MODELO ANALÍTICO 
 

Un modelo es analítico cuando está enteramente descrito utilizando ecuaciones 

matemáticas. Estas ecuaciones representan características implícitas o explicitas 

de un fenómeno. La calidad de un modelo está representada por la cantidad de 

supuestos y la calidad de los datos de entrada. Los modelos analíticos pueden ser 

modelados en distintos lenguajes de programación, hojas de cálculo en Excel, 

etc.30 

El modelamiento envuelve la selección correcta de grupos de datos, algoritmos, 

variables y las técnicas correctas para dar formato a los datos para un problema 

en particular. Un modelo analítico estima o clasifica datos esencialmente 

dibujando líneas a través de un conjunto de puntos. Cuando estos modelos son 

aplicados a nuevos datos o registros, el modelo puede predecir resultados basado 

en los históricos. 31 

Un modelo analítico se asemeja a una maquina donde se ingresan datos de 

entrada, donde se les realiza un proceso y así se obtienen los datos de salida. 

Para la construcción de estos modelos primero se plantearon ecuaciones 

revisando el estado del arte, las suposiciones y los datos de entrada. Para la 

resolución de ecuaciones se estudiaron los diferentes métodos de solución, y los 

datos de salida los cuales se van a obtener. Para lo programación de los modelos 

se plantearon los diagramas de flujo para luego convertirlos a lenguaje de 

programación. 

 

30 Design Processing Technologies http://designprocessing.free.fr/?page_id=122&lang=e 
31 Eckerson, Wayne. Analytical modeling is both science and art http://searchbusinessanalytics. 
techtarget.com/opinion/Analytical-modeling-is-both-science-and-art 
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3.2 MÉTODO DE BUCKLEY Y LEVERETT 
 

3.2.1 Diagrama de Flujo.  Para el modelamiento de Buckley y Leverett se realizó 

un diagrama de flujo compuesto subprogramas, que siguen el procedimiento del 

modelo. El diagrama tiene 5 subprogramas: CG (cálculos generales), F (flujo 

fraccional), DAR (derivada antes de ruptura), DPR (derivada post-ruptura), y CF 

(cálculos finales). 
Para la inicialización del programa es necesario el ingreso de los datos 

petrofísicos, operacionales y de geometría. La figura 38 muestra un diagrama 

general del modelo analítico de Buckley-Leverett; el diagrama de flujo detallado se 

encuentra en el Anexo E.  

Figura 38. Diagrama de flujo general Buckley-Leverett 

 

3.2.2 HOJA DE CÁLCULO 
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Para el modelamiento de Buckley y Leverett se creó una hoja de cálculo siguiendo 

como base el correspondiente diagrama de flujo. La hoja electrónica se divide en 

varias secciones hasta llegar al cálculo de los resultados finales. 

Inicialmente se ingresan los datos petrofísicos, operacionales y de geometría. Una 

vez ingresados los datos iniciales, la hoja de cálculo entra a calcular la curva de 

flujo fraccional. Para el cálculo de estos datos primero se calculan los datos de 

saturación que se evaluaran teniendo en cuenta la saturación de agua inicial, la 

saturación de agua máxima y el paso de la saturación. Ya con los datos de 

saturación el programa encuentra los datos necesarios para hallar los datos de 

flujo fraccional. 

Figura 39. Calculo de flujo fraccional a través de la hoja de cálculo de Buckley y 
Leverett 

 

En la segunda parte de la hoja de cálculo nuevamente se calculan los valores de 

saturación, se importan los datos de flujo fraccional de la primera sección y se 

hallan las derivadas de cada punto de la curva de flujo fraccional. En la hoja de 

cálculo se utilizó un condicional de manera que se vallan comparando las 

pendientes del punto evaluado con el punto anterior y en el caso de que la 
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pendiente hallada sea menor a la del punto inmediatamente anterior esta será 

igualada a cero para identificar en la tabla el punto de mayor pendiente.  

Una vez determinado el punto de mayor pendiente en la tercer parte de la hoja de 

cálculo se determina a partir de este punto  𝑆𝑤𝑓,𝑑𝑑𝑤𝑓 ,𝑑𝑑𝑓𝑤𝑓 y 𝑆𝑤𝑝. 

Figura 40. Calculo de la derivada para cada punto de saturación y determinación 
del punto de mayor pendiente a través del condicional en la hoja de cálculo 

 

Figura 41. Determinación de 𝑺𝒘𝒇,𝒇𝒘𝒇,𝒅𝒇𝒘𝒇 y 𝑺𝒘𝒑, a partir del punto de mayor 
pendiente hallado en la sección 2 de la hoja de cálculo 

 

En la cuarta parte de la hoja de cálculo se determina el tiempo de ruptura, este se 

convierte a años y a meses. 

 

 

Figura 42. Determinación del tiempo de ruptura 
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Calculado el tiempo de ruptura se procede a calcular los resultados finales antes 

de la ruptura. En esta sección se calculan diferentes tiempos teniendo en cuenta el 

tiempo de ruptura hallado anteriormente. Para cada uno de estos tiempos se halla 

el agua inyectada, el petróleo producido, la tasa de aceite, la tasa de agua, el agua 

producida, la relación agua petróleo y el factor de recobro.  

Figura 43. Calculo de resultados para antes de ruptura 

 

En la siguiente sección de la hoja de cálculo se hallan los datos necesarios para 

hacer los cálculos finales de la sección después de ruptura. La finalidad de esta 

está en hallar los diferentes 𝑆𝑤𝑝 que se hallan después de la ruptura. Inicialmente 

se ponen las saturaciones desde el momento de ruptura hasta la saturación 

máxima. Para cada una de estas saturaciones se tienen los mismos datos de flujo 

fraccional hallados anteriormente. Para hallar las nuevas pendientes post ruptura 
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se halla una nueva saturación sumando el paso h que hace parte de la definición 

de derivada a cada una de las saturaciones. Para estas nuevas saturaciones hallo 

la permeabilidad relativa de aceite y agua, hallo el numerador y denominador de la 

ecuación de flujo fraccional, para así hallar el nuevo valor de flujo fraccional. 

Aplicando la definición de derivada con los datos iniciales de flujo fraccional y los 

nuevos valores hallo la pendiente de cada punto y con la ecuación de pendiente 

hallo los 𝑆𝑤𝑝. 

Figura 44. Calculo de saturaciones de agua promedio después de ruptura. 

 

En la parte final de la hoja de cálculo se hace exactamente lo mismo que para 

realizar los cálculos finales antes de ruptura con la diferencia que se calcula el 

tiempo para cada saturación.  

 

 

Figura 45. Cálculos finales después de ruptura 
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Finalmente para después de ruptura se obtendrá el agua inyectada, el petróleo 

producido, el caudal de aceite, el caudal de agua, el agua producida, la relación 

agua-petróleo y el factor de recobro. 

 

3.2.4 Programa Buckley Leverett GRM 
 

La interfaz del programa se dividió en 7 secciones: características de la formación, 

propiedades de los fluidos, interacción roca-fluido, parámetros de la inyección de 

agua, permeabilidades relativas en función de la saturación del agua, cálculos en 

función del tiempo, y gráficas.  

En la sección, características de la formación del programa se ingresan datos 

generales del yacimiento. Entre estos datos se encuentran el espesor de la 

formación, el ancho del sistema, la longitud del sistema, el área transversal al flujo, 

el buzamiento de la formación, la porosidad, la permeabilidad absoluta y la 

saturación inicial de agua. 
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Figura 46. Sección del programa características de la formación 

 

Fuente: Programa BL GRM UIS 2014 

La siguiente sección va relacionada con las propiedades de los fluidos. En esta 

sección se ingresan datos del aceite y del agua (viscosidad, densidad, y factor 

volumétrico). 

Figura 47. Sección propiedades de los fluidos 

 

Fuente: Programa BL GRM UIS 2014 
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La siguiente sección es la de interacción roca-fluido. En esta sección se ingresan 

las saturaciones correspondientes, los end points para permeabilidades relativas 

de aceite y agua y los exponentes para las curvas de kro y krw. 

Figura 48. Sección Interacción roca-fluido 

 

Fuente: Programa BL GRM UIS 2014 

En la siguiente sección se ingresa la tasa de inyección de agua y el tiempo de 

inyección los cuales son clasificados como parámetros de inyección de agua.  

Figura 49. Sección parámetros de la inyección de agua 

 

Fuente: Programa BL GRM UIS 2014 
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Terminado el ingreso de datos, se procede al cálculo de resultados finales. La 

primera sección del cálculo de resultados finales es denominada permeabilidades 

relativas en función de la saturación de agua. En esta sección encontramos la 

saturación de agua, la saturación de agua estandarizada, la permeabilidad relativa 

al agua, la permeabilidad relativa al aceite, el flujo fraccional de agua, y la derivada 

de flujo fraccional de agua con respecto a la saturación de agua. Con este último 

resultado se calcula el tiempo de ruptura mostrado también en el programa. La 

última sección de cálculos comprende los cálculos en función del tiempo. 

Figura 50. Sección permeabilidades relativas en función de la saturación del agua. 

 

Fuente: Programa BL GRM UIS 2014 
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En esta sección a partir de los datos anteriormente cargados, y las derivadas 

calculadas se determinan tasas, y factores de recobro, que son graficadas en la 

sección gráficas.  

Figura 51. Sección graficas 

 

Fuente: Programa BL GRM UIS 2014 

Figura 52. Sección cálculos en función del tiempo 

 

Fuente: Programa BL GRM UIS 2014 
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3.3 MODELAMIENTO DE DYKSTRA-PARSONS 
 

3.3.1 Diagrama de flujo 
 

Para el modelamiento de Dykstra-Parsons se realizó la construcción del diagrama 

de flujo correspondiente al modelo. El diagrama se compone de seis 

subprogramas. Estos subprogramas son CG el cual es de cálculos generales, 

CDP llamado así por el coeficiente de Dykstra-Parsons, EXP calcula la primera 

matriz de divisiones de permeabilidades para cada capa, EV llamado así por la 

eficiencia vertical calcula una serie de valores a través de una matriz para calcular 

los valores de eficiencia vertical, RAP a partir de EXP calcula valores para 

determinar la relación agua-petróleo, y por último el subprograma CF realiza los 

cálculos finales. El diagrama de flujo detallado se encuentra en el Anexo E.  

Figura 53. Diagrama de flujo del modelo de Dykstra-Parsons 
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3.3.2 Hoja de cálculo 
 

La hoja electrónica fue desarrollada siguiendo el diagrama de flujo anteriormente 

mencionado. El primer dato que debemos hallar es la eficiencia vertical. Para 

encontrar este dato es necesario en primera medida hacer una lista con el número 

de capas que se van a considerar, posterior a este procedimiento frente a cada 

capa listamos las permeabilidades de cada una de estas capas de manera 

descendiente basándose en las suposiciones principales del método Dykstra-

Parsons. En la primera sección al igual se asigna el espesor de cada capa, el 

producto de la permeabilidad de cada capa y el espesor, para finalmente hallar el 

logaritmo natural de la permeabilidad. 

Mediante el proceso descrito en el diagrama de flujo, para el cálculo de las 

eficiencias de barrido vertical y los correspondientes valores de relación agua 

petróleo; la hoja de Excel ordena estos valores de menor a mayor y realiza los 

cálculos de flujo fraccional, eficiencia areal y de desplazamiento como se observa 

en la figura 54. 

Figura 54. Cálculos iniciales a partir de los datos de RAP y eficiencia vertical. 

 

Definidos los valores de las eficiencias, el aceite original in situ y las cantidades de 

aceite producidos, la hoja electrónica realiza el cálculo del agua inyectada, 
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indispensable para el cálculo de los tiempos en el modelo de Dykstra Parsons. 

Con el flujo fraccional y los valores de Np los valores de tasas de producción de 

agua y aceite, junto al factor de recobro son obtenidos.  

Figura 55. Cálculos iniciales a partir de los datos de RAP y eficiencia vertical. 

