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RESUMEN 

 

TITULO:  ACTUALIZACIÓN DEL MODELO DE ANALISIS NODAL DEL 

CAMPO BONANZA Y EVALUACIÓN DEL SISTEMA ACTUAL DE 

PRODUCCIÓN PARA LA CAMPAÑA DE DESARROLLO 2015 

 

AUTORES:   JULIE TATIANA JAIMES RUEDA 

SERGIO ANDRES GUTIERREZ CASTELLANOS * 

 

 
PALABRAS CLAVES:        Análisis nodal, Sistema de Producción, Campo Bonanza,                 
 PIPESIM 
 
DESCRIPCIÓN: Para el presente año se inició una campaña de perforación de 21 

pozos productores de crudo en el campo Bonanza operado por ECOPETROL S.A 

que se encuentra ubicado en el valle medio del magdalena haciendo parte del 

archivo provincia de la superintendencia de mares, en virtud de esto, nació la 

necesidad de evaluar el sistema de recolección de crudo existente en el Campo, a 

través del programa de simulación PIPESIM Versión 2011; para el desarrollo de 

este estudio, fue necesario recopilar la mayor cantidad de información y realizar un 

control de calidad de la misma, lo cual permitirá analizar las características del 

sistema de producción desde fondo de pozo hasta la estación de recolección, 

ayudando a predecir el comportamiento hidráulico del sistema de recolección, 

determinar limitaciones hidráulicas, seleccionar la infraestructura mínima requerida 

para el manejo seguro y eficiente de la producción asociada a los nuevos pozos, así 

como también, estimar los costos de adecuación, para el desarrollo de este estudio. 

Finalmente se concluye que se presentan limitaciones en el TRAMO 2 (Tubería de 

6 pulg. Y 3363 pies)   y el TRAMO 3 (Tubería de 6” y 3188 pies), en cuanto a los 

otros TRAMOS no presentaron limitaciones. Posteriormente estos tramos se 

seleccionaron para el reemplazo del TRAMO 2 y para el TRAMO 3, una tubería de 

8 pulg Schedule 40. Adicionalmente se realiza un incremento en la productividad 

por medio de la sensibilización de los cañoneos a diferentes pozos seleccionados. 

Estos diámetros y Pozos fueron seleccionados debido a que mostraron la mejor 

relación costo beneficio una vez realizado el estudio.  
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ABSTRACT 

 

TITLE:  UPDATING OF THE NODAL ANALYSIS MODEL IN BONANZA 

FIELD AND ASSESSMENT OF THE CURRENT PRODUCTION 

SYSTEM FOR THE 2015 CAMPAIGN DEVELOPMENT* 

 

AUTHORS:   JULIE TATIANA JAIMES RUEDA 
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DESCRIPTION: 

For the current year, a 21 crude-producing wells drilling campaign was started at 

Bonanza field operated by ECOPETROL. This field is located on the medium valley 

of Magdalena river and is part of the province file at Mares prefecture. Thereafter, 

the need arose for assessing the crude collecting system in the field by means of 

PIPESIM simulation software 2011. For the development of the study, it was 

necessary to collect and carry out quality control of large amounts of information.  

This will allow the analysis of the characteristics of the production system from the 

well ground to the collection station, helping to predict the collection’s system 

hydraulic behavior; determine hydraulic limitations; and choose the minimum 

infrastructure required for the safe and efficient handling of the production associated 

to new wells. This will also make it possible to calculate adaptation expenses for the 

development of this study. As a result, some limitations are found in SECTION 2 (6-

inch, 3363 feet pipe) and SECTION 3 (6-inch, 3188 feet pipe). Other SECTIONS did 

not show any limitations. Subsequently, an 8-inch schedule 40 pipe was chosen to 

replace SECTIONS 2 and 3. Additionally, an increase in productivity was observed 

by means of the sensitization of perforation in different chosen wells. These 

diameters and wells were chosen due to the fact that they showed the best cost-

benefit ratio once the study was carried out.  

                                                           
   Draft Grade 
** Physical Chemistry Engineering Faculty. Petroleum Engineering School. Advisor: M.Sc Nelson    
Enrique Quintero Valero. 
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INTRODUCCIÓN 

 

El desarrollo del Campo Bonanza por parte de la empresa ECOPETROL S.A, está 

dirigido mediante la inversión de capital a lograr un aumento en la producción de 

crudo. La empresa para este año inicio una campaña de perforación de 21 pozos 

productores de crudo en este campo, en virtud de esto, nace la necesidad de 

analizar el sistema de recolección existente en el campo; todo ello con la finalidad 

de recolectar de manera eficiente la producción asociada a éstos nuevos pozos. 

Para realizar esta actualización y su respectiva evaluación se aplicara una de las 

técnicas más utilizadas en la industria de los hidrocarburos, esta técnica se 

denomina Análisis Nodal, la cual permite determinar limitaciones desde fondo hasta 

la estación del campo en estudio, estas limitaciones consisten básicamente en 

detectar restricciones al flujo y cuantificar el impacto sobre la capacidad de 

producción del sistema. 

Durante el desarrollo del proyecto se describe los modelos básicos para determinar 

la capacidad de producción del sistema, los patrones de flujo multifásico en tuberías 

verticales y horizontales, así como las correlaciones que modelan  el flujo a través 

de tuberías. 

Para la aplicación de dicha técnica se realizó un análisis cualitativo del software 

PIPESIM 2011 desarrollado por la compañía Schlumberger,  este software cuenta 

con recursos suficientes para modelar el sistema de producción con sus respectivos 

componentes incluyendo el sistema de levantamiento artificial presente como en 

este caso bombeo por cavidades Progresivas. 

La metodología a utilizar para el desarrollo del modelo de simulación se basó en el 

análisis del sistema de recolección de crudo, a través, del programa PIPESIM 2011, 

en el cual se sensibilizaron los diferentes modelos de IPR, el flujo multifásico en 

tuberías, y el funcionamiento del bombeo por cavidades progresivas como sistema 

de levantamiento artificial, que servirá para predecir el comportamiento hidráulico 

de dicho sistema al momento de incorporar la nueva producción, con el fin de 

especificar posibles limitaciones hidráulicas.  

Adicionalmente se seleccionó la infraestructura mínima requerida para obtener un 

sistema de transporte de crudo eficiente, que contribuirá a prevenir problemas 

operacionales tales como, caídas de presión excesivas en la tubería, corrosión, 

entre otros.  

Por último se estimó los costos de ampliación o adecuación del sistema de 

recolección, analizando los indicadores económicos necesarios que permitieron 

determinar la viabilidad y rentabilidad de las mejores propuestas en el sistemas de 

recolección del campo. 
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1. TECNICA ANALISIS NODAL 

 

En el campo Bonanza la técnica análisis nodal se ha aplicado para identificar 

posibles problemas hidráulicos y poder identificar oportunidades de optimización, 

durante el año 2013 se llevó a cabo un estudio donde se aplicó el análisis nodal por 

medio de software especializados que brindan la posibilidad de realizar 

sensibilizaciones en el cambio de diámetro de la tubería de producción, disminución 

de la presión en cabeza, aumento en las velocidades de operación de las bombas 

y daño a la formación. 

La técnica de análisis nodal en un sistema de producción es implementada hoy en 

la industria petrolera, como el medio adecuado para el diseño y evaluación, tanto 

en pozos fluyentes como en pozos que cuenten con sistema de levantamiento, la 

metodología que implementa permite aplicar el análisis a todo el sistema desde el 

límite exterior del yacimiento hasta la cara de la formación, la sección del 

completamiento, las sartas de tubería ascendentes y las líneas de flujo; incluyendo 

cualquier tipo de restricciones presentes como válvulas de seguridad de subsuelo, 

estranguladores de superficie etc. Esto se realiza  con el fin de poder determinar el 

comportamiento actual y futuro de un pozo productor de hidrocarburos.1 Esta 

aplicación al análisis de los sistemas de producción de pozos fue propuesta por 

Gilbert en 1954 y discutida por Nind en 1964 y Brown en 1978.2 

Figura 1 Componentes Básicos del sistema de Producción 

                                                           
1 ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. 27 p. Modificado por los autores. 
2 HIRSCHFELDT, Marcelo. www.oilproduction.net. 2009. 29. P. 
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Esta técnica nos permite dividir el sistema en varias secciones para calcular las 

caídas de presión, Estas secciones son llamadas nodos, la selección del nodo 

depende del componente o variable que se quiera aislar para evaluar y mostrar su 

comportamiento. Los cuales pueden ser nodos solución  y nodos funcionales, los 

nodos de solución principales se establecen en el yacimiento (medio poroso), fondo 

de pozo, cabeza de pozo y separador. Los nodos funcionales son las herramientas 

utilizadas en fondo o superficie que ocasionen diferenciales de presión significativas 

para el sistema, como estranguladores de fondo, válvulas de seguridad, entre otros;  

Para predecir el comportamiento del sistema se emplea el método y correlación de 

flujo multifásico que se considere adecuado dependiendo de las características de 

los fluidos, lo que ayudaría a identificar las curvas de comportamiento de afluencia 

y el potencial de producción del yacimiento.3 (Figura. 1) 

Gracias a al análisis realizado se obtienen generalmente incrementos en la 

producción y el mejoramiento de la eficiencia de flujo para los pozos productores 

existentes, para los pozos que estén planeados en campañas nuevas de perforación 

se permite definir el diámetro óptimo de las tuberías de producción, del 

estrangulador, y línea de descarga por el cual debe fluir ese pozo, así como predecir 

su comportamiento de flujo y presión para diferentes condiciones de operación. 

En el análisis nodal se evalúa un sistema de producción dividiéndolo en tres 
componentes básicos: 
 

 Flujo a través del medio poroso (Yacimiento), considerando el daño 
ocasionado por lodos de perforación, cemento, etc. 
 

 Flujo a través de la tubería vertical o de producción, considerando cualquier 
posible restricción como empacamientos, válvulas de seguridad, 
estranguladores de fondo, etc.  
 

 Flujo a través de la tubería horizontal o línea de descarga, considerando el 
manejo de estranguladores en superficie.4 

 
Para utilizar el concepto de análisis nodal al menos se deberá conocer la presión en 
el punto partida. En un sistema de producción se conocen siempre dos presiones, 
los cuales se consideran constantes para fines de cálculo, siendo estas la presión 
estática del yacimiento (Pr) y la presión de separación en la superficie (Psep). Por 
lo tanto, los cálculos pueden iniciar con cualquiera de ellas, para después 

                                                           
3 PORRAS, Mario y ZAPA, Marvin. Evaluación de los métodos empleados en software comerciales para 
optimizar la producción de crudo por análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis ingeniería de petróleos. 
Universidad Industrial de Santander, 2014. 27 p. Modificado por los autores. 
4 ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. P.27.  
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determinar la presión en los nodos de solución intermedios entre estas posiciones 
de partida. Los resultados del análisis del sistema no solamente permitirán la 
definición de la capacidad de producción de un pozo para una determinada serie de 
condiciones, sino que también muestran los cambios en cualquiera de los 
parámetros que afectan su comportamiento. Por lo tanto, el resultado neto es la 
identificación de los parámetros que controlan el flujo en el sistema de producción. 
 
Las curvas de comportamiento de afluencia obtenidas, son función de los siguientes 
puntos clave del sistema: 
 

 Características del yacimiento. 
 Características de la tubería de producción y línea de descarga. 
 Presión en el nodo inicial y final del sistema. 
 Porcentaje de agua producido. 
 Relación gas-liquido. 
 Longitud de las tuberías. 
 Temperatura. 
 Características de los fluidos a manejar. 
 Topografía del terreno en el caso de la línea de descarga. 
 Grado de desviación del pozo.5 

 

Un punto importante es que, además de las razones técnicas, se tendrá que aportar 
también una justificación económica, validando con ello de manera completa la 
solución encontrada. 
 
El transporte de estos fluidos (petróleo-gas-agua) requiere un suministro de energía, 
para poder vencer las pérdidas que se generan durante el traslado desde el 
yacimiento hasta el separador. 
 
Estas pérdidas de energía están asociadas a la fricción, al peso de la columna y a 
ciertos efectos de aceleración. Debe recordarse además, que en el yacimiento el 
flujo ocurre a través de un medio poroso. El yacimiento posee una enorme cantidad 
de energía que se manifiesta en forma de presión, la cual generalmente es 
suficiente para mantener al pozo fluyendo de manera natural por mucho tiempo. A 
medida que esta energía declina, se hace necesario utilizar métodos de 
levantamiento artificial y/o recuperación secundaria. 
 
En un sistema de producción la presión va disminuyendo desde el yacimiento hacia 
el separador. Para rangos de tiempo razonablemente cortos, la caída de presión 
total en el sistema de producción es constante. Esto se debe a que tanto la presión 
estática del yacimiento como la presión de separación son esencialmente 
constantes en un momento dado de la vida del pozo. 

                                                           
5 Ibíd., p. 28. 
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ΔPTotal = PR – Psep = ΔP1 + ΔP2 +…+ ΔPn  Ec. 1 
 
Donde: 
 
PR = Presión del Yacimiento  
Psep = Presión del separador 
+ ΔP2 +…+ ΔPn = Variaciones de presión en el sistema.6 
 
 
Generalmente las pérdidas de presión encontradas están asociadas a: 
 

 Flujo en el yacimiento. 
 Flujo a través de las perforaciones. 
 Flujo a lo largo del tubing. 
 Flujo a través del estrangulador (si existe). 
 Flujo a lo largo de la línea de flujo. 

 
Evidentemente, si existen otros accesorios en el sistema, su efecto también debe 
ser considerado. 
 
El hecho de que el ΔP total sea esencialmente constante, a pesar de que cada 
componente tenga un ΔP variable determina que si existe un componente con un 
ΔP muy alto, el resto de los componentes tendrán un “ΔP disponible” bajo, por lo 
que el caudal a través del sistema de producción será bajo. Este fenómeno origina 
lo que comúnmente se denomina “cuello de botella”, con un efecto negativo sobre 
el comportamiento del sistema.7 
 

1.1 COMPONENTES QUE INTERVIENEN EN EL ANÁLISIS NODAL  

 
En función de la necesidad que se tiene de cada uno de los elementos que 
intervienen como componentes de un sistema de producción definiremos la 
funcionalidad de los más importantes:  
 

1.1.1 Separador.  

 
En el proceso de separación de petróleo y gas en campos petroleros no existe un 
criterio único para establecer las condiciones más adecuadas de producción óptima 
de los equipos, pero el estudio está orientado a obtener ciertos objetivos puntuales 
que nos den condiciones de máxima eficiencia en el proceso de separación, 
obteniendo de esta manera:  

                                                           
6 Ibíd., p. 29. 
7 Ibíd., p. 30. 
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 Alta eficiencia en el proceso de separación de gas-petróleo.  
 Mayor incremento en los volúmenes de producción.  
 Incremento en la recuperación de petróleo.  
 Disminución de costos por compresión.  
 Estabilización del RGP relación gas-petróleo.  

 

1.1.2 Línea de flujo horizontal.  

 
Este componente es el que comunica la cabeza de pozo con el separador y donde 
el fluido presenta un comportamiento que obedece a las condiciones adoptadas 
para el sistema de producción de los pozos.  El tratamiento del componente para 
flujo en la línea horizontal puede ser analizado usando las diversas ecuaciones y 
correlaciones presentadas por investigadores que han estudiado la incidencia que 
puede tener este componente sobre el conjunto del sistema, en su ínter relación 
apropiada de su dimensionamiento más adecuado y óptimo.  
 

1.1.3 Choque superficial.  

 
Es el que controla la producción del pozo con el cual se puede aumentar o disminuir 
el caudal de producción, en este componente se produce una presión diferencial 
que puede ser calculada con una de las muchas ecuaciones para choques o 
estranguladores.8 
 

1.1.4 Cabeza de pozo.  

 
Es un punto del sistema en el que se produce el cambio de dirección, de flujo vertical 
a flujo horizontal y de donde se toma el dato de la presión de surgencia para conocer 
la energía de producción del pozo, siendo también un punto crítico que es tomado 
en cuenta para su análisis dentro del sistema.  
 

1.1.5 Válvula de seguridad.  

 
Este componente es un elemento que se instala en la tubería vertical y que opera 
ante cualquier anormalidad del flujo que puede ocurrir en el transcurso de la 
producción, siendo vital para la seguridad operativa y productiva del pozo.  
 

1.1.6 Choque de fondo.  

 
Se procede a la bajada de este tipo de restricción de acuerdo a la necesidad que 
existe de elevar la presión y controlar la energía en el flujo de la línea vertical, como 
así también tener una presión de aporte y elevación controlada, por lo que se va a 

                                                           
8 RIVERO, José. Análisis nodal y explotación de petróleo. 2007. P. 11. 
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producir una presión diferencial en la que también se tendrá una caída de presión 
que a su vez puede ser calculada.  
 

1.1.7 Presión fluyente.  

 
Esta es muy importante para el sistema ya que de ella depende toda la capacidad 
de la instalación que se desea conectar al reservorio a través del pozo y así producir 
todo el campo.  Esta presión es medida en el fondo del pozo, tomada en su punto 
medio del nivel productor; su determinación se la hace en forma directa usando 
herramientas de toma de presión, también se puede calcular utilizando ecuaciones 
o correlaciones.  
 

1.1.8 Presión promedio del reservorio.  

 
Esta presión es evaluada respecto a un nivel de referencia, y es la presión a la cual 
se encuentran sometidos los cálculos de los fluidos del reservorio, siendo esta 
presión de gran interés para conocer el índice de productividad del pozo y así mismo 
nos permitirá conocer la capacidad de fluencia del reservorio hacia el pozo.9 
 
 

1.2 PROCESO DE APLICACIÓN DE ANALISIS NODAL 

 
La metodología básica para efectuar un análisis nodal incluye los siguientes pasos: 
 
 
A. En el sistema se debe seleccionar la ubicación de un nodo o punto de análisis. 
     Este nodo separa al sistema en dos zonas. 
 

 La zona aguas arriba del nodo se denomina Oferta. 
 La zona aguas abajo del nodo se denomina Demanda.10 

 
Los componentes aguas arriba (upstream) es decir por debajo del nodo comprenden 
la entrada y los componentes aguas abajo (downstream) es decir por encima 
comprenden la salida, además la relación entre el caudal y la caída de presión debe 
estar disponible para cada componente del sistema. Para cualquier tiempo hay dos 
presiones que no cambian con el caudal: la presión del yacimiento PR y la presión 
de salida del sistema que generalmente es la del separador Psep.  A partir de aquí 
se establecen las relaciones en el nodo:  
 
 
 

                                                           
9 RIVERO, José. Análisis nodal y explotación de petróleo. 2007. P. 12. 
10 Ibíd., p. 30. 
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 Entrada del nodo: P nodo = PR – ΔP.  
 Salida del nodo: P nodo = P sep. + ΔP. 

 
 
La capacidad de producción del sistema depende de dónde ocurra la caída de 
presión aunque la caída total en un tiempo cualquiera será PR – P sep. 11 
 

Figura 2 Nodos Principales y Funcionales 

Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante análisis nodal 
 

 
B. En el nodo seleccionado se realiza un balance de presiones, teniendo en cuenta 
que: 
 

 Caudal que entra = Caudal que sale. 
 La presión en el nodo es única. 

 
Esta metodología permite describir las siguientes expresiones: 
 

PR  – ΔP aguas arriba = P nodo   Ec. 2 
Psep  – ΔP aguas abajo = P nodo   Ec. 3 

 
La segunda ecuación aplica al sector del sistema de producción que se ha 
denominado Oferta, comenzando en el yacimiento y terminando en el nodo. Por otra 
parte, la tercera ecuación describe el balance de presión en la Demanda, es decir 

                                                           
11 PORRAS, Mario y ZAPA, Marvin. Evaluación de los métodos empleados en software comerciales para 
optimizar la producción de crudo por análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis ingeniería de petróleos. 
Universidad Industrial de Santander, 2014. P. 28. .  
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entre el separador y el nodo. La aplicación de las ecuaciones anteriores requiere 
que se tenga una expresión matemática que describa la relación entre el flujo y el 
comportamiento de la presión dentro de cada componente del sistema 
 

Figura 3 Curva de oferta y demanda 

 
 
Para diversos valores de caudal se calcula la presión en el nodo utilizando tanto la 
ecuación de oferta como la de demanda, y se gráfica. Existirá un caudal único para 
el cual las presiones de ambas curvas (en el nodo) coincidan. Es importante 
mencionar que las curvas de oferta y demanda no necesariamente se cortan, lo cual 
no debe interpretarse como un error del análisis nodal, sino que no hay un caudal 
que satisfaga las condiciones de presión de ambos sectores del sistema, es decir. 
El pozo no fluiría de manera natural.12 
 
El caudal puede ser determinado una vez los siguientes requisitos son cumplidos: 
  

 Flujo de entrada igual al flujo de salida en el nodo  
 Solo una presión puede existir en el nodo.  

 
La técnica del análisis punto a punto es utilizado para:  
 

 Determinar el diámetro del tubing.  
 Determinar el diámetro de tubería de flujo.  
 Diseño de empaquetamiento.  
 Diámetros del choque de superficie.  

                                                           
12 ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. P.31. 
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 Diámetros de la válvula de seguridad.  
 Análisis de restricciones anormales.  
 Diseño de sistema de levantamiento.  
 Evaluación de estimulaciones.  
 Determinar el efecto de compresión en rendimiento en pozos de gas.  
 Análisis de efectos de densidad.  
 Predecir el efecto de la depleción en la capacidad de producción.  
 Analizar sistemas de producción multipozos.  
 Relacionar desempeño del pozo en el tiempo. 13 

 

1.3 ANALISIS NODAL APLICADO A POZOS EN FLUJO NATURAL 

 
El análisis de las variables se puede realizar mediante un procedimiento gráfico con 
ayuda de las correlaciones para flujo en tuberías y el modelamiento IPR. El 
procedimiento para realizar el análisis a groso modo es determinar la entrada y 
salida del nodo seleccionado como se mencionó en párrafos anteriores, teniendo 
en cuenta siempre todas las caídas de presión que se puedan generar en el sistema 
que se está evaluando.  
 

1.3.1 Nodo solución en fondo de pozo. 

Localizado en el centro del pozo, a la mitad de las perforaciones o cañoneos, es el 
más utilizado ya que divide al sistema en dos componentes, el yacimiento y el 
sistema total de tuberías. Este nodo es la mejor opción al momento de revisar los 
tratamientos de estimulación que se le realizan al pozo.  
 

1.3.2 Nodo solución en cabeza de pozo. 

Esta posición divide el sistema en dos, uno, las líneas de flujo y el separador y dos, 
el yacimiento y el tubing. Al tomar ese punto el sistema aísla la línea de flujo, 
facilitando observar el cambio de estas en las tasa de flujo y comparar el 
comportamiento de dichas tasas en combinaciones de tubería.  
 

1.3.3 Nodo solución en el separador.  

Es la posición final del sistema y la presión generalmente permanece constante. Si 
se toma este punto, se puede visualizar con facilidad el efecto de la presión del 
separador sobre las tasa de flujo. Algunos pozos presentan aumentos significativos 
en la producción cuando se modifica esta presión, y estos cambios son 
influenciados por todo el sistema y por tanto se debe analizar el pozo de forma 
detallada. 
 

                                                           
13 PORRAS, Mario y ZAPA, Marvin. Evaluación de los métodos empleados en software comerciales para 
optimizar la producción de crudo por análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis ingeniería de petróleos. 
Universidad Industrial de Santander, 2014. P. 29.   
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1.3.4 Nodo solución en el medio poroso.  

Esta es la posición menos práctica para realizar el análisis ya que permite analizar 
solamente los cambios en la energía del yacimiento.14 
 

1.4 ANALISIS NODAL APLICADO A POZOS CON ESP Y PCP. 

 
El objetivo de analizar este tipo de pozos mejorar la eficiencia de flujo, aumentar la 
producción y disminuir el consumo eléctrico de la bomba, es decir si se aplica el 
análisis nodal a este sistema podemos determinar el tamaño y la potencia mínima 
requerida de la bomba, así como la profundidad y velocidad optima de la bomba y 
el efecto del separador de gas de fondo si se encuentra presente. Para realizar el 
análisis, se selecciona el nodo en la bomba, el cual debe manejarse de manera 
independiente en el sistema. La presión del nodo a la entrada de la bomba está 
definida por Pup y la presión a la descarga está dada por Pdn.  
 

 ΔP = Pdn – Pup  
 

 Inflow = Pup = Pyac – ΔP completamiento – ΔP casing.  
 

 Outflow= Pdn = Psep + ΔP tubing + ΔP línea superficie.15 
 

Figura 4 Nodo solución sistema con ESP Y PCP 

Fuente: PORRAS, Mario y ZAPA, Marvin. Evaluación de los métodos empleados en software 
comerciales para optimizar la producción de crudo por análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. 

Tesis ingeniería de petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2014. P. 32.   

                                                           
14 Ibíd., p. 30. 
15 Ibíd., p. 31. 
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1.5 ANÁLISIS NODAL APLICADO A POZOS CON BOMBEO MECÁNICO.  

 
El sistema de bombeo mecánico presenta dos características no comunes con el 
sistema de flujo natural, que son, la ausencia de un empaque en el pozo y la 
conexión del anular a la cabeza del pozo y la línea de flujo. Para un pozo con 
levantamiento artificial por bombeo mecánico al cual se le desea evaluar el 
desempeño operativo, es recomendable emplear como nodo solución la posición de 
entrada de la bomba o el cabezal del pozo. El balance de presiones nos permite 
establecer las relaciones de inflow y outflow; y para la evaluación de las soluciones 
encontradas se cuenta con unas relaciones matemáticas disponibles en el proyecto 
de investigación de Ricardo Díaz.  
 

 Inflow = Pwf = Pyac – ΔP formación  
 

 Outflow = Pwf = Pwh + ΔP tubing - (
𝐹𝑜

𝐴𝑝
);   

 

 
𝐹𝑜

𝐴𝑝
= Factores asociados a la bomba del subsuelo.16 

 
Figura 5 Nodo solución en bomba de sistema de bombeo mecánico 

Fuente: PORRAS, Mario y ZAPA, Marvin. Evaluación de los métodos empleados en software 
comerciales para optimizar la producción de crudo por análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. 

Tesis ingeniería de petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2014. P. 33.   
 

                                                           
16 Ibíd., p. 32. 
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1.6 MODELAMIENTO IPR  

 
Para realizar el análisis nodal es necesario conocer el comportamiento IPR que 
presenta el pozo, puesto que generalmente este es el principal parámetro para 
construir las curvas de oferta (inflow) que se pueden obtener del sistema. El objetivo 
de la relación de desempeño del influjo (IPR) es establecer la relación entre la 
presión de flujo y la tasa de flujo.  
 
Los fenómenos que generalmente ocurren durante la producción son:  
 

 El descenso de la presión si se mantiene el caudal constante. 
 El declina miento del caudal si se mantiene la presión de flujo constante.  

 
Para establecer esta relación es necesario que se presente una estabilización de 
los perfiles de presión del yacimiento, la cual se alcanza en el estado pseudo-
estable (PSS). Los modelos IPR para el estado PSS son ampliamente utilizados 
debido a que proporcionan ideas exactas del comportamiento de los pozos, además 
se presenta en aproximadamente el noventa y cinco por ciento de los pozos en el 
mundo.  
 

1.6.1 Índice de productividad IP. 

