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I.- INTRODUCCION. 

La evaluaci6n de ,una propiedad de petr6leo es un tema que contiene tantas 

variabl'1s que es demasiado definirla de una manera simple; sin embargo, puede 

ser descrita como un ordenamiento desapasionado y un análisis planeado de toda 

la informaci6n disponible, en orden a determinar el valor proba.ble de una pro

piedad bajo consideración. Aunque esto no es una definici6n completa, nos da la 

idea de un criterio general en el que se especifica tal como una evaluaci6n debe 

ser llevada: por la ingeniería. 

La evaluaci6n de una propiedad es usualmente hecha por una de las siguien-

tes razones: 

(1) Ventad@ la propledad.

(2) Pr�stamos petroleros.

(3) Como guía para decisiones de gerencia.

(4) Futuras perforaciones y política de desarrollo.

(5) Contabilidad e impuestos.

(6) Establecimiento de condiciones.

(7) Bases para unitización de acuerdos.

lüy ·importantes para el propietario, comp8.ñ:Ía y/o entidades prestamistas; 

a quienQs lo primero que les concierne es que haya suficientes reservas de hi

drocarburos que sirvan como garantía y que si ellas serM probablemente produ

cidas a un rate econ6mico y en un periodo de tiempo razonables; es por esto que 

la evaluaci6n tiene como puntos m,s importantes el ciílculo de reservas y el ra,-

te bajo el cual éstas van a ser producidas. El tema se reduce alrededor de es

tos puntos, cole,borando al logro de una buena aproximaci6n en una evaluaci6n; 

para lo cual consta en sí de dos partes pricipales: "Estua.io y Explicaci6n de 

Tlcnicas iupleadas en una Evalua.ci6n"; y "Algunos �todos para el Desarrollo 

e Interpretaci6n de Datos". 

La primera de éstas comprende, (1) c�lculo de reservas, (2) predicci6n de 

la fu.tura performance de un reservorio y ( 3) curvas de declinaci6n. La segunda 

que como su nombre nos indica trata sobre los datos necesarios neees@.Pios pera 

aplicar las f6rmulas est�diadas en la parte anterior. 

En la parte final se incluye un problema sobre cl!Ílculo de reservas en un reser

vorio de impulsi6n por agua encima del punto de burbuja, el cual ayuda a tomar 

algunas conclusiones en base al procedimiento seguido en su soluci6n. 
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II.- ESTUDIO 1. EXPLICACION DE TECNICAS EMPLEADAS EN UNA EVALUACION. 

A�- l!�cuaciones b�sicas para Eil c�lculo de reserv2.s. 

Reservas son fluidos que serán determinadas peri6dica.mente, su preci

si6n depende de la calidad y cantidad de datos disponibles. Desde que m�yor canti

dad de datos es acumulado necesariamente durante la vida de una propiedad, las 

reservas estimadas se convierten correspondientemente en mejor aproximadas. Los 

.periodos de tiempo durante los cuales las reservas son determinadas, pueden ser 

como siguen: (1) antes de perforar y desarrollar, (2) después u.e perforar y 

·com:rletar, ( 3) aespuEf s de un año de producci6n, (continuando con cantidades

permisibles) (4) cuando no haga lo permisible y la producci6n está declinando

y (5) en· deple,t1ci6n. Estos estfu listados en orden a su exactitud. Al llegar

a deplet,aci6n donde lo mi1ximo de da.tos de producci6n son disponibles, las reser

vas son s6lo relativas porque reflejan a aquellas obtenidas por los métodos de

producci6n usados; pues durente ln vida productiva de la propiedad un cambio en

el m.�todo de producci6n a menudo cambia el cuadro c1e reservas.

Los reservorios pueden dividirse segÚn los tipos de fluidos producidos; hay 

tres categorías comunes, (1) petr6leo, (2) gas y gas condensado y (3) petr6leo 

vol�til. El t�rmino petr6leo vol,til es usualmente reservP.do para P..quellos 

petr6leos producidos de reservorios profundos, los cuales est�n como líquidos 

en el reservorio y exhiben un alto grado de contracci6n (shrinkage) al ser 

llevados a la superficie; se caracterizan por su alta gravedci,d ºAPI (mayor de 

45°API), sus factores de volumen de formaci6n son mayores de 2 y poseen una alta 

raz6n de soluci6n gas-petr6leo. Condensado es normalmente el fluido lip;ero 

producido primariamente por condensnci6n retr6gada, de un reservorio que contie

ne un fluido gaseoso en o encima de las condiciones críticas. Consideremos como 

petr6leo negro al resto de los hidrocarburos líquidos. 

La distinci6n entre petr6leo y petr6leo volátil es importante, puesto que 

algunos métodos de estimaci6n que se aplican no son muy satisfactot-ios para el 

i!l timo. El método volumEftrico por ejemplo, es menos satisf,�.ctorio en la estima

ci6n de reservas de petr6leo volátil que con petr6leo negro. 
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Los siguientes métodos b�sicos son disponibles para la estimaci6n de reservas: 

(1-) cllculo volumétrico, ( 2) balance ele materia, ( 3) curvas de declinaci6n de 

la producción, (4) comparaci6n de' las reservas con aquellas de semejanza y com

pensar propiedades teniendo geología semejante y otras condiciones del reservo

rio y (5) Comparación de datos de la misma formaci6n en otros campos, general

mente expresado en barriles por acre-pie. 

Los dos Últimos son conocidos corno métodos comparativos. 

1.- Cf.Ílculo volumétrico de reservas de petr6leo.- La estimación volumétrica 

de reservas de petróleo consiste primariamente en la determinaci6n del volumen 

de roca contiene hidrocarburos, el porcentaje de vacío en tal roca, la fra,cci6n 

del volumen de vacío conteniendo hidrocarburos y que porcentaje de estos son 

recuperables econ6micamente en STB. 

Las reservas son normalmente expresadas en STB para líquidos y MMCF (millón 

de SCF) para gas. Cuando inicialmente una formaci6n conti� ambas (petr6leo y 

gas libre), un volumen independiente para cada fase debe ser encontrado. La 

ecuaci6n expresante del principio es usualmente escrita así: 

Reservas (STB) = 7758 (a X h) (f) (1i�) (R.F.) •••• (A-1)

Donde 1

77� •• bbl/acre-pie. 

a X h.- Volumen en acre-pie. 

f .- Porosidad. 

Sw.- Saturaci6n de agua intersticial. 

Bo.- Factor de volumen de formaci6n inicial en barriles reservorio por STB. 

R.F • • - Fracción del petr6leo en el lugar que probablemente serl recuperado

Para mejor inforrnaci6n sobre los datos, ver (III).

En ausencia de tales informaciones uno no usa la ecuaci6n pero es forzado

a usar datos comparativos convertidos a barriles por acre-pie. Esto representa 

todos los términos de la ecuaci6n (A-1), excepto (a X h); es decir se aplica 

el mé'todo (5). 

El t�l'Illino m�s difícil evaluar con alguna, precisi6n es R.F. , pero con la 

venida de las computadoras digitales se ha incrementado la facilidad de estudios 

estadísticos y cond:u�iré{ a R.F. que dependa menos del inherente buen juicio del 

evaluador. 
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El primer problema en mira a. R.F. es determinar cual de los procesos b�sicos 

de producci6n de fluidos probablemente predominará; éstos son cuatro: (1) :empu

je frontal por agua o por gas, (2)•Impulsi6n por capilaridad, (3) impulsi6n por 

segrégaci6n o gravedad derivado pricipalmente de la diferencia en densidad 

entre los fluidos del reservorio, (4) irnpulsi6n por la expansi6n del gas, que 

puede ser una externa capa de gas y/o gas en soluci6n. 

En cualquier reservorio la recuperaci6n puede depender de alguno o de una, 

combinaci6n de estos mecanismos; sin embargo, una recuperaci6n rara vez puede 

ser atribuido a uno s6lo de estos procesos. Todas las fuerzas pueden estar 

presentes en algún grado y su magnitud probablemente depender¿{ del método de 

producci6n impuesto en el reservorio. Ninguna se puede despreciar,pero el reser

vorio puede ser producido de tal m�nera que una pueda dominar a otra y convertir

la insinificante. 

Puesto que como gas en soluci6n debe ser producido, en alg�n momento la 

presi6n cae debajo del punto de burbuja al cual siempre se presenta el mecanis

mo de depletaci6n en algÚn grado; sin embargo la miica circunstancia bajo la cual 

este mecanismo sería el predominante, ocurre cuando no se presenta empuje de A.gua 

y donde las características son tales (del reservorio) que si puede ocurrir 

alguna segregaci6n de gas resultaría pequeña. Desde que esto es improbable, 

referente a un reservorio de impulsi6n por ge.s en soluci6n a menudo sj_gnifica 

simplemente que el mecanismo de impulsi6n por depletaci6n es el predominante. 

Cuando se va a evaluar una nueva propiedad y datos p�ra comparaci6n fie pozos 

similares cercanos son carentes, uno normalmente asume que impulsi6n por gas en 

soluci6n o depletaci6n, el mecanismo menos eficiente, es el básico. Haciendo 

as! dar resultados conservativos, método que se considera justificado en vista 

de las incertidumbres, ya que uno no conoce que técnica de producci6n ser6- usada 1-1, 

y como el reservorio responder�. Drenaje por gravedad se presenta en formaciones 

inclinadas, en las que se tiene alta permeabilidad. Segregaci6n de gas a menudo 

ocurre en la Últiiaa etapa de la depletaci6n cuando la presi6n es ba.ja y hay 

suficiente permeabilidad paxa permitirlo. 

J!l mayor número de propiedades son evaluadas sobre la asunci6n que irnpulsi6n 

por depletaci6n es el mecanismo predominante. Para este tipo de im:)ulsi6n, la 

ecuaci6n (A-1) se modifica así: 
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Reservas (STB) - 7758 (a X h) {f) (1;�w - l-:-Sg} •••• (A-2)

Donde, 

k . - Factor de volumen de formación al abandono. 

Sg .- Saturaci6n de gas al abandono. 

Sobre esa asunci6n todos los otros valores pueden ser tleterminados, ésto dá 

las reservas sin un factor de recuperaci6n si un vaJ.or para Sg puede ser encontra

do, desde que la saturaci6n final de gas es el factor límite. Sg puede ser obte

nido de cores recientemente recuperados. Esto asume que el proceso d.e reducci6n 

de presi6n al llevar el core a la superficie es aproximadamente parecido al pro

ceso real de depletaci6n. 

Otra obvia aproximaci6n son datos pa,sados de campo; CRAZE y BUCKLEY colec

taron datos de 103 reservorios de petr6leo y obtuvieron entre otras cosas, satu

raciones finales de gas; los puntos variados, pero la mayoría de los parecidos 

caen entre 20 y 40%, con un promedio cercano al 30%. Para mayores relaciones 

gas-pet·r6leo y para menores viscosidades del petr6leo, se tiende a aumentar la 

saturaci6n final de gas. 

2.- Balance de materia.- El balance de materia es uno de los métodos· b!Ísicos 

predicci6n de reservas , como también de la performance futura de un reservorio. 

Ta6ricamente no contiene errores, pero prácticamente hablando nunca es exacto 

por los errores en los datos usados y las asunciones necesarias para expresarlos 

en t�rminos de propiedades mensurables.Los dos tipos m¿Ís comunes son, el balance 

total de la forma de SCHILTHUIS expresada como integral o diferencial, o un 

balance composicional. El primero es comunmente usado para reservas de gas y 

petr6leo negro, mientras que el otro es aplicable mejor para reservorios de 

petr6leo vol�til. 

Balance total para reservorios de petr6leo debajo del punto de burbuja.

Biísicamente es un balance de gas de la forma siguiente: 
Gas libre y en soluci6n inicialmente = gas producido más el gas libre y el 

remanente en soluci6n. 

Esto puede ser expresado por la forma: 
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a X N X Bo (1/vo) t N X Rso = Rp X Np f ((mfl) N X Bo - (N-Np) B - (We-wp)) (1/v) 

t (N-Np) Rs •••••••••• (a-3)

La cual puede ser arregladas 

N ((U•Uo) t m X Uo <v;�º) = Np (Uf v (Rp-Rso)) t (-Wefwp) •••••••• (A-4) 

Donde: 

Bo .- Factor de volumen de formaci6n a (P) y (Tf). 

B .- F.V.F. a (P) y (Tf). 

H .- Cantidad inicial de petr6leo en el lugar, en STB. 

m .- Relación del volumen de la capa gasífera al volumen de petr6leo. 

Np .- Petróleo producido durante el intervalo de declinación de la presi6n 

de Po a P, en STB. 

P .- Presi�n en cualquier tiempo, en psia. 

Po .- Presi6n inicial del reservorio, en psia. 

Rs .- Gas en soluci6n en SCF/&'TB. 

Rso.- Gas en solución inicial, en SCF/STB. 

Rp .- GOR acumulativo obtenido al dividir gas producido por petr6leo·total 

producido. 

Tf .- Temperatura del reservorio en °R.

U .- B f (Rso-Rs) v. 

Uo .- Bo 

v .- F.V .F. del gas= _z_ X 14.7 X _.!L • 
5.61 P 520 

vo .- F.V.F. inicial del gas. 

We .- Invasión de agua en el reservoriooriginal durante la producci6n de Np. 

wp .- Producci6n acumulada de agua durante la producción de Np, en bbls. 

In la ecuación anterior Np, Rp y wp reflejan datos de producción; B,Rs y v

dependen de las propiedades del fluid.o, presi6n y temper:-ttura; m, N y We son los 

desconocidos. La precisión del cálculo es por eso dependiente de la correspon

diente exactitud de los datos de producci6n, presión y estimaci6n de J.as pi,opie

dades de los fluidos. 
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La estimaci6n de reservas por la ecuaci6n de balance de materia contiene 

algunas limitaciones que no son siempre evidentes; entre estas tenemos: 

1.- Se asume que los fluidos se comportan de igual manera en el reservorio 

como en la celda de prueba del laboratorio. Hay considerable evidencia que esta 

asunci6n puede producir un gran error, particularmente en reservorios de petr6-

leo volátil o de condensado. 

2.- También se asume que el gas que es liberado del reservorio no producirá 

líquido después de ser procesados através de equipos de superficie o por reduc-

ci6n de la presi6n. 

3.- El gas y el líquido desarrollados son tratados como fluidos separados 

cuyos comportamientos fueran independientes el uno del otro. 

4.- Se asume que cualquier gas-inyectado ini11ediatamente se mezcla, con el 

crudo existente y est� en equilibrio con el. 

5.- Si el rate de retiro comparado a la inyecci6n de agua es tal que 111 presi6n 

permanece consta.nte, las ecuaciones (A-3) y (A.-L�) se convierten en: 

(Rp = Rso = Rs , Po = P , Bo = B Np,;�= We - wp) 

Aunque esto rara vez se presenta, cuando s6lo pequeñas diferencias de presi6n 

son encontradas, el error puede convertirse en grande cuando tomamos diferen

cias tales como Rso - Rs • 

6.- El balance de materia no puede reflejar el mecanismo de producci6n al 

grado que el valor insertado lo refleje. Si un valor err6neo es insertado uno 

o mlfs valores cambiarán para mantener la igualdad, sin tomar en cuenta de que

es lo que está pasando en el reservorio. 

Cuando usemos las ecuaciones (A-3) y/o (A-4), estas limitaciones deben ser 

recordadas. Estas ecuaciones son sin embargo relativamente convenientes y dan gene

ralmente resultados aceptables para reservorios de petr6leo considerando por 

supuesto, que suficientes datos precisos sea.n disponibles. 

Puesto que como las ecuaciones contienen tres va.lores desconocidos, (N), 

(m) y (We); es necesario desarrollar formas de eliminar dos de ellas. Afortu

nadamente N y m son te6ricamente constantes y no deben cambiar con el tiempo; 

esto más el hecho que ellos pueden ser calculados por el método volumétrico, es 

a menudo de considerable ayuda. Las ecuaciones pueden ser escritas para cual

quier intervalo de tiempo. El tiempo inicial es toma.él.o usualmente al cor1enzar a 

-7-



producir. Tornar el punto inicial de.apués que la depleta.ci6n haya comenzado ofre

ce la venta,ja de proveer elatos a menudo ausentes al comienzo, pero o.umenta el 

problema de la estimaci6n de la SE\turE,.ci6n de gas lihre a ese tiempo. Ecu<1.ciones 

simultáneas para sucesivos intervP1os de tiempo pueden también ser escritas, con 

tal que no exista. We o su mar,nitud sea conocida con tiempo. 