 

 

3.3.3 Programa Dykstra-Parsons 
 

Una vez revisado el diagrama de flujo de Dykstra y Parsons el cual ya hacia parte 

del grupo de investigación de recobro mejorado se procedió a la programación de 

este en la herramienta de programación Visual Basic. El programa está dividido en 

dos partes el ingreso de datos y los resultados. El ingreso de datos se encuentra 

divido en dos secciones, el ingreso de datos de capas y el ingreso de datos 

geométricos, petrofísicos y operacionales.  
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Figura 56. Interfaz del programa  

 

  

 

Fuente: Software Dykstra-Parsons GRM-UIS 2014 

 

Los datos iniciales que se ingresan al programa son los datos operacionales, de 

geometría, y petrofísicos los cuales son permeabilidad relativa al agua, 

permeabilidad relativa al aceite, viscosidad del aceite, viscosidad del agua, factor 

volumétrico de formación, factor volumétrico de agua, saturación inicial de agua, 

saturación residual de aceite, saturación inicial de aceite, saturación inicial de gas, 

porosidad, espesor, petróleo producido, área, y tasa de inyección. 
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Figura 57. Ingreso de datos en el Software Dykstra-Parsons GRM-UIS 2014 

 

Fuente: Software Dykstra-Parsons GRM-UIS 2014 

Los siguientes datos de entrada son aquellos relacionados a las capas, en esta 

sección se ingresan el número de capas, el espesor de cada capa, y las 

permeabilidades de cada una de ellas.  

Figura 58. Ingreso de datos (capas) 

 

Fuente: Software Dykstra-Parsons GRM-UIS 2014 

Una vez estos datos son ingresados al programa este realiza cálculos iniciales en 

los cuales determina la movilidad, el volumen poroso y la longitud. El programa 

teniendo toda la información requerida puede calcular los resultados finales. El 

programa está diseñado de modo que se hagan los cálculos a medida que vallan 

siendo necesarios. El orden en que estos resultados es presentado es el siguiente: 
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relación agua petróleo, eficiencia vertical, flujo fraccional, eficiencia areal, 

eficiencia volumétrica, original oil in place, aceite recuperado, aceite recuperado 

por recobro secundario, agua de desplazamiento, agua producida, agua producida 

acumulada, agua de llenado, agua inyectada, tiempo de inyección, caudal de 

aceite, caudal de agua, y por último el factor de recobro. 

Figura 59. Resultados finales primera sección 

 

 

Fuente: Software Dykstra-Parsons GRM-UIS 2014 

Figura 60. Resultados finales segunda sección 

 

 

Fuente: Software Dykstra-Parsons GRM-UIS 2014 
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Figura 61. Resultados finales tercera sección 

 

Fuente: Software Dykstra-Parsons GRM-UIS 2014 

Figura 62. Resultados cuarta sección 

 

Fuente: Software Dykstra-Parsons GRM-UIS 2014 

Una vez estos resultados son obtenidos se procede a la sección del programa 

para interpretar los resultados de manera gráfica. Para esto se diseñó en el 

software los botones que permiten graficar cualquier columna de los resultados en 

el eje x, y otra de ellas en el eje y. Para designar una columna como eje x o como 

eje y se selecciona primero la columna que se desea sea el eje x y se da clic en el 

botón que representa al eje x (color verde). Una vez hecho esto la columna 

seleccionada se resaltara con el color verde del eje x. El mismo procedimiento se 

realiza para seleccionar el eje y, el cual está representado por el color azul. 
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Figura 63. Resultados gráficos finales mediante la selección del eje x y el eje y 

 

Fuente: Software Dykstra-Parsons GRM-UIS 2014 

 

3.4. MODELAMIENTO STILES  
 

3.4.1 Diagrama de flujo 
 

El método de Stiles se desarrolló como se explicó en el primer capítulo de este 

trabajo de investigación, basado en el concepto de las curvas de capacidad y 

permeabilidad adimensional. El modelamiento del mismo se centró en la 

construcción de estas dos curvas y en el cálculo de valores de Np, fw y tasas de 

producción a partir las mismas. Teniendo en cuenta lo anterior se elaboró un 

diagrama de flujo que muestra de forma ordenada los cálculos y procedimientos 

necesarios para la predicción mediante este método. El diagrama general del 

método se muestra a continuación.  
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Figura 64. Diagrama de flujo general para el modelamiento de Stiles.  

 

 

Como se logra apreciar, el diagrama presenta 4 subprogramas principales, el 

primero se encarga de realizar una serie de cálculos generales a partir de los 

datos de entrada, necesarios para la realización de los cálculos posteriores. En 

segunda estancia observamos dos subprogramas que se encargan de generar 

dos graficas con datos adimensional, y por ultimo uno encargado de realizar los 

cálculos finales. El diagrama de flujo detallado se encuentra en el Anexo E. 
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3.4.2 Hoja de cálculo stiles 
 

El diagrama de flujo descrito anteriormente fue desarrollado mediante una hoja 

electrónica, en donde se planteó un modelo de yacimiento estratificado con las 

propiedades descritas en el modelo de yacimiento heterogéneo de simulación. En 

primer lugar se ingresan los datos de entrada del yacimiento, y se realizan los 

cálculos generales iniciales para el modelamiento con Stiles. (Figura 65). 

Figura 65. Entrada de datos Hoja electrónica Stiles 

 

Posterior a esto, la hoja electronica se encarga de calcular los valores 

adimensionales de espesor y permeabilidad. Para esto se ingresan los valores de 

permeabilidad en orden decreciente con su respectivo valor de espesor. 
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Figura 66. Calculo valores adimensionales hoja electrónica Stiles 

 

Con los valores adimensionales, la hoja electronica se encarga de determinar el 

correspondiente valor de de permeabilidad adimensional mediante el calculo de la 

derivada, asi como el coeficiente de Lorenz para medir el grado de heterogeneidad 

de la formación.  

Figura 67. Calculo de la derivada y coeficiente de Lorentz, hoja electrónica Stiles 

 

Habiendo calculado la derivada y obtenido los valores adimensionales, se realizan 

los calculos finales de tasa de producción, aceite y agua producida, junto al factor 

de recobro. 
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Figura 68. Cálculos finales Stiles 

 

 

3.4.3 Hoja de cálculo Stiles 
 

Además del modelamiento en hoja electrónica, se desarrolló una herramienta 

software que permite la predicción de la inyección de agua en yacimientos 

estratificados con geometría lineal. La herramienta consta de tres partes 

principales. En la primera el usuario se encarga de ingresar los datos de 

yacimiento, fluidos y petrofísicos necesarios para los cálculos iniciales generales 

del método.  

Figura 69. Entrada de Datos software Stiles. 

 

Fuente: Programa Stiles GRM UIS 2014 
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En la segunda se ingresan los valores de permeabilidad de cada una de las capas 

que previamente fueron determinadas en la parte uno. Por ultimo en la tercera 

etapa se realizan los cálculos finales para posteriormente graficar los valores de 

factor de recobro y tasa de producción. Las figuras 70, Y 71 describen la interfaz 

del software y los resultados obtenidos para un yacimiento en particular. 

Figura 70. Entrada de Datos de permeabilidad software Stiles. 

 

Fuente: Programa Stiles GRM UIS 2014 

Figura 71. Vista general de cálculos efectuados por el software Stiles. 

 

Fuente: Programa Stiles GRM UIS 2014 
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3.5. MODELAMIENTO CRAIG-GEFFEN-MORSE 

3.5.1 Diagrama de flujo CGM 
 

Craig, Geffen y Morse desarrollaron su método, para un patrón normal de cinco 

puntos, partiendo de que la inyección de agua se divide en cuatro etapas. Cada 

una de estas etapas se encuentra definida por una cantidad de agua inyectada 

específica. En el primer capítulo se realizó una revisión de este método, en el cual 

se introdujeron términos que serán utilizados en el presente capitulo, a partir de 

los mismos se desarrolló un diagrama de flujo que explica el modelamiento del 

método de una forma ordenada. El diagrama general se encuentra conformado 

por seis subprogramas, uno de estos subprogramas es en realidad un método de 

predicción completo como es Buckley-Leverett, anteriormente modelado en este 

capítulo. El Diagrama detallado se encuentra en el anexo E.  

Figura 72. Diagrama general para el modelamiento CGM 
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3.5.2 Hoja electrónica CGM 
 

A partir del anterior diagrama de flujo se realizó el modelamiento en hoja 

electrónica, en la cual primero se ingresan los datos iniciales de yacimiento 

necesarios para el cálculo de Buckley-Leverett y Craig-Geffen-Morse (Figura 108). 

La hoja se encuentra dividida en 4 partes que se encargan de realizar los cálculos 

para las 4 etapas del modelo, una visión general de la hoja electrónica se muestra 

en las figuras 73,74 y 75.  

Figura 73. Entrada de datos Hoja electrónica CGM 
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Figura 74. Etapas I, II y III en la Hoja electrónica CGM 

 

Figura 75. Etapas III y IV en la Hoja electrónica CGM 

 

Cada una de las etapas en las cuales se divide el método analítico, posee una 

serie de ecuaciones específicas para el cálculo de tasas de producción, aceites 

producidos y factores de recobro. Así mismo la hoja  electrónica posee una hoja 

especial para el cálculo de los valores de la teoría de desplazamiento de Buckley-

Leverett, necesarios para el funcionamiento de Craig-Geffen-Morse.    
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4. ANÁLISIS COMPARATIVO DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
 

Con el objetivo de analizar el comportamiento obtenido, las condiciones bajo las 

cuales se llevaron a cabo los modelamientos analíticos, fueron las mismas en las 

que se desarrollaron los modelos conceptuales de simulación. Esto permitió 

realizar una comparación efectiva y así  poder determinar cuál de los cuatro 

modelos analíticos se ajusta de mejor forma a los resultados obtenidos mediante 

la simulación numérica de yacimientos.  

 

4.1 CONSIDERACIONES INICIALES 
 

Debido a que los modelos analíticos predicen el comportamiento del yacimiento 

solo cuando este se encuentra bajo recuperación secundaria, es necesario 

eliminar los efectos de energía natural presentes en el modelo de simulación. Para 

ello se plantean dos opciones. La primera es modelar un anillo de confinamiento 

que simule el comportamiento de una recuperación primaria, para luego aplicar 

recuperación secundaria, y la segunda realizar la simulación numérica a una 

presión inicial baja simulando un yacimiento depletado. Utilizando la primera 

opción (anillo de confinamiento) se lograría un factor de recobro primario entre 

alrededor del 12-13%, lo que modificaría la distribución de la saturación del aceite 

en el medio poroso al inicio de la inyección de agua.  

 

Por otro lado disminuyendo la presión, los efectos por energía natural del 

yacimiento son despreciables, no alterando la distribución de saturación de fluidos 

en el medio poroso. Teniendo en cuenta que los modelos analíticos estudiados 

dependen en gran parte de las propiedades de interacción roca-fluido como son 

saturaciones de aceite, agua y gas iniciales, utilizar la primera opción no ofrecería 

una comparación efectiva, teniendo en cuenta que estas saturaciones cambian y 

que la distribución de saturaciones en el medio poroso es homogénea. Es por esta 
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razón que la opción dos se considera la más adecuada para el desarrollo de este 

trabajo de investigación, debido a las consideraciones anteriormente 

mencionadas.  

 

Para la predicción mediante los modelos analíticos, es necesario determinar el 

valor adecuado de viscosidad del crudo para los cálculos de relaciones de 

movilidad. A partir de los resultados de comportamiento PVT arrojados por el 

simulador, y correlaciones numéricas, los valores de viscosidad obtenidos para 

distintos valores de API se muestran en la tabla 22. 

 

Tabla 21. Determinación valores de viscosidades, utilizadas en el modelamiento 
analítico. 

Modelo  

API Viscosidad[cp] 

20 37.69 

25 14.73 

29 7.15 

35 3.57 

 

Teniendo en cuenta que de los cuatro modelos a estudiar dos son homogéneos y 

dos son heterogéneos, es necesario que los valores de permeabilidad en los 

modelos homogéneos se ajusten a las distribuciones de permeabilidad planteados 

en los casos heterogéneos. Para esto, los valores de permeabilidad de las 40 

capas en las que se divide el caso base heterogéneo, se promediaron de forma 

aritmética con el fin de encontrar un valor de permeabilidad que pudiera ser 

utilizado en los modelos de Buckley-Leverett y CGM. El valor de permeabilidad 

obtenido fue de 480.87 md y será utilizado en el modelo de simulación homogéneo 

y en el patrón de cinco puntos. 
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4.2 ANÁLISIS BUCKLEY LEVERETT 
 

Buckley y Leverett es un modelo utilizado en desplazamientos lineales, sin 

embargo se evaluó su comportamiento en un patrón de cinco puntos. Por esta 

razón, fue necesario realizar una modificación basándonos en el arreglo, para así 

hallar las dimensiones de la nueva geometría.  