 
El índice de productividad es una medida del potencial del pozo o de su capacidad 
de producir, es decir una característica del comportamiento de la formación que 
ayuda a definir la facilidad con que lo fluidos están pasando desde la formación 
hasta el pozo; es una propiedad de los pozos comúnmente medida. Después de un 
período de cierre del pozo suficientemente largo para obtener equilibrio en la presión 
del yacimiento, y luego que el pozo haya producido a una rata estabilizada por un 
tiempo determinado se mide la presión fluyente en el fondo, Pwf. La diferencia (pr – 

Pwf) se denomina presión diferencial o caída de presión. 17 
 
La ecuación que la define es:  
 

𝑰𝑷 =
𝑸𝒐

(𝑷𝒓 − 𝑷𝒘𝒇)
                       𝑬𝑪. 𝟒 

 
Donde: 
 
Qo  : Gasto de aceite (BPD) 
Pws  : Presión promedio en el yacimiento  

: Presión de fondo estática en el pozo (Psia) 
Pwf  : presión de fondo fluyente en el pozo (Psia) 

                                                           
17 Ibíd., p. 35. 
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Históricamente el primer intento para construir una curva de comportamiento de 
afluencia de un pozo o IPR (Inflow Performance Relationship), resulto de la 
suposición de que la IPR era una línea recta. Por lo tanto, bajo esta suposición, el 
flujo de líquido en un pozo será directamente proporcional a la caída de presión en 
el fondo del mismo. La constante de proporcionalidad con la cual se mide la 
productividad de un pozo se llama índice de productividad (IP). 
 
Sin embargo, posteriormente W. E. Gilbert (1954) realizo diversas observaciones 
en campos productores de hidrocarburos y se dio cuenta que esto se cumplía 
cuando la Pwf se encontraba por encima del punto de burbuja o presión de 
saturación, mientras que para la mayoría de los pozos, los cuales su Pwf estaba por 
debajo del punto de burbuja, la IPR graficada formaba una curva debido a la fase 
gaseosa presente en el aceite tenía un efecto en la producción. 
 

Figura 6. Curva de comportamiento de afluencia (IPR) 

 
Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis.B.D 2003 

 
 
Este investigador encontró que el índice de productividad variaba con respecto al 
tiempo. Esto se debe a que la presión en el yacimiento disminuye conforme a la 
explotación del mismo, lo cual se traduce en un incremento de la saturación de gas 
y en un incremento en la resistencia a fluir del aceite. Para una caída constante de 
presión, el IP también dependerá del mecanismo de empuje del yacimiento. 
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Figura 7. Curva de IPR, Para una caída de Presión 

 
Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis.B.D 2003 

 
 
Para un yacimiento con empuje asociado a un acuífero activo, el IP permanecerá 
casi constante cuando produzca por encima del punto de burbuja, debido a que no 
existe gas liberado en el yacimiento que pueda afectar las permeabilidades relativas 
del aceite y del agua.18 
 
Existen muchas ecuaciones para modelar el influjo que ocurre en los pozos, pero lo 
que buscan a groso modo es analizar los diferentes parámetros que puedan afectar 
el índice de productividad que presenta dicho sistema. A continuación se 
presentaran de manera resumida algunos modelos existentes en la literatura. 
 

1.6.2 Modelos de IPR 

 

1.6.2.1 Método de Vogel:  

 
Para describir el comportamiento IPR en dos fases (yacimientos saturados) Vogel 
encontró una relación empírica que modela este comportamiento. También 
consideró que no había daño en la formación y a partir de esto construyo una gráfica 

                                                           
18 ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. P.41. 
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dimensional para el IPR. El método de Vogel también puede ser aplicado para 
yacimientos subsaturados cuando la presión del fondo fluyendo es menor a la 
presión de burbuja. Este comportamiento considera solo el efecto de la roca y las 
propiedades de los fluidos en sistemas saturados. Esta relación no tiene en cuenta 
los efectos de flujo para altas velocidades que puedan existir en pozos con altas 
tasas. 19 
 
Todo lo anterior ilustro la necesidad de contar con correlaciones útiles para construir 
curvas de IPR. M. V. Vogel (1968) desarrollo un estudio sobre IPR para yacimientos 
con empuje por gas en solución derivando ecuaciones que describían los perfiles 
de presión y saturación de gas desde el pozo hasta las fronteras del yacimiento. 
Con estas ecuaciones consideró variaciones en las caídas de presión y en las 
propiedades roca-fluido, hasta obtener una relación adimensional para el índice de 
productividad. 20 
 
La correlación de Vogel para obtener una curva IPR adimensional es la siguiente: 
 
 

𝑸𝒐

𝑸𝒐𝒎𝒂𝒙
= (𝟏 − 𝟎. 𝟐(𝑷𝒘𝒇 − 𝑷𝒘𝒔) − 𝟎. 𝟖(𝑷𝒘𝒇 − 𝑷𝒘𝒔)𝟐)       𝑬𝑪. 𝟓 

Donde: 
 
Qo   : Gasto de aceite correspondiente a la Pwf 
Qomax  : Gasto máximo de producción cuando Pwf=0 
Pwf  : presión de fondo estática. 
 
 

1.6.2.2 Método de Fetkovitch:  

 
M.J. Fetkovitch (1973) demostró que los pozos de aceite y los pozos de gas que 
producen por debajo de la presión de saturación o punto de burbuja, se 
comportaban de manera similar en términos del índice de productividad, por lo que 
desarrollo la siguiente correlación. 
 

𝑸𝒐 = 𝑪(𝑷𝒘𝒔𝟐 − 𝑷𝒘𝒇𝟐)𝒏                   𝑬𝑪. 𝟔 
 
Donde: 
 

                                                           
19 PORRAS, Mario y ZAPA, Marvin. Evaluación de los métodos empleados en software comerciales para 
optimizar la producción de crudo por análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis ingeniería de petróleos. 
Universidad Industrial de Santander, 2014. P. 36.   
20 ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. P.42. 
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Qo   : gasto de aceite correspondiente a la Pwf. 
 
Qomax  : Gasto máximo de producción cuando la Pwf es igual a cero. 
 
Pwf   : Presión de fondo estática. 
 
C   : Coeficiente de la curva. 
 
n   : Exponente (un valor entre 0.5 y 1.0). 
 
Para aplicar el método de Fetkovitch, es necesario determinar los valores de C y de 

n. estos coeficientes se obtienen a través de una prueba de presión-producción de 

un pozo, donde se miden los gastos aportados por tres diferentes diámetros de 

estrangulador con sus correspondientes presiones de fondo fluyentes, así como la 

presión de fondo estática con el pozo cerrado. En escala log-log se grafican los 

valores de presión contra gasto, obteniendo una línea recta.21 

 
El valor de C es la ordenada al origen y el valor de n es la pendiente de dicha recta. 
El potencial del pozo o gasto máximo teórico se obtiene interceptando el valor de la 
Pws con la recta obtenida, para encontrar su correspondiente valor de gasto. 
 
 

Figura 8. Método de Fetkovitch. Determinación de los Valores C Y n 

Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis.B.D 2003 
 
 

                                                           
21 Ibíd., p. 43. 
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El comportamiento del IPR ha sido objeto de estudio de muchos más autores 
además de Vogel y Fetkovitch; donde se han sido desarrolladas una gran cantidad 
de correlaciones. Estas correlaciones generalmente fueron desarrolladas para 
aceites livianos sin embargo no tomaron consideraciones importantes tales como 
las curvas de permeabilidad relativa, presión de yacimiento, grado de depleción, y 
propiedades PVT de los fluidos. 22  
 
A continuación se presentan otros métodos que se emplean.  
 

1.6.2.3 Método de Pudjo Sukamo: 

 
En los pozos con producción bifásica se recomienda el uso del método de Vogel, sin 
embargo este asume que el pozo se encuentra produciendo por todo el espesor de la 
zona productora, por otra parte el método de Pudjo Sukamo también tiene en cuenta 
las fases del fluido pero considera que el pozo produce por los orificios realizados en la 
operación de cañoneo; la ecuación para desarrollar las curvas IPR por el método de 
Sukamo se muestra a continuación:  

 

𝒒𝒐

𝑸𝒎𝒂𝒙
= 𝒂𝟎 + 𝒂𝟏 (

𝑷𝒘𝒇

𝑷𝒓
) + 𝒂𝟐 (

𝑷𝒘𝒇

𝑷𝒓
)

𝟐

                           𝑬𝑪. 𝟕 

 
Donde:  
 
 :  Caudal de aceite.  

𝑸𝒎𝒂𝒙.:   Potencial de producción.  
𝒂𝒐, 𝒂𝟏,  : Constantes que dependen de la técnica de perforación, radio de 

perforación (Rp) y tiros por pie con los que se realizó el cañoneo (SPF). 
Ver ANEXO A.  

𝑷 :  Presión de fondo fluyendo.  
𝑷𝒓:   Presión Promedio del yacimiento. 
 
Las curvas IPR se emplean para determinar la tasa de producción del pozo a diferentes 
presiones de fondo fluyendo basándose en la presión promedio del yacimiento, 
adicionalmente el método de Sukamo tiene en cuenta las condiciones de perforación y 
completamiento de cada pozo, estas curvas también pueden emplearse para 
determinar las caídas de presión que se generan por el flujo del fluido en el medio 
poroso, por estas razones al momento de hacer la elección del método de curvas IPR 
debe tenerse en cuenta todos los factores que puedan influir en el comportamiento de 
la producción en fondo, para de esta forma hacer la mejor elección.  
 
La generación de las curvas IPR debe realizarse para cada pozo, estas curvas se 
realizan conociendo los valores de las constantes a0,a1,a2, las cuales se seleccionan 
según la forma como se realizó la perforación y los tiros por pie con los cuales se 

                                                           
22 Ibíd., p. 44. 
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terminó el completamiento, (Ver ANEXO A) además debe conocerse la presión 
promedio del yacimiento y por lo menos una pareja de caudal de fondo con la presión 
de fondo fluyendo a la que este caudal fue obtenido; con estos valores se despeja la 
ecuación de Sukamo con el fin de hallar el potencial de producción. 
 

1.6.2.4 Método de Rawlins and Schellhardt:  

 
Rawlins and Schellhardt en 1935 después de realizar pruebas en 582 pozos, 
encontraron que para pozos de gas, en una escala logarítmica la diferencia entre el 
cuadrado de las presión promedio del yacimiento y la presión del fondo contra el 
cual de gas puede ser representada mediante una línea recta. El origen de esta 
línea recta es definido como el coeficiente de desempeño estabilizado de flujo y la 
pendiente es el reciproco de un coeficiente n relacionado con la velocidad de flujo 
del gas.  
 

1.6.2.5 Método de Jones:  

 
Método desarrollado para predecir el influjo en el pozo y analizar el desempeño del 
completamiento a partir del efecto generado por la turbulencia. El procedimiento 
puede ser empleado para analizar los efectos de un completamiento parcial, 
cambios en la geometría del completamiento y los resultados de pruebas buildup 
cuando la turbulencia genera grandes caídas de presión. Generalmente se aplica a 
pozos de gas y a pozos de aceite con altas tasas de flujo que tiene un potencial de 
producción elevado.23 
 

1.6.2.6 Método de Joshi:  

 
Expresión desarrollada para predecir el comportamiento en pozos horizontales con 
áreas de drenaje planas y rectangulares. JOSHI (1988) encontró que el drenaje en 
pozos horizontales era similar a fracturas verticales con conductividad infinita y 
analizo el efecto del daño y el factor de forma en la relación de influjo que presentaba 
el sistema yacimiento-pozo.  
 

1.6.2.7 Método de Cheng:  

 
Modelo desarrollado para predecir el comportamiento del influjo en pozos 
horizontales y desviados. A partir de la expresión de Vogel CHENG (1990) simulo 
datos de producción de diferentes pozos desviados y horizontales; asumiendo 
yacimientos homogéneos e isotrópicos planteó una relación entre el Angulo de 

                                                           
23 PORRAS, Mario y ZAPA, Marvin. Evaluación de los métodos empleados en software comerciales para 
optimizar la producción de crudo por análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis ingeniería de petróleos. 
Universidad Industrial de Santander, 2014. P. 37.   
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desviación del pozo y los coeficientes que acompañan los términos de presión en la 
expresión de Vogel. 
  

1.6.2.8 Método de Bendakhlia & Aziz: 

 
A partir del modelamiento de Vogel, AZIZ (1989) a través de simuladores 
comerciales analizo el efecto de las propiedades PVT del fluido, las permeabilidades 
relativas y los parámetros del yacimiento sobre el influjo que se presentaba en 
sistemas de pozos horizontales. La expresión determinada relaciona las presiones 
y los caudales en función del factor de recobro, el cual es hallado a partir de los 
parámetros que fueron analizados en la investigación.  
 

1.6.2.9 Método de Fawzi:  

 
Describe un esquema rápido para obtener curvas IPR dependientes del tiempo para 
pozos agotados de gas condensado a partir del balance de materia para 
yacimientos de gas condensado. En este trabajo los investigadores se basaron en 
la aproximación de Weller, la cual asume una saturación de aceite constante para 
cualquier punto del sistema en cualquier tiempo dado.24 
 

1.6.2.10 Método de Kabir: 

 
Modelo que describe el comportamiento del influjo en pozos horizontales a partir de 
las condiciones de los límites externos del yacimiento, la localización del sistema y 
los efectos de daños mecánicos. Desarrollado a partir de los modelos de Vogel y 
Fetkovich’s, es empleado para yacimientos que presentan mecanismo de empuje 
por gas en solución. 
 

1.6.2.11 Método de Wiggins:  

 
En 1991, el investigador estudio el comportamiento del influjo en presencia de las 
tres fases y encontró una expresión basada en el modelo de Vogel que relacionaba 
la movilidad del aceite y los cambios de la presión promedio en el yacimiento. En 
1993 el autor desarrollo una correlación generalizada empírica para corregir los 
problemas asociados al modelo creado en el 91. WIGGINS17 en 2005 desarrollo un 
modelo para pozos horizontales, basado en un análisis por regresión lineal de 
resultados de simulaciones que describe: dos IPR empíricos que fueron 
desarrollados para estimar el desempeño de los pozos, uno general y el otro como 
función del recobro del yacimiento. Un IPR futuro también fue desarrollado para 
permitir la estimación del comportamiento futuro de la tasa-presión a partir de 
información de la prueba actual. Esta relaciones IPR son comparadas con otros IPR 

                                                           
24 Ibíd., p. 38. 
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horizontales disponibles para obtener estimaciones razonables del comportamiento 
de pozos durante un amplio rango de condiciones operacionales.  
 

1.6.2.12 Método de Martinez – Pinto – Garcia:  

 

Modelo describe un tipo de correlación general de Vogel valida no solamente para 
yacimientos de aceites livianos si no para crudos pesados. A partir de una 
simulación de yacimientos numérica, ejecutada sobre variables como: 
permeabilidad, curvas de permeabilidad relativa, presión de yacimiento y 
propiedades PVT de los fluidos se desarrolla una ecuación general para el 
coeficiente V de la ecuación de Vogel que depende principalmente de la gravedad 
API y el WCUT del fluido del yacimiento.25 
 

 
1.6.2.13 Método de Camacho:  
 
Modelo desarrollado a partir de tres preocupaciones para IPR bajo empuje de gas 
en solución. Primero, por medio de simulación numérica, examina los IPR cuando 
existe una región de daño alrededor del pozo. Segundo, aborda la predicción de un 
IPR futuro a partir de datos de pruebas. Por último, examina procedimientos para 
modificar la curva IPR incorporando el factor de daño (S). Desarrolla un modelo de 
diferencias finitas para evaluar IPR de yacimientos con empuje de gas en solución 
en un amplio rango de condiciones de producción (efectos del nivel de presión, 
estado del pozo y tipo de producción).  
 

1.6.2.14 Método de Retnanto y Economides:  

 
Investigaron el comportamiento de pozos horizontales y multilaterales en 
yacimientos con empuje por gas en solución. Realizaron simulaciones con amplio 
rango de propiedades de la roca y los fluidos y características de los pozos; 
concluyeron que la depleción y la presión de burbuja generan un gran efecto en la 
relación de influjo.26 
 

1.6.2.15 Método de Klins:  

 
Basado en el modelo de Vogel desarrollaron una expresión para predecir el 
comportamiento de los pozos en yacimientos con empuje por gas en solución. El 
modelo tuvo en cuenta los efectos de la presión de burbuja y la presión del 
yacimiento debido a las depleciones que ocurren en el reservorio.  
 

                                                           
25 Ibíd., p. 39. 
26 Ibíd., p. 40. 
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1.6.2.16 Método de del Castillo:  

 
Este modelo se observó que los parámetros del IPR están fuertemente relacionados 
a la presión y a la saturación del medio. En la investigación se asumió que la 
movilidad del aceite tiene una relación lineal con la presión promedio del yacimiento. 
A partir de estos perfiles de movilidad del aceite se encontraron unas constantes 
que relacionan un coeficiente que acompaña el término de segundo orden en la 
expresión desarrollada.  
 

1.6.2.17 Método de Elias:  

 
Modelo desarrollado a partir de simulaciones realizadas a pozos de yacimientos con 
gas en solución. La correlación fue derivada a partir de la relación que existe entre 
la movilidad del aceite y la presión promedio del yacimiento. El modelo fue validado 
con datos obtenidos de diferentes campos y los perfiles de movilidad – presión 
presentan varias asunciones.27 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                           
27 Ibíd., p. 41. 
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2. PROCESO DE PRODUCCION 

 
El proceso de producción en un pozo de petróleo o gas comienza desde el radio 
externo de drenaje en el yacimiento hasta los tanques donde es almacenado. El 
sistema consta de 4 componentes identificados con claridad: Yacimiento, 
Completamiento, Pozo y Línea de Flujo en Superficie. Existe una presión de 
yacimiento de los fluidos en el proceso de producción, que es la presión estática del 
yacimiento, Pws, y una presión final, que es la presión del separador en la estación 
de flujo, Psep. 
 
El movimiento de los fluidos comienza en el yacimiento a una distancia “r” del pozo 
donde la presión es Pws, asciende a través de los poros hasta llegar a la cara de 
arena o radio del pozo “rw”, donde la presión es Pwfs. En ese momento, las pérdidas 
de energía del fluido en la medida que el camino es de baja capacidad de flujo (Ko), 
presenta restricciones en el ambiente del pozo (daño) y el fluido ofrece resistencia 
al flujo. Cuanto más grande es el poro mayor será el área de comunicación entre el 
yacimiento y el pozo, incrementándose el índice de productividad del pozo. Una vez 
cruzado el completamiento los fluidos entran al fondo del pozo con una presión Pwf. 
 
Dentro del pozo los fluidos ascienden a través de la tubería de producción venciendo 
la fuerza de gravedad y la fricción en las paredes internas de la tubería. En la cabeza 
del pozo la presión resultante se conoce como Pwh. 
 
La pérdida de energía en forma de presión a través de cada componente, depende 
de la características de los fluidos producidos y especialmente del flujo transportado 
de tal manera que la capacidad de producción del sistema resulta del balance entre 
la capacidad de energía de entrada del yacimiento y la demanda de energía de la 
instalación de transportar los fluidos hasta la superficie. 
 
 

2.1 Capacidad de producción del sistema  

 
La pérdida de energía en el sistema, depende además, de las propiedades del fluido 
y las características de los componentes que conforman el sistema, especialmente 
del caudal de fluidos transportados, de tal manera que la capacidad de producción 
responde a un balance entre la capacidad de aporte de energía del yacimiento y la 
demanda de energía de la instalación para disponer los fluidos en la superficie. La 
pérdida total de energía es la diferencia entre la presión estática del yacimiento Pws 
y la presión del separador Psep. Cada componente aporta perdidas de energía.28 
 
 

Pws – Psep = ΔPy + ΔPc + ΔPp + ΔPl                   EC. 8 

                                                           
28 Ibíd., p. 25. 
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Donde:  
 
ΔPy =  Pws – Pwfs: Caída de presión en el yacimiento, (IPR).  
 
ΔPc = Pwfs- Pwf: Caída de presión en el completamiento, (Jones, Blount            

& Glaze).  
 
ΔPp =  Pwf-Pwh: Caída de presión en el pozo. (FMT vertical).  
 
ΔPl =             Pwh – Psep: Caída de presión en la línea de flujo. (FMT horizontal) 
 
 
Tradicionalmente el balance de energía se realiza en el fondo del pozo, pero la 
disponibilidad actual de simuladores del proceso de producción permite establecer 
dicho balance en otros puntos (nodos) de la trayectoria del proceso de producción: 
cabezal del pozo, separador, etc.  
 
Para realizar el balance de energía en el nodo se asumen convenientemente varias 
tasas de flujo y para cada una de ellas, se determina la presión con la cual el 
yacimiento entrega dicho caudal de flujo al nodo, y la presión requerida en la salida 
del nodo para transportar y entregar dicho caudal en el separador con una presión 
remanente igual a Psep.29 
 
 

2.1.1 Balance de energía 

 
El balance de energía entre la oferta y la demanda puede obtenerse numérica o 
gráficamente.  
 
 Para realizarlo numéricamente consiste en asumir varias tasas de producción y 
calcular la presión de oferta y demanda en el respectivo nodo hasta que ambas 
presiones se igualen, el ensayo y error es necesario ya que no se puede resolver 
analíticamente por la complejidad de las formulas involucradas en el cálculo de las 
ΔP’s en función del caudal de producción.30 
 
Para obtener gráficamente la solución, se dibujan ambas curvas en un papel 
cartesiano y se obtiene el caudal donde se interceptan. 

                                                           
29 Msc. MAGGIOLO, Ricardo. OPTIMIZACIÓN DE LA PRODUCCIÓN MEDIANTE ANALISIS NODAL. Lima, Perú. 
Curso de análisis nodal. 2008. P.9. 
30 Msc. MAGGIOLO, Ricardo. OPTIMIZACIÓN DE LA PRODUCCIÓN MEDIANTE ANALISIS NODAL. Lima, Perú. 
Curso de análisis nodal. 2008. P.12. 
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Donde: 
 

𝑞𝑜:   Tasa de producción, bbpd.  
𝜇𝑜:   Viscosidad, cps  
Βo:  Factor volumétrico del petróleo, by/bn.  
re:  Radio de drenaje, pies.  
Rw:  Radio del pozo, pies.  
S:  Factor de daño, adim.  
Ko:  Permeabilidad efectiva al petróleo, md.  
H:  Espesor de arena neta petrolífera, pies.  
Β:  Coeficiente de velocidad para flujo turbulento, 1/pie.  
Ρo:  Densidad del petróleo, lbm/pie3  
Rp:   Radio de la perforación, pulg.  
Rc:  Radio de la zona triturada alrededor del túnel perforado, pulg.  
Lp:   Longitud del túnel perforado, pies.  
Kp:   Permeabilidad de la zona triturada, md.  
TPP:   Densidad de tiro, tiros/pie.  
Hp:      Longitud del intervalo cañoneado, pies.  
G:        Aceleración de la gravedad, 32,2 pie/seg2  
Gc:      Constante gravitacional, 32,2 pie/seg2. lbm/lbf.  
g/gc:    Conversión de maas en fuerza, 1 lbf/lbm.  
At:       Area seccional de la tubería, pie2.  
ΔZ:   Longitud del intervalo de tubería, pies.  
Ρm:    Densidad de la mezcla multifásica gas-petróleo, lbm/pie3  
Θ:   Angulo que forma la dirección de flujo con la horizontal.  
Fm:  Factor de fricción de Moody de la mezcla multifásica gas-petróleo, adim.  
Vm:   Velocidad de la mezcla multifásica gas-petróleo,pie/seg.31 

                                                           
31 Ibíd., p. 12. 
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2.1.2 Metodología para estimar la capacidad de producción del sistema: 

 
 Dado un valor de ql en superficie se determina Pwfs y Pwf a partir de la Pws, 

luego se tabula y grafica Pwf vs ql. 
 

 Se repite el paso anterior para otros valores asumidos de ql, y se construye 
la curva de Oferta de energía del Sistema. 
 

 Similarmente para cada valor de ql en superficie se determina pwh y pwf a 
partir de la Psep y se construye la curva de demanda  

 
 

Figura 9. Capacidad de producción del sistema 

 
Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante análisis nodal, 

Curso, 2008 (Modificada por los Autores) 
 
 
Para obtener la curva de oferta en el fondo del pozo es necesario disponer de un 
modelo matemático que describa el comportamiento de afluencia de la arena 
productora, ello permitirá computar ΔPy y adicionalmente se requiere un modelo 
matemático para estimar la caída de presión a través del cañoneo o perforaciones 
(ΔPc) y para obtener la curva de demanda en el fondo del pozo es necesario 
disponer de correlaciones de flujo multifásico en tuberías que permitan predecir 
aceptablemente ΔPl y ΔPp.32 
 

                                                           
32 Ibíd., p. 13. 
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Los siguientes son los procedimientos correspondientes para cada posición tomada 
como nodo solución. 
 
 

2.1.2.1 Solución en fondo de pozo. 

 
 Es el nodo solución más utilizado y está localizado en el centro del hueco, en el 
punto medio de las perforaciones. Divide el sistema en dos componentes: el 
yacimiento y el sistema de tuberías total. 
 
Presión de llegada al nodo (Oferta):   
 
Pwf = Pws - ΔPy – ΔPc   Ec 9 
 
Presión de salida del nodo (Demanda):  
 
Pwf = Psep + ΔPl + ΔPp   Ec. 10 
 
Para trabajar este nodo se debe suponer diferentes tasas de flujo y también es 
necesario obtener la presión de cabeza para llevar los fluidos a través de la línea 
horizontal hasta el separador. Tomando las tasas de flujo supuestas y las 
correspondientes presiones de cabeza, se determina las presiones de entrada al 
tubing requeridas.  
 
Luego se procede a graficar las tasas supuestas y las presiones de entradas al 
tubing en la misma grafica de la curva IPR, la intersección determina la tasa a la 
cual el pozo producirá para el actual sistema de tuberías. Esta tasa puede variar 
siempre y cuando se presente alguna modificación en el sistema. 33 
 
 

2.1.2.2Solución en cabeza de pozo.  

 
Este nodo divide el sistema en dos componentes: Aguas Abajo que está conformado 
por el separador y la línea de flujo; y el Aguas Arriba que se conforma por el 
yacimiento y por la sarta de producción. 
 
Presión de llegada al nodo (Inflow):  
 
Pwh (oferta) = Pws – Δpy – Δpc - ΔPp      Ec. 11 
 

                                                           
33 ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. P.34. 
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Presión de salida del nodo (Outflow): 
 
Pwh (demanda) = Psep + ΔPl         Ec. 12 
 
El siguiente paso es suponer varias tasas de flujo, y con la presión del separador 
hallar la presión de cabeza que es necesaria para llevar los fluidos hasta el 
separador. Usando las tasas de flujo supuestas se determinan las presiones de flujo 
correspondientes para producir las tasas.  
 
Luego con las presiones de flujo obtenidas, se hallar la presión de cabeza permisible 
para dichas tasas. Por último se grafica las presiones de cabeza encontradas de las 
dos formas con las tasas supuestas, y la intersección de las dos curvas determina 
la tasa de flujo del sistema.34 

 

2.1.2.3 Solución en el separador. 

 
Es una de las posiciones finales del sistema nodal. La presión en este punto 
generalmente permanece constante ya que por sí misma no varía con la tasa. 
Inicialmente se asumen diferentes tasas, y se determina la presión de fondo 
fluyendo necesaria para que el pozo produzca a las tasas de flujo supuestas. Con 
el valor obtenido de Pwf, se determinan las correspondientes presiones de cabeza; 
estas se emplean para calcular la presión de separador permisible para cada una 
de las tasas de flujo supuestas. 

 

2.1.2.4 Solución en medios porosos.  

 
Este nodo solo nos da la oportunidad de analizar el efecto del cambio de PR. Para 
dar solución a este nodo es necesario iniciar en la posición final que en este caso 
es la presión del separador, sumando todas las pérdidas de presión hasta llegar a 
la posición del medio poroso. Es necesario asumir algunas tasas de flujo, y 
determinar el valor de presión de cabeza requerida para llevar los fluidos hasta el 
separador, usando las correlaciones de flujo multifásico e iniciando por la presión 
del separador. Después se determinan los valores de presiones de entrada al tubing 
para las tasas supuestas, utilizando las presiones de cabeza calculadas 
anteriormente.  
 