We puede ser resuelto por balr-mce de materia. unEJ. vez que m y N fueran encon

trarlos volumétrica.mente. La solución del balance para We di algunas veces resul

tados extraños; en efecto, no es del todo raro obtener valores nec:ativos durflnte 

alomos intervalos. Estos resultados irnposibles mas bien indican que ale-t.mos valo

res erra/los han sido insertéldos en el balanco; el culpable usual es N aunque m 

es un posible accesorio. Cuanc1o esto ocurre, ello indica ciue una re-ev2,1uaci6n · 
1e uno o mt s tie :.e,stos valores es necesario. Puntos fuera de a.proximaci6n son 

también una debiJ.idD.d inherente en- cualquier balance, el valor resuelto para 

reflejar el total de errores en los valores insertados, en orden a preserva,r 

la ie:ualdad. Por eso los valores de We calculados por este rnétoclo puede llevar 

un poco de algún parecido al r�al We. 

Es importante poder predecir el rate de invasión con el tie�o, particul&rmente 

en una temprana etapa ele depletaci6n. Dos rnétodos generales han sido propuesto11: 

SCH ILTHU IS • -

(A-5) 

HURST .-

We = c'J 4P dt 
. log t 

(A-6) 

Donde (e) y (e') son diferentes constantes que reflejan permeabilidad, vis

cosidad del agua y el �rea de entrada o de inve,si6n de agua. AP es igual a lB, 

diferencia entre l.s. presi6n al filo de agua y la prevaleciente en el campo. 

tes tiempo. 

La aplicaci6n de éstas veremos en el problema al final del tema, as:! como 

tambi�n el uso de la. ecuaci6n de VAN EVERDINGEN y HURST. 

LE,.s ecuaciones (A-5) y (A-6) pueden ser resueltas por las constantr33, usEin

do datos de la producci6n existente despu�s gue (m) haya. sido encontrado por 

otros m�todos. El procedimiento envuelve las ecuciones (A-3) y (A14) con 1.<t 

forma de la ecua.ci6n sustituida por We. El balance entonces tiene solf.mente 

N y la integral (la cual debe ser expresEtda en forma numérj_ca) como desconocidos. 
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La sustituci6n de los datos de producci6n y presi6n para intervalos sucesivos 

nos facilita calcular N y (c) o (e') por el método de promedios. 

El cálculo de N es uno de los usos básicos de la ecuaci6n de balance de 

materia; este valor puede desarrollar como previamente mostrado por un empuje 

de agua. Lo miís simple aunque no necesariamente correcto, es asumir que (m) y 

(We) son iguales a cero; una mejor aproximaci6n sería determinar (m) volumé

tricamente. 

Balance de rnateri� para reservorios de petr6leo encima del punto de burbuja.

En un reservorio no saturado, el petróleo ser¿{ producido por expansión del líqui

do antes de que la. presi6n llegue a bajar del punto de burbuja; este volumen 

adicional es a menudo considerable y no puede ser ignorado. Algunos campos de 

activo empuje de agua producen tod9 su petr6leo encima del punto de burbuja, 

obteniéndose la mejor aproximación por el uso del balance de materia encima 

del punto de burbuja. En caso tal de un balance uno debe conside.ar que como 

la presi6n baja, ocurre expansi6n en la roca matrix y en el agua presente, así 

como en el petr6leo. Una forma de balance,el cual toma·en consideraci6n estos 

factores es, 

Donde: 

N=_,.._Np___,(=1-_S�w.).�(�B�m_o�)
__,c-:-


( Cf t Co - Sw (Co-Cw)) AP 

• • • • • • • • (A-7) 

Cf .- Compresibilidad de la roca matriz en vol./vol./psi. 

Co .- Compresibilidad del petr6leo en vol./vol./psi. a la presi6n P. 

Cw .- Compresibilidad del agua en vol./vol./psi. 

La compresibilidad del petr6leo es mucho más alta que la de la roca y la del 

agua, pero el despreciar estas dos Últimas puede causar serios errores. Co pue

de ser encontrado de la densidad pseudo líquida o de análisis de laboratorio. 

El Último método es preferido desde que la compresibilidad no es una. función 

exacta de la densidad. Co puede ser expresado comos 

Co -Bo t B (A-8) 
Bo X AP 

Dondes 

Bo .- F.V.F. a la presi6n Po. 
B . - F.V.F. a la presión p • 
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Desafortunadamente como se muestra en la figura (a-1), la curva del F.V.F. 

encima del punto de burbuja es bastante llana y la diferencia entre B - Bo es 

pequeña, por lo que pequefios errorE;s ej/1 la curva puede causar un gran error al 

tomar esta diferencia. Cw y Cf han sido determinados experimentalmente cuyos 

resulta.dos nos muestran las curaas respectivas en ( III).

Los términos N y Np son los desconocidos. Si Np y P son conocidos para un

intervalo de producci6n dado, N puede ser calculado. Si N fuera conocido por 

otras fuentes, la producci6n encima del punto del burbuja,Np puede ser estima

da; esta sería entonces sumada a la producci6n debajo del punto de burbuja. Si 

se produce en ambas, arriba y abajo del punto de bu�buja el N usado en las ecua

ciones (A-3) y (A-4) serían las reservas en el punto de burbuja, mas no el total. 

Reservas por empuje de �·- Reservas recuperables de campos en que predo

minan el empuje de agua y/o inundaci6n de agua, envuelven computaciones comple

jas de ingeniería de reservorios que son conectadas con la:� predicci6n de la fu

tura performance de un reservorio . El límite obvio de recuperación es dado por 

Sor (saturaci6n de petr6leo residual) en los reservorios evacuados. Cualquier esti

maci6n volumétrica de recuperaciones es entonces dado por esta saturación de la 

misma manera que la saturación de gas residual dá la recuperaci6n en reservorios 

de impulsi6n por depletación. 

7758 (f) (1-Sw _ Sor)Recuperaci6n (bbl/acre-pie) - Bo Ba 

••••• (A-9) 

Dondes 

Ba .- F.V.F. a la presi6n de abandono. 

La recuperaci6n que predice la ecuaci6n (A-9) es por supuesto un máximo. La re

cuperaci6n verdadera sería menor, limitada por el rate econ6mico de producci6n, 

si no hay alguna otra cosa. 
Una interesante correlaci6n estadística ha sido hecha extensiva por datos repor

tados por CR.AZE y BUCKLEY. La ecuaci6n desarrollada por métodos estadísticos es: 

Fracci6n de recuperaci6n = 0.114 t 0.272 X log(K) t 0.25, X Sw - 0.136 X log(u
0

)

- 1.54 X (f) - 0.00035 X (h) 

Donde 1

u
0 

.- Viscosidad del petróleo, en centipois. 

h .- Espesor de la arena producctiva, en pies. 

-10-
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Esta ecuaci6n, la cual fija el porcentaje de petr6leo en el lugar que es 

recuperable, daría menos recuperaci6n que la ecuaci6n (A-9). Está basado en 

datos reales e incluye ineficienci�s debido a la estratificaci6n, abandonamien

to por razones económicas antes de la depletaci6n y otros factores prácticos. 

B.- PREDICCION DE LA PERFORMANCE FUTURA DE Q!:! RESF.RVORIO.-

El segundo problema básico del análisis de un reservorio es la determi

naci6n de la futura performance de un reservorio y de un pozo individual. Pues

to que como esto envuelve algunos factores que son imposibles de predecir, es 

costumbre asumir que todos los factores los cuales no pueden ser controlados o 

estimados por métodos de ingeniería1 permanecerán constantes antes de la deple

taci6n. 

Un pozo puede ser completado sin tratamiento (acidificaci6n, fracturamiento) 

y producir bajo estas condiciones antes del tiempo de la evaluación. En esta 

circunstancia es extremadamente peligroso suponer que efecto producirá un trata

miento sobre la futura performance de un pozo, a menos que haya alguna preponde

rancia de evidencia disponible. 

La predicci6n de la futura performance de un reservorio envuelve los mismos 

métodos básicos usado para cálculos de reservas. En efecto, ambos a menudo envuel

ven los mismos juegos de cálculos. Curvas de declinaci6n son otra vez probable

mente el m�todo básico, aunque los métodos comparativos y de balance de materia 

son importantes accesorios. 

Dos tipos de balances serán considerados: el tipo total y el composicional; 

el balance total ya visto es una herramienta de fuerza cuando es combinado con 

las ecuaciones de la predicci6n de la performance futura del reservorio. Estos 

últimos son necesarios en este caso ya que el balance siempre expresa una igualdad 

·y no demuestra como cambiará el término individual con el tiempo bajo un mecanis

mo de depletaci6n dado. En orden que estos balances pueden ser usados, es esencial

que uno pueda estimar cambios en las características de los fluidos y saturaci6n,

con la variaci6n de la presión, junto con el rate al cual cada fase puede fluir

en el reservorio.Jod.i.s�la§ relaciones reflejan que para que los hidrocarburos

fluyan, debe existir una presi6n diferencial entre el reseFVorio y el pozo. •l

fluido desplazadp adem!Ís debe ser reeplazado por otro.
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Los ratea De flujo estrui basadas en una modificaci6n generalizada de la ley de 

Darcy. Como discusi6n aparte esta ecu�ci6n (ley) ignora los efectos de la acele

ración (inercia) y se aplica s6lo a flujos no turbulentos; el efecto de la gra

vedad también ha sido despreciado. Esto ha llevado a series de f6rmulas de flu

jo fracciona!, usadas para predecir el comportamiento del reservorio donde el 

mecanismo de impulsi6n consiste en un empuje frontal. En realidad el reservorio 

probablemente depletará bajo una combinaci6n de varios mecanismos. El procedí-' 

miento usual es por eso asumir un m.)canismo de depletación antes de acumular 

suficiente evidencia para justificar la inclusión de cálculos de empuje de gas 

o de agua.

Ecuaciones básicas para c�lculos de "depletion drive" .- La ecuaci6n básica 

del balance de materia puede ser ª!'reglada de la manera siguiemte: 

(v-vo) 
Gp 

== Np X Rp
= N ( (U-Uo) t m X Uo vo ) - Np (U- v X Rso) t (We-wp) .... (A-4)

V 

Varias formas alternativas de esta ecuaci6n, dependiendo en que si N y Np 

R SCF/STB son expresados en bbl. o en pies cúbicos; si están en bbl, s = ; y

si estrui en pies c�bicos, Rs= SCF/STCF de petr6leo. Adem�s el volwnen ocupado 

por el gas libre está representado por (v) en las ecuaciones en que bbl�son 

usados para N y Np, mientras que (Bg) es usado en el otro caso. (Bg) representa 

la relación entre el volumen de gas a condiciones standard y el volumen que ocu

pa bajo condiciones del reservorio, o: 

Bg = 

1/5.61 X(v) •••••••• (B-1)

Una ecuación para común GOR (relación gas-petr6leo) puede ser desarrollada 

oon las asunciones que, (1) el gas y el líquido est�n uniformemente distribuidos 

y que ellos fluyen en proporción a sus permeabilidades efectivas, (2) la gradien

te de presión es la misma através del gas y líquido, (3) que las propiedades del 

fluido estrui dadas a una presión promedio, o que la presi6n "dre.wdown" es cero. 
•ntoncea 1

Donde: 

� = (R-Rs) � X y_ = R-Rs
Ko uo Bo F 

R .- Comtfu. GOR de producción, en SCF/STB. 

Rs .- Gas en solución a la presi6n (P), en SCF/STB. 

-12-
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Kg/Ko .- Permeabilidad relativa., permeabilidad efectiva del gas dBlvidida 

por la permeabilidad efectiva del petr6leo. 

ug .- Viscosidad del gas a la'presi6n (P), en centipois. 

uo .- Viscosidad del petr6le o a la presi6n ( p)' en centipois. 

F .- Función de la presi6n, igual a Bo 
v X ug/uo 

V .- F.V.F. del gas.

La relación Kg/Ko es normalmente expresada como una funci6n de la saturaci6n 

total de líquido o de la saturación de petr6leo (St 6 So). Un simple balance 
/ 

puede ser escrito mostrando la variaci6n de uno u otro con la producci6n Np y N. 

St = So t Sw = Sw f (N-Np) Bo 
N .JLBo - (We-wp) (l-Sw) .... (B-3)

Donde no ocurre We 6 wp ( adonde es asumida cero), el término (We-wp) desapa

rece. La ecuaci6n (B-3) también se aplica donde es asumido que el gas se difunde 

completamente através del petr6leo como el incremento de Sg. 

Las cantidades importantes de operación a considerar son: ( 1) Recuperaci6n 

acumulativa de gas, Gp, (2) Recuperación acumulativa (stock tank) Np, (3) �resión 

del reservorio y (4) GOR instantáneo de producción (R). Las ecuaciones anterio-

res suplen todas las cosas necesitadas, excepto la relaci6n entre Gp y Np. Si Np 

es el petr6leo producido, dNp representa lo producido durante un intervalo, o: 

·:) 

Gp = J R dNp - Gi = Np X Rp •••••• (B-4) 

En que Gi es el volumen acumulativo de gas reinyectado y Rp es el GOR acumu

lativo. El término J R dNp puede ser integrado por ploteo de R versus Np y usan

do gráficos convencionales para proponerse encontrar el �rea. 

Ahora tenemos tres independientes ecuaciones, la (A-4), (B-2)y (B-3) y 

(B�4); las ecuaciones (B-2) y (B-3) no pueden ser consideradas independientemen

te, por que el valor obtenido en uno depende sobre la otra. Como hay 4 incognitas 

, una soluci6n por tanteos y errores se hace necesaria. Uno de estos valores debe 

aer a.sumido y los otros tres son resueltos por tres expresiones. La sustituc:i6n 

de los tres valores y el del asumido en cualquiera de las 0cuaciones, chequeará 

la validez de la asunci6n.La primera prueba de soluci6n fue propuesta por BA..BSON 

pero su aproxinaci6n ha sido modificada y simplificada. 
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Mtftodos b,sicos de soluci6n.- Las ecuaciones (A-4), (B-3) y (B-3), y (B-4) 

representan 1las expresiones básicas para mecanismos de impulsi6n por gas en 

soluci6n. La ecuaci6n (A-4) puede ser tomada entre t = O y t = 1, entre t = O

y t= 2 para describir algwi intervalo de (1) a (2). Si se hace esto, resulta: 

( u2 - Uo
A Gp = Gp

2 
- Gp

1 
= N

- Np2 ( u2 ) t Npl ( ul ) t (We-wp)2 - (We-wp\ ••••• (B-5)
v

2 
vl

Por este mismo intervalo la ecuaci6n (B-4) puede ser escrita en forma simpli

ficada si·es asumido que el ploteo de R vs. Np es sustancialmente lineal durante 

este intervalo. 

R 1. RAG,= Gp2 - Gp1 = ( 1 1 2) ( Np2 _ Np1 ) - AGi ••••.••
2 

(B-6) 

Las ecuaciones (B-5) y (B-6) pueden ser igualadas para obtener una ecuaci6n 

en la cual se elimine el término (G). A este punto uno tiene todas las herramien

tas necesarias para usar el balance de materia para la predicci6n de la perfor

mance de un reservorio volumétrico si el tiene una expresi6n que muestre la re

laci6n entre (Kg/Ko) y la saturaci6n de líquido o de petr6leo. Además es necesa

rio encontrar el tEfi-mino (We-wp) como una funci6n del tiempo, Np o de la presión. 

La invasi6n de agua We es usualmente asumida = cero, a no ser que exista producJ

ci6n de agua. Estas ecuaciones pueden ser modificadas para varios tipos de impul

si6n por gas en soluci6n encontrados. 

Caso (I).- No hay capa de gas, no hay invasi6n de agua ni tampoco reinyecci6n de 

gaas 

( 1) .-

-1.4-



(3) .- So2 = (1-Sw) (N;Np) ( :� ) 

Caso ( II) .- Hay capa de gas, Gi = O, We = O, el gas "cap" se expande sin difusi6n 

en el petr6leo. 