El área del modelo es de 10 acres considerando que el área total del patrón de 5 

puntos es de 40 acres. Sin embargo se debe modificar las dimensiones de este 

modelo, de manera que la posición de inyector y productor sean acordes con la 

distribución lineal que se busca. Teniendo en cuenta que las dimensiones serán 

modificadas se hace el siguiente procedimiento. 

 

Figura 76. Región del patrón de cinco puntos invertido modificada para el 
modelamiento con Buckley-Leverett 
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Figura 77. Determinación de las nuevas dimensiones modelo, para lograr una 
estructura lineal. 

 

 
 

Una vez definidas las condiciones iniciales de la simulación y del modelamiento, 

se realizó el respectivo análisis comparativo, con el objetivo de determinar las 

principales diferencias existentes entre el modelamiento con Buckley-Leverett y la 

simulación numérica. El comportamiento del factor de recobro obtenido se observa 

en la figura 78.  
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Figura 78. Comportamiento del factor de recobro vs tiempo en Simulación y 
Buckley Leverett 

 

Para el caso base los tiempos de ruptura y factores de recobro a 15 años se 

muestran a continuación. 

Tabla 22. Tiempo de ruptura y factores de recobro obtenidos BL y sim. 

Método tr [meses] FR (15 años) [%] 

Simulación 14  57.18 

Buckley-Leverett 34.4  55.52 

 

Analizando la figura 78, es posible identificar dos comportamientos en el proceso 

de inyección que son: antes y después de ruptura. Antes de ruptura el factor de 

recobro se comporta como una línea de pendiente uniforme tanto en el modelo de 

simulación como en el analítico. Sin embargo una vez se alcanza el tiempo de 

ruptura en el modelo de simulación, la pendiente del factor de recobro cambia 

suavemente, tendiendo a estabilizarse después en un valor entre  el 50% y el 

60%. Por otro lado el factor de recobro en Buckley-Leverett, presenta un cambio 
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abrupto, al llegar al tiempo de ruptura e inmediatamente empieza a estabilizarse 

en un valor entre el 50% y el 60%. Para analizar de mejor forma el 

comportamiento se analizaron las tasas de producción de agua y aceite. (Figura 

79) 

Figura 79. Producción de aceite vs tiempo caso base BL 

 

El modelo analítico de Buckley-Leverett calcula el tiempo de ruptura a partir de la 

derivada de flujo fraccional, por esta razón la ruptura depende únicamente del 

volumen poroso del modelo, la tasa de inyección y la derivada para el cálculo del 

mismo. Una vez se alcanza el tiempo de ruptura la tasa de producción de aceite 

cae drásticamente así como la tasa de producción de agua aumenta del mismo 

modo. Esto ocurre debido a que cuando el frente de inyección llega a las 

vecindades del pozo productor, alcanza una saturación del agua igual a la del 

frente de desplazamiento, es decir la saturación del agua del pozo productor pasa 

de ser la saturación de agua inicial o agua critica a una saturación (𝑆𝑤𝑓). 

Es posible notar que los tiempos de ruptura calculados mediante Buckley-Leverett 

son significativamente mayores a los obtenidos con la simulación numérica. Esto 

ocurre debido a que el frente de desplazamiento de agua en el modelo analítico, 

corresponde a un frente plano, que recorre la totalidad del volumen poroso de 
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forma areal antes de llegar al pozo productor es decir cuenta con una eficiencia 

areal del 100%. 

Figura 80. Geometría del frente de desplazamiento radial y plano 

 

Por contrario el modelo de simulación posee una forma de tendencia radial (Figura 

80), sumada a la digitación viscosa entre otros factores que causan que el tiempo 

de ruptura en la simulación sea mucho menor.  

 

4.2.1 Análisis modificación Buckley-Leverett 
 

Para ajustar de una forma más adecuada, los resultados obtenidos mediante el 

modelamiento de Buckley-Leverett, se desarrolló una modificación del modelo 

incluyendo el término de eficiencia areal propuesto por Dykstra-Parsons. Este 

valor se determina a partir de la relación de movilidad y el valor del flujo fraccional, 

en un patrón de inyección de cinco puntos como se observa en la ecuación (68).  

 

𝐸𝑎 =
1

1 + �(−0.2062 ∗ 𝐿𝑁(𝑀𝑤𝑜 − 0.0712) − 0.511) ∗ 𝑑𝑑𝑑𝑑� + �0.3048 ∗ 𝐿𝑁(𝑀𝑤𝑜 + 0.123)�+ 0.4394
               (68) 

 

BL asume que el frente de invasión de agua avanza de forma lineal y plana, 

recorriendo la totalidad del yacimiento antes de llegar a ruptura, es decir la 
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eficiencia de barrido areal es igual a uno (Figura 81). Esta suposición afecta 

considerablemente los resultados, generando evidentes diferencias con otros 

modelos que incluyen el término de eficiencia areal variable. El análisis anterior 

indicó que uno de los principales problemas de predicción, corresponde al cálculo 

de tiempos de ruptura, los cuales son mucho mayores a los calculados por 

simulación numérica. Con la modificación propuesta se espera que el 

comportamiento obtenido del método de Buckley-Leverett, se ajuste de una mejor 

manera a los resultados obtenidos de la simulación. BL considera que el tiempo de 

ruptura depende de tres factores, el volumen poroso, la derivada máxima de la 

curva de flujo fraccional y la tasa de producción. Incluir el termino de eficiencia 

areal, implica que la totalidad del volumen poroso al momento de ruptura no ha 

sido completamente invadido por el frente de agua. Para esto la ecuación de 

tiempo de ruptura se modifica multiplicando el volumen poroso por la eficiencia 

areal antes de ruptura, la cual depende solo de la razón de movilidades ya que se 

considera que antes de ruptura el valor del flujo fraccional es de cero.   

Figura 81. Imagen ilustrativa del efecto de la modificación de la eficiencia areal en 
un patrón de inyección de cinco puntos.  
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Figura 82. Modificación ecuación de tiempo de ruptura Buckley-Leverett 

 

El valor de eficiencia areal a ruptura se determina reemplazando el valor de la 

movilidad y el flujo fraccional antes de ruptura (se considera cero) en la ecuación 

(68). Antes de ruptura el cálculo de tasas de producción, agua inyectada, aceite 

producido y factor de recobro se calcula de la forma convencional.  

Una vez se alcanza el tiempo de ruptura, la determinación de los tiempos se ve 

afectada por el valor de eficiencia areal. La eficiencia areal por su parte aumentara 

en la medida que el flujo fraccional aumente después de ruptura. Otro valor que es 

necesario modificar corresponde al valor de aceite producido, que se calcula 

multiplicando el volumen poroso por el cambio de saturación, incluyendo el 

término de eficiencia areal en el  numerador. El cálculo de los tiempos postruptura 

y aceite producido, se modifica de la forma que se muestra continuación.  

 

 

Los demás valores de agua inyectada, tasas de producción y factor de recobro, se 

calculan de acuerdo al modelamiento convencional de Buckley-Leverett. Para 

validar los resultados obtenidos con la presente modificación, se modeló el caso 
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modelo homogéneo, para BL, BL Modificado y Simulación, los resultados 

obtenidos se muestran en la tabla 23.   

Tabla 23. Tiempo de ruptura y factores de recobro obtenidos BL Mod y sim. 

Método Tr [meses] FR (15 años) [%] 

Simulación 14  57.18 

Buckley-Leverett 36  55.52 

Buckley-Leverett Mod 20  53.33 

 

Figura 72. Comportamiento del factor de recobro en Simulación, BL Y BL Modif. 
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Figura 73. Comportamiento de la tasa de producción de aceite vs tiempo en 
Simulación, BL Y BL Modif. 

 

El comportamiento obtenido con la modificación mejora el ajuste del modelo en 

cuanto a tiempo de ruptura con la simulación numérica. Sin embargo el factor de 

recobro obtenido mediante la modificación es menor al del modelo analítico 

original y la simulación numérica. Esto se explica debido a que al incluir el término 

de eficiencia areal, menos aceite es desplazado, disminuyendo el valor del factor 

de recobro. Fue posible deducir también, que si el valor de permeabilidad utilizado 

en el modelo de simulación fuese menor, tanto el factor de recobro, como el 

tiempo de ruptura se ajustarían mejor a la modificación; ya que el tiempo de 

ruptura aumentaría y el factor de recobro disminuiría. 

  

4.3 ANÁLISIS DYKSTRA-PARSONS 
 

Para el modelo analítico de Dykstra-Parsons se tomó el modelo de simulación 

heterogéneo descrito en el capítulo dos. Las dimensiones corresponden a las 

mismas utilizadas en el homogéneo, con un área superficial de 10 acres y un 
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espesor total de 100 pies. Sin embargo este modelo analítico está diseñado para 

la predicción en yacimientos estratificados, por esta razón los 100 pies de espesor 

de la formación han sido divididos en cuarenta capas cada una con 2.5 pies de 

espesor. El coeficiente de variación de la permeabilidad para estas capas es de 

0.45.  

Los resultados obtenidos para el caso base de factor de recobro, en la simulación 

y el modelo analítico se muestran en la figura 85.  

Figura 74. Factor de Recobro para el caso base, simulación numérica y Dykstra 
Parsons 

 

Analizando el comportamiento del factor de recobro, es posible observar la 

similitud entre la simulación y el modelamiento analítico. La recuperación de 

petróleo antes de ruptura para ambos casos, presenta la misma pendiente; 

cuando el modelo analítico de Dykstra Parsons llega a ruptura existe un cambio en 

la curva de factor de recobro, alejándose moderadamente de la simulación 

numérica. Los datos obtenidos de factor de recobro y tiempos de ruptura para el 

modelo base se muestran en la tabla 24. 
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Tabla 24. Tiempo de ruptura y factores de recobro obtenidos DP y simulación. 

Método Tr [meses] FR (15 años) [%] 

Simulación 14  57.18 

Dykstra-Parsons 14.43  54.95 

 

Figura 75. Tasa de producción de aceite para el caso base Simulación numérica y 

Dykstra Parsons 

 

Los tiempos de ruptura en la tabla 24 son bastante similares, esto se debe a que 

el tiempo de ruptura en el modelo analítico es calculado teniendo en cuenta que la 

capa de mayor permeabilidad es la capa que primero llega a ruptura. Para el caso 

base, la simulación numérica, presenta una gran similitud en los tiempos de 

ruptura. La similitud en los tiempos de ruptura, indicaría que el máximo valor de 

permeabilidad presente en el modelo de heterogéneo, es similar a la 

permeabilidad promedio utilizada en el modelo de simulación. Sin embargo este 

valor es del doble de la utilizada en el caso base (938 md). Se concluye entonces, 
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que el valor de eficiencia vertical determinado por Dykstra-Parsons, es menor al 

determinado por la simulación, asi mismo la eficiencia areal es menor en el 

modelo de simulación, compensando la subestimación de la eficiencia vertical, y 

obteniéndose similares tiempos de ruptura. Es importante aclarar que la tasa de 

inyección influye en gran manera el valor del tiempo de ruptura, ya que en la 

simulación numérica si la tasa de inyección no es muy alta la primera capa que va 

a irrumpir no será necesariamente la de mayor permeabilidad, por efectos 

gravitacionales. 

Figura 76. Avance del frente de invasión de agua en Dykstra Parsons 

 

Figura 77. Avance del frente de invasión de agua en un yacimiento estratificado 

mediante simulación numérica. 
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Una vez el agua irrumpe en el pozo productor, la producción de agua aumenta 

progresivamente a medida que a capa por capa van llegando los frentes en el 

pozo productor según Dykstra-Parsons. Así mismo la producción de aceite 

disminuye con el tiempo. El comportamiento de producción se asemeja al de la 

simulación, presentando ciertas fluctuaciones, que representan la irrupción de 

agua en capas nuevas hacia el pozo productor. 