Hallar los valores de PR  requeridos para cada tasa supuesta a partir de las presiones 
de entrada al tubing, utilizando la ecuación apropiada para el comportamiento del 
índice de productividad del pozo. Se grafica los valores de presión promedio 
hallados anteriormente con las tasas de flujo supuestas, y trazar la línea de presión 
promedio del yacimiento constante. La intersección de las dos curvas es la tasa de 
flujo del sistema.35 

                                                           
34 Ibíd., p. 35. 
35 Ibíd., p. 36. 
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2.1.2.5 Solución en nodos funcionales.  

 
Un sistema de producción tiene herramientas de fondo y de superficie, tales como 
estranguladores de superficie que producen caídas de presión con la tasa de flujo. 
Por lo tanto se debe calcular ese diferencial de presión a través de estos nodos 
funcionales. Inicialmente se asumen diferentes tasas de flujo y determinar las 
presiones de cabeza necesarias para llevar los fluidos hasta el separador, por medio 
de correlaciones de flujo multifásico horizontal. Después hallar las presiones de 
cabeza permisibles a partir de la presión promedio del yacimiento con las 
correlaciones de flujo multifásico vertical y con IPR. 
 
Luego graficar las presiones de cabeza halladas anteriormente contra las tasas de 
flujo supuestas y calcular los diferenciales de presiones ΔP. Por último, calcular los 
diferenciales de presiones ΔP para cada estrangulador, teniendo así, el 
comportamiento del sistema total para varios diámetros de estrangulador en la 
cabeza del pozo.36 
 

2.2 OPTIMIZACION  GLOBAL DEL SISTEMA 

 
Una de las principales aplicaciones de los simuladores del proceso de producción 
es optimizar globalmente el sistema lo cual consiste en eliminar o minimizar las 
restricciones al flujo tanto en superficie como en el subsuelo, para ello es necesario 
la realización de múltiples balances con diferentes valores de las variables más 
importantes que intervienen en el proceso, para luego, cuantificar el impacto que 
dicha variable tiene sobre la capacidad de producción del sistema. 
 

Figura 10. Optimización Global de Sistema 

Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante análisis nodal, 
Curso, 2008 

                                                           
36 Ibíd., p. 37. 
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2.3 METODO DE PRODUCCION 

 
La técnica puede usarse para optimizar el completamiento del pozo que aún no ha 
sido perforado, o en pozos que actualmente producen quizás en forma ineficiente.  
Para este análisis de sensibilidad la selección de la posición del nodo es importante 
ya que a pesar de que la misma no modifica la capacidad de producción del sistema, 
si interviene en el tiempo de ejecución del simulador. El nodo debe colocarse 
justamente antes (extremo aguas arriba) o después (extremo aguas abajo) del 
componente donde se modifica la variable. Por ejemplo, si se desea estudiar el 
efecto que tiene el diámetro de la línea de flujo sobre la producción del pozo, es más 
conveniente colocar el nodo en el cabezal o en el separador que en el fondo del 
pozo. La técnica comercialmente recibe el nombre de Análisis Nodal (“Nodal 
Systems Analysis”TM) y puede aplicarse para optimar pozos que producen por flujo 
natural o por levantamiento artificial.37 
 

2.3.1 Métodos de producción: Flujo Natural y Levantamiento Artificial  

 
Cuando existe una tasa de producción donde la energía con la cual el yacimiento 
oferta los fluidos, en el nodo, es igual a la energía demandada por la instalación 
(separador y conjunto de tuberías: línea y tubería de producción) sin necesidad de 
utilizar fuentes externas de energía en el pozo, se dice entonces que el pozo es 
capaz de producir por FLUJO NATURAL. A través del tiempo, en yacimientos con 
empuje hidráulico, los pozos comienzan a producir con altos cortes de agua la 
columna de fluido se hará más pesada y el pozo podría dejar de producir. 
Similarmente, en yacimientos volumétricos con empuje por gas en solución, la 
energía del yacimiento declinará en la medida en que no se reemplacen los fluidos 
extraídos trayendo como consecuencia el cese de la producción por flujo natural. 
 
 

Figura 11. Comportamiento Flujo Natural 

Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante análisis nodal, 
Curso, 2008 

                                                           
37 Msc. MAGGIOLO, Ricardo. OPTIMIZACIÓN DE LA PRODUCCIÓN MEDIANTE ANALISIS NODAL. Lima, Perú. 
Curso de análisis nodal. 2008. P.14. 
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Cuando cesa la producción del pozo por flujo natural, se requiere el uso de una 
fuente externa de energía para lograr conciliar la oferta con la demanda; la 
utilización de esta fuente externa de energía en el pozo con fines de levantar los 
fluidos desde el fondo del pozo hasta el separador es lo que se denomina método 
de LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL.38 
 

Figura 12. Comportamiento del flujo con SLA 

Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante análisis nodal, 
Curso, 2008 

 
Entre los métodos de Levantamiento Artificial de mayor aplicación en la Industria 
Petrolera se encuentran: el Levantamiento Artificial por Gas (L.A.G), Bombeo 
Mecánico (B.M.C), Bombeo Electro-Centrifugo Sumergible (B.E.S), Bombeo de 
Cavidad Progresiva (B.C.P) y Bombeo Hidráulico tipo Jet ( B.H.J), entre otros. 
 

Figura 13. Sistemas de Levantamiento Artificial (SLA) 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante análisis nodal, 
Curso, 2008. 

                                                           
38 Ibíd., p. 15. 
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El objetivo de los métodos de Levantamiento Artificial es minimizar los 
requerimientos de energía en la cara de la arena productora con el objeto de 
maximizar el diferencial de presión a través del yacimiento y provocar, de esta 
manera, la mayor afluencia de fluidos sin que generen problemas de producción: 
migración de finos, arenamiento, conificación de agua o gas, etc.39 
 
 

2.4 SISTEMA DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL 

 
La fuerza de empuje que desplaza al petróleo de un yacimiento viene de la energía 
natural de los fluidos comprimidos almacenados en el yacimiento. La energía que 
realmente hace que el pozo produzca es el resultado de una reducción en la presión 
entre el yacimiento y la cavidad del pozo. Si la diferencia es lo suficientemente 
grande, el pozo fluirá naturalmente a la superficie utilizando solamente la energía 
natural suministrada por el yacimiento. 
 
Cuando la energía natural asociada con el petróleo no produce una presión 
diferencial suficientemente grande entre el yacimiento y la cavidad del pozo como 
para levantar los fluidos del yacimiento hasta la superficie y las instalaciones, o si 
no lo levantara a la superficie en cantidad suficiente, la energía del yacimiento debe 
ser suplementada con alguna forma de levantamiento artificial. 
 
Existen varios métodos de levantamiento artificial entre los cuales se encuentra el 
Bombeo de cavidades progresivas (PCP) Y Bombeo Mecánico (BM), 
implementadas en el campo Bonanza. 
 
 

2.4.1 Sistema de Levantamiento por Cavidades Progresivas (PCP) 

 
Las bombas PCP representan un método de levantamiento artificial de crudos 
pesados, medianos y livianos que ofrece una amplia versatilidad, alta eficiencia y 
bajo costo. 
 
Las bombas de desplazamiento positivo se caracterizan por ofrecer un caudal 
constante (teóricamente) aunque se varié la presión de descarga de la misma. Son 
ampliamente utilizadas en fluidos con alto contenido de arena y parafinas. Este tipo 
de bombas están constituidas principalmente por un rotor metálico y un estator 
elastomerico, son dos piezas longitudinales en forma de hélice, una que gira en 
contacto permanente dentro de la otra que esta fija, formando un engranaje 
helicoidal:40 

                                                           
39 Ibíd., p. 16. 
40  GARCIA, Nelly. Aplicación de la técnica de análisis nodal en el sistema de producción del campo bonanza 
para determinar oportunidades de optimización. Bucaramanga, Colombia. Tesis de Ingeniería de Petróleos. 
Universidad Industrial de Santander. 2013. P. 45. 
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 El rotor metálico, es la pieza interna conformada por una sola hélice 
 El estator, la parte externa está constituida por una camisa de acero revestida 

internamente por un elastómero (goma), moldeado en forma de hélice 
enfrentadas entre sı, cuyos pasos son el doble del paso de la hélice del rotor. 

 
El estator y el rotor no son concéntricos y el movimiento del rotor es combinado, uno 
rotacional sobre su propio eje y otro rotacional (en dirección opuesta a su propio 
eje) alrededor el eje del estator. 
 
La geometría del conjunto es tal, que forma una serie de cavidades idénticas y 
separadas entre sı. Cuando el rotor gira en el interior del estator estas cavidades se 
desplazan axialmente desde el fondo del estator (succión) hasta la descarga, 
generando de esta manera el bombeo por cavidades progresivas. Debido a que las 
cavidades están hidráulicamente selladas entre sı, el tipo de bombeo, es de 
desplazamiento positivo. 
 
Dentro de las aplicaciones más comunes para sistemas con PCP se encuentran: 
 

 Producción de petróleos pesados y bitúmenes (< 180API) con cortes de arena 
 hasta un 50 %. 
 Producción de crudos medios(18 a 30  API) con limitaciones en el % de H2S 
 Petróleos livianos(> 30  API) con limitaciones en aromáticos 
 Producción de pozos con altos % de agua y altas producciones brutas, 
 asociadas a proyectos avanzados de recuperación secundaria (por inyección 

de agua). 
 
En un arreglo convencional de PCP, el estator está dentro del pozo en el fondo de 
la tubería de producción mientras que el rotor está conectado en el fondo de la sarta 
de varillas Rod String. 
 
El sistema de impulsión está ubicado en la superficie accionando al rotor por medio 
de la sarta de varillas, estas constituyen la conexión flexible necesaria entre el eje 
de impulsión y el rotor. 
 
Para la utilización de bombas PCP en pozos de petróleo se deben tener en cuenta 
las siguientes consideraciones:41 
 

 La gran altura que debe vencer la bomba para levantar el fluido hasta la 
superficie, requiere que la bomba conste de un gran número de etapas, es 

                                                           
 
41 Ibíd., p. 46. 
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decir que sea de gran longitud; al contrario de las bombas industriales en superficie, 
cuya longitud es muchas veces limitada por motivo de espacio, mientras que la 
longitud de las bombas de petróleo se ven limitadas solamente por el diámetro 
debido a que se debe bajar dentro de la tubería de producción con diámetros 
relativamente reducidos. 
 

Figura 14. Configuración típica de una PCP 

 
Fuente: Paper SPE-137232 

 
 

Las PCP funcionan en todas las posiciones, tanto en pozos desviados, horizontales 
o verticales, el problema en pozos desviados es el rozamiento de varillas con la 
tubería de producción lo que da como resultado el aumento del torque en las varillas, 
desgate de la tubería y de los acoples de las varillas, lo cual se soluciona mediante 
la utilización de centralizadores. 
 
Tipos de Bombas: Actualmente en el mercado están disponibles dos tipos de 
bomba de cavidades progresivas: bombas tubulares y bombas insertables. 
 

 Bombas Tubulares: Son aquellas que se bajan con la tubería de producción. 
Su manipulación si bien es sencilla se requiere de cierta habilidad para 
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asentar y desasentar el rotor en el pin de paro y dejar el espaciamiento 
calculado entre el rotor y el pin de paro.42 

 

 Bombas Insertables: Como su nombre lo indica estas bombas se insertan 
dentro de la tubería de producción y conservan todas las ventajas de la 
bombas tubulares además de otros beneficios tales como:  
 

- La bomba se baja con la sarta de varillas y se asienta en un pleno 
(PSN) que aprisiona la parte inferior del estator, por lo cual no es 
necesario retirar la tubería de producción para retirar la bomba de 
fondo.  

- La sustitución de la bomba de fondo puede ser realizada con la ayuda 
de una torre pequeña o un guinche. El tiempo de la utilización de la 
torre reduce los costos y la perdida de producción.43 

 

2.4.1.1 Equipo de Superficie. 

 
El equipo de superficie de las bombas convencionales está conformado 
especialmente de una de una unidad de impulsión, la misma que consta de un 
cabezal y un sistema motriz. 

 
 

Figura 15. Equipo de Superficie 

Fuente: NETZSCH, Manual de sistemas PCP, Pomerode Brasil, 2005 
 

                                                           
42 Ibíd., p. 47. 
43 Ibíd., p. 48. 



 

56 
 

Figura 16. Componentes Equipo de Superficie PCP 

Fuente: SPE-165057 

 
 Cabezal de Rotación: Este es un equipo de accionamiento mecánico que 

transmite el movimiento rotativo a la sarta de varillas y por ende el torque 
entregado por el sistema motriz, instalado en la superficie directamente sobre 
la cabeza del pozo. Consiste en un sistema de rodamientos o cojinetes que 
soporta la carga axial del sistema, un sistema de freno hidráulico o mecánico 
que puede estar integrado a la estructura del cabezal o ser un dispositivo 
externo y un ensamble de instalación que incluye el sistema de empaque 
stuffing box para evitar la filtración de fluidos a través de los empaques de 
superficie. Además algunos cabezales incluyen un sistema de caja reductora 
accionado por engranajes mecánicos o poleas y correas. 

 
 Prensa Estopas o Cabeza de Empaque: Es un sello mecánico interno cuya 

función es aislar el cabezal, del fluido del pozo se encuentra atravesada por la 
barra pulida, contiene un juego de empaques perforados con una combinación 
de aramida, teflón y grafito. Requiere inspección regular y mantenimiento, son 
más usados en pozos con presencia baja a media de arena y en pozos con 
velocidad de rotación moderada. 

 
 Anillos: Están colocados por encima de los empaques y sirve para estabilizar 

la barra pulida y por lo tanto reducir la pérdida de fluidos de la prensa estopas.44 
 

                                                           
44 Ibíd., p. 49. 
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 Eje Impulsor Hueco y Eje Hexagonal Corredizo: El eje impulsor hueco 
transmite la energía al eje hexagonal el cual es conectado al extremo superior 
de la barra pulida, el eje impulsor hueco permite el paso de la barra pulida y 
por lo tanto hace posible el levantamiento de la misma a fin de sacar el rotor 
del estator y lavar la bomba por circulación en reversa, el corrimiento del eje 
hexagonal a través del eje hueco permite el ajuste vertical preciso del rotor 
dentro del estator , la sarta de varillas por medio de la barra pulida se halla 
suspendida por una grapa bloqueada en el eje hexagonal que soporta 
solamente peso y no transmite el torque. 

 
 Unidades de Impulsión: Las unidades de impulsión constan de un cabezal 

y de un sistema motriz, los cuales se describen a continuación. 
 

 Cabezal: Es el encargado de transmitir el movimiento rotatorio a las varillas 
y en consecuencia el torque entregado por el sistema motriz. Además soporta 
la carga axial por el peso propio de la sarta de varillas y la columna del fluido. 
El cabezal se conecta a la T de flujo por medio de una unión de golpe. Todos 
los modelos de cabezales incluyen una prensa estopas, un eje impulsor 
hueco, un eje impulsor hexagonal corredizo y un freno de retroceso. 

 
 Sistema Motriz: Lo conforma básicamente un motor que transmite el par 

motriz al eje de impulsión y de un sistema reductor de velocidad que permite 
el ajuste de la misma. 

 
 Motor: Es el encargado de generar el movimiento rotatorio en superficie, el 

mismo que es transmitido al eje impulsor a través de un sistema de poleas y 
bandas y posteriormente a la sarta de varillas. Generalmente es eléctrico, 
aunque también son utilizados motores hidráulicos, de combustión interna, 
de gas u otros de acuerdo a la disponibilidad de energía del campo. 

 
 Sistema Reductor de velocidad: Si el sistema reductor es fijo se realiza con 

un conjunto de correas y poleas y/o una caja reductora y si el sistema es 
variable las opciones son el motor hidráulico o el motor eléctrico con 
convertidor de frecuencias. 

 
 Variador de Frecuencia: Estos equipos son utilizados en conjunto con los 

motor reductores y con los equipos de polea-correa en los cuales la velocidad 
es constante (a menos que se cambie la caja reductora o la relación de 
poleas) para brindar la flexibilidad del cambio de velocidad en muy breve 
tiempo y sin recurrir a modificaciones mecánicas en los equipos. El Variador 
de frecuencia rectifica la corriente alterna requerida por el motor y la modula 
electrónicamente produciendo una señal de salida con frecuencia y voltaje 
diferente. Al variar la frecuencia, varía la velocidad de rotación ya que ambas 
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son proporcionales, finalmente al variar la velocidad de operación, varıa la 
producción.45 

 

2.4.1.2 Equipo de Fondo. 

 
En un sistema convencional las principales partes del equipo de fondo son: el rotor, 
el estator, el cuerpo de la bomba, y las varillas de transmisión de energía.46 
 
 

Figura 17. Equipo de Fondo. 

 
Fuente: NETZSCH, Manual de sistemas PCP, Pomerode Brasil, 2005 

 
 
 Rotor: Es hecho de una sola pieza, en cualquier modelo de bomba la longitud 

del rotor es mayor que la del estator. Los rotores son de aceros especiales 
endurecidos, aceros al Cr- Ni al Cr-Ni-Mo, aleaciones especiales de cromado 
duro y cubrimiento de materiales sintéticos o esmaltados, cubrimientos de 
diversos plásticos como poliuretano, poliamida o teflonados, son de alta 
resistencia a fluidos con alto contenido de agua, arena, corrosión , abrasión, 
parafina etc. 

 
 Estator: Es la parte externa, está constituida por una camisa de acero revestida 

internamente por un elastómero (goma), moldeado en forma de hélice 
enfrentadas entre sı, cuyos pasos son el doble del paso de la hélice del rotor. 

 

                                                           
45 Ibíd., p. 51. 
46 Ibíd., p. 51. 
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 Elastómero: Un elastómero es un elemento que puede ser estirado un mínimo 
de 2(dos) veces su longitud y recuperar inmediatamente su dimensión original. 
Es la base del sistema PCP en el que esta moldeado el perfil de doble hélice del 
estator. 

 
De su correcta determinación y su interferencia con el rotor depende en gran medida 
la vida útil de la PCP.47 
 
 Varillas de Bombeo: Son varillas de acero, enroscadas unas con otras por 

medio de cuplas, formando la sarta, que va desde la bomba hasta la superficie. 
Los diámetros máximos utilizados están limitados por el diámetro interior de los 
tubings, utilizándose por ejemplo diámetros de 7/8”, 1”, en tubings 2 7/8”. Su 
longitud puede ser de 25 o 30 ft. 

 
 Niple de Paro: Va enroscado al extremo inferior de la bomba sus funciones 

son las siguientes: 
 

- Servir de tope al rotor cuando se realiza el espaciamiento del mismo. 
- Servir de pulmón al alargamiento de la sarta de varillas al funcionar la bomba. 
- Servir de succión de la bomba. 

 
 Ancla de Torque: Al girar la sarta de varillas hacia la derecha, vista desde arriba, 

la fricción entre el rotor y el estator hace que la tubería también tienda a girar 
hacia la derecha en el sentido de su desenrosque. A esto se suman las 
vibraciones tanto más fuertes como cuanto más aumentan el diámetro y la 
velocidad de la bomba. La combinación de ambos efectos, fricción y vibraciones 
puede producir el desprendimiento de la tubería, la utilización de un ancla de 
torque evita este riesgo. El ancla se instala debajo del pin de paro. Se fija en la 
tubería de revestimiento por medio de cuñas verticales, con la aplicación manual 
a la tubería de producción de un par de torsión derecho. Al arrancar la bomba el 
par de torsión generado hace agarrar las cuñas en la tubería de revestimiento, 
lo cual impide el giro del estator, al dejar de funcionar la bomba se desengancha 
el ancla liberando el par de torsión aplicado inicialmente. 

 
 Separador de Gas: Todos los separadores de gas se basan en el mismo 

principio, que es el flujo inverso, el efecto de separación se produce debido a la 
diferencia de velocidad que existe entre las burbujas de gas que ascienden y el 
lıquido que desciende. Los componentes principales de un separador de gas 
son: las secciones perforadas que sirven de entrada al separador, el tubo de 
succión que permite el paso del fluido de producción hacia la bomba, se fija a la 
succión de la bomba y penetra en el separador de gas. 

 

                                                           
47 Ibíd., p. 52. 
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 Eficiencia de las Bombas: Se define como la relación entre el caudal real 
bombeado y el volumen desplazado por unidad de tiempo. La eficiencia 
volumétrica es un indicador del comportamiento de la bomba, si esta es igual a 
100% significa que la capacidad de la bomba es igual al desplazamiento por 
unidad de tiempo mientras que si es igual a cero significa que la capacidad es 
cero y el escurrimiento es igual al desplazamiento de la bomba. A continuación 
se muestran algunos factores que afectan la eficiencia volumétrica de bombeo.48 

 
 Capacidad: El caudal es el volumen de fluido desplazado por unidad de tiempo 

a las condiciones de operación, este fluido debe incluir tanto el lıquido 
manejado como cualquier cantidad adicional de gas disuelto o entrampado a 
condiciones de operación. 

 
 Escurrimiento: Se le denomina a la cantidad de fluido que se escapa a través 

de las holguras internas de la bomba por unidad de tiempo. Este es función de 
la geometría de las holguras internas de la bomba, la diferencia de presión, las 
características del fluido manejado y en algunos casos de la velocidad de 
operación. El escurrimiento se calcula de la diferencia algebraica del caudal 
teórico de la bomba y su capacidad. Cuando la bomba se coloca en el pozo el 
efecto de temperatura y el contacto con los fluidos producidos hace que el 
elastómero se expanda lo cual aumenta la interferencia, reduciéndose el efecto 
de escurrimiento e incrementando la eficiencia volumétrica de bombeo. El 
escurrimiento se relaciona con la capacidad volumétrica de la bomba de modo 
que si la diferencia de presión aumenta, la capacidad disminuye. Teóricamente 
el escurrimiento es función de la geometría de los componentes de la bomba, 
del tipo de fluido manejado y la diferencia de presión por etapa pero 
independiente de la velocidad de operación. 

 
 Presencia de Gas Libre a la Entrada de la Bomba: Las PCP pueden manejar 

flujo multifásico (petróleo, agua, gas) sin ninguna dificultad. Pero como son 
bombas de desplazamiento positivo, el volumen de gas bombeado significa 
menor producción de petróleo y por lo tanto baja eficiencia de bombeo, este es 
un factor de mucha importancia ya que no solo reduce la eficiencia volumétrica 
de la bomba sin o que adicionalmente puede reducir la vida útil del elastómero. 

 
 Baja Productividad de los Pozos: Los pozos con bajo potencial, normalmente 

presentan bajos niveles de fluido. Cuando se instalan bombas de gran 
capacidad en cuanto a caudal, operando a alta velocidad se observara baja 
eficiencia volumétrica y se corre el riesgo de que la bomba trabaje en seco se 
dañe el elastómero. Por ello es importante seleccionar la bomba de acuerdo al 
potencial de los pozos.49 

 

                                                           
48 Ibíd., p. 54. 
49 Ibíd., p. 55. 
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3. FLUJO MULTIFASICO EN TUBERIAS 

 
El flujo multifásico es entendido como cualquier fluido que está compuesto de más 
de una fase o componente y su objetivo principal es básicamente estimar la presión 
requerida en el fondo de pozo para transportar un determinado caudal hasta llevarlo 
a la estación en la superficie. Es necesario su estudio para obtener diseños viables 
operacionales y económicamente que permitan un óptimo funcionamiento de los 
pozos y así mismo del campo.50 
 

3.1 PATRONES DE FLUJO 

 
En el flujo bifásico las fases gaseosa y líquida pueden estar distribuidas en la tubería 
de diferentes formas, las cuales difieren en la distribución espacial de la interfase 
resultando en características diferentes de flujo tales como perfiles de velocidad y 
de hold up. La existencia de patrones de flujo en un sistema bifásico dado depende 
de las siguientes variables: 
 

 Parámetros operacionales, es decir, tasas de flujo de gas y líquido.  
 

 Variables geométricas incluyendo diámetro de la tubería y ángulo de 
inclinación. 

 
 Las propiedades físicas de las dos fases, tales como; densidades, 

viscosidades y tensiones superficiales del gas y del líquido. 
 
La determinación de un patrón especifico de suma importancia porque 
generalmente las variables de diseño tales como la caída de presión y el hold up de 
líquido son dependientes del patrón existente. 
 
 

3.2 PATRONES DE FLUJO MULTIFÁSICO EN TUBERÍAS VERTICALES E 

INCLINADAS. 

 
Los Patrones de flujo existentes son: 
 

 Flujo Burbuja 
 Flujo Tapón 
 Flujo Transición 
 Flujo Anular 

 

                                                           
50 ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. P.47. 
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3.2.1 Flujo Burbuja 

 
Como en el caso horizontal, la fase gaseosa es dispersa en pequeñas burbujas 
discretas en una fase líquida continua, siendo la distribución aproximadamente 
homogénea a través de la sección transversal de la tubería. Este patrón es dividido 
en Flujo Bubbly ocurre a tasas relativamente bajas de líquido, y es caracterizado 
por deslizamiento entre fases de gas y líquido.  
 
El Flujo de Burbuja Dispersa en cambio, ocurre a tasas relativamente altas de 
líquido, logrando esta fase arrastrar las burbujas de gas de tal forma que no exista 
deslizamiento entre las fases.51 
 

3.2.2 Flujo Tapón 

 
Este patrón de flujo en tuberías verticales es simétrico alrededor del eje de la 
tubería. La mayoría de la fase gaseosa está localizada en bolsillos de gas en forma 
de una gran bala denominada “Burbuja de Taylor” con un diámetro casi igual al 
diámetro de la tubería.  
 
El flujo consiste de sucesivas burbujas separadas por tapones de líquido. Una 
delgada película líquida fluye corriente abajo entre la burbuja y la pared de la 
tubería. La película penetra en el siguiente tapón líquido y crea una zona de mezcla 
aireada por pequeñas burbujas de gas. 
 

3.2.3 Flujo Transición 

 
Este patrón de flujo es caracterizado por un movimiento oscilatorio, este tipo de flujo 
es similar al flujo tapón, los límites no están bien claros entre las fases. Ocurre a 
mayores tasas de flujo de gas, donde el tapón de líquido en la tubería llega a ser 
corto y espumoso. 
 

3.2.4 Flujo Anular (Neblina) 

 
En flujo vertical, debido a la simetría de flujo el espesor de la película líquida 
alrededor de la pared de la tubería es aproximadamente uniforme. El flujo es 
caracterizado por un rápido movimiento de gas en el centro. La fase líquida se 
mueve más lenta como una película alrededor de la pared de la tubería y como 
gotas arrastradas por el gas.52 
 

                                                           
51 Ibíd., p. 48. 
52 Ibíd., p. 49. 
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Figura 18. Patrones de Flujo Multifásico en Tuberías Horizontales 

 

Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante Análisis nodal, 
2008 

 
 

3.3 PATRONES DE FLUJO MULTIFÁSICO EN TUBERÍAS HORIZONTALES.  

 
Los patrones de flujo pueden ser clasificados de la siguiente manera: 
 

3.3.1 Flujo Estratificado 

 
Ocurre a tasas relativamente bajas de gas y de líquido separadas por gravedad 
donde la fase liquida fluye al fondo de la tubería y la gaseosa al tope. Se puede 
dividir en: 
 

 Estratificado Suave o Liso:  
 
Ocurre cuando la fase gaseosa se desarrolla totalmente en la parte superior y es 
separada del líquido por una interfase lisa y definida. 
 