(1) La misma ecuaci6n que para el caso (1), excepto que hay que sumarle el tér

mino m X Uo (-1- - -1-) al segundo miembro.
v1 v2 

(2).- La misma que para el caso (I). 
B2 

(3).- So2 = (1-Sw) ( N - N]) ( 
Bo

) ( (lN - m

1 

( v 2-vo )/vo) )

La ecuaci6n (3) tiene que ser modificada de lo previamente mostrado por raz6n del 

espacio poroso ocupado por la no difusi6n del gas que se expande. 

Caso (III).- Hay capa de gas y este se difunde átravés del petr6leo, hay reinyec

ci6n de gas y We es cero. 

(1) .- La misma ecuaci6n que para el caso (II), excepto que se le suma AN Gi al 

segundo miembro. 

(2).- La misma del caso (I). 

(3).- La misma del caso (I). 

Caso (IV).- Hay capa de gas y Gi, We es cero y todo el gas se expande sin difusi6n. 

(1) La misma que para el caso (III).

(2) La misma que para el caso (I).

(3) So2 = (1-Sw) (N N
-Np) (

B

B2
o) (-.---.....-1 ______ - ( 

_(l - m (v2-v�)/vo) 

v2 Gi N X Bo)) 

Los cuatro casos dan soluciones comunes de condiciones encontradas. Debería 

ser obvio que uno conozca si el gas es completamente difundido através del pe

troleo. En efecto, la verdadera condici6n es probablemente una parcial difusi6n, 

por eso la selecci6n del supuesto mecanismo es arbitraria. El primer caso es pre

ferido simplemente por dar el mejor chequem con los datos de producci6n. 
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Soluci6n por tanteos� errores.- Varias maneras de seguir una soluci6n por 

tanteos y errores son evidentes, pero s6lo nos referiremos al preferido por 

CAMPBEEL en su texto. Es preferible estar �apacitado para preparar .:ploteos de 

B, U, Rs,(v) y F versus P; para a.horrar tiempo de cálculos. Todos los valores 

al comienzo del intervalo son siempre conocidos de da.tos originales�-º de datos 

al final del intervalo previo. 

l.- Valores conocidos son sustituidos en la primera ecuaci6n a la misma 

presi6n P estipulada. 

2.- Un va1or de Np2 es asumido y sustituido en la primera ecuaci6n, la cual

es resuelta para R2•

3.- El valor de R2 es sustituido en la segunda ecuaci6n, la cual es resuelta

para la relaci6n (Kg/Ko). 

4-- Con lo conocido o asumido, las relaciones entre (Kg/Ko) y So (St) nos 

dá el valor correspondiente de So2•

5.- La tercera ecuaci6n es entonces resuelta para Np2•

6.- Si el valor de Np2 no corresponde al asumido, se asume un nuevo valor

en el paso (2) y se repite el procedimiento hasta que este valor asumido sea 

comprobado por el que se encuentra en el paso(5) dentro del grado de aproximaci6n 

deseado. 

Los resultados obtenidos son algo sensibles a ciertos errores pequeños, particu

larmente en la relaci6n entre (Kg/Ko) y So (St). Ellos no son mejor as! que los 

datos inherentes usados y la validez de las asunciones hechas. 

M6todo � T.ARNER.- Una aproximaci6n similar ha sido propuesta por TARNER la 

que difiere solamente en el procedimiento usado. 

l.- Para la presi6n P2 hacer tres suposieiones de Np que puede ocurrir duran

te el intervalo P1 - P2 •

2.- Calcular independientemente el total de gas producido por la ecuaci6n 

(B-5) y la combinación de las ecuaciones (B-2) y (B-ó). 

3,- Plotear los resultados como se muestra en la figura (8-1); en el punto 

el cual las dos curvas se cruzan dan una soluci6n para Np y Gp. 

•atoa mltodos pueden dar resultados peculiares durante la temprana vida del

campo, antes que un equilibrio de saturación de gas sea alcanzado. Antes de

esta punto la permeabilidad efectiva del gas será cero y el GOR de producci6n

será igual al GOR en solución.

Noat.- La figura s�1-0 puede· ser encontrªda en el libro de Evaluaci6n, por Campbell. 
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Modificaci6n de TRACY del método de tanteos� errores.- TRACY ha revisado 

la ecuaci6n de balance de materia y obtiene: 

Donde: 

N = Np X � t Gp X �g f (We - wp) � ••••• 

� = 
(B:,/v) - Rs 

( B - Rs ) _ ( Bo - Rso) ( 1 1 )t m X Bo -· - -
V V VO V 

�g = (EL 11ISHO DEN�l-UNADOR DE ARRD3A)

� = 1/v 
(EL MISMO DENOMINADOIL:DE ARRIBA)

(B-7) 

Cada uno de los términos� es una funci6n de la presi6n como se muestra en la 

figura (b-1), ellos se aproximan al infinito en el punto de burbuja y cambian de 

valor con el descenso de la presi6n. El factor� es negativo através de una par

te de su rango, pero es ligeramente positiva a la presi6n atmósf�rica. 

Estos términos �/pueden ser ploteadCB versus presi6n antes de comenzar el cál

culo, reduciendo así la cantidad de trabajo. La pendiente de las curvas indica 

además que pequeños errores en presi6n en la vecindad del punto de burbuja puede 

causar grandes errores debido a la muy alta pendiente de la linea. 

�todo de MUSKAT.- Las formas de arriba de balance de materia han sido expre

sadas en forma integral; una tercera aproximaci6n utiliza un método propuesto 

por MUSKAT. Para prop6sitos prácticos esta ecuaci6n debe ser expresada en t�rmi

nos de diferencias finitas de presi6n para pequeños incrementos. En esta forma 

ello puede ser escrito: 

V X So X ARs So X uo 
X 

TE,,. 

X 
... B ( ) ... (1/v)

1 !!g - 1
1 

V 1-So-Sw a A So = __ B_X_A_P ___ 1 _B __ u_,g,____K_o __ 4_P ________ A_P_
AP l +

uo X�ug Ko 

-17-
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Una vez que la saturaci6n del reservorio es encontrado a cualquier presi6n 

P, el instantáneo GOR puede ser calculado por la ecuaci6n (B-3) y Np p�r la 

ecuación (B-3). El siguiente procedimiento es recomendado: 

1.- Determinar los valores de _y_ X 4Rs, v l(l/v) , _L_ X� xAB , y !:!_Q

B� 4P A P B.:.. ug 6P ug 

como funciones de la presi6n y plotearlos. El valor de So al comienzo del inter

valo puede ser usado para determinar 1 � uo X !g y (1-So-Sw).
1 ug Ko 

2.- Para un intervalo de presi6n dado, dSo puede entonces ser determinado 
AP 

de la ecuació� (B-8) de la cual So al final del intervalo puede ser calculado. 

3.- Este proceso es entonces repetido antes que sea alcanzado la depletaci6n 

de la presión. Si un factor de recuperaci6n-es deseado uno puede usar la ecuaci6n.-

· R.F. (bbl/acre-pie)
= 

7758 (��i - �:) (f) ••••• (B-9)

El valor de So en la ecuaci6n (B-7) sería te6rica.mente un valor promedio, el 

cual requeriría una soluci6n por tanteos y errores; sin embargo, el uso de So 

al comienzo del intervalo es satisfactorio, en mejor grado como pequeño sea el 

intervalo. Este método relativamente conveniente, particularmente donde los tér

minos de presi6n han sido ploteados como sugeridos. Una aproximaci6n similar ha 

sido mostrada por ARPS y ROBERTS. La mayoría de investigaciones que utilizan com

putadoras usan esta aproximaci6n o una modificaci6n. 

Combinación de "drives" fil! reservorios. 

Indice de mecanismo de impulsión (drive).- Uno de los problemas primarios es 

· la determinaci6n del efecto relativo de los diferentes mecanismos de producci6n,

como es que rara vez se presenta uno s6lo; adem�s su efecto puede variar con el

tiempo de depletaci6n. Una aproximaci6n a este problema ha sido desarrollado por

PIRSON, qui!Ín define algunos !ndices"driving".

El Índice de impulsi6n por empuje de agua (WDI) es igual al neto invasi6n 

de agua dividido por el volumen reservorio de petr6leo y gas producidos.-

WD We - wp ••••• 
I = Np (B f v (Rp-Rs) 

(B-10) 
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El Índice de impulsi6n por segregaci6n es igual a ln. relaci6n del volumen 

de la expansi6n del gas "aap" al volumen reservorio de petr6leo y gas producidos.-

SDI =

. v-vo 

m X N X Bo (ve>)

Np (B t v(Rp-Rs)) 
•••• • (B-11) 

El Índice de impulsi6n por depletaci6n (DDI) es igual a (1-WDI-SDI), 6: 

DDI = 
N ( v(R�o-Rs.l__:._(Bo-ill

Np ( B t v�s) • • ••• (B-12) 

Estoa Índices de impulsi6n puedenser usados como una guía en análisis de 

mecanismos de producci6n en cualquier situaci6n, donde la aproximaci6n del balan

ce de materia es . ..;sentida ser apropiada. Ellos pueden además dar un factor com

puesto de recuperaci6n, dondes 

Factor de Recuperai6n = (WDI) rw t (SDI) r
8 

t (DDI) rd ••• (B-13)

Dondes 

r .- Recuperaci6n por empuje 
w 

de agua (fracci6n del total de espacio poroso) .. 

r 
e 
.- Recuperac1.6n por segregaci6n (fracci6n del total de espacio poroso). 

rd .- Recuperaci6n por depletaci6n (fracci6n del total de espacio poroso). 

Desafortunadamente esta aproximaci6n no incluye consideraciones econ6micas. 

Reservorios "water drive".- Reservorios que producen por impulsi6n de agua 

requieren alguna discusi6n especial, para ellos representa un aspecto importante 

la performance del reservorio. En este tipo de mecanismo de movimiento, uno debe 

distinguir entre "drives" naturales y artificiales. 

Los resultados pueden ser sustancialmente los mismos, anque no necesariamen

te; ellos dependen de la manera en que la recuperaci6n secundaria es tomada, 

la economía, la estructura del reservorio, locaci6n de los pozos de inyecci6n 

y sus ratea. En "drives" naturales una clase de equilibrio es consetui<1o más 

f�cilmente que cuandm la energía artificial es impuesta en un reservorio. 
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Empuje natural de �-- Una invasi6n natural de agua toma lugar por la 

expansi6n del agua de un"aquifer", como un resultado de una diferencia de presi6n 

entre el petr6leo y la zona de agua. Puesto que como el agua es relativamente 

incompresible, el"aquifer" debe ser relativamente extenso. Donde este requerimien

to es satisfecho, el grado de impulsi6n por empuje de agua comparado a otros, 

depender� de la permeabilidad. Una situaci6n aproximadamente parecida a esto es 

encontrado donde el agua es inyectada s6lo en los linderos del reservorio. 

E1 balance total anteriormente discutido, incluye una provisi6n por We y 

puede por eso ser usado para predicci6n de la performance futura. Muchos métodos 

usan esta aproximaci6n, la cual por smpuesto requiere relaciones que expresen 

tlesplazamientos y mecanismos de flujos inestables. 

En vista de la complejidad del problema no es discutido en detalle aquí. 

Empuje artificial de agua.- La mayoría de todas las invasiones de agua son 

· llevadas con pozos de inyecci6n interpuesto entre los productores. Cuando la

inyecci6n es llevada de tal manera que el reservorio está en efecto subdividido

en segmento separados de producci6n los cuales tienen un efecto sobre cada uno

de los otros. "Pattern floods" son usualmente eonfinad.os a reservorios que tie

nen bajo relieve estructural o permeabilidad, o donde los rates son tales que 

movimientos de fluidos son primariamente gobernados mas bien por gradiente de 

presi6n que por gravedad. 

La pregunta de que si el rate afecta o no la Última recuperaci6n de petr6leo 

es problem�tica y tema considerable de debate. !farece que el rate tiene un 

efecto cuando el agua es inyectada en la base de un reservorio, donde lentes de 

alta y baja permeabilidad se presentan juntos. A los reservorios llamados homo

gt{neos que tienen sus pozos inyectores interpuestos entre los productores (pattern 

flooded) serían justamente insensibles al rate. 

Hay varios métodos de computar el probable comportamiento futuro de sistemas 

de "water flood". El método de avance frontal est� basado en las asunciones que: 

(1) el flujo es lineal, (2) el agua no es movida al frente de la inundaci6n,

(3) el concepto de permeabilidad relativa gobierna la relaci6n del flujo de pe

tr6leo y agua detr�s del frente, (4) un frente existe con flujo de petr6leo y

agua detr,s de el. El m�todo envuelve el uso de balance de materia y una ecuaci6n

de desplaza.miento, siendo el mltimo basado en la asunci6n (3).

11 balance de materia es derivado sobre el permiso que la cantidad de agua flu

yente dentro de un pequeño volwnen dad�, menos el fluyente afuera, durante un

pequefío incremento de tiempo, es igual al incremento de agua contenida. en este

pequeflo volumen del reservorio.
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Welge ha modificado esta tediosa aproximaci6n. As! muchos métodos han sido· 

desarrollados, entre ellos los propuestos por DYKSTRA-PARSONS, SUDER y CAIJ-IOUN, 
' 

STILES y otros ; sobre los cuales no trataremos debido a la. extensi6n del tema. 

C.- Curvas de declinaci6n. 

La aproximaci6n de curvas de declinaci6n debe ser tomada como una de las 

principales herramientas en la evaluaci6n. Cuando suficientes datos de produc

ci6n son disponibles para describir la pendiente de una curva definida, una s6la. 

asunci6n envuelta. es inherente; que todas los factores que han influenciado la 

curva en el pasado, permanecerán efectivas durante la vida productiva. 

La palabra inhrente es usada por ser coñveniente para retenet asunciones 
.. 

arbitrarias a un mínimo. En cuanto a algunos cambios desconocidos que todavía 

son seguros de ocurrir, esta asunci6n representa el mejor cau1ino entre dos malos. 

Hay por supuesto algunas asunciones obvias que debieran incluirse, tales como 

la adici6o de un equipo de bombeo a un pozo corrientemente "flowing" en un re

servorio de impulsi6n por gas en soluci6n, etc. La simplicidad de presentaci6n 

y la miniroizaci6n de asunciones arbitrarias se toman en cuenta para la populari

dad de esta &�l!Ol.imaci6n. Como cualquier otra herramienta, la validez y la pre

cisi6n de los resultados dependen de la calidad y cantidad de datos disponibles. 

Seis son los tipos de curvas más comunes, 

(1) Rate de producci6n va. tiempo.

(2� Rate de producci6n va. producci6n acumulada.

(3) Porcentaje de agua en la producci6n va, producci6n acumulada.

(4) Nivel de agua va. producci6n acumulada.

(5) Gas producido acumulado vs. producci6n acumulada.

(6) Presi6n va. producci6n acumulada.

De las cuales s6lo nos ocuparemos de la. curva (1).

Tipos de declinaci6n.- Las curvas rate de producci6n - tiempo y rate de pro

ducción - acumulado han sido generalmente clasificadas en tres tipos: exponen

cial, hiperb6lica y harm6nica. La declinaci6n exponencial es el tipo en el cual 

el cambio de producoi6n por unidad de tiempo es un porcenta.je constante del rate 

de producci6n. En declinaci6n hiperb6lica la caída en producci6n por unidad de 

tiempo, expresada como una fracci6n del rate de producci6n, es una ...:tJ;�9QJ6n del

rate de producci6n elevada a una poten�ia entre O y 1 • La declinaci6n harm6nica 

-21-



es _realmente un caso específico de la declinaci6n hiperb6lica en que la potencia 

fraccional es igual a uno; ésta es rara vez usada. 

Declinaci6n exponencial.- Si los datos de producci6n de un pozo(s) que sigue 

este tipo de declinaci6n son ploteados como rate vs. acumulado, es encontrado 

que la parte declinante de la curva se convierte en una linea recta, la cual es 

f�cil de extrapolar ( fig. c-1 ). Si q es el rate de producd:i6n y Q es la pro- -

ducci6n acwu.ulada, la ecuaci6n de la linea reata puede escribirse como: 

q = m X Q t c ••••• (C-1) 

·donde (m) y (c) son constantes. Si el rate de producci6n q es mantenida por un ' 
corto tiempo dt, la producci6n acumulada en ese lapso de tiempo es q.dt; de aquí, 

la actual producci6n acumulada es la suma de los productos q.dt desde el comien

zo de la producci6n (t = O) hasta el día presente (tiempo t). 