 

4.3.1 Análisis modificación de Johnson en Dykstra-Parsons 
 

Haciendo uso del mismo modelo de simulación, y las condiciones planteadas en el 

modelo analítico de Dykstra-Parsons, se hizo el respectivo análisis de 

comportamiento de la inyección mediante el uso de la modificación de Johnson. 

Esta modificación se basa en una serie de gráficas, con las cuales se determinaba 

un valor de eficiencia vertical corregido a partir del valor de saturación de agua 

inicial del yacimiento. Los resultados obtenidos para el caso base de factor de 

recobro, en la simulación y el modelo analítico se muestran en la figura 89.  

Figura 78. Factor de recobro Simulación, Dykstra-Parsons y Mod Johnson. 
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Los datos obtenidos de factor de recobro y tiempos de ruptura para el modelo 

base se muestran en la tabla 25. 

Tabla 25. Tiempo de ruptura y factores de recobro obtenidos Dykstra-Parsons-
Johnson. 

Método Tr [meses] FR (15 años) [%] 

Simulación 14  57.18 

Dykstra-Parsons 14.43  54.95 

Dykstra-Parsons J 6.32  47.87 

 

Figura 79. Tasa de producción de aceite para el caso base Simulación numérica, 
Dykstra Parsons y Dykstra Parsons J. 

 

El factor de recobro obtenido mediante el uso de la modificación de Johnson es 

menor al modelado por DP y la simulación numérica. Una de las razones de este 

comportamiento, es que el valor de eficiencia vertical estimado por la modificación 

es menor al determinado por el concepto de intrusión vertical. Johnson asumen 

que en cada una de las capas el desplazamiento no es de tipo pistón sin fugas, 
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razón por el valor del tiempo de ruptura es menor al calculado mediante DP y 

simulación numérica. Es posible que la modificación se logre ajustar con la 

simulación, disminuyendo el número de capas, ya que al disminuir el espesor 

individual de estas, el desplazamiento se asemeje más al descrito por Johnson.   

4.4 ANÁLISIS STILES 
 

El modelamiento de Stiles se llevó a cabo al igual que en Dykstra Parsons, en el 

modelo heterogéneo, un área superficial de 10 acres y un espesor total de la 

formación de 100 pies, distribuidos en 40 capas. Los resultados obtenidos de 

factor de recobro y tasa de producción de aceite se observan en las figuras 91 y 

92, así como en la tabla 26. 

Figura 80. Comportamiento del factor de recobro mediante Simulación y Stiles 

 

Para este caso, los tiempos de ruptura y factores de recobro a 15 años se 

muestran en la tabla 34. 

 

 

0

10

20

30

40

50

60

70

0 50 100 150 200

FR
 %

 

Tiempo [Meses] 

Simulación

ST

151 
 



Tabla 26. Tiempo de ruptura y factores de recobro obtenidos Stiles y sim. 

Método  tr FR (15 años) 

Simulación 14 meses 57.18% 

Stiles 15.78 meses 53.28% 

 

El análisis del anterior comportamiento evidencia que el factor de recobro obtenido 

mediante Stiles es menor al factor de recobro de la simulación. Sin embargo el 

comportamiento general de esta grafica no es muy diferente, así como los 

tiempos. Un análisis de la tasa de producción de aceite permite concluir que esta 

diferencia en los factores de recobro se debe a que la tasa de producción de 

aceite en Stiles es ligeramente menor a la tasa de producción de aceite en la 

simulación, esto debido a los efectos de la inyección de agua que no tiene en 

cuenta el método analítico como el aumento de la presión del yacimiento entre 

otros.  

Figura 81. Producción de aceite vs el tiempo en Stiles y Simulación. 
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Al igual que en Dykstra-Parsons, la tasa de producción de aceite presenta una 

serie de fluctuaciones, que representa la irrupción de frentes de agua en las 

vecindades del pozo productor. Sin embargo estas fluctuaciones aparecen en 

diferentes tiempos, además de ser menos pronunciadas. Esto se debe a que el 

término de capacidad productiva depende únicamente de la permeabilidad ya que 

el espesor de todas las capas es el mismo.  

 

4.5 ANÁLISIS CGM 
 

El modelamiento de Craig Geffen Morse se llevó a cabo en el patrón normal de 

inyección de cinco puntos de un área superficial de 40 acres, como se detalló en el 

capítulo dos, con un espesor de 100 pies.  

El modelo de predicción de Craig Geffen Morse tiene como suposición, que la tasa 

de inyección es variable y depende de la presión de inyección del yacimiento. Sin 

embargo, considerar que la tasa de inyección es variable en este trabajo de 

investigación, no haría efectiva la comparación con los demás métodos, así como 

con la simulación. Por esta razón el valor de la tasa de inyección se mantuvo 

constante en el modelamiento.  Los resultados obtenidos de factor de recobro y 

tasas de producción de aceite se observan en las figuras 93 y 94. 
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Figura 82. Comportamiento del factor de recobro vs tiempo en simulación y CGM. 

 

 
 

Mediante el análisis del factor de recobro, se observa como el recobro 

determinado mediante CGM es mayor al determinado con la simulación numérica 

en la etapa media de recuperación. Esto se debe a que los valores de aceite 

producido calculados por el modelo analítico, son mayores a los determinados con 

simulación; la inclusión de los términos de ∆𝑁𝑝𝑢 y ∆𝑁𝑝𝑠 despues de ruptura, 

aumentan la cantidad de aceite producido en esta etapa y por ende el valor del 

factor de recobro. Otra de las razones está relacionada con que el valor de tiempo 

de ruptura en CGM, duplica el valor arrojado por la simulación.  

Por otro lado, el factor de recobro final es muy similar y tiende a ser el mismo con 

el tiempo. 

 

Para el caso base los tiempos de ruptura y factores de recobro a 15 años se 

muestran en la tabla 27. 

 

 

0

10

20

30

40

50

60

70

0 50 100 150 200

FR
 %

 

Tiempo [Meses] 

Simulación

CGM

154 
 



Tabla 27. Tiempo de ruptura y factores de recobro obtenidos CGM y sim. 

 

Método tr [meses] FR [%] 

Simulación 14 57.18 

CGM 25.7 57.82 

 

En cuanto a las tasa de producción de petróleo, es posible identificar las dos 

etapas modeladas en el método de CGM. Las etapas I y II no se presentan en 

este comportamiento, debido a que la saturación de gas inicial en el yacimiento es 

nula.  Por esta razón solo las últimas dos etapas son modeladas mediante esta 

técnica. Antes de ruptura la tasa de producción es constante y una vez el frente de 

agua alcanza las vecindades del pozo productor la producción desciende, 

siguiendo un comportamiento similar al descrito por Buckley-Leverett; sin embargo 

el descenso abrupto en la producción  

 

Figura 83. Producción de aceite vs tiempo caso base CGM 
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4.5 ANÁLISIS GENERAL 
 
 
Con el fin de realizar una comparación general de los métodos analíticos 

estudiados, se graficaron los comportamiento de factor de recobro de todos los 

métodos en una misma  gráfica  (Figura 95).  

 

Figura 84. Análisis general del factor de recobro para los 5 modelos estudiados. 
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que el aceite producido con el tiempo es mayor que en la simulación y en los 

correspondientes modelos de Stiles y Dykstra-Parsons.  

 

Figura 85. Análisis general de la tasa de producción de aceite, para los 5 modelos 
estudiados. 

 

 
 

Tabla 28. Tiempo de ruptura y factores de recobro obtenidos para todos los 
modelos estudiados. 

Método tr [meses] FR (15 años) [%] 

Simulación 14  57.18 

Buckley-Leverett 34.4  55.52 

Buckley-Leverett Mod 20  53.33 

Dykstra-Parsons 14.43  54.95 

Dykstra-Parsons-Johnson 6.32  47.87 

Stiles 15.78 meses 53.28% 

Craig-Geffen-Morse 25.7 57.82 
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De igual forma, logra apreciarse una gran similitud entre los comportamientos de 

producción entre los modelos analíticos de DP, Stiles y la simulación, esto explica 

la similitud en el comportamiento del factor de recobro para ambos métodos.  
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5. ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD DE LA INYECCIÓN 
 

En el presente capitulo, se empleara la simulación numérica para evaluar el 

comportamiento de ciertos parámetros de tipo operacional como la tasa de 

inyección, de fluidos como la viscosidad y del medio poroso del modelo de 

yacimiento anteriormente descrito, y de esta forma determinar las condiciones a 

las cuales el modelamiento analítico ajuste de mejor forma su comportamiento a la 

simulación.  

Dependiendo del modelo las variables a sensibilizar fueron diferentes. Para los 

modelos homogéneos estas variables fueron la permeabilidad, la tasa de 

inyección y la gravedad API de los fluidos. Para yacimientos heterogéneos los 

parámetros fuero las tasas de inyección, la gravedad API, y el coeficiente de 

variación de permeabilidad Dykstra Parsons o Lorentz. Los valores escogidos para 

la sensibilización del modelo homogéneo se muestran en la tabla 29. 

 

Tabla 29. Valores de sensibilización en los modelos homogéneos.  

 
 

Los valores escogidos para la sensibilización en el modelo heterogéneo se 

muestran en la tabla 30. 
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Tabla 30. Valores de sensibilización en los modelos heterogéneos.  

 

 

5.1 ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD BUCKLEY Y LEVERETT 
 

5.1.1 Sensibilidad a la tasa de inyección 
 

Para el análisis de la inyección se modelo un proceso de inyección de agua a 

quince años mediante Buckley-Leverett. El comportamiento del factor de recobro y 

las tasas de producción se pueden ver en las figuras 97-100. Los valores 

obtenidos de tiempo de ruptura y factor de recobro a los valores de tasa de 

inyección simulados se muestran a continuación. 

Tabla 31. Datos obtenidos sensibilidad tasa de inyección BL 

Tasa de 
inyección 
[Bls/dia] 

tr 
 Simulación 

[Meses] 

tr 
BL 

[Meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
BL 
[%] 

200 45  91  45.36 49.93 

500 20  36  52.89 55.55 

1000 10  18  56.12 58.32 
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Figura 86. Análisis de sensibilidad tasa de inyección simulación numérica 

 

 
 

Figura 87. Análisis de sensibilidad tasa de inyección Buckley-Leverett 
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Figura 88. Análisis de sensibilidad tasa de producción de aceite simulación 

 
 

 

Figura 89. Análisis de sensibilidad tasa de producción de aceite Buckley-Leverett 
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Al analizar el efecto de la tasa de inyección en la recuperación por inyección de 

agua, se observa que al aumentar la tasa, el factor de recobro aumenta tanto en el 

modelo analítico como en la simulación. 

De igual forma es importante notar que al aumentar la tasa de inyección en la 

simulación numérica los resultados entre esta y el modelo analítico difieren en 

menor medida que cuando se tiene una tasa baja de inyección. Por esta razón se 

concluye que entre más alta sea la tasa de inyección, los resultados entre la 

simulación numérica y el modelo analítico de Buckley y Leverett se ajustan de 

mejor forma.  

 

5.1.2 Sensibilidad al API 
 

Los resultados de tiempo de ruptura y factor de recobro a 15 años se muestran a 

continuación. 

Tabla 32. Datos obtenidos sensibilidad API BL 

 
API 

tr 
Simulación 

[meses] 

tr 
BL 

[meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
BL 
[%] 

20 12 meses 22 meses 39.47% 45.26% 

25 15 meses 30 meses 47.51% 52.49% 

30 20 meses 36.4 meses 52.89% 55.5% 

35 26 meses 41 meses 57.13% 58.35% 
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Figura 90. Factor de recobro, Análisis de sensibilidad API simulación numérica 

 

Figura 91. Factor de recobro, Análisis de sensibilidad API Buckley Leverett 
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Mediante un análisis de los resultados mostrados, se observa que al aumentar la 

viscosidad del crudo los tiempos de ruptura disminuyen tanto en el modelo 

analítico como en la simulación numérica. Sin embargo se ve mucho más afectado 

este valor en la simulación numérica ya que al aumentar la viscosidad la eficiencia 

de barrido areal del yacimiento disminuye, debido a los efectos de digitación 

viscosa.  El modelo analítico no tiene en cuenta estos efectos, por esta razón, 

tanto el factor de recobro como el tiempo de ruptura no se ven tan afectados como 

la simulación numérica.  