 Estratificado Ondulante:  
 
Ocurre cuando la velocidad del gas es relativamente alta y hace que se rompa la 
continuidad de la interfase permitiendo que se generen ondulaciones en la superficie 
del líquido.53 
 

                                                           
53 Ibíd., p. 50. 
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Figura 19. Flujo Estratificado Liso y Ondulante 

 
Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante Análisis nodal, 

2008 
 
 

3.3.2 Flujo Intermitente 

 
Es caracterizado por flujo alternado de líquido y gas formando tapones o baches de 
líquido, los cuales llenan el área transversal de la tubería, son separados por 
bolsillos de gas, los cuales tienen una capa líquida estratificada fluyendo en el fondo 
de la tubería. Puede presentarse de dos maneras formando bien sea un tapón de 
líquido donde las ondulaciones generadas por la alta velocidad del gas alcanzan la 
parte superior de la tubería o por el contrario un tapón de gas.54 
 

Figura 20. Flujo Intermitente 

 
Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante Análisis nodal, 

2008 
 

 

3.3.3 Flujo Anular 

 
El flujo anular ocurre a muy altas tasas de flujo de gas. La fase gaseosa fluye en un 
centro de alta velocidad, la cual podría contener gotas de líquido arrastradas. El 
líquido fluye como una delgada película alrededor de la pared de la tubería. La 
película al fondo es generalmente más gruesa que al tope, dependiendo de las 
magnitudes relativas de las tasas de flujo de gas y líquido. A las tasas de flujo más 
bajas, la mayoría de líquido fluye al fondo de la tubería, mientras las ondas 
inestables aireadas son barridas alrededor de la periferia de la tubería y moja 
ocasionalmente la pared superior de la tubería. 

                                                           
54 Ibíd., p. 51. 
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Este flujo ocurre en los límites de transición entre los flujos estratificados ondulantes, 
tapón y Anular. 

 

Figura 21. Flujo Anular con Burbujas Dispersas 

Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante Análisis nodal, 
2008 

 
 
 

A muy altas tasas de flujo de líquido, la fase líquida es la fase continua, y la gaseosa 
es la dispersa como burbujas discretas. La transición a este patrón de flujo es 
definida por la condición donde burbujas son primero suspendidas en el líquido, o 
cuando burbujas alargadas, las cuales tocan el tope de la tubería, son destruidas. 
Cuando esto sucede, la mayoría de las burbujas son localizadas cerca de la pared 
superior de la tubería. A tasas de líquido mayores, las burbujas de gas son más 
uniformemente dispersas en el área transversal de la tubería. Bajo condiciones de 
flujo de burbuja disperso, debido a las altas tasas de flujo de líquido, las dos fases 
están moviéndose a la misma velocidad y el flujo es considerablemente 
homogéneo.55 
 
 

Figura 22. Burbujas Dispersas 

 
Fuente: MAGGIOLO R, Optimización de la producción mediante Análisis nodal, 

2008 
 

 

                                                           
55 Ibíd., p. 52. 
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3.4 VARIABLES USADAS EN EL FLUJO MULTIFÁSICO: 

 
En el flujo multifásico el gradiente de pérdidas de presión por fricción incrementa ya 
que el flujo desarrolla una naturaleza vibrante, los fluidos se pueden separar por la 
diferencia en densidades y el flujo de cada fase viaja a diferentes velocidades en la 
tubería. 
 
Dado que existe una interfase muy marcada entre las fases, calcular y conocer las 
propiedades del fluido así como el tipo de flujo presente se hace por lo cual se 
recurre a una serie de variables que permiten de manera aproximada conocer la 
manera en que se está desarrollando la operación. 
 
 

3.4.1 Hold up líquido 
 

Se define como la fracción de un segmento de tubería que es ocupado por líquido 
en un instante de tiempo. 
 

𝐻𝐿 =
𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒 𝑙𝑖𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 𝑐𝑜𝑛𝑡𝑒𝑛𝑖𝑑𝑜 𝑒𝑛 𝑢𝑛 𝑠𝑒𝑔𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑑𝑒 𝑡𝑢𝑏𝑒𝑟𝑖𝑎

𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑠𝑒𝑔𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑑𝑒 𝑡𝑢𝑏𝑒𝑟𝑖𝑎
                 𝑬𝑪. 𝟏𝟑 

 
 
 

Es necesario poder calcular el hold up para de este modo calcular importantes 
variables como la densidad de la mezcla, velocidades de gas y líquido, viscosidad 
efectiva y transferencia de calor. Un valor para el hold up de líquido no puede ser 
calculado analíticamente, este debe ser determinado de correlaciones empíricas y 
está en función de variables tales como las propiedades del gas y del líquidos, 
patrones de flujo, diámetro e inclinación de tubería.  
 
El segmento que queda es ocupado por gas, el cual es llamado hold up gas (Hg) el 
cual se puede expresar como:56 
 

𝐻𝑔 = 1 − 𝐻𝐿                         𝑬𝑪. 𝟏𝟒 

 

3.4.2 Hold up de líquido sin deslizamiento 

 
Es definido como la relación entre el volumen de líquidos en un segmento de tubería 
el cual podría existir si el gas y el líquidos viajaran a la misma velocidad (sin 
deslizamiento) dividido por el volumen del segmento de tubería, puede ser calculado 
directamente de las tasas de flujo de gas y líquidos in situ.57 

                                                           
56 Ibíd., p. 53. 
57 Ibíd., p. 54. 
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𝜆𝐿 =
𝑞𝐿

𝑞𝐿 + 𝑞𝑔
                   𝐄𝐂. 𝟏𝟓 

 
El hold up gas sin deslizamiento es definido como: 
 

𝜆𝑔 = 1 − 𝜆𝐿 =  
𝑞𝑔

𝑞𝑔 + 𝑞𝐿
              𝑬𝑪. 𝟏𝟔 

 

3.4.3 Densidad 

 
Para cualquier ecuación de flujo es necesario conocer la densidad del fluido 
disponible de ahí la importancia de su cálculo. La densidad de una mezcla multifase 
fluyendo es muy difícil de evaluar, debido a la separación gravitacional de las fases 
y el deslizamiento entre las fases. Esta puede ser calculada de las densidades del 
agua y el aceite y de las tasas de flujo si se asume que no hay deslizamiento entre 
las fases; de la siguiente manera:58 
 
 
      EC.17 
      
Donde: 
  

 𝒇𝒐 =
𝒒𝒐

𝒒𝒐+𝒒𝒘
  Y  𝒇𝒘 = 𝟏 − 𝒇𝒐 

 

La densidad del aceite puede ser calculada así: 

 

    EC. 18 

 

Donde: 
 

𝝆𝒐 : Densidad del aceite, lbm/ft3. 
𝜸𝒐: Gravedad específica del aceite. 
𝜸𝒈: Gravedad específica del aceite. 

𝑹𝒔: Gas disuelto, scf/STB. 
𝑩𝒐: Factor volumétrico de formación. 

La densidad del gas para condiciones específicas de presión y temperatura se 
calcula de la siguiente manera: 

                                                           
58 Ibíd., p. 54. 

𝝆𝑳 = 𝝆𝒐𝒇𝒐 + 𝝆𝒘𝒇𝒘 
 

 

𝝆𝒐 =  
𝟑𝟓𝟎. 𝟒 𝜸𝒐 + 𝟎. 𝟎𝟕𝟔𝟒𝜸𝒈𝑹𝒔

𝟓. 𝟔𝟏𝟓𝑩𝒐
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        EC.19 

Donde: 
 
𝜌𝑔  : Densidad del aceite, lbm/ft3. 

z   : factor de compresibilidad del gas. 
T   : temperatura, °R. 
P   : presión, psi. 

La densidad del agua in situ depende de los sólidos disueltos en el agua, la 
temperatura y cualquier gas que pueda ser disuelto en el agua. La densidad 
multifase es calculada como:59 
 

𝝆𝒔 = 𝝆𝑳𝑯𝑳 + 𝝆𝒈𝑯𝒈           𝑬𝑪. 𝟐𝟎 

 

3.4.4 Velocidad superficial 

 
Muchas de las correlaciones de flujo multifásico están basadas en una variable 
llamada velocidad superficial. La velocidad superficial de una fase del fluido es 
definida como la velocidad que la fase exhibiría si fluyera sola a través del total de 
la sección transversal de la tubería. 
 
La velocidad superficial del gas es calculada así: 
 

𝒗𝒔𝒈 =  
𝒒𝒈

𝑨
                            𝑬𝑪. 𝟐𝟏 

 
La velocidad del gas es calculada así: 
 

𝒗𝒈 =  
𝒒𝒈

𝑨𝑯𝒈
                        𝑬𝑪. 𝟐𝟐 

 
Donde 
 
A : área transversal de la tubería. 
 
La velocidad superficial del líquido  y  la velocidad real del gas son calculadas de 
forma similar: 
 

𝒗𝒔𝑳 =
𝒒𝑳

𝑨
 Y 𝒗𝑳 =

𝒒𝑳

𝑨𝑯𝑳
 

 

                                                           
59 Ibíd., p. 55. 

𝝆𝒈 =  
𝟐. 𝟕𝟎𝑷𝜸𝒈

𝒛𝑻
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La velocidad de la mezcla se calcula así:60 
 
 

𝑽𝒎 = 𝑽𝒔𝑳 + 𝑽𝒔𝒈              𝑬𝑪. 𝟐𝟑 

 
Por último la velocidad de deslizamiento es definida como la diferencia entre la 
velocidad de gas y líquido: 

 
𝑽𝑺 = 𝑽𝑳 + 𝑽𝒈             EC.24  

 

3.4.5 Velocidad de Erosión (Velocidad Límite) 

 
Líneas de flujo, múltiples de producción, procesos de cabezales de pozos y otras 
líneas que transportan gas y lıquido en flujo bifásico deben diseñarse primeramente 
con base en la velocidad de erosión del fluido. La experiencia ha demostrado que 
la perdida de espesor de la pared ocurre por un proceso de erosión/corrosión. 
 
Este proceso es acelerado por las altas velocidades del fluido, presencia de arena, 
contaminantes corrosivos tales como CO2, H2S y de accesorios que perturban la 
trayectoria de la corriente como los codos. La velocidad erosional o lımite puede ser 
estimada por la siguiente ecuación empírica: 
 

𝒗𝒆 =
𝑪

√𝝆𝒎
              𝑬𝑪. 𝟐𝟓 

 
Donde: 
 

𝒗𝒆 : Velocidad erosional del fluido (ft) 

C : Constante empírica  
M : Densidad de la mezcla bifásica (lb/ft3)61 
 
 

3.4.6 Viscosidad 

 
La viscosidad del fluido, es usada para calcular el número de Reynolds y otros 
números a dimensionales usados como parámetros de correlación. El concepto de 
una viscosidad bifásica es además incierto y es definida de forma diferente por 
varios autores.  

                                                           
60 Ibíd., p. 56. 
 
61 GARCIA, Nelly. Aplicación de la técnica de análisis nodal en el sistema de producción del campo bonanza 
para determinar oportunidades de optimización. Bucaramanga, Colombia. Tesis de Ingeniería de Petróleos. 
Universidad Industrial de Santander. 2013. P. 78. 
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La viscosidad de una mezcla de agua-petróleo es generalmente calculada usando 
la fracción de agua y del petróleo como un factor de peso: 
 

𝝁𝑳 = 𝑭𝒐𝝁𝒐 + 𝑭𝒘𝝁𝒘        𝑬𝑪. 𝟐𝟔 
 

3.4.7 Tensión superficial 

 
Esta expresión se utiliza cuando la fase líquida contiene agua y petróleo 
 

𝝁𝑳 = 𝑭𝒐𝝈𝒐 + 𝑭𝒘𝝈𝒘              𝑬𝑪. 𝟐𝟕 
 
 
 
Donde: 
 

𝝈𝒐 : Tensión Superficial del Petróleo. 
𝝈𝒘 : Tensión Superficial del Agua.62 
 
 

3.5 MODELAMIENTO DE FLUJO A TRAVÉS DE TUBERÍA.  

 
Para realizar los análisis de desempeño de los sistemas de producción, es esencial 
modelar el comportamiento del flujo a través del pozo y las líneas de superficie; para 
este fin se han desarrollado correlaciones empíricas que ayudan a predecir los 
cambios de presión que ocurren en dichas tuberías. Estas correlaciones se 
encuentran clasificadas en:63 
 
Las correlaciones Tipo A que consideran que no existe deslizamiento entre las fases 
y no establecen regímenes de flujo. Entre estas: Poettmann y Carpentier, Fancher 
y Brown.  
 
Las correlaciones Tipo B, que consideran que existe deslizamiento entre las fases, 
pero no relacionan los regímenes de flujo. Ejemplo: Hagedorn & Brown.  
 
Las correlaciones Tipo C, que consideran deslizamiento entre las fases, y tienen en 
cuenta los patrones de flujo. Se encuentran: Duns y Ros, Orkiszewski, Azis y 
colaboradores, Beggs & Brill.  
 

                                                           
62 ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. P.57. 
63 PORRAS, Mario y ZAPA, Marvin. Evaluación de los métodos empleados en software comerciales para 
optimizar la producción de crudo por análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis ingeniería de petróleos. 
Universidad Industrial de Santander, 2014. P. 41.   
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Estas correlaciones se desarrollaron a partir de datos de campo y pruebas de 
laboratorio, además se tuvieron en cuenta parámetros como las tasa de flujo, las 
propiedades de los fluidos, las dimensiones de la tubería, los patrones de flujo y los 
volúmenes en sitio (hold up) de líquidos.  
 
Estas ecuaciones se establecieron basadas en principios de conservación de 
momento y masa, con ayuda de mapas empíricos de patrones de flujo aplicado a 
mezclas homogéneas pero teniendo en cuenta las velocidades de las fases 
presentes en el fluido.64 
 

3.5.1 Correlaciones para flujo.  

 
Las correlaciones para cálculos de pérdidas de presión presentan tres 
componentes, como lo son: las pérdidas debido a los cambios de elevación, debido 
a la fricción y debido a la aceleración del fluido. A partir de ahí se considera la 
posición que presenta la tubería, ya sea vertical, inclinado u horizontal.  
 
La ecuación general para caída de presión en tubería se define: 
 

𝒅𝑷

𝒅𝒁
= (

𝒅𝑷

𝒅𝒁
)

𝒉
+ (

𝒅𝑷

𝒅𝒁
)

𝒇
+ (

𝒅𝑷

𝒅𝒁
)

𝒂𝒄𝒄
                          𝑬𝑪. 𝟐𝟖 

 
Para las tuberías verticales e inclinadas el componente que mayor aporta a las 
perdidas es el de los cambios de elevación o perdidas hidrostáticas, la cual depende 
de la densidad de la mezcla, usualmente calculada empleando el hold up líquido. 
Para las tuberías inclinadas se debe tener presente el ángulo de inclinación para 
determinar la elevación real que presenta la línea de flujo o el pozo. La pérdida de 
presión debido a la fricción requiere la evaluación del factor de fricción; por último, 
las pérdidas debido a la aceleración del fluido son generalmente despreciables y 
solamente se calculan para situaciones de altas velocidades.  
 
Para las tuberías horizontales el ángulo con respecto a la horizontal es cero y por 
tanto el componente de la ecuación debido a los cambios de elevación se elimina. 
Para los compontes de fricción y aceleración es necesario predecir el hold up con 
el propósito de encontrar la densidad de la mezcla, la cual es necesaria para 
desarrollar los cálculos. En estas condiciones el aporte a la caída de presión debido 
a la aceleración de los fluidos es mínima y generalmente es ignorada para los 
cálculos de diseño y análisis de desempeño.65 
 
 

                                                           
64 Ibíd., p. 42. 
65 Ibíd., p. 43. 
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3.5.2 Modelos y correlaciones para flujo vertical 

 

3.5.2.1 Ansari 

 
El modelo de Ansari fue desarrollado como parte de los proyectos de investigación 
de flujo de fluidos de la universidad de Tulsa. Un exhaustivo modelo fue formulado 
para predecir patrones de flujo y sus características para modelar el flujo 
ascendente de las fases presentes. Él modelo mecanístico está compuesto por un 
modelo para la predicción del patrón de flujo y un grupo de modelos independientes 
para predecir el hold up y la caída de presión en presencia de flujo burbuja, tapón y 
anular. Fue evaluado usando una base de datos de la universidad de Tulsa 
compuesto por 1775 pozos, con 371 de ellos de datos PrudhoeBay. 
 

3.5.2.2 Beggs & brill original 

 
Esta correlación es usada para predecir las pérdidas de presión y el hold up. La 
correlación fue desarrollada siguiendo un estudio de flujo de dos fases en tuberías 
horizontales e inclinadas. La correlación se basa bajo un mapa de régimen de flujo 
donde primero se modela de manera que el flujo sea horizontal. El hold up es 
calculado mediante correlaciones y después es corregido dependiendo del ángulo 
de inclinación. Esta correlación fue desarrollada teniendo en cuenta 
consideraciones como tubería de diámetros entre 1 y 1.5 pulg., no presenta 
problemas con la gravedad API, relaciones gas -líquido hasta 5000 y cortes de agua 
por encima de 10%. 
 

3.5.2.3 Beggs & brill revised 

 
La diferencia con la versión original es que ésta correlación usa factores de fricción 
en tuberías, limitantes para el hold up y constantes de corrección como las 
propuestas por Palmer & Payne. Las mejoras hechas a la correlación comprenden; 
un régimen de flujo extra (Flujo Espuma) el cual asume que el hold up no presenta 
deslizamiento, el factor de fricción es cambiado del estándar para tubería lisa, para 
utilizar un factor de fricción basado en el promedio de la velocidad del fluido.66 
 

3.5.2.4 Duns & ros 

 
Fue desarrollada para flujo vertical de gas y mezclas de líquido en los pozos 
considerando deslizamiento entre fases y estableciendo patrones de flujo. Fueron 
desarrolladas ecuaciones para cada uno de las tres regiones de flujo, la primera 

                                                           
66  ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. P.59. 
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corresponde a flujos burbuja, tapón y parte de espuma; en la segunda se encuentran 
lo que sobra del flujo espuma y slug y en la tercera se encuentra el flujo niebla. 
Estas tres regiones tienen bajo, intermedio y alto respectivamente. 
 
Cada región tiene una distinta correlación para el cálculo del hold up. Estas 
ecuaciones fueron basadas en extensos trabajos experimentales usando mezclas 
de aceite y aire. Esta correlación fue desarrollada para tuberías entre 1 y 3 pulg, 
gravedades API entre 13 y 56° API, Relaciones Gas Líquido(GOR) de hasta 5000 
scf/STB y presencia de gas, crudo y agua pero teniendo en cuenta un factor de 
corrección. Según los autores se emplea un seguimiento representado a 
Continuación: 
 

 Determinación del patrón de flujo.Cálculo de coeficientes necesarios. 
Aplicación de condiciones frontera para realizar la determinación del patrón. 
 

 Determinación de los gradientes de presión según los patrones de flujo. 
Cálculo de los gradientes utilizando correlaciones correspondientes a cada 
tipo. 

 
Los datos fueron tomados para un amplio rango de variables de flujo, esperando 
que la correlación funcionara satisfactoriamente para la mayoría de condiciones de 
pozo.67 
 

3.5.2.5 Govier & aziz  

 
Es usada para calcular perdidas de presión, hold up y régimen de flujo. Fue 
desarrollada siguiendo un estudio de la caída de presión en pozos produciendo gas 
y condensados. Las condiciones en el wellbore fueron determinadas por cálculos 
flash estándar. Los datos del gradiente de presión para flujo bajo una sola fase 
fueron comparados con las predicciones convencionales, confirmándolas de esta 
manera. Para la prueba en la cual las condiciones para dos fases fueron realizadas 
completamente en el wellbore, los datos de campo fueron comparados con una 
cantidad importantes de métodos empíricos, además de probar con un nuevo 
modelo basado en la mecánica del flujo.  
 
La nueva correlación involucra una estimación empírica de la distribución de la fase 
liquida entre el flujo como una película sobre la pared y la que entra en el corazón 
del gas. Esto emplea ecuaciones separadas de momentum para las mezclas de gas 
– líquido en el corazón y para el contenido total de la tubería. 
 
 
 

                                                           
67 Ibíd., p. 60. 
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3.5.2.6 Hagerdon & brown 
 
Fue desarrollada siguiendo un estudio experimental de gradientes de presión 
durante flujo continuo de dos fases en tuberías verticales de pequeño diámetro, las 
pruebas fueron conducidas para una amplia variación de tasas de flujo, relaciones 
gas – líquido y viscosidades de líquido. Los datos usados para el desarrollo de esta 
correlación fueron obtenidos de pozos verticales de aproximadamente 1500 ft, 
diámetros de tubería entre 1 y 2 pulg. y 5 diferentes tipos de fluido como: agua y 
cuatro tipos de crudo distintos con viscosidades entre 10 y 110 cp. Los aspectos 
principales de esta correlación son:68 
 

 La ecuación de gradiente de presión incluyen el término de energía cinética 
y considera que existe deslizamiento entre las fases. 
 
- No considera los patrones de flujo. 
- El factor de fricción para flujo bifásico se calcula utilizando el diagrama de 

Moody. 
- La viscosidad líquida tiene un efecto importante en las pérdidas de 

presión que ocurre en el flujo bifásico. 
- El factor de entrampamiento líquido o fracción del volumen de la tubería 

ocupado por líquido es función de cuatro (4) números adimensionales: 
número de velocidad líquida, número de velocidad del gas, número del 
diámetro de la tubería y el número de la viscosidad líquida (introducidos 
por Duns & Ros). 

 
Aunque esta correlación fue desarrollada sin incluir los regímenes de flujo en el 
simulador usa los mapas desarrollados por Beggs & Brill, Duns& Ros y Taitel Dukler 
para determinar el régimen de flujo. Las pérdidas de presión calculadas fueron 
comparadas con un estudio dando una desviación promedio de 1.5 %, con una 
desviación estándar de 5.5 %. 
 

3.5.2.6 Mukherjee & brill 

 
Es usada para predecir perdidas de presión, hold up y mapa de flujo. Nota la 
selección de mapas de flujo y/o hold ups alternativos puede causar imprecisiones 
en los resultados. Esta correlación fue desarrollada siguiendo un estudio del 
comportamiento de la perdida de presión en un flujo inclinado de dos fases. Para 
flujo burbuja y tapón un factor de fricción sin deslizamiento, fue calculado del 
diagrama de Moody y se encontró adecuado para los cálculos de las pérdidas de 
presión en cabeza. Para flujo estratificado, el gradiente de presión por fricción es 
calculado basado en la ecuación de balance de momentum para las fases 
asumiendo una interfase espumosa gas líquido. Para flujo anular y niebla, la 

                                                           
68 Ibíd., p. 61. 
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correlación para el cálculo del factor de fricción fue presentada en función de la 
relación de hold up y el factor de fricción de moody sin deslizamiento. Los resultados 
ajustaron bien con datos experimentales.69 
 
 

3.5.2.7 Orkiszewski 

 
Fue desarrollada para la predicción de pérdidas de presión en tuberías verticales 
para más de una fase presente; es una extensión del trabajo realizado por Griffith 
& Wallis. Son considerados cuatro regímenes de flujo burbuja, tapón, transición de 
anular-tapón y anular niebla. Este modelo está compuesto de diferentes métodos 
cada uno de ellos realizado para un patrón de flujo distinto. 
 
La precisión de este método fue verificada cuando los valores predichos fueron 
comparados con 148 medidas de pérdidas de presión y reporto medidas de pérdidas 
de presión con un error promedio de 0.8 % y una desviación estándar de 10.8 %. 
Este modelo fue desarrollado para diámetros de tubería entre 1 y 2 pulg, gravedades 
API entre 13 y 30, Relación Gas-Líquido hasta 5000 y sin importar el corte de 
agua.70 
 

Tabla 1. Régimen de Flujo Orkiszewski 

Método Régimen de Flujo 

Griffith Burbuja 

Griffith & Wallis Tapón (Term. Densidad) 

Orkiszewski Tapón (Term. Fricción) 

Duns & Ros Transición  

Duns & Ros Anular y Niebla 

Fuente: PIPESIM, Schlumberger User´s Guide 

3.5.3 Modelos y correlaciones para flujo horizontal 

 

3.5.3.1 Beggs & brill original 

Esta correlación es usada para predecir las pérdidas de presión y el hold up. La 
correlación fue desarrollada siguiendo un estudio de flujo de dos fases en tuberías 
horizontales e inclinadas. La correlación se basa bajo un mapa de régimen de flujo 
donde primero se modela de manera que el flujo sea horizontal. El hold up es 
calculado mediante correlaciones y después es corregido dependiendo del ángulo 
de inclinación. Esta correlación fue desarrollada teniendo en cuenta los siguientes: 
 

                                                           
69 Ibíd., p. 62. 
70 Ibíd., p. 63. 
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3.5.3.2 Beggs & brill revised 

La diferencia con la versión original es que ésta correlación usa factores de fricción 
en tuberías, limitantes para el hold up y constantes de corrección como las 
propuestas por Palmer & Payne. Las mejoras hechas a la correlación comprenden; 
un régimen de flujo extra (Flujo Espuma) el cual asume que el hold up no presenta 
deslizamiento, el factor de fricción es cambiado del estándar para tubería lisa, para 
utilizar un factor de fricción basado en el promedio de la velocidad del fluido. 
 

3.5.3.3 Dukler (aga) and flanigan 

Fue desarrollada para flujo en tuberías inclinadas; considera cinco regímenes de 
flujo, estratificado con interfase lisa y ondulante, intermitente, anular y disperso 
(niebla y burbuja). La ecuación de Dukler es usada para calcular las perdidas por 
fricción y el hold up.y la ecuación de Flanigan es usada para calcular el diferencial 
de presión en la tubería.71 
 

3.5.3.4 Mukherjee & brill 

La correlación de Mukherjee & Brill es usada para el cálculo de las pérdidas de 
presión, el hold up y la determinación del régimen de flujo. Fue desarrollada 
mediante n estudio de las caídas de presión en tuberías inclinadas. Para flujo 
burbuja y tapón, se encontró que el factor de fricción puede ser calculado teniendo 
en cuenta el diagrama de Moody. En flujo estratificado el gradiente de presión 
generado por la fricción es calculado basado en la ecuación de balance de 
momentum para las dos fases asumiendo una interfase gas. Liquido leve. Los 
resultados obtenidos con esta correlación fueron ampliamente verificados. 
 

3.5.3.5 Oliemans 

La correlación de Oliemans fue desarrollada para el flujo en tuberías que transportan 
condensado usando un amplio rango de diámetros de tubería. El régimen de flujo 
se halla usando el mapa de régimen de flujo de Taitel Dukler, y un modelo simple, 
el cual delimita el flujo de una sola fase para predecir correctamente las caídas de 
presión. El modelo tuvo en cuenta datos como de 30 a 100 km de tubería operados 
a presiones de 1450 psi o mayores. 
 

3.5.3.6 Xiao 

La correlación de Xiao considera flujo de dos fases en tubería horizontal. El modelo 
primero determina el patrón de flujo existente y después calcula las características 
del flujo, el hold up de líquido y la caída de presión para flujos estratificado, 
intermitente, anular o disperso. El modelo fue ampliamente probado con una gran 
cantidad de data tanto de campo como de laboratorio incluyendo aceites negros y 
sistemas composicionales. A continuación se presenta un cuadro resumen 
correspondiente a las correlaciones y modelos mecanísticos más importantes que 

                                                           
71 Ibíd., p. 64. 
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emplea el software especializado PIPESIM para la simulación de crudo, las cuales 
hacen parte importante de este estudio.72 
 
 

Tabla 2. Modelos y Correlaciones para Flujo Multifásico 

Modelo 

Flujo Vertical 
Flujo 

Horizontal 
Pozos 

Verticales 
Pozos 

Desviados 

Duns & Ros Si Si Si 

Orkiszewski Si No No 

Hagerdon & Brown Si No No 

Beggs & Brill Revised Si Si Si 

Beggs & Brill Original Si Si Si 

Mukherjee & Brill Si Si Si 

Govier, Aziz & Fogarasi Si Si Si 

Ansari Si No No 

Oliemans No No Si 

Xiao No No Si 

Fuente: PIPESIM, Schlumberger User´s Guide 
 
 

3.6 TRANSFERENCIA DE CALOR 

 
La transferencia de calor es la ciencia que trata de predecir el intercambio de 
energía que puede tener lugar entre cuerpo materiales, como resultado de una 
diferencia de temperatura. La termodinámica enseña que esta transferencia de 
energía se define como calor. La ciencia de la transferencia de calor pretende no 
solo explicar cómo la energía térmica puede ser transferida, sino también predecir 
la rapidez con la que, bajo ciertas condiciones específicas, tendrá lugar la 
transferencia. 
 