En t�rminos matemáticos: 

De (C-1) tenemos& 

dQ. = q.dt ••••••• 

q = .9-.S ••••••• dt 

Con �sto y (C-3), tenemos: 

� = m X q 
dt 

•••••• 

-1.... x .!!g, = m ••••••••• 
q dt 

(C-2) 

(C-3) 

(C-4) 

De la figura (c-1) es evidente que la pendiente de la linea. obtenida en el 

periodo de declinaci6n de la porducci6n es negativa y (m) puede ser escrita como 

(-b) donde b es positivo. 

Sustituyendo en la ecuaci6n (C-4):

__LX -ª.i = 
-b

q dt 
(C-5) 

La constante positiva b es llamada el rate de declinaci6n continuo de la 
producci6n. 
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En la ecuaci6n (C-l)s 

q_ -b X Q t c ••••••• (C-6) 

Si la producci6n comienza a declinar cuando el acumulado es Qo (fig. c-1) 

y si el rate de producci6n(comienza a declinar cuando el acumulado) estable a 

ese momento era qo .-

qo = -b X Qo t c 

c = qo t b X Qo

En la ecuaci6n (C-6): 

Q - Qo = qo - g -•••••••• (C-7) 

o en otras palabras, la producci6n acumulada durante el periodo de declina

ci6n es igual a la diferencia entre los rates de producci6n inicial y la común, 

dividida. por el rate de declinación continua. 

De la ecuaci6n (C-5).-

Integrando: 

� = -b.dt 

q 

ln(q) _ -b X t ta •••••••••

Donde (a) es una constante.:.:.. 

(C-8) 

Si el periodo de declinaci6n comienza al tiempo to (fig. c-2) y si el rate 

de producci6n estable anterior a ese tiempo era qo: 

En la ecuaci6n (C-8): 

ln(qo) -b X to 1. a
- ' 

a_ b X to t ln(qo)

ln(q) = ln(qo) - b (t-to) 

q qo EXP(-b(t-tp))= 
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La ecuación (C-9) muestra que para este tipo de rate de declinaci6n de la pro

ducci6n, un ploteo de rate de producci6n vs. tiempo en papel semi-log es una 

linea recta, siendo la pendiente de ésta igual a menos el rate de declinaci6n 

continuo (fig. c-3). 

La ecuaci6n (C-10) nos hace posible conocer el rate de producci6n en cual

quier instante, si el rate de producci6n inicial es conocido (qo). Suponiendo 

para simplificar, que el rate de producci6n comienza a declinar tan pronto como 

el pozo es puesto en producci6n, así que to es cero; por lo que la ecuaci6n 

(C-10) se reduce a: 

q = qo EXP(-b X t) 

El rate de producci6n despu�s de un año será: 

q l = 
q o EXP ( -b)

El rate de producci6n después de dos años.-

q2 = qo EXP(-2b) 
= 

qo EXP(-b) X EXP(-b) 
= 

q1 EXP(-b)

Luego: 

ql q2
q

3
-=-=-= 

• • • • • • • • • • 
= 

EXP(-b) • • • (C-11) 
qo ql q2

Lo cual implica que la �eláción entre el rate de producci6n al final y al 

comienzo de un mismo año es siempre la misma. Esta relaci6n es frevuentemente 

escrita como (1-d), y(d) es llamado el rate de declinaci6n anual de la producci6n 

(puede ser expresado en decimales o como porcentaje). 1'videntemente la ecuaci6n 

que relaciona los rates de declina.ci6n continuo y anual, es: 

EXP(-b) 1-d • • • • • • • •  (G-12) 

Este tipo de declinaci6n de la producci6n es conocido por varios nombres: 

declinaci6n logarítmica (ecuaci6n C-9 y fig. c-3), declinaci6n exponencial (ecua

ci6n C-10 y fig. c-2), declinaci6n recta (fig. c-1 y fig. c-3), rate de declina

ci6n contante ( los rates de declinaci6n b 6 d son constantes), declinaci6n pro

porcional (ecuaci6n C-11). 

Antes que el uso de las ecuaciones sea ilustrado por un ejemplo, debe ser 
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notado que en el análisis principal de la ecuaci6n (C-11), un año fue usado como 

intervalo de tiempo. Esto, por supuesto que no es una limitaci6n del método; 

éste es v�lido para ser empleado en días, semanas, meses, etc. como intervalo 

de tiempo. Es importante, sin embargo de que los cálculos sean consistentes con 

las unidades usadas de tiempo. Si un año es escogido, entonces los rates de pro

ducci6n deben ser expresados en rate/año 6 rate/día X 365; si es escogido un mes, 

entonces los ratas de producci6n deben ser expresados en rate/més i én rate/ ••••• 

rate/(día X 30.42); y así sucesivamente. Además no es ningún trabajo relacionar 

entre los rates de declinaci6n anual y mensual (d) y entre los rates de declina

ci6n continua anual y mensual (b). Si dm es el rate de declinaci6n mensual, en

tonces, de la ecuaci6n (C-11), el rate(de declinaci6n) de producci6n al final del 

primer mes es qo(l-dm); al final del segundo año es q1 (1-dm) o sea igual a

qo(l-dm)(l�d.m) = qo(l-dm)2; y así sucesivamente. Así el rate de producci6n al

final del 12avo mes ser� igual a qo(l-dm)12• Pero también al final de los 12

meses el rata de producci6n es qo(l-da), donde(da) es rate de declinaci6n anual. 

Luego& 
12(1-da) = (1-dm) • • • • • (C-13) 

De manera similar,�i(bm)es mensual y (ba) es el rate de declinaci6n continuo 

anual, tenemos, 

De donde: 

12
EXP(-ba) = ( EXP(-bm)) 

(ba) = 12 X (bm) • • • • • •  (C-14) 

Ejemplo. Problema.- Un pozo que viene a 100 bbl./día ha declinado a 80 bbl./día 

al final del primer año. Calcular el rate de declinaci6n anual y mensual; y los 

ratas de eclinaci6n continuo anual y mensual. Si el límite econ6mico del pozo 

es 2 bbl./día , calcular la vida del pozo y su producci6n acumulativa. 

Rates de declinaci6n anual y mensual: 

Por definici6n.- 80 = 100 (1 - da) 

da = o.2 = 2016 
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De la ecuaci6n (C-13).-
12 . · · (l-dm) = (l-q.2). = o.8 

dm = o.0184 = 1.84% 

Rates de declinaci6n continua anual y mensual.

De la ecuaci6n (C-12).-

EXP(-ba) = (1-da) 

(ba) = o.223 

De la ecuaci6n (C-14).-

(bm) = ºi�23

(bm) = o.0186 

Vida del pozo.-

a) Usando un a7io como unidu.d de iliiempo.-

Empleando la ecuaci6n (C-10).-

Tenemos.-

to = O 

qo = 100 X 365 

q = 2 X 365 

b = o.223 

2 � 365 = 100 Í 365 X EXP(-o.223 X T) 

Donde (T) es la vida del pozo 

(T) = 17.5 años 

b) Usando un mes como unidad de tiempo.

to = O 

in la ecuaci6n (C-10).-

qo = 100 X 30.42 

q = 2-·,x 30.42 

b = o.0186 

2 X 30.42 = 100 Í 30.42 X EXP(-o.0186l T) 

(T) = 210 meses = 17.5 años 
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Producci6n acumulativa.-

a) Usando un año como unidad de tiempo.-·

En la ecuaci6n (B-7).-

Q.o = O 

qo = 100 X 365 

q = 2 X 365 

b o.223

Q
= 

160,000 bbl. 

b) Usando un mes como unidad de tiempo.-

Q.o = O 

En la ecuaci6n (0-7).-

qo = 100 X 30.42 

q _ 2 X 30.42 

b o.0186 
= 

Q = 160,000 bbls. 

Se ha encontrado en muchos campos vieJos de producci6n que una asunci6n de 

declinaci6n exponencial del rate de producci6n en la temprana vida del pozo, ha 

llevado a resultados conservativos para la Última vida del pozo y su recupera

ci6n acumulativa. Una manera de vencer esta es asumir que el rate de declinaci6n 

(d 6 b), en lugar de ser constante, es proporcional al rate de producci6n, de 

aquí que a menor rate de producci6n, menor rate de declinaci6n. 

Reemplazando esta asunci6n en la ecuaci6n (C-5).-

_LX -ªs! = -b 
q dt 

1 d -C X l/a •••••••• -X�= q 
q dt 

(C-15) 

Donde(a) es una constante positiva. Las curvas de declinaci6n basadas en 

ésta ecuaci6n son conocidas como hiperb6licas y la constante (a) es conocida como 

la constante hiperb6lica. En general, (a) est� dado por uno de estos tres valo

res (1,263); cuando (a) es uno, la declinaci6n es llamda harm6nica. Sin ir a 
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las matemáticas de la declinaci6n hiperb6lica, es provechoso mencionar mencionar 

los tipos de ploteos que resultan de su us�, dibujando con particular atenci6n 

al hecho que para una declinaci6n harm6nica, un ploteo del rate de producci6n 

versus producci6n acwnulada en papel semilog es una linea recta (ver figs. c-4 

al c-8). 

Debe ser reiterado que las curvas mateiaáticas de declinaci6n del rate de pro

ducci6n (exponencial, harm6nica o hiperb6lica) son convenientes para posibilitar

-nos extrapolar al futuro performance de pozos o campos. Sin embargo, no hay base 

física para estas curvas y el ingeniero de producci6n no debe sorprenderse si 

' sus pozos o "pools" (campos) no siguen las curvas estimadas de declinaci6n del 

rate de producción, no importa lo cuidadoso que estas hayan sido preparadas. 

La ilustraci6n de la arbitrariedad natural de las curvas, puede ser mostrada si 

dos pozos (A y B) están cada uno declinando exponencialmente, la suma de sus rates 

de producci6n no está en general, declinando exponencialmente (las mismas difi

cultades ocurren con las declinaciones hiperb6lica y harm6nica). 

Suponiendo que el rate de producci6n del pozo (A) está declinando exponencial

mente con rate de declinaci6n continua (bA); que el rate de producci6n inicial

del pozo (A) sea qAo· Entonees por la ecuaci6n (C-10) con to_ O, el rate de pro:

ducci6n al tiempo t es.-

Similarmente, el rate de producci6n del pozo B (que será asumido haber entra

do en producci6n al mismo tiempo que el pozo A), al tiempo t es.-

Luego el rate combinado de producci6n es.-

Cuyo segundo miembro no puede ser escrito en la forma.-
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A no ser que bA =�·Así en general, aunque dos pozos estlen declinando

exponencialmente, considerados juntos no pueden hacerlo. Sigue que cualqier 

an�lisis que presuponga declinaci6n exponencial (hiperb6lica o harm6nica) para 

pozos tomados separadamente y para aquellos tratados en grupos, es ciertamente ';. 

estar en un error y las, estimaciones basadas en este tipo de trabajo siempre serán 

incorrectas. Así, mientras que las curvas de declinaci6n del rate de producci6n 

puedan ser y sean usadas, ellas deberán siempre ser empleadas con considerable 

ouidado y prudencia. 

Comparaci6n entre la declinaci6n exponencial y la hiperb6lica.- La diferen

cia principal en el segundo es el factor q1!ª , ya que éste es igual a uno. La

curva exponencial es usualmente más aswnida durante la temprana vida del campo, 

· por las siguientes eensideraeiones:

1.- Es una simple aproximaci6n matemática y más fácil de usar. 

2.- Bajo prorrateo la declinaci6n ocurre en un futuro bastante lejos, así 

que la exactitud de la pendiente de la curva de declinaci6n dá una pequeña di

ferencia en el valor. 

3.- Con irregulares datos de producci6n hay realmente pequeña diferencia en-· 

tre una curva para 1/a = O y para 1/a = o.3, excepto pr6ximo a depletaci6n. En 

este punto la ganancia por barril es baja y llevada esta diferencia al presente 

se hace despreciable. 

4.- La asunci6n de la declinaci6n exponencial da figuras conservativas. 

5.- El pozo o propiedad pueden realmente seguir declinaci6n exponencial. 

No sería justo o realista, preswnir que esta asunci6n de la declinaci6n ex

ponencial es siempre satisfactoria, �por:::.q:ue _1no rlo:;.es�;:.-la,;tbliea eo:ib.clusi6n 16gi

ca es que la declinaci6n exponencial es satisfactoria en la mayoría de los casos. 

La fig. (c-9) muestra la diferencia entre los tipos de declinaci6n ploteados 

en papel semilog; ésta ilustra la manera en la que el extremo de la curva hiper.!

b6lioa se separa al final. La misma diferencia existe cuando rate vs. acumulado 

son ploteados en papel cartesiano. 

Determinaci6n del límite econ6mico.- El límite econ6mico es aquel rate de 

producoi6n en el cual los ingresos netos al interés de trabajo, antes que venean 

los impuestos es igual al costo de operaci6n. Puesto que como hay 30.4 días en 

el mes promedio, esto puede ser expresado por la ecuaci6n.-
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Límite econ6mico (bbl/día) _ costo mensual de operaci6n 
30.4 X ingTesos netos/bbl. 

El costo mensual de producci6n es normalmente obtenido de los informes mene 

suales de operaci6n; usando estos, es recomendable chequear los puntos para es

tar seguros de que los informes son un reflejo del costo real de producci6n. 

El costo de producci6n usado debería ser s6lo el esperado en depletaci6n. El si

_g,¡iente ejemplo ilustra el uso de la ecuaci6n anterior.-

Luego.-

Precio de venta por bbl • ••••••• 

Menos regalías y sobre regalías_ ••••••• 

" Severance tax" (5% de $2.500) • • • • •  

Costo estimado de producci6n.- $225/mes 

$3.150 

$0.650 
$2.500 

$0.125 
$2.375 

Límite econ6mico $225 
- ---------- -

3.1 bbl./día 
30.4 X $2.38 

El costo normal de producci6n varía con la profundidad del pozo, número de 

pozos en el área, el tipo de fluido producido, método de producci6n empleado, etc. 

En lugares donde la profundidad no excede los 8,000 pies, las siguientes reglas 

prácticas son a menudo usadas en ausencia de datos detallados.-

Pozos de gas - (no fluid) . . . . . .

Pozos de petr6leo - (flowing) • • • •  

Pozos de petr6leo- (bombeo) 

primer pozo • • • • • •  

subsiguientes pozos . . . . . .

:lii50/pozo/mes. 

$75/pozo/mes. 

$150/rnes. 

$100/pozo/mes. 

Con problemas de separaci6n de agua se aumentarán estos costos. 

Nota.- Las figuras (c-1), (c-2) y (c-3) corresponden respectivamente a (1-34), 

(1-33) y (1-35) del libro de Producci6n, por Nind. 
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III • - J.LGUNOS METODOS � EL DESARROLLO � INT.E:RPRETAC ION DE DA'110S • 
. 

- Faotores de Recuperaci6n.- Un buen entendimiento de performance de deple

taci6n puede ser ganado de estudios que ya han sido hechos; estos estudios mues

tran que los siguientes son factores primarioss 

(1) Gravedad y viscosidad de los fluidos del reservoiro.

(2) Solubilidad del gas.

(3) Curva de permeabilidad relativa.

(4) Presi6n del reservorio.

(5) Presencia de una fase agua connata.

(6) Cantidad de "gas cap" y su método de expansi6n.

(7) 1.ate de retiro y presi6n "drawdown".

(8) Tipo de estructura geol6gica.

El más importante de estos factores es la relaci6n de las permeabilidades

efectivas del gas y petr6leo (Kg/Ko); sigui�ndole en importancia la gravedad y 

viscosidad del petr6leo crudo. La solubilidad del gas es de menor importancia y no 

muestra un comportamiento consistente. Aunque hay una indicaci6n de que esa recu

peraci6n puede esperarse incrementar con el descenso del gas en soluci6n. 