También es posible observar que el comportamiento antes de ruptura en el 

modelo analítico para el factor de recobro posee una pendiente constante antes de 

llegar a ruptura, es decir las tasas de producción de aceite y de agua son las 

mismas antes de ruptura sin importar la viscosidad del crudo del yacimiento. En la 

simulación numérica este comportamiento no ocurre, ya que al aumentar la 

viscosidad, el tiempo de respuesta del yacimiento de la inyección disminuye; es 

decir si se inyecta un barril de agua la producción de un barril de aceite no se verá 

inmediatamente en el pozo productor. 

Esa es la razón de porque las tasas de producción en la simulación numérica no 

son constantes antes de ruptura y por ende la pendiente de factor de recobro 

antes de ruptura no es la misma para los cuatro tipos de crudos estudiados. 
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Figura 92. Tasa de producción de aceite. Sensibilidad API a través de simulación 
numérica  

 

 

 

Figura 93. Tasa de producción de aceite. Sensibilidad API a través de modelo 
analítico de Buckley-Leverett 
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5.1.3 Sensibilidad a la permeabilidad 
 

Antes de empezar el estudio de sensibilidad para la permeabilidad es importante 

tener en cuenta que la permeabilidad no afecta ni las tasas de producción, ni el 

factor de recobro en el modelamiento de Buckley y Leverett. La razón es que la 

permeabilidad no afecta los cálculos de la ecuación de flujo fraccional cuando el 

yacimiento no se encuentra buzado (es decir α=0).  

En el desarrollo de esta tesis de investigación no se realizara un análisis de 

sensibilidad del buzamiento por lo que solo se variara la permeabilidad en los 

modelos de simulación y se compara con los datos obtenidos del modelo base 

para Buckley-Leverett. Los resultados obtenidos se muestran en la siguiente tabla 

33. 

Tabla 33. Datos obtenidos sensibilidad permeabilidad BL 

 

K [md] tr  
simulación 

tr 
BL 

FR 
simulación 

FR 
BL 

50 21 meses 36 meses 51.77% 55.5% 

100 20 meses 36 meses 52.89% 55.5% 

500 17 meses 36 meses 56.73% 55.5% 

 

Al aumentar la permeabilidad en el modelo de simulación, los tiempos de ruptura 

disminuyen y los factores de recobro finales aumentan en comparación con el 

modelo analítico. Si se aumenta la permeabilidad de la formación los factores de 

recobro finales tienden a ajustarse a los obtenidos con Buckley Leverett sin 

embargo los tiempos de ruptura se alejan significativamente de los determinados 

por el método analítico. 

Las gráficas de los resultados obtenidos se muestran en las figura 105 y 106: 
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Figura 94. Análisis del factor de recobro, sensibilidad permeabilidad, Buckley-
Leverett. 

 

Figura 95. Análisis de la tasa de producción de aceite, sensibilidad permeabilidad, 
Buckley-Leverett. 
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5.2. ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD DYKSTRA-PARSONS 
 

5.2.1.  Sensibilización de la tasa de inyección 
 

Los resultados obtenidos de factor de recobro y tiempos de ruptura se muestran 

en la tabla 34. 

Tabla 34. Datos obtenidos sensibilización tasa de inyección BL 

Tasa de 
inyección 
[Bls/dia] 

tr 
simulación 

[Meses] 

tr 
DP 

[Meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
DP 
[%] 

200 29  36.92  46,05 43.04 

500 13  14.77  57.38 55.31 

1000 7  7.38  59.60 59.20 

 

Mediante el análisis de los resultados obtenidos, se concluyó que a altas tasas de 

inyección los valores de tiempo de ruptura y factores de recobro finales tienden a 

ser muy similares tanto en la simulación numérica como en el modelamiento 

analítico. Esto se debe a que las altas tasas de inyección, favorecen el flujo 

horizontal en el yacimiento, disminuyendo el flujo entre capas y los efectos 

gravitacionales que diferencian el modelo analítico de la simulación. En cuanto al 

comportamiento de producción se observa un comportamiento similar entre la 

simulación y el modelo Dykstra-Parsons, debido a la similitud en los tiempos de 

ruptura    
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Figura 96. Análisis del factor de recobro, sensibilidad tasa de inyección, 
simulación numérica. 

 

 

Figura 97. Análisis del factor de recobro, sensibilidad tasa de inyección, Dykstra-
Parsons. 
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Figura 98. Análisis de la tasa de producción de aceite, sensibilidad tasa de 
inyección, simulación numérica. 

 

 

Figura 99. Análisis de la tasa de producción de aceite, sensibilidad tasa de 
inyección, Dykstra-Parsons. 
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5.2.2.  Sensibilización por API 
 

La calidad API del crudo se varió de 20 a 35 API, los resultados de factor de 

recobro y tasas de producción para cada uno de los casos se ven en la tabla 35. 

Tabla 35. Datos obtenidos sensibilización API BL 

API tr 
simulación 

[meses] 

tr 
DP 

[meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
DP 
[%] 

20 7 meses 10.98 meses 40.66% 40.35% 

25 10 meses 12.36 meses 50.68% 50.14% 

30 13 meses 14.7 meses 57.38% 55.31% 

35 19 meses 18.43 meses 60.66% 60.32% 

 

Figura 100. Análisis del factor de recobro, sensibilidad API, simulación numérica. 
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Figura 101. Análisis del factor de recobro, sensibilidad API, Dykstra-Parsons. 

 

Figura 102. Análisis de la producción de aceite, sensibilidad API, Simulación 
numérica. 
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Figura 103. Análisis de la producción de aceite, sensibilidad API, Dykstra-
Parsons. 

 

Realizando un análisis de la inyección y los resultados obtenidos de tiempo de 

ruptura y factor de recobro, puede notarse  que al aumentar la gravedad API del 

crudo, los resultados de factor de recobro y tiempo de ruptura para el modelo 

analítico y la simulación tienden a tener el mismo comportamiento. En cuanto a la 

tasa de producción de aceite, el comportamiento a valores altos de API se 

asemeja más a la simulación numérica, que cuando este es bajo. Esto se debe a 

que entre más viscoso sea el crudo, el caudal de aceite obtenido por la simulación 

no alcanzara a estabilizarse a la tasa de inyección antes de llegar a ruptura, 

mientras que cuando la viscosidad es baja la tasa se estabiliza desde el inicio y el 

tiempo de ruptura como se logra observar en la tabla 30, se asemeja 

considerablemente al modelo analítico. 
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5.2.3.  Sensibilización coeficiente DYKSTRA PARSONS 
 

El grado de heterogeneidad del yacimiento del caso base es de un coeficiente de 

Dykstra Parsons de 0.45. Este coeficiente se varió de 0.29 a 0.65 con el fin de 

analizar el efecto de la variación de la permeabilidad en el factor de recobro y las 

tasas de producción en Dykstra Parsons y la simulación. Los resultados obtenidos 

se muestran en la tabla 36. 

Tabla 36. Datos obtenidos sensibilización Coeficiente DP 

 
Coeficiente DP 

tr 
simulación 

[meses] 

tr 
DP 

[meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
DP 
[%] 

0.29 15  14.73  57.49 58.65 

0.45 13.4  14.77 57.38 55.31 

0.65 13  10.52  58.05 49.3 

 

Al analizar el efecto de la heterogeneidad, se observa que el factor de recobro en 

la simulación numérica de yacimientos difiere muy poco de un coeficiente de 

variación a otro. Por el contrario el coeficiente de variación de permeabilidad 

afecta el modelamiento por Dykstra Parsons, y  observan 3 comportamientos de 

factor de recobro diferentes para cada uno de los coeficientes analizados. La 

similitud obtenida en los factores de recobro para los tres casos en la simulación 

numérica, se debe a que al avanzar el frente de agua por el yacimiento 

estratificado, tiende a formar un frente homogéneo en la parte inferior del 

yacimiento, causado por las fuerzas gravitacionales presentes en el yacimiento, y 

el flujo entre capas. 
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Figura 104. Análisis de sensibilidad Coeficiente de variación de la permeabilidad 
factor de recobro simulación. 

 

 

Figura 105. Análisis del factor de recobro, sensibilidad coeficiente de variación de 
la permeabilidad, Dykstra-Parsons. 
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Figura 106. Análisis de la producción de aceite, sensibilidad coeficiente de 
variación de la permeabilidad, simulación numérica. 

 

 

Figura 107. Análisis de la producción de aceite, sensibilidad coeficiente de 
variación de la permeabilidad, Dykstra-Parsons.’ 
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En cuanto a los valores del tiempo de ruptura, al aumentar el grado de 

heterogeneidad en el yacimiento, el tiempo de ruptura disminuye levemente en la 

simulación numérica; mientras en el modelamiento analítico el tiempo de ruptura 

no presenta un comportamiento creciente o decreciente al aumentar o disminuir el 

coeficiente de variación de la permeabilidad. Esto se debe a que el tiempo de 

ruptura depende solo de la capa de mayor permeabilidad del yacimiento y no del 

coeficiente de variación de permeabilidad en sí. Es decir si tenemos un yacimiento 

con un bajo coeficiente de Dykstra Parsons con una capa de una permeabilidad de 

1000 md y otro con un coeficiente Dykstra Parsons alto cuya capa de máxima 

permeabilidad es 500 md, se alcanzara el tiempo de ruptura en el yacimiento de 

menor coeficiente de Dykstra Parsons ya que este posee la capa con la mayor 

permeabilidad. Las producciones de agua y aceite en la simulación numérica son 

razonablemente parecidas, lo que explica el factor de recobro, mientras que en el 

modelamiento analítico poseen comportamientos diferenciados entre un 

coeficiente de variación de permeabilidad y otro.  

5.3. ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD STILES 
 

Stiles define la heterogeneidad del sistema, mediante el uso del coeficiente de 

Lorenz. En la tabla 37 se observan los valores de coeficiente de Lorenz 

correspondientes a los valores de coeficiente de variación de la permeabilidad 

definidos para Dykstra-Parsons 

Tabla 37. Valores de sensibilización en los modelos heterogéneos (Coef. Lorenz). 

 

Tasa [bls/día] 

200 

500 

1000 

[API] 

20 

25 

30 
35 

Coeficiente de Lorenz 

0.19 

0.3 

0.4 
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5.3.1. Análisis de sensibilidad a la tasa de inyección. 
 

Para el análisis de sensibilidad por tasa de inyección se modelo el método bajo 

tres valores de tasa de inyección entre 200 y 1000 barriles por día. Los resultados 

se muestran en las figuras 119 y 120. 

Figura 108. Análisis del factor de recobro, sensibilidad tasa de inyección, Stiles 

 

Figura 109. Análisis de la tasa de producción de aceite, sensibilidad tasa de 
inyección, Stiles 
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Tabla 38. Datos obtenidos sensibilización tasa ST 

Tasa de 
inyección 
[Bls/dia] 

tr 
simulación 

[meses] 

tr 
ST 

[meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
ST 
[%] 

200 29  39  46.05 42.83 

500 13  15.78  57.38 54.18 

1000 7  7.89  59.60 58.64 

 

Un análisis de sensibilidad de tasa de inyección indica que al aumentar la tasa de 

inyección los factores de recobro tanto en el modelo analítico, como en el modelo 

de simulación aumenta. En cuanto a las tasas de producción se observan tasas de 

producción de aceite altas cuando las tasas de inyección son altas, sin embargo 

los tiempos de ruptura disminuyen al aumentar la tasa. Es importante notar que al 

aumentar la tasa de inyección los valores de factor de recobro y tiempo de ruptura 

en el modelo analítico y la simulación son muy similares. Esto se explica debido a 

que al aumentar la tasa de inyección, la velocidad del frente de agua en cada capa 

se hace mayor disminuyendo el flujo entre capas y los efectos gravitacionales en 

los modelos de simulación asemejándose a la suposición propuesta por Stiles. 