3.6.1 Conducción 

 
Cuando en un cuerpo existe un gradiente de temperatura, la experiencia muestra 
que hay una transferencia de energía desde la región de alta temperatura hacia la 
región de baja temperatura. Se dice que la energía se ha transferido por conducción 
y que el flujo de calor por unidad de área es proporcional al gradiente normal de 
temperatura: 

                                                           
72 Ibíd., p. 65. 
 



 

78 
 

 

𝒒 =  −𝒌𝑨 
𝜹𝑻

𝜹𝒙
                          𝑬𝑪. 𝟐𝟗 

 

Donde q es el flujo de calor y 
𝜹𝑻

𝜹𝒙
 es el gradiente de temperatura en la dirección del 

flujo de calor. La constante positiva k se llama conductividad térmica del material, y 
se ha puesto el signo menos para satisfacer el segundo principio de la 
termodinámica.73 
 
 

3.6.2 Convección. 

 
Se caracteriza porque se produce por intercambio de un fluido (aire, agua) que 
transporta el calor entre zonas con diferentes temperaturas. La convección se 
produce únicamente por medio de materiales fluidos. Estos, al calentarse, 
aumentan de volumen y, por lo tanto, su densidad disminuye y ascienden 
desplazando el fluido que se encuentra en la parte superior y que está a menor 
temperatura. Lo que se lama convección en sí, es el transporte de calor por medio 
de las corrientes ascendente y descendente del fluido.  
 
Para expresar el efecto global de la convección, se utiliza la ley de Newton del 
enfriamiento: 
 

𝒒 = 𝒉 𝑨 (𝑻𝒑 − 𝑻∞)                            𝑬𝑪. 𝟑𝟎 

 
El flujo de calor transferido se relaciona con la diferencia global de temperaturas 
entre la pared y el fluido, y el área A de la superficie. La magnitud h se denomina 
coeficiente de transferencia de calor por convección.74 
 

3.6.3 Radiación 

 
En contraposición a los mecanismos de la conducción y la convección, donde la 
transferencia de energía involucra un medio, el calor puede también transferirse a 
través de zonas en las que exista un vacío perfecto. En este caso el mecanismo es 
la radiación electromagnética. Se limitará el análisis la radiación de temperaturas; 
este fenómeno se llama radiación térmica. 
 
Consideraciones termodinámicas muestran que un radiador térmico ideal, o cuerpo 
negro, emitirá energía de forma proporcional a la cuarta potencia de la temperatura 
absoluta del cuerpo y directamente proporcional al área de su superficie. Así: 

                                                           
73 Ibíd., p. 66.   
74 Ibíd., p. 67.   
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𝒒𝒆𝒎𝒊𝒕𝒊𝒅𝒐 =  𝝈 𝑨 𝑻𝟒                          𝑬𝑪. 𝟑𝟏 
 
Donde σ es la constante de proporcionalidad y se denomina constante de Stefan- 
Boltzman, que tiene un valor de 28.75 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                           
75 Ibíd., p. 68.   
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4. GENERALIDADES DEL CAMPO BONANZA 
 

4.1 UBICACIÓN  
 

El Campo Bonanza está localizado en la cuenca del valle medio del Magdalena, en 

el Departamento de Santander, municipio de Rionegro, Aproximadamente a 320 

Km. Al NW de la Capital Bogotá y 40 KM. De la población de Barrancabermeja.     

 

Figura 23. Localización Geográfica del campo Bonanza 

 

 

 

 

 

Fuente: Ecopetrol S.A 

 

4.2 RESEÑA HISTORICA 

 

La explotación del campo Bonanza se inició en el año de 1955 cuando la compañía 
Internacional Petroleum Ltda. (Intercol) firmó el contrato de Concesión 605, 
localizado dentro del anticlinal asimétrico de Bonanza.  
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El 9 de Septiembre de 1963, se perforó el pozo Bonanza 1 alcanzando una 
profundidad de 7.550 pies MD en las areniscas basales del Eoceno. El pozo se 
probó en Enero 6 de 1964 en las areniscas de la formación Mugrosa, aportando 550 
BOPD de 22ºAPI con una relación Gas-Aceite de 175 PCN/BN.  
 
Posteriormente el pozo Bonanza 2 fue perforado hasta una profundidad de 9.073 
pies MD alcanzando el Cretáceo y pasando nuevamente a las formaciones 
Terciarias antes de su profundidad final en el flanco Sur-este de la estructura; 
encontrando areniscas de las formaciones Lizama y Esmeraldas en agua y 
resultando productor de la Formación Mugrosa.  
 
El periodo de explotación para la Concesión 605 se inició el 2 de Noviembre de 
1962. El campo inició explotación comercial en Enero de 1964. Posteriormente, 
Intercol compró la totalidad de las acciones a Sinclair Colombia Oil y a la British 
Petroleum Co. y se hizo cargo de toda la operación a partir del primero de Enero de 
1971, continuando con la explotación del campo hasta su reversión. 
 
Finalmente, el área de Concesión 605 revirtió a la Nación el 10 de Noviembre de 
1992; tomando la administración de los mismos la Empresa Colombiana de 
Petróleos, hoy Ecopetrol S.A.  
 
En el campo se han perforado hasta la fecha 53 pozos, incluyendo los de la 

campaña de desarrollo 2015, todos pozos  todos productores, de los cuales 7 se 

han abandonado por problemas mecánicos y/o bajo potencial de producción 

(Bonanza 4, 6, 7, 9, 13, 14 y 29). Los 40 restantes permanecen activos,  

adicionalmente el campo Bonanza cuenta con 4 pozos abastecedores, ABA1 Y ABA 

2 fueron perforados durante el año 2010 y los pozos ABA3 y ABA 4 fueron 

perforados en el año 2014, de igual manera se convirtieron 5 pozos productores de 

crudo a pozos inyectores de agua, Bonanza 1, 5, 12, 22 y 23, los cuales no se  

encuentran en funcionamiento por la baja calidad del agua de los pozos 

abastecedores.  

El Campo Bonanza alcanzó su máxima producción en Mayo de 1971, con 3413 

BOPD. A octubre de 2012, la producción promedio del campo es de 1447 BOPD, 

con 49 BWPD que corresponden a un corte de agua de 3.3%, y 1.46 MPCD de gas, 

para un GOR de 901 PCN/BN.76 

 

 

                                                           
76 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015, Ecopetrol S.A. Pág. 9 y 10. 
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4.3 PLAN DE DESARROLLO CAMPO BONANZA 2015 

 

Desde el momento en el que se presentó la reversión del campo, a ECOPETROL 

S.A. en 1992, se adelantan campañas de reacondicionamiento y perforación de 

pozos, con el fin de mantener el campo en buenas condiciones operacionales y 

además aumentar la producción de este, ya que a septiembre de 2014 el campo 

Bonanza acumula una producción de 19.98 MBls de aceite, 19.2 GPC de gas y 1.34 

MBls de agua, y un  factor de recobro actual de petróleo del 13%. 

El bajo factor de recobro justifica la ejecución de un plan de desarrollo 2015, con el 

objetivo de adicionar volúmenes y reservas desde varios frentes como lo son la 

perforación y el workover, y así contribuir significativamente con el aumento del 

recobro de líquidos contenidos en los yacimientos del campo Bonanza. 

Considerando el antecedente de los 8 pozos 2006-07 y los recientes 8 pozos 2010-

11, se recomendó pasar a firme los siete pozos que se habían definido como 

contingentes desde el Plan de Desarrollo anterior (Bonanza-34, 40, 41, 42, 43, 44 y 

45), más 14 pozos adicionales como efecto de la reinterpretación de la sísmica 3D, 

Bonanza-46, 47, 48, 49, 50, 51, 52, 53, 54, 55, 56, 57, 58 y 59; todos pozos 

verticales, en donde su producción entrara al sistema actual de producción del 

campo.  

Por lo cual se definió dejar en firme 21 pozos. Debido a contingencias de orden 

ambiental, maduración y permisos, este módulo de perforación fue dividido en dos 

etapas.77 Observar en la tabla 3 las etapas de perforación de la campaña 2015. 

 

 ETAPA 1: Para los pozos de la Etapa 1 se contempla la perforación de 9 

pozos y  se estimó un perfil tipo de producción que contempla un caudal 

inicial de 100 BPPD por pozo y una declinación exponencial de 15% a.n., 

para un acumulado de petróleo por pozo de aprox. 0.23 MBls. 

 

 ETAPA 2: La etapa 2 se contempla la perforación de 12 pozos clasificados 

como Reservas Probadas No Desarrolladas, en la Vigencia 2015, los cuales 

tendrían caudales inicial de 100 BPPD, para un acumulado de petróleo por 

pozo de aprox. 0.23 MBls. 78 

                                                           
77 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015, Ecopetrol S.A. Pág. 33. 
78 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015. Ecopetrol S.A,  Pág. 41 y 53. 
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Tabla 3. Etapas de perforación de pozos campaña de desarrollo 2015 

Fuente: Tomado y modificado. Plan de desarrollo campo Bonanza 2015, Ecopetrol 
S.A. 

4.4 GEOLOGIA  
 

El Campo Bonanza está localizado en la margen oriental de la cuenca del valle 
medio del Magdalena y hace parte del tren de producción dirección SW-NE de la 
cuenca, consiste de una estructura anticlinal, con orientación N-S, asociado a una 
falla de carácter inverso con convergencia al oeste. Las dimensiones de la 
estructura son: 5 Km de longitud y 3 Km de ancho aproximadamente. 
Estratigráficamente la producción proviene de yacimientos clásticos de edad 
terciaria depositados en un ambiente predominantemente fluvial meándrico.79 
 

4.5 ESTRATIGRAFIA 

 
La secuencia sedimentaria atravesada por los pozos perforados en el área del 
Campo Bonanza, corresponde a sedimentos del Terciario. Incluyen las formaciones 
Lisama (Paleoceno), Esmeraldas – La Paz (Eoceno), Mugrosa (Oligoceno) y Real 
(Mioceno). A continuación se hace una breve descripción de base a tope de las 
formaciones atravesadas por los pozos del área. En la Figura 24 se puede observar 
la columna estratigráfica del campo Bonanza. 

                                                           
79 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015. Ecopetrol S.A,  Pág. 14. 
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4.5.1 Secuencia cretácica  

 
 Formación Umir:  

 
La parte inferior de esta formación está compuesta por arcillas oscuras, gris 
azulosas a negras con láminas delgadas carbonáceas. La unidad inferior se 
caracteriza por la presencia de delgadas láminas ferruginosas, lentes y pequeñas 
concreciones de hierro. La parte superior está constituida por delgadas capas de 
shales oscuros, intercalados con delgadas capas de carbón y arenas de grano muy 
fino a limo.  Se le ha asignado a esta formación, una edad Campaniano-
Maastrichtiano con base en datación de foraminíferos y amonites. 
 
La porción inferior del Maastrichtiano es de origen sedimentario nerítico medio, 
mientras que la porción más superior va desde un ambiente nerítico superior a 
continental; llanuras de lodos con ricos contenidos de foraminíferos arenáceos, 
alternando con depósitos de medio transicional salino y aguas frescas.  
 
La estratigrafía corresponde especialmente a secuencias sedimentarias que en 
algunos casos son rocas reservorios asociadas a edad Terciaria, además hay 
presencia de rocas de edad Cretácica. El Campo Bonanza presenta una 
inconformidad de edad Miocena que corta las unidades reservorio en la cresta de la 
estructura.80  
 
 

4.5.2 Secuencia terciaria 

 
Gran parte de las unidades sedimentarias Terciarias fueron depositadas en un 
ambiente transicional y continental de aguas frescas. Estas unidades consisten 
principalmente de sedimentos clásticos de grano fino a grueso, alternando con 
arcillas, limos y delgados mantos de carbón. Los sedimentos fueron transportados 
dentro del valle, principalmente por corrientes fluviales de variado régimen 
energético. Los materiales gruesos fueron depositados como deltas o abanicos 
alrededor de la desembocadura de los ríos y los materiales medios a finos a lo largo 
de los espacios entre la desembocadura de los ríos. Asociados a estos deltas se 
forman una serie de lagos y pantanos donde se generaron depósitos clásticos de 
baja energía y de aguas frescas. Esto puede ayudar a explicar los cambios abruptos 
en el tamaño de grano y litología que caracterizan los depósitos terciarios en este 
sector. Comprende la Formación Lizama, los Grupos Chorro (Formaciones La Paz 
y Esmeraldas), Chuspas (Formaciones Mugrosa, Colorado) del Terciario inferior y 
el Grupo Real (Terciario superior).  81 
 

                                                           
80 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015. Ecopetrol S.A,  Pág. 16. 
81 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015. Ecopetrol S.A,  Pág. 16. 
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Figura 24. Columna Estratigráfica 

Fuente: Plan de desarrollo campo Bonanza 2015, Ecopetrol S.A. 
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4.5.3 Paleoceno 

  
 Formación Lisama:  

 
Esta formación representa un ambiente transicional, de un medio marino somero a 
uno continental. Constituida principalmente de shales y arcillas de varios colores 
(rojas, marrones, azules y moteadas), con intercalaciones de capas de arena de 
grano fino, de colores gris claro, gris verdoso y marrón, con estratificación cruzada 
y secuencias grano creciente. Esta formación presenta delgados mantos de carbón. 
Los estratos de arena son hacia la base de la unidad (pozos Bonanza 11, 14, 15 y 
23). El contacto entre estos cuerpos de arenas y las arcillas es erosional. La edad 
asignada a esta unidad es paleoceno, con base en dataciones palinológicas.  
 
Los cuerpos arenosos de esta unidad se encuentran asociados a ríos 
meandriformes de un ambiente de depósito dominado por canales distributarios en 
una superficie deltaica. También se pueden presentar depósitos de boca de canal, 
frente deltaico y crevasse splay; donde la continuidad de las arenas es interrumpida 
por intercalaciones de material fino. 82 
 

4.5.4 Eoceno  

 
 Formación la Paz:  

 
Esta formación no está presente en el sector del campo de Bonanza, ya que se 
acuñó y desapareció al Sur - Oriente del área del Campo. El acuñamiento de estos 
sedimentos fue causado posiblemente por procesos erosivos y/o a procesos no 
depositacionales debidos a movimientos tectónicos que afectaron la paleo 
topografía.  
 

 Formación Esmeraldas:  
 
Comprende la parte superior del Grupo Chorro; su litología es principalmente 
arcillolitas de colores gris, gris oscuro, localmente rojas y marrón moteadas, con 
intercalaciones de capas de arenas de grano fino, de color gris claro a gris verdoso 
y micáceas; existen delgadas capas de carbón localmente presentes dentro de la 
columna estratigráfica (unidad 1 sector de Bonanza). Las arenas de la Formación 
Esmeraldas poseen un menor contenido de feldespatos que las de la Formación La 
Paz, pero un mayor contenido de mica moscovita es característico.  
La edad asignada a esta formación es Eoceno tardío, de acuerdo a dataciones 
palinológicas. 83 
 

                                                           
82 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015. Ecopetrol S.A,  Pág. 17. 
83 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015. Ecopetrol S.A,  Pág. 17. 
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4.5.5 Oligoceno 

 
 Formación Mugrosa:  

 
Constituida por arcillolitas de colores grises y púrpura, intercaladas con delgadas 
capas de arena de grano fino a medio y con menores intercalaciones de shales 
rojizos moteados. Las capas de arena son más evidentes a la base de la unidad. El 
contacto superior con la Formación Real es discordante, evidenciado por la 
desaparición de la Formación Colorado en el campo Bonanza.  
 

 Formación Colorado:  
 
Esta unidad no está presente en el campo Bonanza, ya que fue erosionada por la 

inconformidad del Mioceno a la base de la Formación Real. El ambiente de 

sedimentación definido es de tipo fluvial – meandriforme, en el que las facies 

gruesas fueron depositadas en regímenes de flujo alto, como pueden ser canales o 

canales de crevasse, migrando transicionalmente a facies finas dependientes de un 

régimen de flujo bajo de depósitos de lagos y llanuras de inundación culminando 

con un evento de máxima acomodación conocido como Horizonte Fosilífero de La 

Cira Shale.  

 

4.5.6 Mioceno  

 
 Formación Real:  

 
Consiste de conglomerados con chert interestratificados con capas de arenas 
conglomeráticas con estratificación cruzada y capas de shales grises, azules y 
moteados. La disminución de las intercalaciones de arenas y la presencia de 
gruesas capas de carbón inter-estratificados en sectores al norte de la cuenca 
indican una disminución de energía del medio de transporte. 84 
 

4.6 MODELO ESTRUCTURAL 

 

De acuerdo con la interpretación, la estructura del campo Bonanza tiene un estadio 
inicial de formación correspondiente a un pliegue por propagación de una falla de 
bajo ángulo (Figura 25). Esta falla tiene un despliegue al interior de la formación La 
Luna y una vergencia desde el Este. De acuerdo con la información sísmica regional 
2D, esta falla es truncada por fallas igualmente inversas de vergencia contraria, las 
cuales se encargan de colocar actualmente las rocas más antiguas del área, en la 

                                                           
84 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015. Ecopetrol S.A,  Pág. 18. 
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superficie, como lo muestran los mapas geológicos de superficie. La actividad 
asociada a esta falla, es registrada como efecto de la orogenia andina del Mioceno.  
 
La discordancia del Eoceno se presenta concordantemente en este sector de la 
cuenca, la cual es registrada en los pozos perforados del campo, como el tope de 
la formación Paleocena Lisama. Durante el Mioceno, asociado con los eventos de 
la orogenia de la cordillera Oriental, se genera una secuencia de fallas inversas y 
cabalgamiento tipo “Backthrust”, como es identificada la falla de Bonanza.  
 
La discordancia del Eoceno se presenta concordantemente en este sector de la 
cuenca, la cual es registrada en los pozos perforados del campo, como el tope de 
la formación Paleocena Lisama.  Durante el Mioceno, asociado con los eventos de 
la orogenia de la cordillera Oriental, se genera una secuencia de fallas inversas y 
cabalgamiento tipo “Backthrust”, como es identificada la falla de Bonanza.85 
 

4.7 PROPIEDADES DEL YACIMIENTO 

 

4.7.1 Mecanismo de producción  

 
Para los yacimientos del Campo Bonanza las Formaciones Mugrosa y Esmeraldas, 

no se ha evidenciado la presencia de un acuífero de alta actividad en los flancos de 

la estructura, ni un efecto significativo de segregación gravitacional a pesar de los 

altos buzamientos de los yacimientos hacia el flanco de la estructura.  

Tampoco se ha evidenciado la presencia de una capa de gas significativa a pesar 

de la alta declinación de la presión de ambos yacimientos, por lo cual se ha 

identificado un mecanismo de producción por Gas en Solución teniendo en cuenta 

los siguientes aspectos86:  

 Baja producción de agua.  

 Comportamiento de la relación Gas/Petróleo –GOR- del Campo.  
 Rápida declinación en presión: Presión inicial Fm. Esmeraldas: 1500 Psi y 

Fm. Mugrosa 1200 Psi, promedio de presión actual: 500 Psi y 300 Psi 
actuales, respectivamente. Es importante precisar que en las campañas de 
perforación años 2007 y 2008 se encontraron zonas con presión inicial de 
yacimiento, lo que sugiere la presencia de zonas no conectadas 
hidráulicamente. Esto se debe a la alta heterogeneidad estratigráfica de los 
yacimientos y debe contemplarse como un riesgo potencial para las 
campañas de perforación y planes de desarrollo propuestos para el Campo. 
 

 

                                                           
85 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015. Ecopetrol S.A,  Pág. 19. 
86 Plan de desarrollo campo Bonanza 2015. Ecopetrol S.A,  Pág. 22. 
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Figura 25. Configuración estructural. 

 
Fuente: Plan de desarrollo campo Bonanza 2015, Ecopetrol S.A. 

 

4.7.2 Presión del yacimiento 

 
La presión inicial que se tiene identificada es de 1200 Psi para la Formación 
Mugrosa y 1500 Psi para la Formación Esmeraldas. El seguimiento histórico de la 
presión de las Formaciones productoras (Mugrosa y Esmeraldas), muestra un 
depletamiento de las zonas en producción que ha señalado una presión actual del 
orden de 300 Psi para la Formación Mugrosa y 500 Psi para la Formación 
Esmeraldas, lo que muestra la necesidad de implementar sostenimiento de presión 
mediante inyección de agua, a fin de tener un recobro adicional de las zonas 
agotadas. (La Figura 3  las presiones medidas en yacimiento con herramienta MDT 
durante la campaña de perforación 2006 – 2011, y su equivalente en peso de lodo.) 
 
Sin embargo, durante la campaña de perforación de 8 pozos durante los años 2006 
y 2007 se tomó información de presión con herramientas multiprobadoras de 
Formación tipo MDT y se pudo evidenciar que la presión en zonas depletadas 
mantenía la tendencia que mostraba la historia de presiones, sin embargo también 
se evidenció presencia de arenas con presiones más altas, inclusive originales para 
algunas arenas, estas corresponderían a lentes presurizados y/o zonas poco 
drenadas del Campo, la tendencia general muestra la fuerte declinación que en 
Presión ha tenido el Campo, influenciada fundamentalmente por el mecanismo de 
producción del yacimiento.  
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Figura 26. Medición de Presión MDT. 

Fuente: Ecopetrol S.A. 

 
 
 
La Figura 27 y la Figura 28 muestran la evolución histórica de la presión para la 
Formación Mugrosa y Esmeraldas, respectivamente, mostrando en ambas 
formaciones la presencia de zonas con presión alta en la campaña de perforación 
2006-2011 (Anterior campaña de perforación del Campo Bonanza). 
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Figura 27. Histórico de presión Formación Mugrosa. 

Fuente: Ecopetrol S.A. 

 

 

Figura 28. Histórico de presión Formación Esmeralda. 

 Fuente: Ecopetrol S.A. 
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4.8 PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS  

 
 
Para la caracterización del fluido del yacimiento se cuenta con la información de un 
PVT de cada formación Mugrosa y Esmeralda, que permite la buena caracterización 
del fluido en el modelo de simulación, se pueden observar en las tablas 4 y 5 
respectivamente. 
 
 

Tabla 4. Formación  Mugrosa PVT. 

Fuente: Ecopetrol S.A. 

 
 

 
Tabla 5. Formación  Esmeralda PVT. 

 
Fuente: Ecopetrol S.A. 

 

4.9 SISTEMA DE RECOLECCIÓN  

 
El Campo Bonanza cuenta con un sistema de recolección divido en tres sectores 
principales, sector norte, sector centro y sector sur; se encuentran 4 Manifolds 
distribuidos en el campo que reciben  la producción de fluido de un grupo de pozos 
asociados; cada manifold llega de manera independiente al Colector de la estación 
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del campo; de igual manera se cuenta con  5 pozos que tienen línea independiente 
de llegada de la producción de fluido al colector de la estación del Campo Bonanza. 
 

4.9.1 Sector Norte 

 
En este sector del campo se encuentran 10 pozos productores de petróleo también, 
se encuentran ubicados dos Manifolds de los pozo bonanza 18 y bonanza 48, como 
son conocidos cada uno de 6 in de diámetro respectivamente , estos colectores 
reciben la producción asociada de los siguientes pozos. Observar la tabla 6 y las 
figuras 29 y 30. 

Figura 29. Manifold Bz – 18. 

 
 

Figura 30. Manifold Bz – 48. 

 
 



 

94 
 

 
Tabla 6. Pozos conectados al Manifold Bz – 18 y 48 

 

Manifold Bz - 18  Manifold Bz - 48 

Pozo ALS  Pozo ALS 

Nº Unidad Tipo  Nº Unidad Tipo 

Bz- 28 PCP Eléctrico  Bz- 48 PCP Eléctrico 

Bz- 18 B.M Convencional   Bz- 34 PCP Eléctrico 

Bz- 31 PCP Hidráulico  Bz- 45 PCP Eléctrico 

Bz - 8 PCP Eléctrico     

Bz- 35 PCP Eléctrico     

Bz- 32 PCP Eléctrico     

Bz- 33 PCP Eléctrico     

 

4.9.2 Sector Centro 

 
En este sector del campo se encuentran 13 pozos productores de petróleo, de los 
cuales 5 pozos llegan de manera independiente a el colector de la estación del 
campo,  3 pozos inyectores de agua, también se encuentra ubicado el Manifold del 
pozo bonanza 9R como es conocido, de 6 in de diámetro este colector recibe la 
producción asociada de los siguientes pozos. Observar la tabla 7 y la figura 31. 
 
 

Figura 31. Manifold Bz – 9R. 
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Tabla 7. Pozos conectados al Manifold Bz – 9R y Pozos con líneas de recolección 
independiente. 

Manifold Bz - 9R  Pozos con líneas Independientes 

Pozo ALS  Pozo ALS 

Nº Unidad Tipo  Nº Unidad Tipo 

Bz- 9R B.M Convencional   Bz- 10 PCP Eléctrico 

Bz- 11 PCP Hidráulico  Bz- 17 PCP Hidráulico 

Bz- 15 B.M Hidráulico  Bz- 21 B.M Hidráulico 

Bz- 24 PCP Hidráulico  Bz- 28 PCP Eléctrico 

Bz- 26 PCP Hidráulico  Bz- 36 PCP Eléctrico 

Bz- 30 PCP Hidráulico     

Bz- 44 PCP Eléctrico     

Bz- 59 PCP Eléctrico     

 

4.9.3 Sector Sur 

 
En este sector del campo se encuentran 10 pozos productores de petróleo y 2 pozos 
inyectores de agua también, se encuentra ubicado el Manifold del pozo bonanza 27 
como es conocido, de 6” de diámetro  este colector recibe la producción asociada 
de los siguientes pozos. Observar la tabla 8 y la figura 32. 
 
 

Figura 32. Manifold Bz – 27. 
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Tabla 8. Pozos conectados al Manifold Bz – 27 

 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Manifold Bz - 27 

Pozo ALS 

Nº Unidad Tipo 

Bz- 50 Flujo Natural 

Bz- 49 Flujo Natural 

Bz- 27 PCP Hidráulico 

Bz- 20 PCP Eléctrico 

Bz- 19 PCP Eléctrico 

Bz- 37 PCP Eléctrico 

Bz- 38 PCP Eléctrico 

Bz- 39 PCP Eléctrico 

Bz- 53 PCP Eléctrico 

Bz- 54 PCP Eléctrico 
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5. ANALISIS CUALITATIVO DE LOS SOFTWARE 

 

En esta parte de la actividad se presentara una descripción general de los 

simuladores y para efectos de este ejercicio, un análisis del paquete que concierne 

a la optimización de producción mediante el análisis nodal. En el análisis se 

describirá la manera de cargar y ajustar la data necesaria para la corrida, los 

métodos para modelar el inflow y el outflow, presencia de los sistemas de 

levantamiento, información arrojada de las simulaciones y el manejo que se le 

puede dar a esta. 

5.1 PIPESIM 

 

Es un simulador amigable y poderoso desarrollado para diseñar y realizar 

diagnósticos o de campo que se encuentren fluyendo naturalmente o ayudados por 

algún sistema de levantamiento artificial. Con esta herramienta se puede modelar 

el comportamiento del flujo multifásico en estado estable desde el yacimiento hasta 

el separador, analizando las situaciones que se pueden presentar con el aporte del 

reservorio, las condiciones del pozo y las líneas de superficie. 