Parece haber un incremento general en recuperaci6n con el descenso de la pre

sión inicial del fondo del pozo, esto puede ser atribuido , al menos en parte, 

al mayor factor de encogimiento del petr6leo del reservorio sobre la reducci6n 

de la presi6n. Un incremento general en recuperaci6n es usualmente notado con 

un aumento en gravedad API hasta cerca de 40ºAPI, en que ocurre una reversi6n. 

· La recuperaci6n decrece con gravedad del petr6leo más al ta, que puede ser atri

buido a un mayor factor de encogimiento. Estos estudios fundamentales también

muestran que un volumen de "gas cap" en aumento a volumen líquido (ratio:·), au

menta la recuperaci6n.

De la figura (1) a la (7) se ilustra el efecto de los factores en la recupe

reci6n por depletaci6n. Por asunciones de criterio general, es inconveniente 

probar usarlos para encontrar el factor de recuperaci6n de un reservorio dado. 

Es sin embargo de considerable valor establecer el orden de la magnitud. 

ARPS ha preparado un estudio estadístico similar sobre areniscas, arenas con

solidadas, limonitas y dolomitas, conteniendo reservas de 12 mezclas de pe-tr6leo 

crudo del rango de 15 a 50ºAPI; la solubilidad varía de 60 a 2,000 SCF/BBL. La 

tabla (1) sumariza el rango de los valores obtenidos por factores de recuperaci6n. 
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Un trabjo más extenso, del mismo tipo ha sido prepardo para 135 sistemas de 

reservorios; los resultados hansido public�dos en una serie de 9 folletos y capa

cita a uno si tien conocimiento de los siguientes datos: (1) el punto de burbuja, 

(2) el F.V.F. , (3) el gas en soluci6n, (4) la viscosidad del petróleo, (5) la

saturaci6n de agua intersticial. Una carta preparada en mostrada en la figura (8),

la cual da la recuperaci6n en términos de petróleo residual"in place" a las con

diciones del punto de burbuja.

En el ejemplo (II) adjunto a la figura(�) se muestra como esto puede ser 

convertido a recuperación en términos de STO. 

Correlaciones de este tipo son ciertamente valorables, pero todos ellos su

fren de por lo menos una falta de exactitud en la predeici:ci6n de la permeabilidad 

relativa con la saturación de p·etróleo ( o líquido); ya que todavía no se ha podi

do establecer una relaci6n que sea suficientemente rigurosa para cálculos deta

llados. 

Correlaciones geherales de este tipo de bosquejo se pueden usar para chequear 

resultados y establecer y establecer un límite probable de recuperación, pero no 

deberían ser usados como simples fórmulas, prescindiendo del buen juicio y otros 

m�todos de análisis. CAivIBEEL las encuentra útiles para chequear reservas encon

tradas por balance de maeteria, curvas de declinaci6n o métodos comparativos. 

Ellos además muestran el probable efecto del error en cualquier factor en la 

aproximaci6n final; la figura (7) por ejemplo muestra la variaci6n probable en 

recuperación con el cambio en volumen de "gas cap". 

Un estudio de tales correlaciones es entonces valuable en el entendimiento 

de comportamiento del reservorio. 

Los f&ctores de ·recuperación mostrados, son únicamente para sistemas de recu

peraci6n de petróleo por depletación; cuando se presentan otros mecanismos de 

impulsión, el número de variables cambia tremendamente y la aproximación semi

estadística mostrada no ha sido probada con ningún grado. 
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- C�lculo del volumen.- Uno de los pasos necesarios en la soluci6n de lRs e

cuaciones volumétricas, es la determinaci6� del número de acres-pies del reser

vorio que contienen hidrocarburos. El único método digno de confianza es dibujar 

un mapa is6paco de cada fase, ejemplo la figura (9).

El primer paso es la determinaci6n del probable espesor de cada fase en cada 

pozo. Lás herramientas básicas disponibles son:(electric-logs) registros electri

ces, registros radioactivos, análisis de cores y algunas descripciones geol6gicas. 

Son de principal importancia las locaciones de los contactos gas-petr6leo y agua

petróleo que pueden existir. 

El problema de determinar el espesor está compuesto por muchas dificultades, 

una de estas es la locaci6n de los contacjos. El cambio de fase con el nivel no 

es instantruieo y hay a menudo considerable amplitud, más el hecho que un contac

to dad.o puede parecer variar en cada pozo. Por ejemplo, un contacto agua-petróleo 

es usualmente asignado a un nivel arbitrario en una zona de transié:i6n, por enci

ma del cual sustancialmente petr6leo limpio de agua será producido. Los cores 

ofrecen el resultado m�s positivo de establecer tal contacto, pero relativamente 

unos cuantos pozos son coreados. El procedimiento común es usar cores que deben 

estar disponibles y correlacionarlos con los registros y muestras geol6gicas. 

En la mayoría de las circunstancias esto lleva a conclusiones satisfactorias. 

El establecimiento del espesor neto productivo envuelve el uso de algunas 

herramientas necesitadas para establecer los contactos. El procedimiento exac

to varía con la situaci6n; siendo las siguientes fuentes las empleadas si están 

disponibles: 

(1) Anilisis de cores.- En aquellas zonas que muestren suficiemtemente alta

permeabilidad y lo necesariamente bajo de saturaci6n de agua, para producir can

tidades comerciales de hidrocarburos. 

(2) Registros eléctricos.- (a) Mostrando probable permeabilidad comercial,

se emplean los siguientes micros-aparatos o micro registros: 2micros-logs, 

micro-laterologs, contact-log, perma-logs, etc." (b) El"micro-caliper" mostran

·do la costra de lodo sobre zonas permeables. (c) Los registros normal corta y

normal larga, para encontrar resistividades de la formaci6n. (d) La curva del
potencial espontruieo, para compétraci6n de los registros anteriores.

(3) Registros radioactivos.- La curva neutr6n para indicaci6n de porosidad,

m�s las características de la curva de rayos gamma. 

(4) Los reportes geol6gicos mostrando los intervalos que parecen contener

hidrocarburos en cantidades comerciales, 
(5) Datos del rate de perforaci6n.
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Uno pesaría todos estos, más algunos otros factores que se juzguen importan

tes para tratar de llegar a un espesor más �onsistente con todos los datos. En 

la mayoría de los casos sólo una de las fuentés es usada, sin considerar las 

otras; esto es inconveniente, exJ.)epto por necesidad, ya que ninguna de las fuen

tes de arriba son infalibles. En adici6n a estos métodos, el relativo espesor 

de las arenas de gas y petr6leo en contacto puede ser estimado de los datos del 

GaR justo después de la completaci6n. Ambas zonas pueden asumirse ser totalmente 

saturadas y las gradientes de presi6n sería igual. Sobre esta base.-

�= 
ho 

(R-Rso) vo X ug 
q X Bo _X uo 

Donde: 

•g-.- Espesor de la formaci6n gasífera, en pies.

ho .- Espesor de la formaci6n petrolífera, en pies.

R .- GOR en superficie.

Rso.- Solubilidad original del gas, en SCF/STB.

vo .- _z_ X 14.7 X Tf
5.61 Po 520 

q .- Rate de producci6n. 

Bo .- F.V.F. inicial del petr6leo. 

uo .- Viscosidad del petr6leo. (cps.) 

ug .- Viscosidad del gas. (cps) 

Este cálculo puede ser valuable para chequear otros métodos. Ello asume que 

Kg/Ko es uno. 
El área encerrada por cada linea de contorne puede ser integrada gráficamente 

con un planímetro o por cuenta de cuadrados en gráfico en papel de coordenadas 

cartesianas. De la figura (9), los resultados son: 

esEesor d:rea 

o ft. 31.7 acres. 

10 ft. 21.2 ti 

20 ft. 10.2 ti 
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Hay tres métodos básicos para calcular �l volumen,en esta figura representa

do& la regla de SIMPS0N, La regla trapezoidal y una ecuaci6n para volumen de pi

r�ide o cono truncado. 

Regla trapezoidal.-

Volumen_½ h (a
0 t 2a1 t

• • • t 2a 1 t a;� ) .L t a
n- n I 

n n 
••••• (l+ 

Regla de Sii"'1PS0N.-

Volumen =½X h (a0 t 4a1 t 2a2 t 4a
3 t •••t 2an_2 t 4an-l tan) t tn ªn ••• (2)

Donde: 

h .- Intervalo de contornos, en pies. 

ªo .- Area encerrada por el contorno cero (el contacto agua-petr6leo), en acres. 
a .- Area encerrada por el enésimo contorno.n 
tn . - Espesor promedio de la formaci6n encima del contorno tope • 

La regla de SIMPS0N es la más aproximada de las dos; sin embargo cualquiera 

de las dos dará resultados satisfactorios. La regla de Sil•lPS0N es ligeramente 

más tedioso y tiene la limitaci6n que deben ser usados un número par de contor

nos con intervalos iguales. 

Volumen de tronco de pirámide o de cono.- La ecuaci6n para este caso pueéie 

ser expresada por.-

Volumen de la secci6n = 1 h (a0 t a1 t (a0 X a1)2
)

3 
a

0 
= área encerrada por el contorno más bajo de la sección (acres) 

a1 _ área encerrada por el contorno más alto de la secci6n ti 

isto es rara vez usado, ya que como ello implica calcular el volúmen entre con

tornos sucesivos y después sumarlos; aunque obviamente no muy dificultuoso, el 

método es ligeramente más tedioso que las ecuaciones (1 y 2). 

El siguiente volúmen puede ser encontrado de la fig. (9),

Vol.= 10 ( 31.7 t 2 X 21.2 t 10.2 ) t 3 X 10.2 = 452.1 a.cre-ft. • •••• (1) 
2 

Vol.= 10 ( 31.7 t 4 X 21.2 t 10.2) t 3 X 10.2 = 452.9 acre-ft • •••••• C2) 
3 

El hecho que las ecuaciones dieran el mismo resultado es una coincidencia; 
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en la mayoría de los casos ellos varían por.varios(%); cuando uno considera el 

orden de la magnitud del error inherente en el cálculo total de reservas, noi·es 

de consecuencia esta diferencia; por eso uno u otro método es satisfactorio si 

suficientes contornos intervalos son tomados y si el área es relativamente gran -

de en comparaci6n a lo encerrado. 

La determinaci6n del "net pay" para los procesos de arriba es rara vez cosa 

de rutina, aunque a menudo son hechas pruebas para lograrlo. Si los mismos da

tos fueran dados a 10 diferentes personas, sería realmente raro si cada uno de 

las 10 personas no diera al menos una ligera diferencia en la lectura de los ma

pas isópacos. A causa de este problema inherente, es a menudo factible y pro

pio, ajustar el "net pay" en uno o más pozos; el prop6sito es mostrar espesores 

de. arena que sean consistentes con la estructura. Casos han surgido en que el 

water-oil contact era seleccionado en orden a dar un mapa consistente, aunque la 

locaci6n positiva del contacto fuera dudosa. 

Cuando se habla de espesor de la formaci6n, uno debe distinguir entre"net 

pay" y "gross pay". Gross pay es el intervalo total entre los puntos de con

tácto que han sido establecidos. Net pay es s6lo la porci6n expresada en ft. o 

como un porcentaje del gross, el cual probablemente rendirá una producci6n co

mercial. Esto es algo arbitrario pero que usualmente envuelve consideraciones 

de permeabilidad. 

CALCULO DE POROSIDAD.- En las ecuaciones volumétricas,(f) representa aquella 

porci6n del total del volúmen de roca que contiene fluídos. Esto introduce un 
, 

problema, ya que los instrumentos presentes de formaci6n no son capaces de dis-

tinguir entre la porosidad que existe junto con la permeabilidad que permitirá 

produoci6n y la que no. La forma es a menudo designada por el término porosi

dad efectiva, comparada la porosidad total. Una pieza de vidrio aislada en 

una mesa, por ejemplo tiene una alta porosidad total, pero la porosidad efecti

va es ustanoialmente cero. 

Además resultan complicaciones cuando la porosidad se presenta en grietas 

"vugs" y fracturas tan bien como en espacios intergTanulares e intercristalinos. 

Por virtud de sus características, cores, registros eléctricos y radioactivos, 

muestran principalmente espacios intergranulares e intercristalinos. En reser

vorios de areniscas no introduce error serio; sin embargo, en limonitas, dolo

mita y/u otros tipos de reservorios que contengan "vugs" y fracturas, el error 

puede ser grande; un ejemplo, el banco de dolomita en los campos de Leduc donde 

los análisis normales de cores, dan 6,8% de porosidad, comparada con 9.02% de (f) 
indicada por métodos más extensivos; la misma variaci6n ocurre cuando se usa 
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"micrologs" en reservorios calcáreos fractur,ados. 

Porosidad promedio.- La porosidad normalmente varía algo en la secci6n de 

producci6n y es necesario determinar un promedio para el pozo. Core análisis 

normalmente muestran la porosidad para intervalos de un pie, mientras que el in

tervalo coreado debería ser despedazado en al menos varias secciones e interpre

tarla cada una separada.mente. La tabla (2) muestra un cálculo típico para un re

servorio de arenisca, usando la expresión: 

favg_ h
l (f

l
) f h2 (f2) h (f ) 

t ••••• t n n •••••• ( 3)

Donde: h
1

, h2, h
3

, ••• , h
n 

.- Número de-pies de formación con la correspon

diente porosidad r
1
, f

2
, r

3
, •••, f

n 

. . . t h 
n 

Varios métodos son usados para seleccionar h1
, h2, h

3
, •••• , h

n
; uno es escoger

el contacto y determinar el "net pay" como ya descrito anteriormente, otro es 

solucionar una porosidad como línea divisoria entre "net pay" y "nonpay". Un cri

terio que además permanece es seleccionar una permeabilidad arbitaaria bajo el 

cual la sección está designada como "non pay". Cada uno de estos métodos es algo 

arbitrario y por eso tiene limitaciones obvias. La pregunta en este punto es "cual 

es mejor"? la única respuesta y una débil, es que ello depende de la política de 

la campañía, de las circunstancias y del buen juic§!O. La mayoría de los esfuer

zos de la ingeniería requieren realmente experto juicio en estos tipos de decisio

nes; su buen juicio depende sobre el potencial de la producción dado pnr el mili

darcy-feet de "pay". 

La porosidad promedio del campo puede ser determinada por la ecuación (3) en 

este caso, sin embargo, (H) es el total de pies productivos por pozo y (f) la co

rrespondiente porosidad promedio. La porosidad promedio puede también ser deter

minada por la aplicaci6n de los principios de probabilidades en pozos de muestra. 

CALCULO DE LA SATURACION DE AGUA.- Sw es normalmente determinada con las Dis

mas herramientas usadas para (f). El término representa el agua connata o inters

ticial (f6sil sea water) atrapada en el reservorio. Esto debe ser diferenciado 

del agua total a menudo reportado en core análisis, el cual resulta de "flushing" 
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ünnry ltecovery i' actors 1or ucp1cuon- 1 ypc ucservou·s· 

�ab.l_a (l)_ Oil 

gravity 
ºAPI 

15 
so 

50 
15 
so 

150 
16 

so 

50 
15 
so 

50 

15 

so 

50 

Sand o·r Sa11dslo11cs 

Max Avg Min 

H!.8 8.G 2.6 
21.8 15.2 8.7 
84.2 24.8 16.9 
18.3 8.8 8.8 
22.2 15.2 8.4 
87.4 26.4 17.6 
IS.O 11.S 6.0 
24.3 15.1 8.4 
85.6 23.0 13.8 

84.4 21.2 12.6 
83.7 20.2 11.6 

40.7 24.8 15.6 

Tabla (2) 

Li111cs/011c, Dolomitc, or C!zcrt 

Max Arg Min 

28.0 44.0 0.6 
82.8 9.9 2.9 
89.0 18.G 8.0 
27.5 4.5 0.9 
82.8 9.8 2.6 
89.8 19.3 7.4 
26.G 6.9 1.9 
so.o 9.6 (2.5) 
86.1 15.1 4.S

82.6 13.2 (4.0) 
81.8 12.0 (3.1) 

82.8 (14.5) (5.0) 

Example Caleulatiou of Average Pornsity 

Subsca 

dept/1 

8132-36 
· 8136-37
8137-45
8145-48
8148-50

Fcet 
Fect . Porosity corcd porosity 

4 12.3 49.2 
1 8.4 8.4 
8 13.6 108.8 
8 14.1 42.3 
2 10.3 20.6 

18 ft 229.3 ft 

avgporosity = 2'29/18 = 12.7% 

80 70 60 

Highly unconsolidated 
sand 

s 
s. 