 

5.3.2 Análisis de sensibilidad API 
 

Para el análisis de la sensibilidad de la calidad del crudo los valores de API se 

variaron de 20 API a 35 API. Los resultados obtenidos se muestran a 

continuación: 
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Tabla 39. Datos obtenidos sensibilización API ST 

 
API 

tr 
simulación 

[meses] 

tr 
ST 

[meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
ST 
[%] 

20 7 meses 15 meses 40.6% 39.2% 

25 10 meses 15.43 meses 50.6% 46.57% 

30 13 meses 15.78 meses 57.3% 54.18% 

35 19 meses 16.96 meses 60.6% 59.18% 

 

Figura 110. Análisis del factor de recobro, sensibilidad API, Stiles. 

 

 

 

 

 

0

10

20

30

40

50

60

0 50 100 150 200

FR
 %

 

Tiempo [Meses] 

FRDP 20 API

FRDP 25 API

FRDP 35 API

FRDP 30 API

181 
 



 

Figura 111.  Análisis de la producción de aceite, sensibilidad API, Stiles. 

 

 

Al realizar un análisis de la sensibilidad de la gravedad API del crudo al disminuir 

la gravedad API del mismo los factores de recobro para tanto la simulación como 

el modelo analítico disminuyen, así como los tiempos de ruptura disminuyen 

también. Por otra parte al aumentar la calidad del crudo se obtienen mayores 

factores de recobro en ambos casos, así como también se aumentan los tiempos 

de ruptura en la simulación y Stiles. Un comportamiento que diferencia al modelo 

analítico de la simulación, a bajas gravedades API es que la pendiente de la línea 

de factor de recobro antes de ruptura difiere en el método analítico y la simulación 

para explicar este comportamiento se analizó la tasa de producción de aceite 

antes de ruptura y se observa que la producción de aceite en la simulación 

numérica es afectada por el tiempo de respuesta del yacimiento a la inyección, así 
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Por su parte la tasa de producción en Stiles presenta un comportamiento 

decreciente desde el inicio de la inyección. Por otra parte el factor de recobro y el 

tiempo de ruptura tienden a ser similar tanto en la simulación numérica como en el 

método de Stiles al aumentar la gravedad API del crudo. 

5.3.3 Análisis de sensibilidad coeficiente de Lorentz 
 

Tabla 40. Datos obtenidos sensibilización Coeficiente Lorentz ST 

Coeficiente de 
Lorentz 

tr 
simulación 

[meses] 

tr 
ST 

[meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
ST 
[%] 

0.19 15  15.48  57.4 57.43 

0.3 14  16.78  57.3 54.18 

0.4 13  11.76  58.05 46.17 

 

Figura 112. Análisis del factor de recobro, sensibilidad coeficiente de Lorentz 
Stiles. 
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Figura 113. Análisis de la producción de aceite, sensibilidad coeficiente de Lorentz 
Stiles. 

 

Al realizar un análisis de la sensibilidad del efecto de la variación de la 

permeabilidad en la inyección se observa que tanto como para el modelo analítico 

como para la simulación, el factor de recobro disminuye levemente al aumentar la 

heterogeneidad del yacimiento. Así mismo el tiempo de ruptura de la simulación 

disminuye levemente al aumentar la heterogeneidad del yacimiento. 

Por otra parte el factor de recobro en la simulación como se explicó en el análisis 

de sensibilidad de Dykstra Parsons no se ve altamente afectado por la variación 

de la permeabilidad, mientras el modelo analítico si es sensible a la variación de 

este parámetro. Los tiempos de ruptura tanto en el modelo de Stiles como en el 

modelo de Dykstra Parsons dependen de la capa de mayor permeabilidad en el 

yacimiento, así como de aquella que posea un mayor espesor (capacidad). 
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5.4 ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD CGM 
 

5.4.1 Análisis de sensibilidad tasa de inyección  
 

Para el análisis de la sensibilidad de la tasa de inyección, se modelaron las tasas  

de 200, 500 y 1000 Bls/dia respectivamente.  

Figura 114. Análisis del factor de recobro, sensibilidad tasa de inyección CGM. 

 

Figura 115. Análisis de la producción de aceite, sensibilidad tasa de inyección 
CGM. 
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Tabla 41. Datos obtenidos sensibilización tasa de inyección CGM. 

 

Tasa de 
Inyección 
[Bls/dia] 

tr 
simulación 

[meses] 

tr 
CGM 

[meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
CGM 
[%] 

200 65  58.41  45.33 54.74 

500 17  35.96  53.62 57.82 

1000 10  17.98  56.62 59.78 

 

Al realizar un análisis del comportamiento obtenido, se observa que a bajas tasas 

de inyección, los tiempos de ruptura calculados por CGM se ajustan más a los 

calculados por simulación numérica. En cuanto al valor del factor de recobro, para 

los tres casos, el modelo analítico tiende a estabilizar su factor de recobro en 

valores entre el 55% y el 60%; y puede suponerse que con el tiempo el valor de 

recobro final para todas las tasa será el mismo.  

 

En cuanto a la tasa de producción de aceite, el comportamiento general es similar 

al calculado por Buckley-Leverett. Sin embargo el abrupto descenso en la 

producción observado en BL no es tan marcado en CGM. Esto se debe a que este 

modelo tiene en cuenta el término de eficiencia areal en los cálculos, ajustándose 

más a la simulación numérica y  al proceso real. 

 

5.4.2 Análisis de sensibilidad API 
 

Para el análisis del efecto de la viscosidad del crudo se variaron los valores de API 

del crudo entre 20 y 30. Los resultados obtenidos se muestran en la tabla 42.  
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Tabla 42. Datos obtenidos sensibilización API, CGM 

 

 
API 

tr 
simulación 

[meses] 

tr 
CGM 

[meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
CGM 
[%] 

20 12  12.52  39.47 42.56 

25 15  16.7  47.51 49.72 

30 20  23.36  52.89 57.94 

 

Figura 116. Análisis del factor de recobro, sensibilidad API CGM. 
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Figura 117. Análisis de la producción de aceite, sensibilidad API CGM. 

 

 

 

Al evaluar el efecto de la viscosidad del crudo en la predicción de la inyección de 

agua, se observa como el factor de recobro disminuye al aumentar la viscosidad 

del crudo. El factor de recobro en CGM sigue siendo mayor a la simulación; y 

puede observarse una marcada diferencia en los factores de recobro finales para 

los tres valores de viscosidad. En cuanto a la tasa de inyección el comportamiento 

general es el mismo tanto en simulación como en modelo analítico marcados por 

una estabilización de la tasa antes de ruptura y un posterior descenso en la 

producción, cuando el frente de llega al pozo productor 
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5.4.3. Análisis de sensibilidad permeabilidad 
 

El modelo analítico de Craig-Geffen-Morse, se ve afectado por la permeabilidad de 

la formación, y  esto se ve reflejado en las tasas de inyección calculadas por el 

método. Sin embargo en este caso de sensibilización la tasa se ha mantenido 

constante, por lo que la permeabilidad no afecta el comportamiento de la 

inyección, de manera similar a lo ocurrido con Buckley-Leverett. Por esta razón la 

sensibilización se llevó a cabo en el modelo de simulación, con el objetivo de 

determinar el valor de permeabilidad que más se ajuste al comportamiento 

determinado por CGM. Los resultados obtenidos se muestran en la tabla 43. 

Tabla 43. Resultados análisis de sensibilidad a la permeabilidad CGM 

 
Permeabilidad 

[md] 

tr 
simulación 

[meses] 

tr 
CGM 

[meses] 

FR 
simulación 

[%] 

FR 
CGM 
[%] 

50 21  23.36 51.77 57.82 

100 20 23.36 52.89 57.82 

500 17 23.36 56.73 57.82 

 
 

Mediante el análisis del factor de recobro, se concluye que el comportamiento 

predicho por CGM se ajusta más a la simulación cuando la permeabilidad de la 

formación es alta. En cuanto a las tasa de producción, el comportamiento antes de 

ruptura es el mismo para todos los casos, diferenciados por los tiempos de 

ruptura.   
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Figura 118. Análisis del factor de recobro, sensibilidad permeabilidad CGM. 

 

 
 

Figura 119. Análisis de la producción de aceite, sensibilidad permeabilidad CGM. 
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6. CONCLUSIONES 
 

El uso de modelos de predicción analítica en procesos de inyección de agua, 

constituye una herramienta práctica de predicción; sin embargo la cantidad de 

suposiciones de los modelos y la complejidad de los procesos físicos reales, 

hacen de su aplicación limitada, en comparación con otras herramientas como la 

simulación numérica.  

 

El tiempo de ruptura en los modelos de predicción que incluyen el término de 

eficiencia areal, es considerablemente menor al de aquellos modelos que no 

incluyen este término entre sus cálculos.  Además el comportamiento en estos 

modelos se acerca más al obtenido con simuladores numéricos de yacimientos. 

 

Los resultados obtenidos mediante el uso de modelos analíticos que asumen el 

yacimiento de forma estratificada, se ajustaron de la forma más adecuada a los 

resultados obtenidos mediante la simulación. Esto se debe a que el cálculo de la 

eficiencia vertical en el yacimiento para los dos métodos heterogéneos analizados, 

se acerca más a la eficiencia vertical determinada mediante la simulación.   

 

Se pudo comprobar que para determinadas condiciones, los resultados obtenidos 

mediante simulación numérica se asemejan más a los obtenidos con los 

modelamientos analíticos.  Altos valores de API, altas tasa de inyección y bajos 

valores de heterogeneidad ajustan mejor los resultados obtenidos en los modelos 

analíticos con la simulación numérica 

 

Bajas tasas de inyección, crudos con alta viscosidad y yacimientos heterogéneos, 

influyen de forma negativa no solo en el comportamiento general de cualquier 

inyección de agua convencional, sino también en los resultados obtenidos, en los 

modelos analíticos de predicción estudiados en el desarrollo de la presente tesis 

de investigación.  
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7. RECOMENDACIONES 
 

• Desarrollar un estudio de los resultados obtenidos mediante el 

modelamiento analítico y simulación numérica, al realizar una variación del 

tipo de arreglo de pozos en procesos de inyección de agua. 

 

• Desarrollar un estudio de los resultados obtenidos mediante el 

modelamiento analítico y simulación numérica, al realizar una variación del 

número de capas en procesos de inyección de agua. 

 

• Desarrollar de un nuevo modelo analítico para la inyección de agua a partir 

de los valores de eficiencia areal y eficiencia vertical de los modelos que 

presentan el mejor comportamiento. 
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ANEXO A 
“GRAFICAS PARA EL CÁLCULO DE LA EFICIENCIA AREAL Y VERTICAL A 
PARTIR DE DYKTRA PARSONS” 
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ANEXO B 
“GRAFICAS PARA EL CÁLCULO DE LA EFICIENCIA VERTICAL, MEDIANTE 
EL MÉTODO SIMPLIFICADO DE JOHNSON” 
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ANEXO C 
“TABLA DE VALORES DE RELACIÓN DE VOLÚMENES POROSOS 

INYECTADOS CONTACTADOS EN FUNCIÓN DE LA RELACIÓN DE AGUA 
INYECTADA ACUMULADA” 
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ANEXO D 
“TABLA DE DISTRIBUCIÓN DE LOS VALORES DE PERMEABILIDAD PARA 

EL CASO BASE HETEROGÉNEO Y LOS VALORES DE SENSIBILIDAD” 

 

CASO BASE [0.45 V] 

K [md] K Ord. [md] 
633 998 
815 898 
574 879 
314 837 
358 815 
500 765 
671 749 
127 741 
293 679 
749 671 
225 665 
315 662 
741 633 
315 633 
285 625 
510 583 
765 574 
86 510 

271 501 
998 500 
879 477 
454 454 
477 358 
898 315 
662 315 
583 314 
625 308 
837 295 
665 293 
295 285 
184 285 
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150 271 
308 234 
285 225 
234 201 
679 184 
201 150 
501 140 
140 127 
633 86 

 
CASO [0.3 V] 

K [md] 
K Ord 
[md] 

368 930 
500 802 
467 723 
606 637 
300 606 
637 595 
492 567 
138 522 
567 500 
409 492 
930 473 
353 471 
450 470 
316 467 
243 456 
437 450 
522 450 
456 439 
395 437 
405 435 
396 432 
723 409 
368 405 
471 396 
473 395 
439 380 
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470 376 
359 368 
595 368 
238 359 
802 353 
432 340 
290 316 
380 312 
220 300 
435 290 
340 243 
376 238 
312 220 
450 138 

 
CASO [0.65 V] 

 

K [md] 
K Ord 
[md] 

1756 1756 
868 1589 
504 1309 
866 1286 
599 1250 
921 1176 

1250 976 
581 934 
90 928 

528 921 
976 868 
858 866 
95 863 

117 858 
1309 787 
522 702 
593 599 
70 593 

194 581 
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519 562 
440 528 
562 522 
934 519 
110 504 

1589 483 
483 471 
189 440 
388 388 
114 194 
90 189 

702 136 
1286 117 
928 114 
787 110 
79 95 

863 90 
1176 90 

45 79 
471 70 
136 45 
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ANEXO E 
 

“DIAGRAMAS DE FLUJO BL-DP-ST-CGM” 

 
E.1 BUCKLEY-LEVERETT 
 

 
 
E.1.1 SUBPROGRAMA CÁLCULOS GENERALES 

 

El primer subprograma en el modelamiento de Buckley Leverett es CG el cual 

como su nombre lo indica halla los cálculos generales necesarios para hallar los 

datos que se requieren en subprogramas posteriores. En este subprograma se 

hallan el área transversal, el volumen poroso, el volumen poroso desplazable, el 

aceite original in-situ y la saturación de agua máxima.  