El paquete de software Pipesim tiene la capacidad de simulas robustas y complejas 

situaciones que se pueden presentar en un pozo. Las aplicaciones para las cuales 

se puede usar son: 

 Diseño y análisis del pozo 

 Diseño y análisis de sistemas de levantamiento gas lift y BES 

 Análisis de sistemas de levantamiento PCP 

 Predicción en la precipitación de sólidos. (Hidratos, ceras, escamas). 

 Diseño de líneas y selección de equipos de superficie. 

 Análisis integrado de redes de superficie. 

 

5.1.1 Montaje mecánico.  
 

En esta fase se monta el esquema de pozo como se observa en la siguiente figura. 

El esquema consiste en el módulo de yacimiento-completamiento (vertwell_1), 

unido al punto de análisis (nodo de fondo), seguido por el módulo de pozo 

(tubing_2), el cual también se encuentra unido al nodo de fondo y conectado al nodo 

de cabeza. Posteriormente se carga el módulo de línea de superficie y se conecta 
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al nodo de cabeza y al nodo separador, finalmente se une el separador. El esquema 

de pozo se encuentra listo para proceder a la carga de la data.87 

Figura 33.Diagrama montaje mecánico del pozo PIPESIM 

 

 

 

 

 

  

 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

5.1.2 Carga de la data 
 

5.1.2.1 Modulo Yacimiento-Completamiento. 
 

Tabla 9. Data requerida en el módulo yacimiento-completamiento PIPESIM. 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

                                                           
87 PORRAS, Mario y ZAPA, Marvin. Evaluación de los métodos empleados en software comerciales para 
optimizar la producción de crudo por análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis ingeniería de petróleos. 
Universidad Industrial de Santander, 2014. P. 51.   
 

Modulo Yacimiento-
completamiento 

Condiciones del 
yacimiento 

Cargar las condiciones de presión 
y temperatura en las que se 

encuentre el yacimiento. 

Modeles IPR 

Seleccionar el aporte que mejor 
se ajuste a las características del 

reservorio. 

Tipos de 
completamiento 

Escoger el tipo de 
completamiento con el cual el 

pozo fue terminado. 
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En la tabla anterior se observa la información que se debe cargar en este módulo; 

la herramienta requiere cierta información mínima para la corrida, pero lo 

recomendable es cargar toda la data útil posible. En esta sección se presentan 

múltiples opciones para crear un modelo lo más cercano posible al sistema real que 

se quiere analizar y la figura siguiente muestra las ventas que puede mostrar la 

aplicación al momento de cargar la información.88 

 

Figura 34. Modulo yacimiento-completamiento PIPESIM. 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

 

 

                                                           
88 Ibíd., p. 53. 
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5.1.2.2 Módulo De Pozo. 
 

Tabla 10. Información requerida en el módulo de pozo PIPESIM. 

Módulo de 
pozo 

Trayectoria 
Incluir la información acerca de la 

profundidad y la desviación del pozo 

Transferencia de calor 
Cargar la data referente al 

comportamiento térmico del sistema. 

Tubería 
Ingresar las características de la tubería 

con las que el pozo fue completado. 

SLA 
Asignar las condiciones de los sistemas 
del sistema de levantamiento presente. 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

 

La tabla anterior presenta la información necesaria para esta sección, la cual 

presenta la opción de elegir entre un modelo simple usado cuando no se tiene 

información suficiente y un modelo detallado que se emplea en los casos con los 

que se cuente información puntual sobre el sistema. Figura 35.89 

Figura 35. Módulo de pozo. Modelo simple y detallado PIPESIM. 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

                                                           
89 Ibíd., p. 54. 
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5.1.2.3 Modulo línea de flujo. 

 

Tabla 11. Información requerida en el módulo de línea de flujo PIPESIM. 

Módulo línea de 
flujo 

Tubería 
Cargar las dimensiones y características de 

la línea que conduce al separador. 

Transferencia de 
calor 

Incluir el modelo térmico que representa el 
comportamiento del fluido de camino al 

separador 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

 

Esta sección presenta un modelo simple para situaciones donde no se conoce la 

topografía del terreno y un modelo detallado donde se dispone de esta información. 

Figura 36.90 

 

Figura 36. Módulo de línea de flujo. Modelo simple y detallado PIPESIM. 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

                                                           
90 Ibíd., p. 55. 
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5.1.2.4 Modulo fluido. 

 

Tabla 12. Información requerida en el módulo del fluido PIPESIM. 

Módulo 
fluido 

Propiedades del aceite 
Incluir las características del 

aceite. 

Datos de viscosidad. 
Seleccionar el método que se 
ajuste al comportamiento de 

esta propiedad. 

Calibración de datos. 
Sección donde se ajustan las 

propiedades del fluido. 

Contaminantes. 
Agregar la data cerca de la 

contaminación del fluido en 
estudio. 

Propiedades térmicas. 
Ingresar las propiedades 

térmicas que presente el fluido. 
Fuente: Manual PIPESIM 2011 

 

Figura 37. Modulo fluido PIPESIM. 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 
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5.1.2.5 Modulo correlaciones de flujo. 

La siguiente tabla muestra la información requerida en esta sección y la figura 15 

las ventanas que el simulador dispone para cargar y ajustar la data.91 

 

Tabla 13. Data requerida para el modulo correlaciones de flujo PIPESIM. 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

 

 

Figura 38. Modulo correlaciones de flujo PIPESIM. 

 

 

 

 

  

 

 

 

 

 

  

 

 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

                                                           
91 Ibíd., p. 57. 

Módulo correlaciones 
de flujo 

Flujo vertical 
y/o horizontal 

Seleccionar las correlaciones que 
mejor se ajuste al comportamiento 

hidráulico del sistema. 
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5.1.3  Observaciones.  
 

A continuación se describirán algunas reflexiones desarrolladas durante la etapa de 

simulación realizada en este ejercicio con respecto a los métodos empleados para 

el modelamiento del IPR, el cálculo de perdidas, la simulación de los sistemas de 

levantamiento y el ajuste de las diferentes propiedades del fluido.92 

5.1.3.1 Ajuste De Las Propiedades.  
 

La herramienta presenta diferentes correlaciones para ajustar las propiedades del 

fluido, estas correlaciones están incluidas en dos opciones. Una en la que se 

dispone de un solo valor y a partir del cual se generan tablas PVT a condiciones del 

laboratorio o a condiciones de yacimiento; es útil cuando la información es escasa 

y se emplea preferiblemente para crudos con grado API elevado.  

La otra opción es en la que se genera el comportamiento PVT tanto del yacimiento 

o del laboratorio a partir de diferentes valores que se presentan la propiedad; esta 

opción es la solución a los problemas que suelen presentarse al momento de ajustar 

y modelar el comportamiento de crudos pesados. Sin embargo la opción múltiples 

datos presenta varias restricciones, como lo son: 

 Los datos deben ser adquiridos solo de pruebas de vaporizaciones flash. 

 Todas las propiedades deben ser reportadas a una solo temperatura. 

 Si no hay datos para calibrar el comportamiento será modelado a partir de la 

correlación que se escoja.93 

Figura 39. Calibración a través de múltiples puntos PIPESIM. 

 

 

  

 

 

  

 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

                                                           
92 Ibíd., p. 58. 
93 Ibíd., p. 58. 
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5.1.3.2 Modelamiento IPR.  
 

La herramienta brinda la posibilidad de calcular la productividad del yacimiento para 

pozos verticales a partir de pruebas de pozo para modelos como el de Vogel o el 

fetkovitch, o a partir de las propiedades del yacimiento para modelos como el del 

PSS o el del estado transitorio. De la misma forma permite calcular la productividad 

de yacimientos para pozos horizontales, pero únicamente a partir de las 

propiedades del yacimiento. Para el caso donde se calcula la productividad a partir 

de pruebas, hay que destacar que es posible cargar los datos tanto de pruebas 

multitasas como de pruebas isócronas, siendo esto muy útil debido a que no se 

condiciona la forma en cómo se adquirieron los datos y por ende hace más sencilla 

la recopilación de la información. La Figura 40 muestra en la imagen A la ventana 

para cargar los datos a partir de las pruebas de pozo y en la imagen B la ventana 

para cargar los datos de las propiedades del yacimiento. 

 

Figura 40. Calculo de la productividad del yacimiento PIPESIM. 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

 

5.1.3.3 Correlaciones de Flujo.  
 

 La herramienta presenta una gran variedad de correlaciones que permiten modelar 

el comportamiento hidráulico para flujo vertical, horizontal e inclinado. Además 

existe la posibilidad de encontrar cual ecuación representa mejor el comportamiento 

hidráulico que presenta el sistema que se está analizando, aun sin conocer los 

reportes de presión que se presentan a lo largo del trayecto del pozo; es decir si no 
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se cuenta con un matching de lo que ocurre a nivel hidráulico se puede determinar 

cuál es la correlación que mejor se ajusta a lo que está ocurriendo a nivel de pozo. 

A continuación se muestra el esquema que presenta la aplicación al momento de 

realizar esta operación.94 

 

Figura 41. Comparación de las correlaciones de flujo PIPESIM.  

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

 

5.1.3.4 Sistemas de levantamiento. 
 

La aplicación modela tres sistemas de levantamiento, ESP, PCP y Gas Lift; aunque 

tiene la posibilidad de analizar el sistema de levantamiento por bombeo mecánico 

no es mediante el análisis nodal, sido en una sección independiente. También 

presenta la opción de diseñar y analizar sistemas de levantamiento pero solo ESP 

y Gas Lift. 

 

 BOMBEO POR CAVIDADES PROGRESIVAS PCP.  

Para este sistema el simulador cuenta con una base de datos de los equipos 

fabricados por PCM y Weatherford mas empleados en el campo. No dispone de una 

sección en la cual se pueda diseñar el sistema por el cual la simulación está 

condicionada a los parámetros operacionales con los que se está modelando el 

sistema de producción. Aunque se debe aclarar que existe una opción donde se 

                                                           
94 Ibíd., p. 59. 
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puede cargar la información de un equipo no existente en la base de datos. La 

información requerida es limitada y de igual manera sigue condicionada como os 

demás equipos a los parámetros operacionales. La base de datos incluye las curvas 

de rendimiento y de velocidad de las bombas.95 

 

Figura 42. Interfaz del sistema PCP PIPESIM. 

 

 

  

 

 

 

 

 

 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

5.1.4 Datos de salida.  

  

 Del set de operaciones que se pueden realizar en el simulador la sección de análisis 

nodal es de las más sencillas. Se debe establecer en el montaje mecánico los 

puntos (nodos), que generalmente son en el fondo y en cabeza; la aplicación no da 

la opción de seleccionar como nodo las bombas en los casos de ESP y PCP, ni las 

válvulas en el caso del GAS LIFT, por lo cual no se puede analizar el equipo del 

levantamiento artificial sino los efectos que estos generan en la unidad total de 

producción, es decir, el desempeño total del sistema.96 

Los resultados que arroja el simulador son las presiones y caudales de las curvas 

de inflow y outflow, y el punto operativo del nodo seleccionado a las condiciones 

operacionales existentes. Los valores de los caudales pueden ser de líquidos totales 

o de la fase que se requiera, adicional a esto se obtienen los datos de las diferentes 

propiedades y de los diferentes parámetros que están presentes en el sistema, 

                                                           
95 Ibíd., p. 64. 
96 Ibíd., p. 65. 
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como la presión burbuja, temperatura, velocidad de la mezcla, entalpia del fluido, 

etc. 

 

Figura 43. Interfaz del análisis nodal PIPESIM. 

Fuente: Manual PIPESIM 2011 

 

Todo en referencia al nodo seleccionado. Cabe mencionar que al modelar sistemas 

con ayuda de algún sistema de levantamiento también se reportan los parámetros 

y las propiedades de estos equipos. 

Existe la opción de realizar sensibilidades rápidas tanto en el inflow como en el 

outflow. Los parámetros o propiedades varían de acuerdo al módulo que requiera el 

análisis, incluyendo los parámetros y las condiciones del levantamiento artificial si 

está presente; por ejemplo si se quiere analizar el efecto del diámetro del tubing en 

el nodo de la cabeza, se debe seleccionar la sección tubing en la curva del inflow, 

en cambio si el punto de análisis es el fondo se debe seleccionar la misma sección 

en la curva del outflow; de la misma manera se puede hacer con las diferentes 

variables disponibles en cada etapa de la unidad de producción. 

Finalmente si la variable a la que se le quiere realizar la sensibilidad no se encuentra 

disponible en las opciones rápidas, existe la posibilidad de modificar el modelo y 

realizar la corrida nuevamente. La desventaja es que los datos obtenidos son 

puntuales a las condiciones del modelo y si se quiere observar un comportamiento, 

se deben reportar los datos manualmente en otra herramienta que genere 

tendencias como Excel.  
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5.1.5 Reporte y manejo de resultados.  
 

Los resultados de la simulación son arrojados a través de archivos con extensión 

.out y .plt, además se reporta un archivo .sim, el cual es la síntesis de los 

movimientos realizados en el simulador antes y durante la ejecución de la corrida. 

El archivo .plt es ejecutado automáticamente por una aplicación llamada Psplot, la 

cual genera graficas en las que se presentan principalmente las curvas de inflow y 

outflow, la aplicación permite visualizar los valores de las demás variables obtenidas 

en la corrida. 

Con este programa es posible observar las respuestas en tablas de datos que 

pueden ser exportadas a la herramienta Excel, siendo esto una ventaja ya que se 

pueden convertir los reportes a archivos .xlsx, los cuales pueden ser importados a 

diferentes simuladores comerciales. La figura 44 muestra la gráfica y la tabla que 

se visualiza al obtener el reporte de resultados.97 

 

Figura 44. Reporte de resultados. Gráfica y tabla PIPESIM. 

 
Fuente: Manual PIPESIM 2011 

 

 

 

                                                           
97 Ibíd., p. 67. 
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6. DESARROLLO DEL MODELO DE SIMULACION 

 
En el  Campo Bonanza actualmente se están realizando esfuerzos con el fin de  
aumentar el factor de recobro desde diferentes frentes que permiten el mejor 
desarrollo del mismo, es por ello que realizaron una campaña de perforación para 
incorporar nuevas reservas al campo y así aumentar la producción de crudo, de tal 
manera se debe garantizar que la nueva producción asociado de los nuevos pozos 
este siendo manejada de manera efectiva para que garantice una alta rentabilidad 
del proyecto desarrollado. 
 
por este motivo se realiza un análisis de las condiciones actuales del campo, 
basados en sus requerimientos y en busca de identificar las limitaciones que se 
puedan presentar en el sistema para contribuir con el mejoramiento oportuno de las 
condiciones operacionales del campo, que permitan siempre la mayor producción 
de aceite en condiciones económicas rentables, teniendo en cuenta lo anterior se 
analizó el sistema de producción del campo Bonanza contribuyendo así con una 
buena herramienta para el continuo desarrollo del campo 
 

 6.1  METODOLOGÍA 

 
Para lograr una mejora en la producción del campo Bonanza se plantea seguir la 
siguiente metodología de trabajo con el fin de tomar en cuenta todos los aspectos 
necesarios en el desarrollo del proyecto. 
 

Figura 45. Metodología para la actualización del sistema de producción del 
Campo Bonanza 
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 6.2 RECOPILACIÓN, ANÁLISIS Y VALIDACIÓN DE INFORMACIÓN. 

 
El proceso de recopilación, análisis y validación de información es la base para el 
desarrollo del modelo de simulación, es por ello que los datos deben ser confiables, 
representativos y con el menor nivel de incertidumbre posible; para esto se 
realizaron 6 salidas al Campo Bonanza, en donde se realizó un reconocimiento del 
campo, se recolecto la información necesaria de bases de datos como TWM, 
Openwells, reportes de producción, archivos suministrados por personal de 
producción e ingeniería del campo y se observaron los siguientes ítems: 
 

 Estación de recolección del Campo Bonanza.  
 Pozos productores: 

- Ubicación. 
- Tipo de sistema de levantamiento Artificial. 
- Medición de Thp y Chp. 
- Medición de gas producido por Casing. 
- Herramientas y accesorios. 

 Topografía de las líneas de superficie. 
 Manifolds de recolección. 
 Información general:  

- Estados mecánicos 
- Bases de datos 
- Caracterización de fluidos 
- Planos del campo 
- Coordenadas de pozo 

 Información específica: 
- Pruebas de producción 
- PVT de fluidos y petrofísica 
- Pruebas de presión 
- Curvas de eficiencia de las bombas 

 

6.2.1 Estados mecánicos 

 
Los estados mecánicos de los pozos constituyen el escenario actual de producción. 
En ellos es posible encontrar información de la tubería con la cual fue completado 
el pozo, diámetro, peso y las juntas utilizadas en la operación; todo esto con el fin 
de establecer la distancia existente entre la cabeza de pozo y puntos claves como 
la entrada a la bomba y la profundidad media de perforaciones (PMP). Además de 
esto también se encuentra la información del sistema de levantamiento artificial, en 
este caso bombeo por cavidades progresivas y bombeo mecánico; el fabricante, 
tipo, RPM y número de strokes/minuto. Estos datos obtenidos son organizados en 
las tablas 14 y 15 para que se pueda acceder a esta información de una manera 
sencilla como se puede observar a continuación. (Tabla completa ver ANEXO B Y 
C). En caso en los que se encontraron pozos desviados se procedió a ingresar los 



 

112 
 

datos de desviación consignados en los surveys de cada pozo. Para visualizar el 
estado mecánico convencional de un Pozo del campo Bonanza ir al ANEXO. D.  
 
 

Tabla 14. Información de los estados mecánicos 

Fuente: Ecopetrol S.A 
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Tabla 15. Información de las bombas del campo 

Fuente: Ecopetrol S.A 
 
 

6.2.2 Caracterización del fluido 

 
Para la caracterización de fluidos fue necesario obtener información de estudios 
PVT realizados a algunas formaciones productoras del campo (Mugrosa y 
Esmeralda). Estos estudios ayudan a obtener una buena caracterización del fluido 
presente en los pozos y de esta manera tener datos precisos para ingresar al 
simulador. 
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Tabla 16. Propiedades PVT del fluido de la formación Mugrosa 

 

Formación Mugrosa PVT 

T@1750' SS 101 °F Presión Inicial @ 1750' 1161 Psi 

Grav Gas 0.624  Presión de Burbuja 1499 Psi 

Grav Oil 23 API Salinidad del agua 2959.5 ppm NaCl 

T sep 105 °F Uw @ Pi 0.6853 cp 

Presión sep 25 Psi Bw @ Pi 1.0044 Bbl/Stb 

GOR Ini 175 Scf/Stb Cw @ Pi 3.03E-06 1/Psi 

    Cf 3.27E-06 1/Psi 

Fuente: Ecopetrol S.A 
 
 

Tabla 17. Propiedades PVT del fluido de la formación Esmeralda 

 

Formación Esmeralda PVT 

T@2550' SS 109 °F Presión Inicial @ 2550' 1450 Psi 

Grav Gas 0.602   Presión de Burbuja 1585 Psi 

Grav Oil 19 API Salinidad del agua 3695 ppm NaCl 

T sep 105 °F Uw @ Pi 0.6253 cp 

Pres sep 25 Psi Bw @ Pi 1.0061 Bbl/Stb 

GOR ini 150 Scf/Stb Cw @ Pi 2.98E-06 1/Psi 

      Cf 3.32E-06 1/Psi 

Fuente: Ecopetrol S.A 
 

 

6.2.3 Reporte de producción del campo 

 
El reporte de producción del campo se obtuvo gracias al personal de control de 
producción, los cuales realizan a diario un seguimiento a los pozos del campo 
bonanza donde se registra toda la información referente a producción detallada de 
los fluidos presentes en el yacimiento esta información está organizada en la tabla 
18, debido a que estos parámetros son necesarios para cualquier calculo y 
especialmente para acercar tanto como sea posible los datos simulados con los 
reales (Tabla completa ver ANEXO D)  
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Tabla 18. Datos de Producción del Campo 

CAMPO  BONANZA 

POZO TIPO CRUDO ( Bbls ) Grav % GOR 

Nº Pozo Brutos Netos ºApi Bs&w SCF/STB 

1 Inyector 0 0 0,0 0,0 - 

2 Inactivo 13 13 20,4 0,1 - 

3 Inactivo 29 0 16,4 99,0 - 

5 Inyector 0 0 0,0 0,0 - 

8 Productor 59 59 21,8 0,5 100 

9R Productor 73 66 16,4 9,0 150 

10 Productor 62 60 21,4 0,5 37 

11 Productor 24 8 24,1 65,0 150 

12 Inyector 0 0 0,0 0,0 - 

15 Productor 22 22 23,5 0,2 50 

17 Productor 81 65 20,5 20,0 50 

18 Productor 25 24 24,2 0,5 10 

19 Productor 23 23 23,1 0,1 50 

20 Productor 19 19 23,5 0,0 50 

21 Productor 55 55 23,4 0,7 200 

22 Inyector 0 0 0,0 0,0 - 

23 Inyector 0 0 0,0 0,0 - 

24 Productor 16 16 21,7 0,2  30 

25 Productor 29 29 20,3 2,4 1000 

26 Productor 35 35 18,2 0,2 50 

27 Productor 138 132 17,6 4,2 20 

28 Productor 94 94 18,4 0,10 20 

30 Productor 91 91 21,7 0,1 220 

Fuente: Ecopetrol S.A 
 
 
6.2.4 Planos y levantamiento topográfico 
 
En las figuras 46 y 47 se puede observar los planos suministrados de AutoCAD 
2015 del campo se puede visualizar la forma en la cual están distribuidas las 
conexiones entre pozos, líneas de flujo, colectores, manifolds y la estación. 
Ayudando así a una visión global de las facilidades de superficie hasta llegar a la 
estación del campo. Estos planos ayudaron a la toma precisa de elevaciones, 
distancias de pozos y líneas de flujo. Adicionalmente en la figura 48 se muestran las 
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medidas con el GPS para realizar la toma de elevaciones de las líneas de flujo que 
en los planos no se encontraban. 
 

Figura 46. Levantamiento Topográfico locación Bonanza 2015 

 
Fuente: Ecopetrol S.A 
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Figura 47. Plano de segmentación Campo Bonanza 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: Ecopetrol S.A 
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Figura 48. Mapa Campo Bonanza Obtenido con GPS GARMIN 
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6.3 MONTAJE DE LA DATA EN EL SOFTWARE PIPESIM 2011 

 

Después de haber recopilado, organizado y realizado el control de calidad de la 
información se procede al montaje de la data al software PIPESIM 2011 de la 
siguiente manera: 

Primero se reproducirá el modelo de subsuelo, cada pozo se creara en un archivo 
con las condiciones a las cuales está operando.  

Estos se realiza con el fin de tener un mejor control de la data y para que cada pozo 
sea posteriormente cargado cuando se cree la malla de superficie. En segunda 
instancia se procederá a la creación de la malla de superficie con las distancias, 
elevaciones suministradas y diferentes accesorios que conforman el sistema de 
recolección  

6.3.1 Modelo de subsuelo 
 

Se procederá a cargar la data correspondientes para definir el modelo del pozo a 

continuación se describirá el montaje y ajuste de las condiciones operacionales 

actuales tomando como ejemplo el pozo BONANZA 57 

6.3.1.1 Datos de Fluido 
 

En el módulo Black Oil es posible realizar una caracterización del fluido que produce 
cada pozo, se logra accediendo al menú, configurar, “Black Oil”; allí se define para 
cada uno de ellos su corte de agua, relación gas aceite y la gravedad específica 
para gas y agua respectivamente. Contando con los datos de las pruebas PVT 
realizados a los fluidos provenientes de las unidades productoras Esmeralda y 
Mugrosa, fue posible ingresar datos de viscosidad;  así como poder realizar una 
calibración avanzada de datos en la cual se define el valor del Factor Volumétrico 
de Formación del Aceite (OFVF) medido a condiciones de presión y temperatura 
específicas, la saturación del gas, viscosidad del aceite y del gas y el factor de 
compresibilidad Z medidos en P = Pb.  
 
En este caso el mejor ajuste para el factor volumétrico de formación se logró con la 
correlación de Vásquez and Beggs, de esta manera se cuenta con un fluido bien 
definido que permitirá un mejor y más preciso ajuste. 
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Figura 49. Calibración Avanzada BON-57 

Fuente: PIPESIM 2011 

6.3.1.2 Modelo de pozo:  

Una vez caracterizado el fluido se procede a ingresar los datos correspondientes al 

modelo de pozo. 

Figura 50. Modelo de Pozo BON-57 

Fuente: PIPESIM 2011 

 

6.3.1.3 Datos del yacimiento 

El simulador requiere que sean ingresados los valores de presión estática y 
temperatura de yacimiento, así como el índice de productividad presente. Para este 
último se cuenta con la posibilidad de definir un modelo de IPR si alguno de ellos 
modelara el comportamiento actual, los modelos disponibles son Vogel, Fetkovitch, 
Jones entre otros. En caso de contar con una curva de IPR, pueden ser ingresados 
los puntos que la comprenden y de esta manera generarla dentro del software. 
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Figura 51. Datos del yacimiento 

Fuente: PIPESIM 2011 
 

6.3.1.4 Ajuste del Índice de Productividad 

 
Para el desarrollo de este modelo de simulación, se trabajó en base al método de 

IPR de Pudjo Sukamo  para hacer una modificación al método de Fetkovich´s, ya 

que este método IPR no se encuentra creado en el simulador; se ingresara un C, N 

Y Qomax, modificados por el método de Sukamo para un mejor ajuste de la 

productividad de los pozos. 

Este procedimiento debe realizarse para todos los pozos que componen el sistema 

de producción, el siguiente fue el proceso para hallar el potencial de producción y el 

exponente N en el pozo Bonanza 57: 

Basados en la información del Campo Bonanza que este pozo fue perforado con la 

técnica sobrebalance, con cañoneos de seis (6) tiros por pie, con un cañones de 

0.34 in de radio; con esta información se determina los valores de las constantes 

a0, a1 y a2  son 0.91196, 0.07855, -0.95974 respectivamente; además se conoce 

la producción de 80 Bbl/día, con una presión de fondo fluyendo de 949.5 psi, y la 

presión estática del pozo reportada de 1376 psi. 

Con dicha información se calcula el potencial de producción del pozo y se grafica el 

comportamiento de la producción en fondo respecto a la presión de fondo fluyendo 

como se muestra en la figura 52. 
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Figura 52. IPR Modelo de Sukamo 

 
 

 

Después de dicho IPR se tomaron dos puntos de presión y caudal de los reportes 

de producción para realizar el método de Fetkovich´s, tal y como se muestra en la 

Tabla. 19. 

 

 

Tabla 19. Datos IPR Modelo de Sukamo 

Pwf (psi) Qo (Bbl/day) 

0.00 143.28 

130.00 143.10 

260.00 140.23 

390.00 134.67 

520.00 126.41 

650.00 115.47 

820.00 97.09 

949.50 80.00 

1040.00 66.47 

1170.00 44.76 

1200.00 39.36 

1376.00 0.00 

 

A continuación se realizó el cálculo de IPR del modelo de Fetkovich´s, se calculó 

los parámetros C y N,  los cuales se encuentran organizados en la tabla 20, que 

permiten generar el comportamiento de la producción en fondo, a partir de los datos 

para generar el modelo de IPR de Fetkovich’s se realizó una gráfica Log-Log se 

grafican los valores de presión contra gasto, obteniendo una línea recta, de la cual 
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el valor de  C se calcula con un punto sobre la línea recta y n es la pendiente de 

dicha recta, como se muestra en la figura 53. 