º• = 1-S., 

50 40 3( 

CA LCULATJ 00/ OJ.-

Edge of lease 

�·1�. { 9) ;Jarhous map of oíl rcscrvoir. (Ench square = 2½ 
Contour intcrval = 10 ft. 

s. s., = j ::.-s;:: 

s •• 

11'--1•�- lli),wrncr:· af K 'K S:lfl'.65 [95 liTP'.9116 "111 :l@1j'j1i\i[ [l"m

oirs 



expansi6n de gas del core durante su sacada.del pozo. Este porcentaje de agua 

total puede llevar un pequeño parecido con el agua connata. El agua total pre

sente en el core en la superficie está limitada por el agua connata original y 

la permeabilidad relativa de la roca; por eso el contenido de agua total repre

sentaría una figura máxima excepto donde lodos de base aceite son usados. 

En arenas limpias, valores de Sw obtenidos de registros son frecuentemente 

5-15% más bajos que aquellos derivados de cores, mientras que en arenas conta

minadas ellos a menudo corresponden con bastante aproximaci6n. Sw es normalmen

te determinado para cada intervalo en el cual la porosidad ha sido encontrada;

�onsecuentemente, el mismo procedimiento delineado para (f) puede ser usado.

Además de su uso en ecuaciones volumétricas, Sw es necesitada para delinear 

entre aquellos intervalos que son principalmente productivos de agua o de hidro

carburos. Esto requiere conocimientos de la saturaci6n crítica de agua, ese por

centaje de volúmen de agua al cual el agua fluirá preferencialmente que el petró

leo. Una selecci6n es algo arbitnario ya que la saturaci6n de agua es una funci6n 

de propiedades de la roca, como tal; la saturaci6n crítica es usualmente determi

nada por experiencia local. 

La así llamada saturaci6n crítica, para aremas limpias está usualmente cerca 

del 40%, mientras que areniscas contaminadas a menudo alcanzan a 45-50%; en are

nas sucias contaminadas con minerales de la arcilla, puede llegar hasta 60% Li

monitas contaminados pueden contenes 40% de agua y todavía producir sustancialmen

te petr6leo limpio, mientras que limonitas cristalinas de baja porosidad han pro

ducido agua donde Sw era tan baja como el 20%. 

CURVAS PERMEABILIDAD RELATIVA-SATURACION.- La aproximación discutida requie

re unas relaciones entre la permeabilidad relativa y la saturación de petróleo 

(líquido). 

Las relaciones necesitadas pueden ser derivadas de (1) core análisis, datos 

de-laboratorio, (2) datos de producción, (3) por analogía. De estos, las curvas 

construídas con datos de producci6n son las mejores. 

Los datos de laboratorio desafortunadamente no corresponden muy bien a datos 

de performance del campo por lo que no son amplia.mente usados. Puesto que como 

las otras dos fuentes de datos tienen desventajas inherentes, hay contínuo esfuer

zo por conseguir mejores datos de labor�torio. 
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El uso de datos de producción es te6rica.mente el mejor rnétodo si el reservorio 

ha producido el tiempo suficiente para est�blecer las caracterfsticas de la cur

va, por pal, una curva refleja la real permeabilidad relativa bajo la existente 

práctica de producci6n. La correlaci6n usual en papel semi-log es una línea li

gera.mente curvada. La posici6n y pendiente promedio y de esta línea nunca ha si

do exitosa.mente correlacionada con alguna cantidad mensurable del reservorio. 

Ello sigue por eso que la extrapiblaci6n es difucul tuosa, particularmente desde 

que pequeños errores en el proceso puede introducir grandes errores en los úl

timos resultados del balMce. 

Por esta raz6n, durante la temprana vida de un reservorio, cálculos de ba

lance de materia están grandemente limitad0s por la aproximaci6n de la curva re

lativa. 

El uso de simple analogÍA. envuelve cálculos de la curva Kg/Ko desde el co

mienzo de la producci6n hasta el presente. Uno entonces prueba a encontrar una 

curva para un reservorio similar que -pueda ser usado como una guía para la extra

polaci6n. 

El ploteo de datos pasados de pozos existentes para la. misma formaci6n resul

ta en un revoltijo de curvas con variaciones de forma y de pendientes. Consecuen

temente grupos de reservorios usualmente desarrollan curvas compuestas para una. 

formaci6n especídrica o tipo de formaciones. Ellos entonces localizan la curva 

parcial del pozo en cuesti6n, sobre este ploteo y extrapolan paralelo a la com

posici6n de curvas. Esto es probablemente la aproximaci6n más real durante la 

temprana vida del reservorio a no ser que uno posea más informaci6n específica. 

El éxito de este procedimiento depende de cierto grado de suerte y buen juicio. 

Cálculos con datos de campo.- Las curvas de raz6n de permeabilidades relati

vas son preparadas por uso de las �cuaciones (B-2 y B-3). Son necesitados N, Sw 

y la variaci6n de las propiedades del fluído con la presi6n. Es entonces necesa

rio expresar los datos del GOR instantáneo y datos de producci6n en términos de 

presi6n; las ecuaciones (B-2 y B-3) son entonces resuéltas, para varias presio

nes y esos datos ploteados corno demuestran las figuras 10 y 11. 

Estas curvas representan los rangos probables máximo y mínimo para formacio

nes de areniscas, limonitas y dolomitas de datos publicados y de files privados. 



Muchos pero no todos los datos de campo caen dentro del rango mostrado, la pen-

diente de las curvas varía considerablemente; estos es comprensible desde que la 

pendiente feld>aacci.·6nves de.pénd1ientéJaobve2.laatoaracterísticas de la roca y del 

fluído. Los fluídos en las curvas mostradas eran petr&leos normales de una gra

vedad menor que 40º A PI. 

El significado primario de las curvas es que ellas definen el área más pro

bable dentro del cual caerá el reservorio analizado. La abcisa en estas fig. 

es saturaci6n efectiva de petr6leo. Saturaci6n total de líquido (Sw f So) y sa

turaci6n de petr6leo So son también usados. 

Una divisi6n es mostrada en la curva máxima para indicar que la pendiente en 

la partes altas están particularmente influ�nciados por las características de 

las rocas. En la fig. (10-), la divisi6n muestra la diferencia normal entre a-

. ranas consolidadas y arenas no consolidadas, tales como el tipo encontrado en 

"Oklahoma city field". La divisi6n en la fig. (B:) indica el grado del efecto 

del fracturamiento. Relativamente unas cuantas limonitas caen bajo la curva nor

mal máxima. 

Uno justamente podría anticipar un argumento sensato, que curvas promedio ti�

nen menos significado en formaciones de limonita, desde que estas tienen más ca

racterísticas fortuitas al azar. 

isto resulta del hecho que herramientas presentes de formaci6n tienen serias 

limitaciones en la determinaci6n del grado de fractura, u na de las principales 

variables. Todas las curvas están limitadas por el hecho que un cambio en trata

miento del pozo 6 práctica de producci6n, cambia las características de la curva. 

Una reciente correlaci6n de datos resultaron en una ecuaci6ns 

Donde: 

Kg/Ko = E (o.0435 t o.4556E) 

E = f 
1 - Sgc - Sw - So)

So - C 

Sgc.- Saturaci6n de gas en equilibrio. 

Sw .- Saturaci6n de agua intersticial. 

So .- Sa:bur�ci6n de petr6leo. 

. . . . . . . .

C .- Constante, usada como o.25 en la referencia. 

(4) 

La ecuaci6n (4) puede ser ploteada en la manera standard con Sw como un pará-

metro. 
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Esta aproximaci6n está sutjeta a las mismas limitaciones como los otros métodos 

pero haca ofrecer a uno otra aproxima.ci6n al problema. 

Las figuras 10 y 11 muestran solamente la porci6n más grande de la curva 

total. Cada curva se acerca a cero en la parte más baja final en una saturaci6n 

de �;ác¡uido equivalente al equilibrio de saturaci6n de gas, la saturaci6n de gas 

necesaria para que fluya. Las curvas se aproximan al infinito en la saturaci6m 

de líquido equivalente a la saturaci6n residual de petr6leo. 

In el análisis final debemos reconocer que las limitaciones impuestas por la 

permeabilidad relativa sobre el balance total de materia son serias, al plano 

'donde todos los otros datos son excelentes. Consecuentemente, la aplicabilidad 

de los m�todos dependen en gran grado en la-confianza de la veracidad de la cur

va usada. 

COMPRESIBILIDAD DEL PETROLEO ENCIMA DE BBP 

Los fluídos de reservorios encima de su punto de burbuja (BBP) tienen todo 

el gas disponible en soluci6n. Cuando la presi6n es aplicada a tal sistema (lí

quido) en exceso de la presi6n del BBP, hay un descenso no lineal en volúmen, el 

cual depende de la temperatura y de la composici6n del fluído. La figura (12) 

y la columna (2) de la tabla (3) muestran la variaci6n en el volúmen de un fluí

do de reservorio, relativo al volúmen el BBP (a 2,695 psig.) medido en el labo

ratirio. Estos factores relativos de volumen pueden ser convertidos a F.V.F.

si el F.V.F. en el BBP es conocido. Por ejm. si Bb = 1.391 bbl/STB, entonces

a 4,100 psig es: 

B a 4,lOOpsig.= 1.391 x 0.9829= 1.367 bbl/stb. 

Ya que de las limitaciones en las medidas de laboratorio, el 4to. decimal es 

dudoso. Para algunos prop6sitoa es deseable areeglar los datos 2,695 y la pre

si6n inicial del reservorio de 5,000 psig. de manera que resultados más consis

tentes serán obtenidos en cálculos de balance de materia encima del BBP, usando 

la ecuaci6n (A-4) reducida: 

N= B Np 

B Bo 

· Una técnica por cual los datos pueden ser emparejados es mostrada en la tabla (3)

e ilustrada en la fig. (12) una línea recta es trazada entre los valores del BBP

y la presi6n inicial. La ecuaci6n de esta línea recta es calculada de su -pen

diente comos
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V'r =(l.0000 ) - ( 1.0000 - o.9739) ( P - 2,695) 
5,ooo·- 2,095 

V'r _ (l.0000) - 1.13232 X 10-5 (P - 2,695)

Usando esta ecuaci6n, los valores de V' r son calcule.dos y colocados en la co

ltunna (3). Las diferencias entre estos valores V'r de la linea recta y el valor 

medido Vr son colocados en la columna (4) y ploteados como se muestra en la fig . 

(12) la curva de abajo. Una curva parabólica pareja es dibujada através de estos

'puntos y los valores arreglados de la diferencia entre Vr y V'r son leídos de

esta curva y colocados en la columna ( 5). De- estas diferencias arregladas, los

valores arreglados de los factores relativos de volumen pueden ser c�lculados

· para cualquier presi6n. Por ejemplo, el valor arreglado del factor relativo de

volumen a 4,100 psig. es determinado del valor de la linea recta y un velor de

diferancia arreglado de o.OO115 leído en la figura (12). 

Vr = V'r - o.OO115 

_ l.OOOO - 1.13232 X 10-5 (4,100 - 2,695) - o.OO115

o.98294 (versus o.9829 medido)

Algunas veces es deseable trabajar mas bien con valores de la compresibili

dad del líquido que los factores relativos de formaci6n o de volumen. La compre

sibilidad o m6dulo de elasticidad de u.ó volumen está definido como el canlbio en 

volumen por unidad de volumen, por unidad de cambio en presi6n, o: 

Co - 1 dV 
V dP 

•••••••••••• (5) 

Como dV es una pendiente negativa (ver fig. 12), el signo(-) convierte la 

compresibilidad en un número positivo. Porque los valores del volumen V y la pen

diente dV son diferentes a cada presi6n, siendo m1fa al tos a. presi6n miís baja. 

I& comp�fsibilidad promedio puede ser usada por la ecuaci6n (5) en la forma dife-

rente como: 

Co . . . . . . . . . . . (6) 

La referencia volumen V en la ecuaci6n (6) puede ser v
1

, v
2 

6 un valor pro-

medio de v1 -42-



IT�bl�- < 3) SMOOTHING VOLUME FACTOR DATA
(1) (2) (3) (4) (5) (6) Calculated RVF from Smoothed Smoothed Pressure, RVFª Straight Lineb Variation, Variations Values, V, psig V, V', (3) - (2) (from Fig. 3.13) (3) - (5)

5000 0.9739 0.97390 0.00000 4700 0.9768 0.97730 0.00050 4400 0.9799 0.98069 0.00079 4100 0.9829 0.98409 0.00119 3800 0.986¿ 0.98749 0.00129 3600 0.98$6 0.98975 0.00115 3400 0.9909 0.99202 0.00112 3200 0.9934 0.99428 0.00088 3000 0.9960 0.99655 0.00055 2900 0.9972 0.99768 0.00048 2800 0.9985 0.99881 0.00031 2695 1.0000 1.00000 0.00000 
ª V, = volume relative to the volume at the bubble point pressure Vb, laboratory data. b V', = 1.0000 - 1.13232 X 10-5 (p - 2695). 

O PVT DATA 
1 

D,. VARIATION Oí' PVT 
FR0M LIN[AíllTY 

_ _,_ __ ___, ---...L..---L---...JJ o 

3000 3500 4000 4500 5000 
PRESSURE, PSIG 

: ):clativc volume of fluid above the bubblc point. 

'i5 
:24rr,-,rr,-,rr,-,---,--.-,--,---r-,--,--r--r""-T""", 
..., a.. 

C0RRECTI0N F0R SALINITY 
z l. O �r-T"",-,--,.,..-,.,..-,.,..-r,r-r-r-r----, 

2� t:__=��§:;��:::?o.9 
�� o º·

80 10 20 30 u TOTAL S0LIDS IN BRINE, 1000 PPM 

r Fig. ( 13) 'ubility of natural gas in
. ¡water: -(Afler Dodson and Standing,19' lnrilliny and Produclion Practice, API) 

0.00000 0.97390 0.00050 0.97680 0.00090 0.97979 0.00115 0.98294 0.00125 0.98624 0.00125 0.98850 0.00112 0.99090 0.00090 0.99338 0.00061 0.99594 0.00043 0.99725 0.00023 0.99858 0.00000 1.00000 

r 3.e .......... .,......,..,.....,r,-�..,....,.�,,-,-�.,......,�� 
¡¡; 
a.. 

b 
- 3.41----+----+--1----¾S-44� >-º 

1-
:::;
� 3 0�'2--+-.!222.:::t-,---"7"17°';/.7 
(/) ..., � a.. 
� 2.6f--....::,,,..¡...,==¡:...---J--+----I 
u 
�...,
� 2.2_',:'-..L....L:+.:'-'--'-:-':--:!---1---L!�.L..J,:,�...L..Y. 
3 60 

z o 
E i.1 f----+----+.,..-,,,c..--j'--+---l ..., � � o 
UIO'-<L.ll..L.l..L.I..L.L.l...L.LLLLJLLI..L.1.�..LL� ·o

Wig • ( 14) 'Tcct of dissolvcd gas on tne compress1bility of water. (AfterDodson and Standing,19 Drill-ing and

Produclion Practicc, API) 

¡- - -Tabla (4):i'ÓRMATION VoLUME FACTÓRs FOR PuRE WATER AND NATURAL VAs
(After Dodson and Standing19) 

---- Formation Volume, bbl/STB 
·eeeurepeía IO0ºF 150ºF 200ºF 250ºF 

Gas Free Gas Sat. Gas Free Gas Sat. Gas Free Gas Sat. Gas Free Gas Sat. 
5000 0.9910 0.9989 1.0039 1.0126 1.0210 1.0301 J .0418 1.0522 
4000 0.9938 1.0003 1.0067 1.0140 1.0240 1.0316 1.0452 1.0537 
3000 0.99.66 1.0017 1.0095 1.0154 1.0271 1.0330 1.0487 1.0552 
2000 0.9995 1.0031 1.0125 1.0168 1.0304 1.0345 1.0523 l.05G8
1000 1.0025 1.0045 1.0153 1.0183 1.0335 1.0361 l.05G0 1.05S-1



medio de V1 y v2 • Es comunmente reportada �on referencia al pequeño volumen, es

decir, el volumen a la presi6n m�s alta. Entonces la compresibilidad promedio del 

fluido de la tabla (3) entre 5,000 psig. y 4,100 psig. es: 

Co o.98294 - 0.97390 _ 10.31 X 10-6 psi-l

0.97390 (5,000 - 4,000)

Entre 4,100 psig. y 3,400 psig. 