El área transversal se determina hallando el producto entre el espesor y la 

distancia entre productores. El volumen poroso se determina dividiendo la 
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multiplicación de esta área transversal hallada, la distancia entre inyectores y la 

porosidad por 5,615 para la conversión de unidades de pies cúbicos a barriles 

Figura 1. Diagrama de flujo programa Buckley Leverett con su primer 

subprograma cálculos generales Buckley Leverett 

 

 

Para calcular el volumen poroso desplazable se determina la saturación de aceite 

que se puede desplazar al restar la saturación de aceite residual y agua inicial a 1, 

para luego multiplicarlo por el volumen poroso. El aceite original in-situ se halla 

determinando la saturación de aceite la cual es (1-Swi) para luego multiplicarlo por 

el volumen poroso. La saturación de agua máxima va a ser la resta de la 

saturación de aceite residual al cien por ciento de la saturación. 
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Figura 2. Determinación área transversal 

 

 

 

 

 

 

E.1.2 SUBPROGRAMA DE CONSTRUCCIÓN DE FLUJO FRACCIONAL 

 

El subprograma de flujo fraccional está encargado de la adquisición de datos que 

representan lo que gráficamente representaría la curva de flujo fraccional. En 

primera medida se halla el delta de saturación de agua, el cual determina el paso 

en el cual se variara la saturación. Para hallar este paso se resta la saturación de 

agua inicial a la saturación de agua máxima hallada en el subprograma de 

cálculos generales y se divide este valor por el número de pasos que se ingresó al 

programa. Es de tener en cuenta que a mayor sea el número de pasos que se 

ingrese el programa calculara saturaciones más exactas. 

Se inicializa el subprograma al poner como la primera saturación y punto de 

partida a la saturación inicial, se calcula el delta de gravedad específica restando 

la gravedad específica de agua y aceite. Una vez se han hecho estos tres 

primeros pasos el subprograma empieza a llenar el vector de saturación al variar 

el paso llegando hasta el paso n. Para cada valor de saturación se calcula la 

permeabilidad relativa al aceite, la permeabilidad relativa al agua, y el flujo 

fraccional. Por cuestiones de simplificar el proceso a la hora de hallar el flujo 

fraccional, se calcula inicialmente el numerador de la ecuación de flujo fraccional y 

luego el denominador. La ecuación de flujo fraccional es la siguiente: 

H 

DP 

H At 
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𝒇𝒘 =
𝟏 + 𝟏,𝟏𝟐𝟕 𝒌𝒐𝑨

𝝁𝒐 ∗ 𝒒𝒕
�𝝏𝑷𝒄𝝏𝒙 − 𝟎,𝟒𝟑𝟑∆𝒚𝒔𝒆𝒏𝜶�

𝟏 + 𝒌𝒐 ∗ 𝝁𝒘
𝒌𝒘𝝁𝒐

 

 

Figura 3. Subprograma construcción curva de flujo fraccional Buckley Leverett 

 

 

E.1.2. SUBPROGRAMA DERIVADA ANTES DE RUPTURA 

 

Para el subprograma que calcula la derivada antes de la ruptura lo que se buscó 

fue matemáticamente interpretar lo que usualmente se hace gráficamente. Cuando 

se busca hallar fwf, swf y swp primero se construye la gráfica de flujo fraccional y a 

partir del punto de saturación inicial se traza una tangente que toque a la curva en 

su punto de mayor pendiente, de modo que al determinar este punto su 

coordenada en el eje de saturación de agua será swf, y su coordenada en el eje 

de flujo fraccional de agua será fwf. Utilizando la pendiente de esta tangente y 
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extrapolándola a fw igual a uno se halla un punto con coordenada en saturación 

de agua swp.  

Figura 4. Determinación de Swp, fwf y swf a partir de la gráfica de flujo fraccional 

 

El procedimiento para hallar los valores de estas tres variables es primero hallar la 

pendiente de cada punto que se tenga programado de saturación, luego de 

halladas cada una de las pendientes se comparan las pendientes para así hallar la 

más grande. Una vez determinado este punto el valor de flujo fraccional de este 

punto es fwf y el valor de saturación de agua será swf. Por ultimo con los valores 

del punto de mayor pendiente y la ecuación de pendiente se despeja Swp. 

 

𝑚 =
𝑦2 − 𝑦1
𝑥2 − 𝑥1

=
𝐹𝑤 = 1 − 𝐹𝑑𝑑𝑖 = 0

𝑆𝑑𝑑𝑝 − 𝑆𝑑𝑑𝑖
= 𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑚 (112 
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Figura 5. Subprograma derivada antes de ruptura Buckley Leverett 

 

En el diagrama se determina en la primera operación la derivada de todos los 

puntos de saturación programados. Posteriormente se inicializa el componente 

que compara todas las pendientes al igualar a cero dfwm el cual es la derivada de 

máxima pendiente, nr el cual es la cantidad de pasos a ruptura, al igual que fwf y 

swf. Una vez hecho esto el programa mediante un condicional inicia la 

comparación de cada derivada hallada al inicio con el valor anterior de derivada de 

cada punto. Si este encuentra que el valor de una derivada es mayor al punto 

anterior cambiara el valor de dfwm, fwf, swf, swp y nr, de lo contrario todos los 

datos se mantienen iguales a excepción de nr en el cual se van contabilizando el 

número de pasos hasta llegar a ruptura. 

 

 

217 
 



3.2.2.4 SUBPROGRAMA DERIVADA POST-RUPTURA 

 

Figura 6. Diagrama de flujo para el subprograma de la derivada post-ruptura 

 

Mediante este subprograma lo que se busca es enfocarse en la sección de la 

gráfica de flujo fraccional después de ruptura. 

De la figura se pueden observar las diferentes pendientes que se deben 

determinar en la ampliación de la curva después de la ruptura. Para esto se llena 

el vector de saturaciones después de ruptura, por esto los cálculos se hallan 

desde el paso donde se produce ruptura nr hasta n. En estos cálculos se 

determina Swd el cual será una nueva saturación donde se le sumara a la 

saturación del vector ya llenado del subprograma de la construcción de flujo 

fraccional el valor de hd, el cual es un valor muy pequeño utilizado para calcular la 

derivada por su definición. Con este nuevo valor de saturación Swd se halla un 
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nuevo valor de permeabilidad relativa de agua y aceite, y nuevamente se calcula 

el flujo fraccional.  

Figura 7. Sección que se amplía con el subprograma de derivada post-ruptura  

                    

Figura 38. Curva de flujo fraccional ampliada al momento después de ruptura.  
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Una vez llenado este nuevo vector de saturaciones y flujo fraccional se pasa a la 

segunda parte del subprograma en el cual se halla la derivada en cada punto 

utilizando la definición de la derivada. 

𝑑𝑑′(𝑥) = lim
ℎ→0

𝑑𝑑(𝑥 + ℎ) − 𝑑𝑑(𝑥)
ℎ

=
(𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑖 − 𝑑𝑑𝑑𝑑𝑖)

ℎ
 (113) 

Ya por último el programa calcula los diferentes Swp vistos en la gráfica ampliada 

de flujo fraccional después de ruptura utilizando la misma técnica que se utilizó en 

el subprograma de la derivada antes de ruptura. Mediante la ecuación de la 

definición de pendiente se despejan estos valores.  

3.2.2.5 SUBPROGRAMA CÁLCULOS FINALES 

El último subprograma en el diagrama de flujo es el encargado de los cálculos 

finales CF. El objetivo de este programa es calcular los datos finales teniendo en 

cuenta que mientras el tiempo antes de ruptura se varía mediante un paso, 

después de ruptura este es calculado a través de 

 

 

A diferencia de esto los cálculos posteriores son los mismos hallando el agua 

inyectada, el petróleo producido, el caudal de agua, el caudal de aceite, el agua 

producida, la relación agua-petróleo, y el factor de recobro. 

 

 

 

 

 

 

𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑
𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑

=
𝑉𝑉𝑉𝑉
𝑞𝑞𝑡𝑡 ∗ 𝑡𝑡

(114) 
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 A.2 DIAGRAMA DE FLUJO DYKSTRA-PARSON 
 

Figura 8. Diagrama de flujo del modelo de Dykstra-Parsons 

 

3.3.1.1 SUBPROGRAMA CÁLCULOS GENERALES 

En este subprograma se realizan los cálculos generales determinándose la razón 

de movilidad, el volumen poroso, el petróleo original in-situ, y el agua de llenado. 

Figura 9. Subprograma cálculos generales en el diagrama de flujo de Dykstra-

Parsons 
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3.3.2.2 SUBPROGRAMA CDP   

 

En el subprograma CDP se tiene como objetivo determinar el coeficiente de 

Dykstra-Parsons. Para determinar el coeficiente de Dykstra Parsons se ha de 

tener un número n de capas. Para este número n de capas se tiene un vector de 

las permeabilidades K(i) y un vector de los espesores de todas estas capas h(i). 

Teniendo estos dos vectores de permeabilidad y espesor, se halla el producto de 

permeabilidad y espesor llenando así el vector KH(i) el cual será necesario más 

adelante en la determinación del RAP. Una vez hecho esto se van sumando todos 

los resultados de logaritmos de permeabilidad en Sumlk, para luego hallar la 

media al dividir este valor en el número n de capas. Para poder llegar al cálculo 

del coeficiente de Dykstra-Parsons es necesario calcular el vector de desviación 

en el cual a todos los valores del vector Lnk(i) se les resta la media, para así en el 

almacenador Sumvarianza sumar el cuadrado de cada nuevo resultado. Teniendo 

esto se calcula la varianza la cual es la división de Sumvarianza en el número de 

capas n. La desviación estándar será la raíz cuadrada de esta varianza. Una vez 

calculada la desviación estándar ya por su ecuación se podrá calcular el 

coeficiente de Dykstra Parsons. 

Figura 10. Subprograma CDP para el método de Dykstra-Parsons 
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3.3.2.3 SUBPROGRAMA EXP 

A través de dos ciclos “for” se llena una matriz donde se divide cada permeabilidad 

por la permeabilidad mayor en ese estrato. Debido a que uno ordena las 

permeabilidades de mayor a menor y se va suponiendo que las capas van 

llegando a ruptura a manera que la permeabilidad va decreciendo, a medida que 

pasamos cada serie de cálculos la siguiente capa ordenada llega a ruptura y así 

esta será la nueva capa con mayor permeabilidad. Este procedimiento se sigue 

hasta llegar a la última capa. 

3.3.2.4 SUBPROGRAMA EV 

En el subprograma de eficiencia vertical se llena nuevamente una matriz a través 

de dos ciclos “for”. En este caso para cada capa teniendo en cuenta la misma 

suposición del subprograma EXP acerca de la ruptura de capas, se calcula:  

⎣
⎢
⎢
⎡−𝑀𝑤𝑜 + �𝑀𝑤𝑜

2 + 𝐾𝑚+1(𝑖, 𝑗) + (1 −𝑀𝑤𝑜
2)

1 − 𝐾𝑚+1(𝑖, 𝑗)
⎦
⎥
⎥
⎤
∗ 𝐻(𝑗)                      (116) 

A partir del concepto de intrusión fraccional. 
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Para cada serie de cálculos se va llenando el vector Sumacap(i) el cual es la 

sumatoria de todos los valores. En Sumcap se va hallando la suma de todos estos 

valores hasta finalizar los dos ciclos.  