Tabla 20. Parámetros para Modelo de Fetkovich’s 

Well B-57 

Reservoir Pressure (Pr) psi: 1376 

  

Test Point 1 

Flowing Bottomhole Pressure (Pwf) psi: 820.00 

Oil Production Rate (Qo) Bbl/day: 97.09 

  

Test Point 2 

Flowing Bottomhole Pressure (Pwf) psi: 949.50 

Oil Production Rate (Qo) Bbl/day: 80.000 

 

                                                           C 0.00008054 

  

                                                          N 0.995441646 

  

 

Figura 53. Método de Fetkovich´s. Determinación de los valores C y n. 
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Con estos nuevos valores de C y n se procedió nuevamente a graficar el modelo de 

Fetkovich´s, modificado a partir del modelo de Pudjo Sukamo, en donde se puede 

observar en la figura 54 y la tabla 21 dichos valores nuevos. Los valores de Qomax 

y n son ingresados al simulador ya que son los parámetros que determinan el 

comportamiento de afluencia del pozo en el simulador. 

Tabla 21. Nueva data Para Modelo de Fetkovich’s Modificado 

     

Fetkovich, Modificado    

Pwf (psi) Qo (Bbl/day)    

0 144.88    

130 143.59    

260 139.73    

390 133.30  N 0.995421063 

520 124.28  C 0.0000817 

650 112.69    

760 100.86    

850 89.81    

900 83.13    

1080 55.90    

1150 43.95    

1376 0.00    

 

 

Figura 54. Modelo IPR ajustado 
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En la Figura 55 se puede observar el ajuste del modelo IPR de Fetkovich´s a partir 

del modelo de Pudjo Sukamo; los valores de Qomax y n son ingresados al simulador 

ya que son los parámetros que determinan el comportamiento de afluencia del pozo 

en el simulador. El porcentaje de error obtenido entre las gráficas es del 4% 

 

Figura 55. Ajuste del Modelo IPR pozo Bonanza 57. 

 

 

 

6.3.1.5 Datos de Completamiento 

 
En esta sección se carga toda la data correspondiente a los estados mecánicos de 
los pozos. El modelo de pozo se realizó de manera tal que fuera posible realizar 
análisis nodal en los puntos más importantes y críticos del sistema como son en 
fondo de pozo, a la entrada de la bomba y en cabeza de pozo.  
 
Para cada una de las tuberías se definió su longitud, perfil geotérmico, diámetros de 
tubing y Casing presentes y el equipo de sistema de levantamiento artificial 
presente. 
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Figura 56. Datos de la tubería de Producción BON-57 

Fuente: PIPESIM 2011 
 
En la pestaña perfil de desviación se ingresa la información correspondiente 
dependiendo de si el pozo es vertical o desviado, en la pestaña registro geotérmico 
se ingresa la información correspondiente a la temperatura en la cabeza y en el 
fondo del pozo en esta sección se puede modificar el coeficiente de transferencia 
de calor del pozo de manera que los datos arrojados por el simulador se ajuste a 
los datos reales de cada pozo.  
 

Figura 57. Datos de Survey BON-57 

Fuente: PIPESIM 2011 
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Figura 58. Datos del Registro Geotérmico BON-57 

Fuente: PIPESIM 2011 
 
Para cada una de las bombas se ingresaron sus datos correspondientes, la 
profundidad de asentamiento, la curva de la bomba y sus rangos óptimos de 
operación, la velocidad a la que opera y las RPM. En caso de que estuviera 
presente, el separador de gas fue tenido en cuenta con una eficiencia del 85% en 
promedio. 
 

Figura 59. Dato de la Bomba BON-57 

Fuente: PIPESIM 2011 
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Figura 60. Dato de la Bomba BON-57 

 

Fuente: PIPESIM 2011 
 
 

Figura 61. Curvas de comportamiento de la Bomba del Pozo BON-57 

Fuente: PIPESIM 2011 
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6.3.2 Reproducción de las condiciones operacionales actuales 

 

6.3.2.1 Ajuste de la correlación de Flujo Multifasico 

 
El simulador contiene la mayoría de las correlaciones de flujo multifásico actuales 
tanto empíricas como mecanísticas que se trabajan en la industrial de hoy. Se 
pueden ajustar los datos de los pozos medidos a estas correlaciones con el fin de 
seleccionar la correlación más apropiada para el análisis; para ajustar la correlación 
se ingresa al menú configuración/correlación de flujo multifásico y se seleccionan 
las correlaciones que se crean pueden ajustar al modelo en este caso la correlación 
que más se ajustó al modelo fue Beggs and Brill Revised para flujo multifásico 
vertical y Baker Jardine Revised para flujo Horizontal. 
 
 

Figura 62.Perfil de sensibilidad de Correlaciones de Flujo 

 

Fuente: PIPESIM 2011 
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Figura 63. Reporte de Datos sensibilizados de Correlaciones de Flujo 

Fuente: PIPESIM 2011 

 

6.3.2.2 Ajuste del Sistema de Levantamiento Artificial 
 

La información suministrada, fue cargada al software, incluyendo todos los datos de 
la bomba utilizada (Fabricante, modelo de la bomba, Velocidad de operación, Intake, 
Eficiencia de separador, Factor de carga, RPM y Presión de Entrada), con lo que se 
buscó ajustar la presión de Entrada de la bomba y la presión en cabeza de pozo, 
con el fin de obtener mediante este ajuste el caudal esperado. Es posible con este 
ajuste determinar el factor de carga que está manejando la bomba como único 
criterio de ajuste. 
 
Se puede observar en las figuras 65 y 66, el ajuste con los siguientes parámetros; 

la THP real es el parámetro de entrada al simulador con la cual busca comparar el 

Caudal producido con el Caudal Real medido en campo; todo esto modificando el 

factor de carga de la bomba, siendo el único parámetro de ajuste. 
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Figura 64.Reproducción de las condiciones operacionales actuales BON-57 

 

 
Fuente: PIPESIM 2011 
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Figura 65. Ajuste del Caudal de líquido Real y Simulado 

 

Figura 66. Ajuste de la Presión en cabeza Real y Simulada 
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6.3.3 Modelo de superficie 
 

6.3.3.1 Datos de las líneas de flujo 

 
Para el ingreso de datos de líneas de flujo es necesario contar con datos de 
distancias horizontales, la elevación a la que se encuentra ubicada (ya que en 
algunos casos pueden estar enterradas), el diámetro interno, su espesor y la 
temperatura a la que se encuentra. 
 
El perfil geotérmico de la línea también puede ser ingresado esto con el fin de tener 
en cuenta las pérdidas de calor que se pueden generar por la exposición al medio 
ya sea cuando se encuentra en el aire o enterradas. Es posible definir una presión 
o caudal de llegada para poder analizar de una mejor manera como afectan las 
modificaciones realizadas y tener un punto final para el análisis nodal. Un ejemplo 
de los datos de las líneas es el BON-32. 

 

Figura 67 Datos de las Líneas de Flujo y Perfil de Elevación 

Fuente: PIPESIM 2011 
 

6.3.3.2 Ajuste del Sistema de Recolección 

 

En este modelo se carga la data correspondiente a las líneas de flujo. El ajuste de 
la red se logró contando con las presiones en los puntos críticos del sistema como 
los son en cabeza de pozo, colectores y múltiples. Para esto fue necesario ajustar 
dicha red con datos reales del campo como lo son los perfiles de temperatura del 
sistema, las correlaciones de flujo multifásico utilizadas y debidamente ajustadas 
anteriormente, la presión en cabeza, entre otros. Este ajuste se logró cuando la 
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presión simulada por el software, arrojo datos muy similares a la presión en tiempo 
real del sistema. Dicho ajuste también fue realizado llevando el fluido hasta la 
estación del campo con el fin de reproducir el comportamiento actual del sistema de 
recolección y así obtener una optimización real de la producción del campo, el cual 
será objeto de estudio más adelante. 
 

Figura 68. Sistema de Recolección Campo Bonanza 

Fuente: PIPESIM 2011 

 
 
Una vez logrado el ajuste y reproducidas las condiciones operacionales actuales 
de cada pozo se procedió a: 
 

 Identificar las limitaciones hidráulicas presentes en la red de recolección. 
- Cambio de diámetro de tubería en las líneas de superficie 

 
 Determinar oportunidades de optimización. 

- Sensibilización de los cañoneos y aumento de la velocidad de     
operación de la bomba de cavidades progresivas. 

 

6.4 EVALUACIÓN Y ANALISIS DE RESULTADOS 

 

6.4.1 IDENTIFICACION DE LAS LIMITACIONES HIDRAULICAS EN LA RED DE 

RECOLECCIÓN. 

 
Los criterios que rigen la identificación de las limitaciones hidráulicas del sistema de 
recolección actual están basados en el Manual de Ingeniería de Diseño (MID), 
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NORMA API RP 14E, los criterios más importantes son: 
 

 Velocidad de la mezcla bifásica menor que el 65% de la velocidad de erosión, 
esto con el fin de evitar la erosión y el desgaste interno de la tubería. 

 Para el gradiente de presión por fricción en los tramos de tubería se 
recomienda una caída de presión no mayor de 1 psi cada 100 ft. 

 Evitar en lo posible el régimen de flujo tipo tapón debido a que puede producir 
 pulsaciones y vibraciones en tuberías, codos, válvulas y otros accesorios 

este patrón de flujo se presenta en velocidades de mezcla muy altas por lo 
que favorece también la erosión interna de la tubería. 

 
Para el cumplimiento de este objetivo se evaluaron dos escenarios, el sistema 
anterior presentado en la figura 69, y el sistema actual con los 21 pozos nuevos 
presentado en la figura 71. Presentándose el resumen de las simulaciones para 
cada escenario. Posteriormente se llevó acabo la comparación y Análisis de cada 
parámetro evaluado, versus los criterios establecidos para determinar limitaciones 
hidráulicas. 
 

 Escenario No 1: Caso Base 
 
En este escenario se analizan las condiciones operaciones a las cuales se 
encuentra el campo antes de la campaña de perforación 2015, en el cual se 
encuentran 24 pozos productores, de ellos 21 pozos con sistema de levantamiento 
artificial por cavidades progresivas  (PCP) y 3 pozos con sistema de levantamiento 
artificial por Bombeo Mecánico (BM). Para dicho escenario se procedió a realizar la 
corrida en el software PIPESIM 2011 en busca de posibles limitaciones presentes 
en el sistema. La figura 70 muestra el perfil de producción del campo sin incorporar 
los nuevos pozos de la campaña 2015. 
 
 

Figura 69. Modelo de Superficie Campo Bonanza (Sin Pozos Nuevos) 

Fuente: PIPESIM 2011 
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Figura 70. Perfil de Producción del campo sin los Nuevos Pozos 

Fuente: Ecopetrol S.A. (Modificado por los Autores) 
 

A continuación se presenta el resumen de la simulación del sistema de recolección, 
donde se muestra el caudal (Qo en BPD, Qw en BWD y Qg en millones de pie 
cúbicos actuales por día), longitud, caída de presión, velocidad de la mezcla, 
velocidad de erosión límite y régimen de flujo; por Líneas Principales (TRAMOS). 
 

Tabla 22. Resumen de la Simulación Tramos Principales “Sistema Actual” 
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Observando los resultados obtenidos en la tabla 22, para la identificación de las 

limitaciones hidráulicas del sistema de recolección antes de la incorporación de los 

pozos nuevos, la velocidad de la mezcla no sobrepasa el límite de velocidad de 

erosión permitido lo que nos indica que el sistema no contiene limitantes hasta el 

momento.  

El régimen de flujo presente en los tramos de tubería es estratificado suave lo cual 

tampoco representa un limitante, debido a que se considera que el flujo tipo tapón 

o slug que se presenta en velocidades de mezcla mucho mayores que las 

encontradas es el que se debe evitar en el sistema de recolección.  

Sin embargo se debe tener en cuenta que el flujo estratificado suave se caracteriza 
porque ocurre a velocidades de flujo relativamente bajas donde el lıquido se 
desplaza por el fondo de la tubería y el gas en el tope de la misma, donde 
permanece constante la fracción ocupada por cada fase, lo cual favorece la 
formación de bolsas de lıquido y depositación de sedimentos donde la topografía 
del terreno lo pueda permitir lo que provocará un aumento en la velocidad de 
corrosión interna en las tuberías e incluso taponamiento de la tubería por 
depositación de solidos por lo que se tendrá que aplicar o acentuar los mecanismos 
para mitigar este fenómeno. 
 
Escenario No 2: Evaluación de la campaña de perforación. 
 
En este escenario se analizan las condiciones operaciones a las cuales se 
encuentra el campo con la incorporación de los 21 pozos de la campaña de 
perforación 2015, en el cual se encuentran 45 pozos productores, de ellos, 36 pozos 
con sistema de levantamiento artificial por cavidades progresivas  (PCP), 3 pozos 
con sistema de levantamiento artificial por Bombeo Mecánico (BM) y 6 pozos de 
flujo natural. Para dicho escenario se procedió a realizar la corrida en el software 
PIPESIM 2011 en busca de posibles limitaciones presentes en el sistema; debido a 
la producción incremental asociada a los nuevos pozos que será transportada por 
las líneas de flujo existentes.   
 
La figura 72 se muestra el Incremento de la producción del campo con la 
incorporación de los nuevos pozos de la campaña 2015. 
 
En la tabla 23, se observa que todos los tramos presentan caídas de presión por 
cada 100 pies de tubería, por debajo de la recomendada 1psi/ 100 pies de tubería, 
exceptuando el tramo 2 y tramo 3, donde en su sección de 2024.1 (ft) de diámetro 
de  6 (in) y tramo 3 con una longitud de  3164.7 (ft) de diámetro de 6 (in) 
respectivamente, la caída de presión es de 1.51 psi/100 pies y 2.51 psi/100 pies. Es 
importante señalar que estos tramos presentan limitantes hidráulicas debido a la 
adición de los pozos nuevos. 
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Figura 71. Modelo de superficie Campo Bonanza (Con Pozos Nuevos) 

Fuente: PIPESIM 2011 
 
 

Figura 72. Perfil de Producción del campo con los Nuevos Pozos (Incremental de 
Producción) 

Fuente: Ecopetrol S.A (Modificado por los Autores) 
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Tabla 23. Resumen de simulación Campo Bonanza con Pozos Nuevos 

 
 
 
En la tabla 23, se observa que algunos de  los tramos presentan caídas de presión 
por cada 100 pies de tubería, por debajo de la recomendada 1psi/ 100 pies de 
tubería, exceptuando el tramo 2 y tramo 3, donde en su sección de 2024.1 (ft) de 
diámetro de  6 (in) y tramo 3 con una longitud de  3164.7 (ft) de diámetro de 6 (in) 
respectivamente, la caída de presión es de 1.51 psi/100 pies y 2.51 psi/100 pies. Es 
importante señalar que estos tramos presentan limitantes hidráulicas debido a la 
adición de los pozos nuevos.  
 
Con respecto a las velocidades de erosión se observa que agregando al sistema, la 
producción de los nuevos pozos, la velocidad en cada una de los tramos y ramadas 
no sobrepasa la velocidad de erosión límite, lo que demuestra que todas estas 
líneas tienen la capacidad para recibir y transportar mayor volumen.  
 
A continuación se hace una comparación entre los caudales de aceites producidos 
en Campo Bonanza por tramos antes y después de la campaña de perforación. Ver 
la tabla 24 y figura 73, en ellas se puede observar que la incorporación de estos 21 
pozos nuevos aporta un aumento en la producción bastante significativo. 
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Tabla 24 Comparación de Caudal de Producción de aceite en el campo 

  

Qo Sin Pozos 
Nuevos 

(Bbl/Día) 

Qo Con Pozos 
Nuevos 

(Bbl/Día) 

Incremental 
(Bbl/Día) 

Tramo 1 251 251 0 

Tramo 2 236 911,82 676 

Tramo 3 275 1772 1497 

Tramo 4 0 176 176 

 

Figura 73. Comparación del caudal de aceite Producido (Qo) Campo Bonanza 

 
 

Para analizar los niveles de contrapresión mínimos para que puedan fluir los pozos 
ya existente y nuevos, se realizaron las siguientes tablas 25 y 26, donde se muestra 
la nueva presión de los tramos 2 y 3 al incorporar la producción de los nuevos pozos; 
para poder fluir hasta la estación, comparándose la presión de cabeza de los 
mismos para establecer una limitante, puesto que al aumentar los barriles de fluidos 
transportados por el sistema de recolección, la presión en la línea de los pozos 
existentes aumenta, generando una contra presión en la cara del choque del pozo, 
que al ser mayor que la presión en cabeza restringiría la capacidad de aporte del 
mismo hasta el cabezal, es decir que estaría limitando la producción del pozo. 
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Como se puede observar en las figuras 74 y 75, existen varios pozos donde la 
presión de la línea al momento de incorporar producción de los nuevos pozos, se 
hace igual o mayor que la presión con que el fluido llega a la cabeza, por lo que, 
esos pozos veían restringida su producción, debido a que necesitarían mayor 
presión en la cara del choque del pozo para poder fluir hasta la estación, esta 
condición es consecuencia del cuello de botella que se forma. 
 

Tabla 25. Presión de la línea de pozos ya existentes (Tramo 2) con la 
incorporación de 5 pozos nuevos  

 

Figura 74.  Distribución de presiones Tramo 2 
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Tabla 26. Presión de la línea de pozos ya existentes (Tramo 3) con la 

incorporación de 13 pozos nuevos 

 

Figura 75. Distribución de presiones Tramo 3 
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6.4.2 SELECCIÓN DE LA INFRAESTRUCTURA MÍNIMA REQUERIDA PARA LA 

RECOLECCIÓN Y MANEJO DE MANERA EFICIENTE DE LA 

PRODUCCIÓN ASOCIADA A LOS NUEVOS POZOS. 
 

Una vez identificadas las limitaciones hidráulicas al momento de anexar futuras 

producciones en el sistemas de recolección de crudo en el campo Bonanza, se hace 

necesario seleccionar la infraestructura mínima requerida para el manejo de manera 

eficiente de la producción asociada a los nuevos pozos. 

Se simularon y evaluaron diferentes arreglos de tuberías en cuanto a diámetro se 

refiere, mediante la utilización del simulador PIPESIM 2011, en los tramos de 

tubería, que presentaron limitaciones identificados anteriormente. 

 TRAMO No 2 

En la tabla 27 se muestra la caída de presión por cada 100 (ft) de flujo, velocidad 

erosional límite y régimen de flujo que presentaron estos tramos después de realizar 

las sensibilidades en con el diámetro de la línea en el simulador PIPESIM 2011. 

 

Tabla 27. Resultado de simulación TRAMO No 2, diferentes diámetros de tubería. 

 

Para el caso del  TRAMO No 2 los diámetros de 8 (in), 10 (in) y 12 (in) cumplen con 

el criterio de velocidad de la mezcla debido a que esta debe estar por debajo del 

límite de velocidad erosional recomendado. Además cumplen todos los parámetros 

de diseño y seguridad, considerando aceptables todas las opciones. Basado en lo 

anterior y teniendo en cuenta que la tubería de 10 (in) y 12 (in) generan un mayor 

costo en materiales y mano de obra cuando se desean implementar, la mejor opción  

técnico-económica es la tubería de 8 (in), dado que  su caída de presión por cada  

100 pies está por debajo del límite recomendado de 1 psi por cada100 pies, 

ayudando así a manejar la producción de una manera eficiente. Esto permite 

disminuir la presión en la línea de flujo que a su vez ayuda a la disminución de la 

presión en cabeza de los pozos involucrados, lo cual es bueno para la productividad 

de estos.  
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Como ejemplo en la figura 76 se puede observar el cambio de presión  en la línea 

de flujo del pozo BON-55, con los diferentes diámetros de tubería utilizados en las 

simulaciones para identificar la mejor propuesta técnico-económica en el tramo. 

 

Figura 76. Distribución de Presiones en la línea de flujo BON-55 

 

Para observar el comportamiento de la producción y la presión en cabeza de cada 

pozo, se comparó y analizó el comportamiento antes y después de realizar los 

cambios de diámetros en la línea de flujo; a continuación se visualizara en  las 

Figuras 77 y 78 los resultados obtenidos al finalizar las simulaciones. En donde es 

claro observar que aumentando el diámetro de la línea de flujo a 8 (in) el caudal de 

aceite en la mayoría de los pozos aumenta, debido a que la presión en la línea 

disminuye permitiendo operar los pozos con menores presiones de cabeza lo que 

conlleva a una capacidad de aporte mayor por parte del pozo.  

En cuanto a la caída de presión, sı existen algunas limitantes pero estas se 
presentan en su mayoría en líneas que van de cabeza de pozo hasta el Manifold. 
Las pérdidas de presión se deben principalmente a limitaciones en el diámetro de 
la tubería de 6 (in) que recoge la producción de los pozos asociados al Manifold. 
Los altos caudales de lıquido y de gas generan un incremento en la velocidad de la 
mezcla produciendo elevada fricción en las paredes de la tubería. 
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Figura 77. Comparación de la Producción con cambio de Diámetro. TRAMO No 2 

 

Figura 78. Comparación de presiones con el cambio de Diámetro. TRAMO No 2 
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 TRAMO No 3 

En la taba 28 se muestra la caída de presión por cada 100 (ft) de flujo, velocidad 

erosional límite y régimen de flujo que presentaron estos tramos después de realizar 

las sensibilizaciones con el diámetro de la línea de flujo en el simulador. 

Tabla 28. Resultado de simulación TRAMO No 3, diferentes diámetros de tubería 

 

Para el caso del  TRAMO No 3 los diámetros de 8 (in), 10 (in) y 12 (in) cumplen con 

el criterio de velocidad de la mezcla debido a que esta debe estar por debajo del 

límite de velocidad erosional recomendado. Además cumplen todos los parámetros 

de diseño y seguridad, considerando aceptables todas las opciones. Basado en lo 

anterior y teniendo en cuenta que la tubería de 10 (in) y 12 (in) generan un mayor 

costo en materiales y mano de obra cuando se desean implementar, la mejor opción  

técnico-económica es la tubería de 8 (in), dado que  su caída de presión por cada  

100 pies está por debajo del límite recomendado de 1 psi por cada100 pies, 

ayudando así a manejar la producción de una manera eficiente. Esto permite 

disminuir la presión en la línea de flujo que a su vez ayuda a la disminución de la 

presión en cabeza de los pozos involucrados, lo cual es bueno para la productividad 

de estos.  

Como ejemplo en la figura 79 se puede observar el cambio de presión  en la línea 

de flujo del pozo BON-54, con los diferentes diámetros de tubería utilizados en las 

simulaciones para identificar la mejor propuesta técnico-económica en el tramo. 

Para observar el comportamiento de la producción y la presión en cabeza de cada 

pozo, se comparó y analizó el comportamiento antes y después de realizar los 

cambios de diámetros en la línea de flujo; a continuación se visualizara en  las 

Figuras 80 y 81 los resultados obtenidos al finalizar las simulaciones. En donde es 

claro observar que aumentando el diámetro de la línea de flujo a 8 (in) el caudal de 

aceite en la mayoría de los pozos aumenta, debido a que la presión en la línea 

disminuye permitiendo operar los pozos con menores presiones de cabeza lo que 

conlleva a una capacidad de aporte mayor por parte del pozo.  
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Figura 79. Distribución de Presiones en la línea de flujo BON-54 

 

 

Figura 80. Comparación de la Producción con cambio de Diámetro. TRAMO No 3 

 



 

148 
 

Figura 81. Comparación de presiones con el cambio de Diámetro. TRAMO No 3 

 

 

6.4.3 INCREMENTO EN LA PRODUCCÓN POR MEDIO DE LA 

SENSIBILIZACION EN LOS CAÑONEOS 
 

Escenario No 3: Sensibilización a los Tiros por Pie (TPP) y Revoluciones por 

minuto (RPM) 

A continuación se muestran algunos de los resultados obtenidos en la 

sensibilización realizada en el simulador PIPESIM 2011 para el campo Bonanza, 

teniendo como parámetros variables los tiros por pie (TPP) y las revoluciones por 

minuto (RPM) de cada pozo. 

En las tablas y figuras  presentadas  a continuación se puede observar los 

parámetros a los cuales se encuentran operando los pozos, así como las propuestas 

de mejoramiento y los resultados obtenidos por el simulador para cada caso; como 

ejemplos se muestran los resultados de los pozos BON-19, BON-39, BON-55, BON-

57 y en el ANEXO I, se encuentran tabulados los parámetros (TPP y RPM)  de todos 

los pozos del campo incluyendo los de la nueva campaña de perforación, con su 

respectivo incremental de producción. 
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Una vez determinado el caudal incremental de los pozos debido a esta propuesta, 

se evaluara nuevamente el sistema de recolección del campo para identificar si este 

cumple con las condiciones técnicas para el transporte del fluido atreves de las 

líneas de flujo, se recomienda que este trabajo sea realizado posterior a la 

implementación del escenario No 2, para disminuir la incertidumbre de presentar 

problemas hidráulicos en la red de recolección. 

 

BONANZA 19 

Tabla 29. Datos obtenidos del Simulador del pozo BON-19 

 

 

 

Figura 82. Grafico Inflow y Outflow BON-19 
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De la tabla 29 y figura 82 se puede evidenciar que al aumentar los tiros por pies de 

6  a 12 y las revoluciones por minuto de 60, 90, 120, se obtuvo un incremento en la 

producción significativo. De la cual se  tomó la opción de 12 SPF con 120 RPM 

obteniendo un incremento de 23.6 Bbl/Día; Siendo la mejor alternativa  para este 

pozo. 

 

BONANZA 39 

Tabla 30. Datos obtenidos del Simulador del pozo BON-39 

 

 

 

Figura 83. Grafico Inflow y Outflow BON-39 
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De la tabla 30 y figura 83 se puede evidenciar que al aumentar los tiros por pies de 

12  a 16 y las revoluciones por minuto de 95, 135, 175 se obtuvo un incremento en 

la producción significativo. De la cual se  tomó la opción de 16 SPF con 175 RPM 

obteniendo un incremento de 40.3 Bbl/Día; Siendo la mejor alternativa  para este 

pozo. 

 

BONANZA 55 

 

Tabla 31. Datos obtenidos del Simulador del pozo BON-55 

 

Figura 84. Grafico Inflow y Outflow BON-55 
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De la tabla 31 y figura 84 se puede evidenciar que solo se realizó la sensibilización 

de los tiros por pies debido a que este pozo se encuentra produciendo por flujo 

natural, al aumentar los tiros por pies de 6  a 12, se obtuvo un incremento en la 

producción significativo, de la cual se tomó la opción de 12 SPF, obteniendo un 

incremento de 59.6 Bbl/Día; Siendo la mejor alternativa  para este pozo. 

 

BONANZA 57 

 

Tabla 32. Datos obtenidos del Simulador del pozo BON-57 

 

 

Figura 85. Grafico Inflow y Outflow BON-57 
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De la tabla 32 y figura 85 se puede evidenciar que solo se realizó la sensibilización 

de los tiros por pies debido a que este pozo se encuentra produciendo por flujo 

natural, al aumentar los tiros por pies de 6  a 12, se obtuvo un incremento en la 

producción significativo, de la cual se tomó la opción de 12 SPF, obteniendo un 

incremento de 21.2 Bbl/Día; Siendo la mejor alternativa  para este pozo. 

Una vez realizadas todas las sensibilizaciones en los pozos del campo y obteniendo 

el incremental de producción de cada pozo, se analizó por tramos la hidráulica del 

sistema de recolección, para determinar si el sistema tiene la capacidad de 

transporte necesaria para este incremento. 

En la tabla 33, se muestran los resultados de la situación realizada, en donde se 

puede analizar que el sistema no presenta limitaciones hidráulicas, por lo cual se 

determina que el sistema de recolección del campo Bonanza tiene la capacidad de 

transportar esta producción incremental. 