Co __ o ___ .9
:-=
9-.-::0

-:-
9-:-0_--;-:-o_;;..-"-9..:c..82=9'--'4'--_--,--_ = 11.57 X 10-6 psi-l

p.98294 (4,100 - 3,400)

Entre 3,400 psig. y 2,695 psig. 

Co _1_._o_oo_o�-�º-• __ 9q._, 0---=9 __ 0_.......,._.-- _ 13. O 3 X 1 O -
6 psi -l

0.99090 (3,400 - 2,695)

Una compresibilidad de 13.03 X l0-6psi-l significa que el volumen de un mill6n

de barriles de fluidos reservorio aumentará en 13.03 barriles por un psi de reduc

ci6n de la presi6n. Es tarabién expresado, 13.03 barriles/1�1bbl/psi. La compre-

6 
-6 -1 , sibilidad de petr leos no saturados son del ro.ngo 5-100 X 10 psi , siendo mas 

alto para gravedades API más altas, para cantidades más grandes de gas en soluci6n 

y para temperaturas más altas. TRUJ3E ha descrito un método para estimar la com

presibilidad de fluidos de reservorios no saturados de datos de campo y datos 

disponibles con instrumentos de presi6n sub-superficial.

- COHPID�SIBILIDAD DEL AGUA DE FORHACION.

El volumen de aguad.e formaci6n, se comporta como el petr6leo crudo pero

en grado menor, es afectado por la temperatura, presi6n y la cantidad de gas en 

soluci6n. También, la compresibilidad del agua de formaci6n o connata contribuye 

materialmente en algunos casos, a la producci6n de reservorios volumétricos enci

ma del BBP y se considera para casos de invasi6n de agua en reservorios de impul

si6n por agua. Donde la precisi6n de otros datos lo garantizan, entonces los f,:1_c

tores de volumen, compresibilidades y gas en soluci6n deben estar colocados en 

cálculos de balance de materia en re servorios. 

Las propiedades PVT del agua de formaci6n han sido investigadas por D6DSON y 

STANDING. La figura (13) muestra que la solubilidad del gas natural en agua de 

formaci6n es baja comparado con el petr6leo crudo a las mismas condiciones, por 

ejemplo, a la presi6n de 4,500 psig. y 160°f hay cerca de 18 SCF/BBL para aeu¡_�, 

y del orden de 1000 SCF/BBL para un crudo de 40ºAPI. La figura (14) da la com
presibilidad de agua libre pura como una funci6n de la temperatura y de la pre

si6n, y el factor de correcci6n por el cu'al L,. compresibilidad es incrementada 
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por raz6n del gas en soluci6n. Los F.V.F. a ser aplicados a convertir en bbl. de 

agua producida a las condiciones del reservorio dé:.!.das en la. tabla (4). El uso o.e 

las figuras (13) y (14) y la t.:.bla (4) para determiné r las propied,.des PVT del 

agua de formaci6n es mostrada en el sigl..-iente ejemplo. 

Ejemplo.- Calcuh.r lass propiedades PVT del agua de una forrna.ci6n. 

Datos.- temperatura del reservorio _ 200fF. 

presi6n del reservorio _ 3,000 psia. 

salinidad del agua _ 30,000 ppm. 

Soluci6n.- (l} De la figura (13) la solubilidad de gas natural en agua pura 

'a 200ºF y 3,000psia,. es 15 SCF/BBL. y el factor de correcci6n po.n;. una salinidad 

de 30,000 ppm. es o.88 • Entonces.-

Rsw = 15 X o.88 = 13 SCF/BBL. 

(2) L b 1 
-6 -1a compresi i idaci del agua pura a 200°F y 3,000 psi2 .• es 3.1 X 10 psi 

y el factor de correcci6n para 13::..SCE/BBL�ade gas en soluci6n es 1.12 • Entonces.
-6 -1Cw = 3.1 X 1.12 = 3.5 X 10 psi 

(3) El volumend de formaci6n de agua pura a 200°F y 3,000 psi&. es 1.0271 bbl/

STB y saturado con gas es 1.0330 , una diferencia de o.0059, debido a 15 JCF/BB� 

de gas en soluci6n. Desde que el agua salada tiene s6lo 13 SCF/BBL de gas en so

luci6n, el aumento final de agua pura será solamente 13/15 como mucho y 

Bw _ 1.0271 f 13 X o.0059 _ 1.0322 bbl/STB. 
15 

COMPRESIBILIDAD DE LA ROCA.-

Cuando la presi6n del fluido en el interior del espacio poroso de una roca, 

la cual está sujeta a una constante presi6n externa (overburden), es reducida, 

el volumen (bulk) de la roca decrece mientras que el de los materiales s6lidos 

de la. roca, los granos de arena de una arenisca aumentDn. Ambos de estos cambios 

de volumen actúan a reducir la porosidad de una roca, del oruen de½% para 1000 

psi. de cambio en la presi6n del fluido interior. Estudios por Vf..N DER KlL:..AP in

dican que este cambio en porosidad para una. roca dad depende solrunente de la di

ferencia entre las presiones interna y externa, y no sobre el valor absojuto de 

la presi6n; sin embargo, como el volumen de reservorios de petr6leo encima del 

BBP, el cambio en volumen poroso no es lineal y la compresibilidad del volwnen 

poroso no es constante. 
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La compresibilidad del volumen poroso Cf_a cualquier valor de diferencia de pre

si6� interna-externa puede ser definido como el cambio de volumen poroso por 

unidad de volumen poroso por unidad de cambio de presi6n. Los valores para reser

vorios de limonitas y areniscas están en el rango de 2 X 10-6 a 25 X l�-6psi-.1

La figura (15) muestra la compresibilidad efectiva de la roca. de un número de 

muestras de areniscas y limonitas, las cuales fueron medidas por HALL usando una 

prsi6n constante externa de 3,000 psig. y presi6n interna del rango de O - 1,500 

psig. Las compresibilidades promedio son plateadas contra porosidad por causa de 

la correlaci6n entre las dos indicadas de estos estudios� 

La figura (16) muestra algunas medidas de compresibilidad de volumen poroso 

por Fatt sobre cada arenisca plateada contra la diferencia entre 1� pr2si6n ex

terna y el 85% de la· presi6n interna. Las muestras de la. A a la D son po.ra rocas 

que contienen granos pobremente arreglados y 20-45% de cemento y material detri

tal intergranular; las muestras de la E a la H son pa.ra rocas que contienen gra

nos bien acomodados y 10-30% de cemento y material detrital intergranular. FATT 

no encontr6 correlaci6n entre compresibilidad y porosidad, posiblemente a causa 

del rango limitado de porosidades estudiadas, 10-15%; sin embargo, las compres�

bilidades de las muestras de la E a la H aumentan con la declinaci6n de las poro

sidades. VAN DER KN'AAP encontr6 que la compresibilidad del volumen poroso era 

generalmente más alta para porosidades más bajas y par& un reservorio p,_;,rticular 

de limonita, la compresibilidad mostraba una buena correlaci6n con la porosidad. 

Aún cuando las compresibilidades de la roca son figuras pequehas, su efecto -pue

de ser importante en algunos cálculos en reservorios o aquifer, los caules con-
-6 -1 

tienen fluidos de compresibilidades en el rango de 3-25 X 10 psi • Para cal-

cular sobre los reservorios"Weber" de arenisca de "Rang-ely field", colocado para

una porosidad promedio de 12%, la compresibilidad de la roca es 4.5 X l0-6psi-l

de acuerdo a la figura (lS�. El reservorio ."Weber" de arenisca está ;-i una pro

fundidad cerca de 5,000 ft. Asumiendo una gradiente de presi6n overburden de 

1.00 psi/ft a la presi6n inicial de 2,560 psig., la presión overburden neta es: 

osi 

Pe - o.85 Pi_ 5,000 X 1.00 - o.85 X 2,560 = 2,800 psi 

Entonces de acuerdo a la figura (16), la curva E, la compresibilidad e, ;::, 800

es cerca de 5,5 X 10-6 psi-1• C�ando la presi6n del reservorio cae a 1, 200 

psi, la presi6n overburd.en neta será cerca a 4,000 psi. GEERTSMi. da puntos fuero,

donde el reservorio no est� sujeto a una presi6n externa uniforme, como son las
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De acuerdo con la relaci6n que existe entre las gravedades ºAPI y la específica, 

la primera aumenta cuando la. otra disminuye. En términos de la gravedad ºAPI, es 

aparente que la generalizaci6n tomando en cuenta el efecto de la composici6n del 

petr6leo sobre la solubilidad del gas dado por: a una temperatura y presi6n dados, 

la solubilidad de un gas en un petróleo crudo aumenta con el incremento de la g-ra

vedad º�PI del petr6leo. 

Estas consideraciones cualitativas concernientes al efecto de las cuatro va

riables de é�rriba, sobre la solubilidad del gas pueden ser correlacionadas de 

tal manera que la estmaG::Íán del gas en solución pueda ser hecha. La correlaci6n 

' más simple expresa la solubilidad como función de la presión y de la gr¡_wedad 0 

ºAPI del STO. Esta correlacion es mostrada:en la figura (19). El aumento de la 

solubilidad del gas con el aumento de la gravedad ºAPI del petr6leo es claramen

te evidente en esta carta. Debe ser enf·�tizado que ya que el efecto de la grave

dad del gas y la temperatura están siendo descuidados en esta simple correlación, 

errores mayores del 25% pueden ser envueltas. 

Ejemplo.- Estimar el gas en solución en un petróleo de 40°./l.PI a 2,500 psia. 

De la figura ( 19) la solubilidad requerida es encontrada, 850 SC:B'/BBL 

Un método m6.s aproximado de predicci6n de solubilidad de gas es 

mostrado en la figura (20). En esta corr-elaci6n, la cual fue originalmente pieo

puesta por STANDING, la solubilidad es expresada como unR funci6n de la presión, 

temperatura, gravedad del gas y gravedad del petróleo. El uso de esta. figura 

puede ser mejor ilustrada con el ejemplo.- Usando la correlaci6n de STANDING cal

cular la solubilidad de un gas de graveda.d o. 75 en un petróleo 30° Ji.PI a la presión 

del reservorio de 1,930 psia. y una temperatura del reservorio de 200°F. 

Comenzar por el lado derecho con la presión de 1,930 psia. y levantar una 

vertical hasta cortar la linea de temperatura de 200°:B'; de aquí tr,: zar una hori

zontal a la izquierda hasta cortar la linea de graveda,d de petr6leo de 30ºAPI; 

continuar con una vertical hasta la linen de gravedad de gas de o. 75; Y final

mente otra horizontal a la izquierda para que sea encontrc.da la :Jolubilidao del 

gas, 350 SCF/STB. 
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- CALCULO DEL FACTOR De:; VOLVHEN DEL PETROLEO.-

Método (1).- El método mas simple de estimaci6n del factor de volumen de

formaci6n requiere un conocimiento de la gravedad 0API del STO, la temperaturn 

del reservorio y la presi6n a la cual el factor de volumen u.e formación es dese

ado. Para. esta correlaci6n es aswnido que el cambio en volumen c)_e petr6leo de 

condiciones de reservorio a condiciones STO, toma lugar en dos pasos. En el pasp 

"A" la presi6n es reducida de la presi6n del reservorio a la presi6n atmosférica 

con liberaci6n de gas en solución. En el caso "B" la temperatura es reducida de 

la temperatura del reservorio a 60°F a la presión constante de una atm6sfera. 

'Este proceso es ilustrado en la figura (21) para B bbl de petróleo reservorio. 

Para este paso "B'.' el encogimiento está basado en el volumen final.-

es.-

s� _V _x __ l 
1 

ó Vx = 1 t S1½3 

Similarmente para el paso "A" la contracci6n basada sobre el volumen final, 

Sh B - Vx 6 
a-

Vx 

Reemplazando el valor Vx en la Última ecuación, tenemos.-

Consecuentemente, si ShA y�� son conocidos, B puede ser calculado. El va

lor de ShA es determinado en gran parte por la cantidad de gas liberado. Un plo

teo de ShA versús solubilidad de gas es dado en la figura (22). Valores de ShB
como una funci6n de la temperatura del reservorio para varios 0API gravedades 

de crudo, son dados en la figura (23). 

Ejemplo.- Estimar B para 30ºAPI de gravedad para un petr6leo, a una presión 

de 2,500 psia. y se estima que la solubilidad es 600 ::iCli'/SC�B, consecuentemente 

ShA es o.39 de la figura ( 22). A una temperatura del reservorio dé 150ºF, S1½3 

es o.36 para un petr6leo de gravedad 30ºAPI como se muestra en la figura (21). 

Por eso de acuerdo con la ecuación, 

B = (1 t o.29) (1 t o.OSi) = 1.34
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Este método .de estimaci6n del factor de volumen de forrnaci6n tiene una aproxi

mación cerca del 15%. 

Método (2).- Si la gravedad del petróleo, solubilidad del gas, presión y tem

peratura del reservorio son conocidos, el F.V.F. puede ser estimado con un pro

bable error cercano al 5% usando el método siguiente. Este método de correlaci6n 

está basado en la premisa que un gas disuelto en un crudo exhibe una densidad de 

líquido aparente, la cual es una funci6n de la gravedad del gas y de la gravedad 

0API del petr6leo. La densidad aparente del gas disuelto a condiciones standard 

de presión y temperatura, es est.imada de correl§l,ciones empíricas, curvas mostra-

' das en la figura (24). De la conocida solubilidad del gas y su gravedad, el peso 

del gas disuelto en un bbl de STG) puede ser-calculado. De este peso y la densidad 

aparente estimada de la figura (24), el incremento en volumen de STO puede ser 

. computado. Además, desde que el peso total de petróleo y gas pueden ser calcula

dos, este peso dividido por el volumen combinado STO y gas, dá la densidad del 

sistema a condiciones standard. Esta densidad es corregida a condiciones del re

servorio con la ayuda de las figuras (25) y (26). El peso total de petróleo y 

gas dividido por la densidad obtenida en esta manera representa SCF de volumen 

reservorio ocupado por barril de STO. Consecuentemente este volumen dividido por 

5.62 es igual a B. El siguiente ejm, ilustra este método.-

Ejm.- Estimar el F.V.F. a 1000 psia y 150°F para un crudo de gravedad 30 ºAPI STO. 

La solubilidad del gas a esta presi6n y temperatura se sabe que es 225 S.C.F. 

de gas de gravedad 0.65, por bbl. de S.T.O. 

El peso molecular de este gas es: 

29 X 0.65_ 18.85 

Desde que una libra mol. de gas ocupa un volumen de 379 scf, el número de mo

les de gas aisuelto por stb. es: 

225 0.594 libras-mol. 
--= 

3 79 

De la figura(í4)1a densidad aparente de un gas 0.65 de gravedad en un petró

leo de 30º API es 22.5 lb./ft3 • Consecuentemente, el incremento en volumen de

petroleo debido al gas en solución está dado por: 

18.85 X 0.594 _ 0.497 ft
3
/bbl.

22.5 
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La densidad del stock tank oil más el·gas en soluci6n a condiciones standard 

es igual al peso de petr6leo y gas dividido por el volumen combinado. Desde que 

30°API es equivalente a 0.876, la densidad del sistema combinado oil-gas a con

diciones standard es dado por: 

0.876 X 62.5 X 5.62 f 18.85 X 0.594 = 318.7 _ 52.2 lb/ft3

5.62 f 0.497 6.12 -

Cuando la densidad es corregida a la presi6n y temperatura del reservorio u

sando las figuras 25 y 26 dá un valor de 50�5 lb/ft3 • Haciendo esta correcci6n 

debe ser recordado que un incremento en la presi6n causa un aumento en la densi

dad. El volumen de petr6leo reservorio está dado por: 

y Bes 

3.18 
50.5 

3 6.32 ft por bbl de S.T.O. 