Calcular el espesor acumulado en cada serie de cálculos es muy importante para 

el cálculo de la eficiencia vertical. Con un ciclo “for” para las n capas se va 

encontrando el espesor acumulado en Hacum, para luego con este valor calcular 

la eficiencia vertical. 

Figura 11. Diagrama del subprograma EXP del diagrama de flujo Dykstra-Parsons 

 

3.3.2.5 SUBPROGRAMA RAP 

El subprograma RAP al igual que los dos anteriores subprogramas está 

conformado por dos ciclos for para llenar una matriz con las mismas 

características de las dos llenadas anteriormente.  

Para cada capa se calcula: 

𝑘(𝑗+1) ∗ 𝐻(𝑗+1)

�𝑀𝑤𝑜
2 + 𝐾𝑚+1(𝑖, 𝑗) + �1 −𝑀𝑤𝑜

2�
(117) 
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Figura 12. Diagrama del subprograma EXP del diagrama de flujo Dykstra-Parsons 

 

 

225 
 



De manera análoga al subprograma anterior se tiene un vector Sumaprap donde 

se va hallando la suma de estos cálculos para cada serie de estos, y Sumrap el 

cual es un acumulador de todas las sumatorias hasta llegar al final del proceso. En 

este subprograma análogo al subprograma anterior se inicializa la sumatoria en 

este caso de la multiplicación de k y h. Bajo un ciclo “for” para las n capas del 

programa se determina KHcum donde se tienen en cuenta para cada capa los 

valores del vector KH hallados en el subprograma CDP. Una vez hecho esto se 

halla el valor de RAP con los valores anteriormente calculados. 

Figura 13. Subprograma RAP diagrama de flujo Dykstra-Parsons 

 

3.3.2.6 SUBPROGRAMA CF 

En el subprograma de cálculos finales se determinan para el numero n de capas a 

través de un ciclo “for” los valores de flujo fraccional, eficiencia areal, petróleo 

producido, caudal de agua, caudal de aceite, agua de desplazamiento, agua 
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producida, agua acumulada, agua inyectada, tiempo de inyección, y factor de 

recobro. Se ve necesario la introducción de tres términos Npant, Rapant, y Wpant, 

con lo cual se busca restarlos a los valores de Np, Rap, y Wp para cada etapa de 

modo que no se tenga en cuenta el valor de estas variables en el paso anterior. 

Figura 14. Subprograma cálculos finales para el diagrama Dykstra-Parsons. 
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A.3 “DIAGRAMA DE FLUJO STILES” 
 
Figura 15. Subprograma CG 

 

3.4.1.1  SUBPROGRAMA CG 

 

Valores como la movilidad, el área superficial, el volumen poroso y el aceite 

original in situ, se calculan en este subprograma. Cada uno de estos valores es 

importante para la realización de posteriores cálculos. Una vez realizados los 

cálculos generales, es posible la construcción de la curva de capacidad vs espesor 

adimensional que se explicaba al principio de esta tesis.  

3.4.1.1  SUBPROGRAMA ADS 

 

Para el desarrollo de este subprograma, es necesario ingresar los valores de 

permeabilidad en orden decreciente junto a su respectivo valor de espesor. En la 

figura 88 se logra apreciar de forma detallada este procedimiento. 
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Figura 16. Subprograma de construcción de datos adimensionales.  

 

Es importante notar que la suma de cada uno de los espesores h(i) debe ser igual 

al espesor total de la formación (H) que se ingresa en los datos de entrada. El 

primer ciclo for presente en esta parte del programa se encarga de calcular el 

valor de espesor adimensional para cada capa y el valor de Capacidad acumulada 

correspondiente a cada valor de espesor, sin embargo en este ciclo no es posible 

el cálculo de la capacidad adimensional debido a que no es sino hasta el último 

valor de espesor (n) que se determina la capacidad total acumulada. Es por esta 

razón que se necesita de un nuevo ciclo al final del subprograma que permita a 

partir del valor de capacidad acumulada en cada capa (n) y el valor de capacidad 

total acumulada Cai, determinar las respectivas capacidades adimensionales. 
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3.4.1.3  SUBPROGRAMA K’ 

 

Ya calculada la curva de capacidad adimensional se procede a determinar la 

permeabilidad adimensional mediante el siguiente subprograma (figura 89).  

Figura 17. Subprograma de construcción de permeabilidad adimensional. 

 

El subprograma se encarga de calcular el valor de permeabilidad adimensional a 

partir de la derivada como se explicaba en el primer capítulo, es decir el cálculo de 

una pendiente. Para esto se hallan una serie de deltas de Capacidad adimensional 

y permeabilidad adimensional, los deltas se calculan restando al valor i de 

capacidad o permeabilidad, el valor i-1, sin embargo cuando nos encontramos en 

el primer valor (i=0) no existe un valor anterior, por lo tanto este valor anterior se 

considera 0. Esa es la razón del condicional presente dentro del ciclo “for” y los 

valores de Cdel y hdel se utilizan para guardar el valor (i-1) para el siguiente paso. 

Una vez obtenidos los deltas se calcula la pendiente que es a su vez el valor de 

permeabilidad adimensional. Es necesario aclarar que está pendiente es 
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correspondiente al punto medio presente entre los valores del deltahad por lo que 

se calcula una hg que corresponde al valor grafico par de la permeabilidad 

adimensional.  

3.4.1.4  SUBPROGRAMA CÁLCULOS FINALES I 

 

Una vez graficada la curva de permeabilidad adimensional y los correspondientes 

datos adimensionales es posible empezar a realizar los primeros cálculos finales 

en el subprograma que se muestra a continuación  (Figura 90). 

Figura 18. Subprograma de cálculos finales I. 

 

Valores como la relación Agua-Petróleo y la eficiencia vertical son calculados 

mediante las curvas de permeabilidad y capacidad adimensional. De ahí en 

adelante el flujo fraccional, la eficiencia areal, el aceite producido y las tasas de 

producción se calculan a partir del RAP y la Ev previamente calculada. El siguiente 

valor a calcular es el tiempo de inyección, este se calcula dividiendo el aceite 

producido en cada etapa, por la respectiva producción de aceite. Sin embargo la 

producción calculada en el anterior subprograma corresponde al último tramo de la 

etapa y no es un valor representativo de esta. Es por esta razón que es necesario 
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hallar un caudal de aceite promedio valido para el cálculo del tiempo de inyección 

acumulado. 

3.4.1.5  SUBPROGRAMA CÁLCULOS FINALES II 

 

El subprograma cálculos finales II (Figura 91), se encarga de hacer esto y de 

terminar los cálculos del modelamiento por Stiles.   

Figura 19. Subprograma de cálculos finales II. 

 

La tasa de producción promedio se calcula mediante el promedio de la tasa i y la 

tasa i-1, sin embargo cuando i=0, no existe valor anterior, por lo que de manera 

análoga a lo ocurrido en el subprograma de la permeabilidad adimensional, 

utilizamos un condicional. Habiendo calculado el tiempo respectivo se realizan los 

últimos cálculos que son factores de recobro, agua inyectada y agua producida. 
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E.4 “DIAGRAMA DE FLUJO CGM” 
 

En cuanto al subprograma Buckley-Leverett, los datos de entrada son los mismos 

utilizados en el programa del mismo nombre, los valores obtenidos de este 

subprograma corresponde a valores puntuales como los son la saturación de agua 

promedio del frente antes de ruptura (Swpbt), la permeabilidad relativa del agua y 

del aceite a Swpbt, el número de iteración a la cual se alcanza el tiempo de 

ruptura (nr), así como los vectores de saturación, flujo fraccional, permeabilidad y 

derivada postruptura. Una vez calculados los valores anteriores en BL, se da inicio 

al cálculo de los valores generales necesarios para posteriores cálculos en CGM.  

Figura 20. Subprograma de Cálculos Generales en CGM 
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3.5.1.1 SUBPROGRAMA CÁLCULOS GENERALES 

 

El objetivo principal de este subprograma es determinar los valores de agua 

inyectada en cada una de las cuatro etapas que son agua inyectada a 

interferencia, llenado, ruptura y tiempo de límite económico, este último 

determinado por el usuario. Otros valores importantes calculados corresponden a 

la determinación de la tasa base de inyección, movilidad y eficiencia de barrido 

antes de ruptura.  

 

3.5.1.2 SUBPROGRAMA ETAPA I 

 

Habiendo determinado los valores de cálculos generales, se da inicio a la primera 

etapa de cálculos del modelo como es la etapa I o etapa antes de interferencia. La 

idea del mismo es determinar lo valores de tasa de inyección y tiempos 

acumulados. En esta estancia no existe producción de agua ni aceite, por lo que el 

factor de recobro, el RAP y demás valores dependientes de las tasas de 

producción son iguales a cero. Antes de inicializar la etapa es necesario definir el 

número de intervalos a ser modelados por medio de un contador n1, así como 

inicializar el tiempo acumulado, agua inyectada acumulada y la tasa de inyección.  
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Figura 21. Subprograma para cálculos en la Etapa I CGM 

 

3.5.1.3 SUBPROGRAMA ETAPA II 

 

Una vez realizados los cálculos de la etapa I se procede a realizar lo propio para 

etapa II. Sin embargo esta etapa es la más corta de todas, por esta razón puede 

ser definida con solo un valor de deltat, uno de tasa de inyección y otro de agua 

inyectada. Para ello se utiliza un contador n2, el cual no es más que la suma de 

n1+1, de igual forma antes del ciclo “for” se inicializan el valor de agua inyectada 

acumulada, al valor de agua inyectada a interferencia (Figura 103). 
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Figura 22. Subprograma para cálculos en la Etapa II CGM 

 

Es importante indicar que RC es la razón de conductancia, la cual se calcula 

gráficamente mediante la Figura 20.  

 

3.5.1.4 SUBPROGRAMA ETAPA III 

 

Terminada la etapa II se da inicio a la etapa de inicio de producción de aceite o 

Etapa III, para el modelamiento de esta es necesario como en la primera etapa 

definir los intervalos Deltaw para los cálculos. Para esto se utiliza un contador n3, 

por lo tanto esta fase corresponderá de n2 a n3. En esta etapa existe producción 

de aceite pero no producción de agua, para el cálculo de esta producción es 

necesario como se explicó en el capítulo uno,  de la determinación de la razón de 
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conductancia para cada uno de los pasos que se den en el ciclo “for”. El esquema 

del subprograma Etapa III se ilustra en la figura (104).  

3.5.1.5 SUBPROGRAMA ETAPA IV 

 

La etapa IV se inicializa una vez se han terminado todos los cálculos para la etapa 

III. El modelamiento de esta etapa consta de tres partes principales.  

Figura 23. Subprograma para cálculos en la Etapa III CGM 

 

La primera parte se encarga de calcular determinados valores de pendiente (m) a 

partir de los datos experimentales presentes en la monografía de Craig (Anexo 2). 

La segunda parte se encarga de encontrar los valores de Sw2 cuya derivada sea 

aproximadamente igual a los valores de pendiente calculados anteriormente. Y por 

último se realizan los cálculos finales de la etapa con los valores de saturación, 

flujo fraccional y permeabilidad relativa determinados en la segunda parte. Es 

importante indicar que para la determinación de las saturaciones (Sw2) se utiliza 
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una tolerancia 0.01, es decir, si la resta entre el valor de la derivada real con la 

derivada calculada es menor a este valor, inmediatamente el valor de saturación 

correspondiente a esa derivada real, pasa a ser (Sw2).  

Figura 24. Parte uno, Subprograma para cálculos en la Etapa IV CGM 

 

Figura 25. Parte dos, Subprograma para cálculos en la Etapa IV CGM 
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Figura 26. Parte tres, Subprograma para cálculos en la Etapa IV CGM 

 

De igual forma a etapas anteriores, es necesario definir un contador n4, que 

indicara el número de pasos o cálculos que se realizaran hasta llegar al tiempo de 

límite económico desde la ruptura. 
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