 

 

Tabla 33. Resultados de simulación sensibilizando los TPP y RPM 
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7. ANALISIS FINANCIERO 

 

En el presente capítulo se realiza la evaluación financiera de las dos alternativas de 
mejoramiento seleccionadas. Este tipo de análisis, implica un estudio detallado de 
los costos para la inicialización de un proyecto y mantenerlo en condiciones óptimas 
de operación, además de determinar cuál sería la posible ganancia que se obtendría 
del mismo, y si es conveniente o no el desarrollo de dicho proyecto. Teniendo en 
cuenta los análisis a realizar en un estudio financiero, se determinó la realización de 
este para establecer la viabilidad del proyecto, teniendo como base información 
disponible referente a los costos estimados de las variables que más influyen en la 
ejecución del proyecto, para así evaluar objetivamente la rentabilidad del mismo. 
 
Existen dos términos relevantes en la industria del petróleo, los cuales son de gran 
ayuda a la hora de la realización de un proyecto en la evaluación financiera de este. 
 

7.1  INDICADORES FINANCIEROS 

 

7.1.1 Costos de capital (capex) 

 
Los costos capitales (CAPEX), serán tomados según los recursos requeridos para 
la construcción de cada una de las alternativas propuesta, son los costos asociados 
con exploración, perforación, completamiento y en general de los procesos de 
instalación de infraestructuras; normalmente los gastos capitales comprenden los 
costos de instalación de facilidades de producción de sistemas de levantamiento 
artificial, los gastos de instalaciones adicionales (adaptaciones) para manejos de 
agua de producción, equipos y pozos de inyección. 
 
 

7.1.2 Costos de operación (opex) 

 
Por su parte los costos operacionales (OPEX), hacen referencia al dinero que la 
compañía utiliza en la operación del campo. Están asociados con costos de energía, 
químicos, servicios de reacondicionamiento de pozos productores e inyectores, 
personal de mantenimiento, ambientales, entre otros. Adicional a esto existen 
indicadores económicos los cuales sirven como criterios de evaluación para 
diferentes análisis financieros entre ellos se encuentran:98 
 
 
 
 
                                                           
98 ORTIZ, Tatiana y JIMENEZ, Edith. Optimización de la producción de un cluster de crudo extra pesado del 
campo chichimene utilizando la técnica de análisis nodal. Bucaramanga, Colombia. Tesis de ingeniería de 
petróleos. Universidad Industrial de Santander, 2011. P.166. 
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7.1.3 Flujo de caja 

 

 
Es la secuencia de entradas y salidas de capital durante el tiempo de ejecución del 
proyecto. En la estimación de flujo de caja, se deben considerar factores como los 
ingresos, los gastos generados por la inversión, los costos de operación, el beneficio 
fiscal asociado a la depreciación y los impuestos asociados al desarrollo del 
proyecto. 
 

7.1.4 Pay-back 

 

 
Es el periodo o tiempo de recuperación, es una idea aproximada del tiempo que se 
tendrá para recuperar el desembolso inicial en una inversión. 
 

𝑷𝑩 =  
𝑰𝒏𝒗𝒆𝒓𝒔𝒊ó𝒏 𝑹𝒆𝒒𝒖𝒆𝒓𝒊𝒅𝒂

𝑭𝒍𝒖𝒋𝒐 𝒅𝒆 𝑫𝒊𝒏𝒆𝒓𝒐 𝑨𝒄𝒖𝒎𝒖𝒍𝒂𝒅𝒐
                       𝑬𝑪. 𝟑𝟐 

 

7.1.5 Valor presente neto 

 

 
Es obtenido descontando a una tasa de interés constante y separadamente para 
cada periodo de tiempo, la diferencia de todas las salidas y entradas de efectivo 
acumuladas a través de la vida del proyecto. Cuando una cantidad futura se lleva a 
valor preséntela magnitud es siempre menor, por esta razón los cálculos del valor 
presente se denominan métodos de flujo de caja descontado, y a la tasa de interés 
para realizar estos cálculos se le denomina tasa de descuento.  
 
El valor presente neto compara todos los ingresos y egresos del proyecto en un solo 
momento del tiempo.99 
 

𝑽𝑷𝑵 =  ∑ (
𝑽𝒕

(𝟏 + 𝒌)𝒕
) − 𝑰𝒐                                 𝑬𝑪. 𝟑𝟑

𝒏

𝒊=𝟏

 

Donde: 
 

𝑉𝑡: Flujos de cada en cada periodo t. 
 

𝐼𝑜: Inversión inicial. 
 

                                                           
99 Ibíd., p. 167. 
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𝑛: Numero de periodos considerados. 
 

𝑘: Coste de oportunidad. 

Este método de evaluación proporciona un criterio de selección preciso y efectivo 
por ello el VPN de cualquier proyecto se evalúa bajo la siguiente premisa. 
 

 Si VPN > 0, el proyecto es atractivo y rentable.  
 

 Si VPN = 0, es indiferente seleccionar esa propuesta o alguna otra.  
 

 Si VPN < 0, el proyecto no resulta rentable.  
 

7.1.6 Tasa interna de retorno (TIR) 

 
La tasa interna de retorno está definida como la tasa de interés con la cual el valor 
presente neto es igual a cero. El VPN es calculado a partir del flujo de caja anual, 
trasladando todas las cantidades futuras al presente. Es un indicador de la 
rentabilidad de un proyecto, a mayor TIR, mayor rentabilidad. Se utiliza para decidir 
sobre la aceptación o rechazo de un proyecto de inversión. Para ello, la TIR se 
compara con una tasa mínima o tasa de corte, el costo de oportunidad de la 
inversión (si la inversión no tiene riesgo, el costo de oportunidad utilizado para 
comparar la TIR será la tasa de rentabilidad libre de riesgo). Si la tasa de 
rendimiento del proyecto (expresada por la TIR) supera la tasa de corte, se acepta 
la inversión; en caso contrario se rechaza.100 
 

𝑽𝑷𝑵 =  ∑ (
𝑽𝒕

(𝟏 + 𝑻𝑰𝑹)𝒕
) + 𝑰𝒐 = 𝟎

𝒏

𝒊=𝟏

                    𝑬𝑪. 𝟑𝟒 

Donde: 
 

𝑽𝒕: Flujos de cada en cada periodo t. 
 

𝑰𝒐: Inversión inicial. 
 

𝒏: Numero de periodos considerados. 
 

𝒌: Coste de oportunidad. 

Por esta razón para evaluar un proyecto es importante tener en cuenta que: 
 
 Si TIR > TIO, el proyecto es rentable.  

 

                                                           
100 Ibíd., p. 168. 
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 Si TIR = TIO, es indiferente seleccionar esa propuesta o alguna otra.  
 
 Si TIR < TIO, el proyecto no resulta rentable.  
 

7.1.7 Relación beneficio-costo (RCB) 

 
Es un indicador económico adimensional, que relaciona el Valor Presente Neto de 
los Ingresos con el Valor Presente Neto de los egresos. Se calcula por medio de la 
siguiente ecuación: 
 

𝑹𝑪𝑩 =  |
𝑽𝑷𝑵 − 𝑰𝒏𝒈𝒓𝒆𝒔𝒐𝒔

𝑽𝑷𝑵 − 𝑬𝒈𝒓𝒆𝒔𝒐𝒔
|                                  𝑬𝑪. 𝟑𝟓 

Donde: 
 

𝑹𝑪𝑩: Relación Beneficio-Costo. 
 

𝑽𝑷𝑵 − 𝑰𝒏𝒈𝒓𝒆𝒔𝒐𝒔: Valor Absoluto del VPN de los Ingresos, Unidades Monetarias 
 

𝑽𝑷𝑵 − 𝑬𝒈𝒓𝒆𝒔𝒐𝒔: Valor Absoluto del VPN de los Egresos, Unidades Monetarias 
 
 
 
Para evaluar este indicador es necesario tener las siguientes consideraciones.  
 

 Si B/C>1, el proyecto es rentable, ya que indica que los Ingresos son Mayores 
a los Egresos.  

 
 Si B/C= 1, es indiferente seleccionar esa propuesta o alguna otra, ya que los 

ingresos son iguales a los egresos.  
 

 Si B/C<1, el proyecto no resulta rentable ya que los ingresos son menores 
que los egresos.  

 

7.1.8 Eficiencia sobre la inversión (J) 

 
La eficiencia sobre la inversión (J) es utilizada por Ecopetrol S. A. durante la 
realización de un análisis financiero. Para garantizar la viabilidad del proyecto este 
valor de no debe superar el valor de 1. Lo que indicaría que el proyecto no sería 
realizado. 
 

𝑱 =  
𝑬𝒈𝒓𝒆𝒔𝒐𝒔

𝑰𝒏𝒈𝒓𝒆𝒔𝒐𝒔
                                                𝑬𝑪. 𝟑𝟔 
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7.1.9 Tasa de interés de oportunidad (TIO)  

 
Proyecto estudiado. La tasa de interés oportuno es fijada a partir Es la tasa de 
interés a la cual una empresa o grupo de inversionistas están dispuestos a realizar 
la inversión que representa la implementación del margen de utilidades que se 
desee obtener y sirve principalmente para la elección de la viabilidad de varios 
proyectos como patrón de comparación. Para el caso de Ecopetrol S.A. la tasa de 
interés de oportunidad está fijada en 11% efectivo anual. 101 
 
A continuación se evaluaran los escenarios propuestos con cada uno de los 
indicadores mencionados anteriormente, para esto es necesario contar con datos 
preliminares como: 
 

 Precio del Crudo 
 Costos de Levantamiento 
 Inversión Inicial 
 Declinación de la Producción 
 Consumo Energético 

 
 
 

Tabla 34. Datos preliminares para el análisis financiero 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente: Ecopetrol S.A 
 
 
 
 
 

                                                           
101 Ibíd., p. 169. 

CONCEPTO   UNID. 

Declinación anual  20 % 

Tasa efectiva Anual 11 % 

TIO 11 % 

Regalías 8 % 

Precio del Crudo 55 USD/BBL 

Precio Neto crudo Bonanza 40 USD/BBL 

Lifting Cost 11 USD/BBL 
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7.2 ANALISIS FINANCIERO PARA LOS ESCENARIO PROPUESTOS DE 

OPTIMIZACIÒN 

 
 

7.2.1 Escenario No 1: Caso Base  

 

Este escenario será tomado como el caso base, en el cual se  realizó un análisis de 

los indicadores financieros del campo sin incorporar los 21 pozos de la campaña de 

perforación del año 2015, con el fin de visualizar el comportamiento económico 

antes de realizar la actualización del sistema. 

En la tabla 35, se presentan los ingresos y egresos del sistema de recolección del 

campo sin incorporar la producción asociada a los nuevos pozos. Analizando este 

caso se puede observar que los ingresos asociados a un año de producción serian 

de $ 11.662.261 (USD), con unos gastos anuales de $ 4.138.222 (USD), quedando 

como ganancias un valor total de $ 7.524.039 (USD); que después de descontar 

gastos por impuestos quedarían el dinero para pagar trabajos realizados y posibles 

trabajos a realizar. En la figura 86 se puede observar la relación entre los ingresos 

y egresos de este caso. Este escenario se realiza para determinar la diferencia 

económica  entre el escenario No 1 y Escenario No 2. 

 

Tabla 35. Ingresos y Egresos Sin la Incorporación de los Pozos Nuevos 
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Figura 86. Ingresos Vs Egresos del Escenario No 1 

 

7.2.2 Escenario No 2: Evaluación de la campaña de perforación. 
 

En este escenario se  realizó un análisis de los indicadores financieros del campo 

tomando como ingresos la producción incremental generada por los 21 pozos de la 

campaña de perforación del año 2015, adicionalmente se incorporó a la producción 

los barriles obtenidos por los cambios de diámetros de los Tramos, obteniendo así 

una producción total, para los egresos se tuvo en cuenta los costos de generados 

por la perforación y los cambios de diámetro de las líneas de flujo en este caso 

tramo 2 y 3; con el fin de visualizar el comportamiento económico después de 

realizar la actualización del sistema. 

Para llevar a cabo la ejecución de este escenario se realizó un cambio de línea de 
flujo de 6 (in) de diámetro por una de 8 (in) de diámetro,  en los tramos 2 y 3 del 
campo Bonanza. Debido a la previa identificación de problemas hidráulicos que 
presentaron estos dos tramos del campo y en base en los resultados obtenidos en 
las simulaciones, se observó un aumento en el caudal de estos. 
 
La tabla 36, Presenta los costos correspondientes a los materiales necesarios en la 
instalación, los cuales hacen referencia a la tubería de diámetro nominal de 8 (in), 
transporte de material a la locación y  personal especializado requerido, estos 
costos están dados en dólares/pies. 
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Tabla 36. Precios ofertados para la implementación de las estrategias de 

mejoramiento 

 

Línea de Flujo de 8 (pulg) 

Materiales Para la Instalación Valor (US$/ft) 

Tubería 8 (pulg) de diámetro nominal 30 

Construcción 60 

Total 90 

Fuente: Ecopetrol S.A 
 

  
Para el TRAMO 2  con una longitud de 3363 (Ft) y el TRAMO 3 con una longitud de  
3188 (Ft). La alternativa de mejoramiento propuesta presenta las siguientes 
especificaciones de diseño. Relacionando los costos de instalación y perforación de 
los pozos, como se muestra en las tablas 37 y 38 respectivamente. En la tabla 39, 
se observa la INVERSION INICIAL para dicha alternativa. 
 
 
 

Tabla 37. Costos totales de materiales para el tramo 2 y Tramo 3 

 

Gastos Asociados a los Cambios de Diámetro de los  Tramos 

Alternativa de 
mejoramiento 

Desconexión de los           
Tramos 2 y 3 

Nuevos Tramos 2 y 3                      
de 8 (Pulg) 

Pies de                            
construcción 

6551 6551 

Costos Totales         
(US$/Ft) 

60 90 

Costo Total (US$) $393.060 $589.590 

COSTO DE CAMBIO DE 
DIAMETROS 

$982.650 

Fuente: Ecopetrol S.A (Modificado por autores) 
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Tabla 38. Costos Relacionados a la Perforación de los 21 Pozos Nuevos 

 
 
 

 

 

Fuente: Ecopetrol S.A 

 

Tabla 39. Inversión Inicial escenario No 2. 

 

GASTOS DE INVERSIÓN VALOR TOTAL UNIDADES 

COSTO DE CAMBIO DE 
DIAMETROS 

$982.650 USD 

COSTO DE PERFORACIÓN (USD) $67.200.000 USD 

INVERSIÓN INICIAL $68.182.650 USD 

 

Para evaluar financieramente el proyecto es necesario realizar un análisis de costos, 
teniendo en cuenta la inversión inicial y los demás parámetros mencionados 
anteriormente, en este caso los indicadores financieros como  VPN, TIR, PAYBACK, 
RB, para determinar la viabilidad del escenario propuesto se evaluara el escenario 
por un periodo de 36 meses es decir 3 años, debido a la magnitud del proyecto. En 
la figura 87, es posible encontrar el flujo de caja acumulado presentado en el 
escenario; del mismo modo, en la tabla 41 se observa el comportamiento de los 
ingresos  y egresos obtenidos por la producción incremental del escenario 
propuesto. 
 
Como se puede observar en la tabla 40, los indicadores financieros representan la 
viabilidad que tiene la alternativa propuesta al momento de su ejecución. Al realizar 
la correspondiente evaluación se determinó que los indicadores económicos para 
evaluar la factibilidad del proyecto son: 
 

Gastos Asociados a la Campaña de perforación 2015 

Pozos a perforar 21 

COSTO DE PERFORACIÓN (USD) $67.200.000 
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Figura 87. Flujo de caja Acumulado Escenario No 2 

 
 
 
 

Tabla 40. Indicadores Financieros 

Indicadores Financieros 

VPN (3 AÑO) $12.684.949 

TIR (%) 12 

PAY BACK (Meses) 25,5 

J 0,275 

R(B/C) 3,6 

 
 



 

164 
 

Tabla 41. Comportamiento de los ingresos y egresos de la producción incremental 
del escenario No 2 
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Como es posible observar la inversión se recuperaría en aproximadamente 
veinticinco meses y quince días, el valor presente neto (VPN) indicador que se 
calcula a partir de los valores resultantes del flujo de caja; para que este sea 
atractivo y confiable; el valor obtenido fue positivo, con un valor de $ 12.684.949 
dólares (USD), indicando que el proyecto se podría implementar.  
 
La tasa interna de retorno (TIR) para esta alternativa se obtuvo un valor del 12%, 
indicando que es mayor que la tasa interna de oportunidad (TIO), lo que significa 
que los ingresos son lo suficientemente altos para realizar el proyecto y 
adicionalmente la utilidad generada permitirá recuperar rápidamente la inversión. 
En la eficiencia sobre la inversión se obtuvo un valor de 0.275 no superiores a 1 lo 
que garantiza la viabilidad del proyecto. La relación costo beneficio (B/C), valor 
calculado entre los ingresos y costos que se definen en el flujo de caja de la 
alternativa es positivo, presentando un valor de 3,6, indicando que es rentable, ya 
que indica que los ingresos son mayores que los egresos. 
 

7.2.3 Escenario No 3: Sensibilización a los Tiros por Pie (TPP) y Revoluciones 

por minuto (RPM) 

 

En este escenario se  realizó un análisis de los indicadores financieros del campo 

tomando como ingresos la producción incremental generada por la sensibilización 

de los cañoneos de todos los pozos del campo y RPM para los pozos que cuentan 

con sistema de levantamiento PCP, cabe resaltar que en este análisis se tuvieron 

en cuenta los pozos existentes y los 21 pozos de la campaña de perforación del año 

2015.   

Para la implementación de este escenario se hace necesario un trabajo de 

recañoneo en todos los pozos, en este caso se mostrara como ejemplo con los 

pozos BON-19, BON-39, BON-55, BON-57, como se puede observar en la tabla 42; 

en esta tabla solo se visualiza el incremental de producción  relacionado a los pozos 

nombrados anteriormente y el incremento total de producción del campo, para la 

visualizar la tabla completa de la sensibilización revisar el ANEXO I. se representa 

las condiciones existentes y el cambio propuesto para aumentar la producción por 

medio del análisis anteriormente mencionado. 

 Se recomienda que este Trabajo sea realizado posterior a la implementación del 

escenario No 1, para no presentar problemas hidráulicos en la red de recolección. 
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Tabla 42. Incremento de Producción por sensibilización de cañoneos 

 

La tabla 43, se  Presentan los costos relacionados al trabajo que se realizara en el 

escenario No 3. 

 

Tabla 43. Costos de Implementación. Escenario No 3 

Recañoneo y Aumento RPM 

  Valor  Unid. 

Cañoneo y Recañoneo $23.000 US/Día 

Gasto Energético $1 US/Bbl 

Fuente: Ecopetrol S.A 

 

Para dicho trabajo es preciso realizar una inversión que contemple lo necesario para 

llevar a cabo este proyecto. La tabla 44, presenta la inversión inicial para la 

implementación de este escenario. 

 

Tabla 44. Inversión inicial para Recañoneo 

Alternativa de 
mejoramiento 

Recañoneo 

Días del Trabajo 160 

Costos Totales         
(US$/Día) 

$23.000 

INVERSION INICIAL $3.680.000 
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Teniendo en cuenta la inversión inicial para la realización de esta mejora es posible 

analizar cada uno de los indicadores de manera que se tomen en cuenta para una 

buena evaluación del proyecto. Adicionalmente  en la tabla 45, se presentan los 

ingresos y egresos mensuales proyectados a un año con la producción incremental 

que adiciona el trabajo de recañoneo; del mismo modo en la figura 88, es posible 

encontrar el flujo de caja acumulado presentado en el escenario. 

 

Tabla 45. Ingresos y Egresos Escenario No 3 

 

Figura 88. Flujo de caja Escenario No 3 
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Los indicadores económicos para evaluar la factibilidad del proyecto son: 

 

Tabla 46. Indicadores Económicos Escenario No 3 

Indicadores Financieros 

VPN (1 AÑO)  $  3.903.907  

TIR (%) 16% 

PAY BACK (Meses) 4,6 

J 0,3 

R(B/C) 3 
 

 

Como se puede observar en la tabla 46, Los indicadores de rentabilidad representan 
la viabilidad que tiene la alternativa propuesta al momento de su ejecución. Al 
realizar la correspondiente evaluación se determinó que: La inversión se 
recuperaría en aproximadamente cuatro meses y dieciocho días, el valor presente 
neto (VPN) indicador que se calcula a partir de los valores resultantes del flujo de 
caja; para que este sea atractivo y confiable; el valor obtenido fue positivo, con un 
valor de $ 3.903.907 dólares (USD), indicando que el proyecto se podría 
implementar. La tasa interna de retorno (TIR), se obtuvo con un valor de 16%, para 
esta alternativa es mayor que la tasa interna de oportunidad (TIO), lo que significa 
que los ingresos son lo suficientemente altos para realizar el proyecto y 
adicionalmente la utilidad generada permitirá recuperar rápidamente la inversión. 
En la eficiencia sobre la inversión se obtuvo un valor de  0.3 no superior a 1 lo que 
garantiza la viabilidad del proyecto. La relación costo beneficio (B/C), valor calculado 
entre los ingresos y costos que se definen en el flujo de caja de la alternativa es 
positivo, presentando un valor de 3, indicando que es rentable, ya que indica que 
los ingresos son mayores que los egresos. 
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8. CONCLUSIONES 

 

 La actualización del modelo de análisis nodal del campo Bonanza, permitió 

simular las condiciones operacionales actuales del campo arrojando un error 

menor al 6% con respecto a los valores medidos en tiempo real, lo que indica 

que el modelo de simulación es confiable para realizar sensibilizaciones de 

sus variables. 

 

 El sistema de producción del campo no presentaba ninguna limitación 

hidráulica, por velocidad erosional o por caída de presión, antes de incorporar 

la producción de los pozos de la campaña de perforación 2015. 

 

 Se determinó que incorporando la producción de 5 pozos nuevos, en el sector 

central del campo, se presentan limitaciones hidráulicas en el tramo 2, debido 

a que el gradiente de presión en el tramo es de 1.51 (Psi) por cada 100 (Ft) 

de tubería, sobrepasando el límite establecido de 1 PSI/100 Ft; aumentando 

la presión de la línea aproximadamente en 35 psi y restringiendo el aporte de 

producción de  los pozos en un 20%. 

 

 Se determinó que incorporando la producción de 13 pozos nuevos, en el 

sector sur del campo, se presentan limitaciones hidráulicas en el tramo 3, 

debido a que el gradiente de presión en el tramo es de 2.51 (Psi) por cada 

100 (Ft) de tubería, sobrepasando el límite establecido de 1 PSI/100 Ft; 

aumentando la presión de la línea aproximadamente en 45 psi y restringiendo 

el aporte de producción de  los pozos en un 12%. 

 

 El diámetro seleccionado para el remplazo de los TRAMO 2 y  TRAMO 3 del 

sistema de recolección, para el transporte de manera eficiente, la producción 

asociado a los nuevos pozos es de 8 pulgadas. 

 

 Con la densidad optima de perforaciones de 12 y 16 TPP, se obtienen los 

mayores incrementales de producción, por encima de estos valores no es 

significativo el mejoramiento. 

 

 Analizando la propuesta realizada en el escenario No 2 se obtendrían 

ganancias importantes desde el punto de vista económico, para este caso se 

calculó una INVERSION INICIAL de $ 68.182.650 (USD) y realizando los 

flujos de caja pertinentes se obtuvo un VPN a 3 años de $ 12.684.949 (USD), 

con una TIR del 12% mayor que la TIO que en este caso es del 11%, un 
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PAYBACK del 25,5 meses, R(C/B) de 3,6; estos índices tienen como 

referencia la proyección del proyecto, basados en los resultados se puede 

inferir que el escenario es económicamente rentable. 

 

 Analizando la propuesta realizada en el escenario No 3 se obtendrían 

ganancias importantes desde el punto de vista económico, para este caso se 

calculó una INVERSION INICIAL de $ 3.680.000 (USD) y realizando los flujos 

de caja pertinentes se obtuvo un VPN a 1 año de $ 3.903.907 (USD), con 

una TIR del 16% mayor que la TIO que en este caso es del 11%, un 

PAYBACK del 4.6 meses, y R(C/B) de 3; estos índices tienen como 

referencia la proyección del proyecto, basados en los resultados se puede 

inferir que el escenario es económicamente rentable. 
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9. RECOMENDACIONES 

 

 Ejecutar el plan de desarrollo del campo Bonanza del 2015, ya que los 

estudios realizados en este proyecto indican que es una buena propuesta 

desde el punto de vista técnico-financiero. 

 

 La ejecución del escenario No 3, se debe realizar una vez implementadas las 

mejoras propuestas en sistema de recolección presentadas en el escenario 

No 2. 

 

 Se debe efectuar un estudio para el control del proceso de corrosión interna 

de las tuberías, sobre todo las líneas que llevan la producción de los pozos 

hasta el manifold de recolección, ya que el simulador no tiene en cuenta dicha 

variable y es un parámetro importante a tener en cuenta. 

 

 Se recomienda, realizar hacer un control de calidad estricto en los reportes 

de niveles de fluido de los pozos, ya que dicha información constituye una 

buena herramienta para el ajuste del sistema de subsuelo de los pozos en el 

simulador. 

 

 Llevar un  seguimiento a los equipos del sistema de levantamiento artificial 

tipo PCP, con el propósito de evaluar si están cumpliendo las condiciones de 

cada pozo para las cuales fueron diseñadas y de esta manera evitar el 

número de intervenciones por falla de dichos sistemas. 

 

 Se debe realizar un estudio para determinar las zonas cañoneadas que no 

se encuentran aportando producción, para implementar trabajos y evitar el 

flujo cruzado en los pozos. 

 

 Actualizar el modelo de subsuelo cada vez que se realicen trabajos a los 

pozos, para seguir utilizando el modelo realizado en el software PIPESIM, 

para simular el comportamiento del sistema de producción. 
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ANEXOS 

 

ANEXO  A.CONSTANTES MODELO DE PUDJO SUKAMO 

 

 

Overbalanced Perforation 
       

Rp (inches) SPF A0 A1 A2 

>0.3 2 0.61710 0.26632 -0.86983 

>0.3 4 0.77503 0.12529 -0.87781 

>0.3 8 0.87333 0.10715 -0.98364 

>0.3 12 0.90482 0.08881 -0.96534 

>0.3 16 0.91995 0.08072 -0.97117 

<=0.3 2 0.33247 0.20784 -0.52487 

<=0.3 4 0.57857 0.09956 -0.65332 

<=0.3 8 0.73507 0.11547 -0.82687 

<=0.3 12 0.79505 0.14935 -0.91988 

<=0.3 16 0.83925 0.12038 -0.93283 

   

 
 
  

     

Underbalanced Perforation 
       

Rp (inches) SPF A0 A1 A2 

<=0.3 2 0.64374 0.22082 -0.83782 

<=0.3 4 0.79507 0.15189 -0.91899 

>=0.19 8 0.92006 0.05473 -0.94102 

>=0.19 12 0.93806 0.05464 -0.95875 

>=0.19 16 0.95146 0.06546 -0.98175 

>0.3 2 0.85540 0.06302 -0.88678 

>0.3 4 0.91196 0.07855 -0.95974 
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ANEXO  B. ESTADOS MECANICOS DE LOS POZOS 
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ANEXO  C. BOMBAS DE LOS POZOS 
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ANEXO  D. Estado Mecánico Pozo BONANZA-44 

 



 

177 
 

ANEXO  E. DATOS DE PRODUCCION DEL CAMPO
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ANEXO  F. MODELO DEL CAMPO CON 21 POZOS NUEVOS 
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ANEXO  G. IDENTICACION DE LIMITACIONES HIDRAULICAS TRAMO 2 AL MOMENTO DE INCORPORAR LA 
NUEVA PRODUCCION 
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ANEXO  H. IDENTICACION DE LIMITACIONES HIDRAULICAS TRAMO 3 AL MOMENTO DE INCORPORAR LA 
NUEVA PRODUCCION
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ANEXO  I. SENSIBILIZACIÓN DE TPP Y RPM PARA LOS POZOS DEL CAMPO 
BONANZA 