B 6.32 1.12 
=- 5!62-

Método (3) .- Si la gravedad del Stock tank oil, la solubilidad del gas y 

su composici6n son conocidas, el F.V.F. puede ser encontrado a una presi6n y tem

peratura del reserv-0rio dados con una aproximaci6n que alcanza a aquella de las 

determinaciones experimentales. Este método está basado en la asunci6n que, cuan

do un hidrocarburo gaseoso se disuelve en un petr6leo crudo, el volumen combinado 

del sistema es igual al volumen del petr6leo más el del gas si ello existe en el 

estado líquido. 

De la solubilidad y composici6n delg¡.s el peso y volumen del líquido de cada 

de cada componente puede ser computado, para que después sea calculado la densi

dad de líquido de cada componente a 60°F y a la presi6n igual a su presi6n de va

por. El peso del sistema del combinado sistema dividido por volumen combinado 

de líquido, representa la densidad a 60°F y a uns atm6sfera de presi6n. Esta den

sidad es corregida por presi6n y temperatura del reservorio usando las figuras 

25 y 26 y el valor de Bes computado de la misma manera como fue descrito el mé

todo anterior para calcular el F.V.F. 

Para metano y etano fue encontrado que una d essidad aparente de líquido debe 
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ser empleada para calcular sus volumenes líquidos. Además, estas densidades apa-

rentes son una funci6n de las concentraciones de metano y etano en el líquido y 

la cobinada densidad de los otros componentes. La densidad aparente del metano 

y etano son como una funci6n de porcentaje de peso en líquido y la densidad del 

resto del sistema está dado en la figura (l7). Usar esta carta para sistema que 

contienen ambos metano y etano, es necesario computar primero la densidad del sis

tema sin estos dos componentes y entonces encontrar la densidad del etano en la 

carta. La densidad del sistema sin metano es entonces calculada y esta es usada 

para encontrar la densidad aparente del metano. 

La principal diferencia de este método y el (2) para estimar Bes que en el 

método (2) la densidad aparente del líquido del gas es estimado en conjunto de 

su gravedad y la gravedad del petr6leo en que es disuelto. En el método(3) el 

volumen de cada gas en soluci6n es calculado. Un ejm, de cálculo de B usando· 

este método (3) es el siguiente: 

Un gas natural tiene la siguiente composici6n: 

Componente 

Metano 

etano 

propano 

butamo 

pentano 

hexano 

Volumen% 

75 

10 

7 

6 

l 

1 

La solubilidad de este gas en un crudo de 40°API es 800 S.C.F. por S.T.B. 

a 2,500 psia y 150°F. Estimár B. 

Los siguientes cálculos son efectuados: 

(1) (2) (3) (4) (5) 

SCF disuelto Lb. disuelto Densidad lb/ft3 Volwnen ft3

por barril por barril de líquido a en estado lí-

(800 x frac� (SCF/379 X 60°F y presi6n quido. 

C Om:QOnente c.i6n de vol. X MW� de va12or. (3)/(4) 

Metano 600 25.3 (20.6) 1.230 

Etano 80 6.3 (31.2) 0.202 

Propano 56 6.5 31.6 0.206 

Butano 48 7.3 36.4 0.200 

Pantano 8 1.5 39.3 0.038 

Hexano 8 1.8 41.3 0.044 

.' �14s. 7 lb. 
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l Apparent liquid density for various gases in various API gravity oils.
(Katz, API Drilling and Production Practice, 1942., p. 140.)
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Peso del gas sin metano= 2 3 .4 lb. 

Peso del gas sin metano y etano= 17.1 lb 

Los valores (2 0.6) y ( 31.2) de densidad han sido 

1{o1mmenJde petr6leo crudo= 1 barril= 5.62 ft3

peso del crudo= 350 X 0.825 = 289 lb. 

vol.= 0.488f 0.202 

vol= 0.4888 

calculados como sigue: 

Densidad del sistema crudo y gas sin metano y etano= 

= 289 t 17.1 = 50.1 lb/ft3

5.62 t 0.488 

Porcentaje en peso del etano_ 6 .3 X 100 = 2 .0%
289 t 23 .,4. 

De la figura (27) la densidad aparente del etano= 31.2 lb/ft3

Densidad del sistema crudo y gas sin metano= 289 + 23.4 ¿¿ 
_ 49 .4 lb/:rt 3

5.62 t 0.488 t 0.2 02 -

Porcentaje en peso de metano_ 25. 3 X 100 = 7.5%
289 t 48.7 

Densidad aparente del metano (fig. 27) = 20.6 lb/ft3

Densidad del fluido de reservorio a 6 0°F y 14 .7 psia _ 289 1 48 .7 
-5.62 t 0.488 t 0.202 t 1.21

= 3 37.7 _ 44 .8 lb/ft3

7.54 -

Corregiendo esta densidad a 2 ,500 psia. y 150ºf usnndo las figuras 25 y 26 

la densidad bajo las condiciones del reservorio es 43. l lb/ft3 • Esyo dá un valor

de B igual a 337.7 1. 395= 
43.1 X 5.62 

= 

Método (4).- Los tres m�todos para estimar el F.V.F. que han sido presentados 

fueron primero propuestos por Katz. Es fácilmente aparente que la computaci6n 

envyelve conversiones cada vez más complejas mientras los datos disponibles per

miten cada vez más precisar el cálculo a ser hecho. Un cuarto mpetodo, el cual 

es relativamente simple de aplicar, ha sido desarrollado por Standing y requiere 

un conocimiento de solubilidad de gas, gravedad del petr6leo y gas, y la tempera-
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tura del reservorio. Este método está basado en datos experimentales obtenidos 

de 22 mexclas diferentes de petr6leo crudo y gas natural(CALIFORNIA) y para los 

datos empleados el error promedio entre los valores experimentales y los obte

nidos por estimaci6n era cercano al 1.2%. 

La carta mostrada en la figura 28 es usada para estimar B. Es uso de la. fi

gura 28 es mejor ilustrada con el siguiente ejm. 

Calcular el F.V.F. a 200°F para un crudo de 30ºAPI el cual contiene 350 SCF 

de gas de gravedad 0.75 en soluci6n por barril de STO. 

Entrar en la carta (fig.28) por la izquierda con 350 SCF/bbl. y trazar una. 

horizontal hasta encontrar la línea de gravedad de gas 0.75, bajar verticalmen

te hasta la línea de gravedad del crudo 30°API, seguir horizontalmente hasta la 

línea de 200°F de temperatura y terminar con una vertical hacia abajo para en

contrar el F.V.F. 1.22 

Factor de volumen de formaci6n de dos fases.- (U). En cálculos de ingeniería 

de reservorios es algunas veces conveniente conocer el volumen ocupado en el re

servorio por un barril STO más ... él gas libre que estuvo originalmente disuelto en 

ello. Este volumen es conocido eomo el factor de volumen de formaci6n de dos fa

ses y está dado por el símbolo U. Es aparente que el valor de U es determinado 

por los valores de las características de fluilos de reservorios previamente des

critas. 

Expresado matemáticamente U está definido por la siguiente ecuaci6n: 

u= Bf (R
so 

- R
s

) v

Yá que B representa el volúmen líquido de un bbl. STO. a condiciones del reservo

ria y (Rso - Rs) v denota el volumen del eas libre bajo las condiciones del re

servorio que estuvo originalmente en solúci6n. El factor (Rso-Rs) representa al 

número de scf de gas que se ha liberado de soluci6n y (v) el espacio en bbl resQr

vorio ocupado por 1 scf. 

Ejm.- Una muestra toda líquida de fluído de reservorio ocup6 un volumen de 

331cc a la presi6n y temperatura original del reservorio de 2, 500psia y 150°1!'. 

Cuando la presi6n fue reducida a 2,000 psie gas fue liberado y volurnen total 

de gas y líquido fue 351 a 150º]'. El gas fue sacado a presi6n y temperatura cons

tante y el residue líquido ocup6 un volumen de 306 ce. La presi6n y temperatura 

fueron reducidos a 14. 7 psia. y a 60°F, siet1do obtenido 225 ce de STO. Cvlcular 

Bi, B a 2,000psia y 150ºF, Ui y U a 2,000 psia y 150°F 

Por definiciones de By U se obtienen los siguientes resultados. 

Bi= 331 1.47 _ Ui 
225 = -
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u (2,000 psia

B (2,000 psia. 

� 150°F) _ 351 _ 1.56 
- -

225 

y 150°F) = 306 = 1.36 
225 

Viscosidad de flu!dos de reservorios.- (u , u ). La viscosidad de un fluído, 
g o 

que es una medida de su resistencia al flujo, está definida como la fuerza en 

dinas sobre 1a unidad de área de dos planos horizontales apartados por la uni

dad de distancia, uno de'ellos es fijo mientras que el otro se mueve a la uni

dad de velmcidad, siendo llenado con el fluído viscoso el espacio entre los pla-

nos. 

Será necesario discutir los efectos de la presi6n y temperatura sobre la vis

cosidad de los líquidos y gases. En el caso de hidrocarburos líquidos pueden ser 

hechas ciertas gBneralizaciones1 (1) la viscosidad decrece con el aumento de la 

tempenatura; (2) la viscosidad aumenta con el incremento de la presi6n, conside

rando que el único efecto de la presi6n es comprimir el líquido; (3) la viscosi

dad disminuye con el aumento del gas en soluci6n. 

Para la mayoría de los reservorios líquidos el efecto de la compresi6n del 

líquido es opacado por el efecto del gas en soluci6n, por lo que la viscosidad 

decrece con la presi6n hasta que la presi6n de saturaci6n sea alcanzada. Des

pués un aumento en la presi6n causará un incremento en la viscosidad debido a la 

compresi6n del líquido, como es mostrado en la figura ( 29). 

Si datos experimentales para la viscosidad del crudo no son disponibles, una 

estimaci6n de la siguiente manera puede ser hecha. Si el líquido está debajo de 

la presi6n de saturaci6n la viscosidad es estimada con la ayud& de las figuras 

30 y 31. La figura 30 muestra viscosidades a una atm6sfera de presi6n según la 

gravedad API de petr6leo (stock tank) a distintas temperaturas. Desde que los 

crudos varían mucho en composici6n, la predicci6n de viscosidades por simple co

rrelaci6n muestra un promedio de desvieci6n del 25% cuando son comparados con va

lores experimentales. Después que la viscosidad es estimada a la temperatura del 

reservorio, el efecto del gas en soluci6n sobre la viscosidad es estimada con la 

ayuda de la figura 31. 

Ejemplo.- Un crudo 40ºAPI tiene 680 scf, de gas en soluci6n/bbl. sto. a 2,000psia. 
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Estimar la viscosidad del líquido si la temperátura del reservorio es 150ºF. 

De la figura 30 la viscosidad a la presi6n atmosférica y 150ºF es l.6cp. 

para un petr6leo 40°API S.T.0. De la figura 31 es visto que este petr6leo ten

dría una viscosidad de 0.55 cp. cuando 680 S.C.F. de gas est{m en soluci6n. 

Si la presi6n está encima de la presi6n de saturación, la viscosidad puede 

ser estimada con la ayuda de la figura 32. Esta carta está basada en la visco

sidad a la presi6n de saturaci6n que, si no en conocida, puede ser estimada en 

la manera previamente descrita. Esta carta muestra claramente el aumento en la 

viscosidad del líquido debido a la compresi6n del líquido a una presi6n mayor que 

la de saturaci6n. Se ha encontrado que las estimaciones de viscocidad encima de. 

la presi6n de saturaci6n son bastante a�roximadas, con tal que la viscocidad a 

la presi6n de saturaci6n sea aproximadamente conocida. Viscosidades predichas 

de la figura 32 muestran un promedio de desviaci6n �enor que el 3% comparado con 

valores experimentales. 

Ejemplo.- Calcular la viscosidad a 4,000psia. de un crudo cuya viscosidad 

es 45 cp. a la presi6n de saturaci6n de 1,800 psia. 

De la figura 32 la viscosidad de este crudo es 69 cp. encontrada a 2,20ü psi. 

encima del punto de burbuja. 

Las viscosidades de los gases en general, son considerablemente más bajos que 

aquellas de líquidos. Ciertas generalizaciones pueden ser hechas por el efecto 

de la presión y temperatura sobre la viscosidad del gas. Para un gas perfecto 

la viscosidad aumenta con la temperatura; respecto a esto el comportamiento de 

un gas es lo inverso del de los líquidos. Además la viscosidad de un gas perdtec

to es independiente de la presi6n. Este comportamiento inesperado de los gases 

puede ser explicado sobre la base de la Teoría Cinética de la materia pero este 

t6pico está fuera del alcance del presente tema. Es interesante hacer notar que 

estos efectos de la temperatura y de la presi6n fueron primero predichos por teo

ría y despu�s verificados experimentalmente. CuRndo la presi6n de un gas perfec

to es incrementado, éste se convierte en imperfecto y su comportamiento se aprox

ima al de un líquido. 

Consecuentemente, a las altas presiones usualmente encontradas en los reser

vorios de petróleo la viscosidad de las gases puede aumentar con la presi6n y con 

el descenso de la tempebatura, como es el caso con líquidos. 
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La viscosidad para gases de diferentes sp. gr. como una funci6n de la tem-

peratura y presi6n pueden ser mostradas en la figura 33. Estas cartas posibi

litan una razonable aproximaci6n en la estimaci6n a ser hecha si datos experi

menta·les sobre la viscosidad del gas no son disponibles. Estas cartas fueron pre

paradas de datos de viscosidad de gas obtenidos por Bicher y Katz para el metano, 

propano y mezclas metan-propano. Una comparaci6n entre las viscosidades predichas 

con lasau.da de estas cartas y reales valores experimentales para varios gases na

turales muestran un promedio de desviaci6n al 6%. 

Ejemplo.- Estimar la visxosidad de un gas de 0.75 de gravedad a 3,000 psia. y 

a una temperatura de 100°F. 

De la figura 33 (partes 2 y 3) la viscosidad requerida es encontrada 0.0255 
cp. por interpolaci6n. 

Si la composici6n del gas es conocida, una mejor aproxirnaci6n al estimar la 
viscosidad del gas puede ser hecha por un método propuesto por Ca.rr, Kobayashi 

y Burrows. El procedimiento correlacionante está basado en la LEY de los Esta

dos Correspondientes. 

Considerar la relaci6n u/u1 
donde u es la viscosidad del gas a una atm6sfera

de presi6n y�.·a la temperatura del reservorio. Ha sido encontrado que esta rel�

ci6n a una presi6n y temperatura reducidas dadas es la misma para todos los ga

ses hidrocarburos. Además la misma relaci6n parece ser verdadera para una mez

cla de hidrocarburos gaseosos con tal que la presi6n y temperatura pseudoreduci

das. Para estimar la viscosidad de uno de estos gases es necesario primero cal

cular la viscosidad u1 a la presi6n atmosférica ya la temperatura del reservorio.

Esto está hecho por el método de la carta mostrada en la figura 34 la cual 

dá la viscosidad de una mezcla gaseosa a una atm6sfera de presi6n como una funci6n 

del peso molecular aparente (o sp.gr.) y temperatura. La relaci6n de viscosida

des u/u1 a la presi6n y temperatura pseudo-reducidas es obtenida de la figura 35

y (u) computada para las condiciones del reservorio. 

Ejemplo.- Una mezcla gaseosa está compuesta de 3 libras-mol de metano y una 

libramol de etano. Estimar la viscosidad del gas a 2,730 psia. y 200°F. 

El peso molecular aparente de la mezcla está dado por: 

AMW 0.75 X 16 f 0.25 X 30_ 19.5 = 
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La presi6n y temperatura pseudo-críticas son: 

Pe = O. 75 x673 f 0.25 x 7il!2'"'"=-�6S3 psia. 

Te= 0.75 X 344 f 0.25 x 549 = 395ºR 

La presi6n y temperatura pseudo-reducidas son en este casos 

Pr_ 2730 _ 4.ü Tr_ 460 t 200 = 1.67 
- 683 395 El valor de u1 encontrado es 0.0124 cp. de la figura 80 y u/u1 encontrado en

la figura 35 es 1.50. Consecuentemente, la viscosidad requerida a 2,730 psia. 

y a 200°F es: 

u_ 1.50 x 0.0186 cp. 

Desde que este método de estimaci6n de la viscosidad de gas .está basado en 

la Ley de los Estados Correspondientes, una correcci6n puede aplicarse si la mez

cla contiene cantidades apreciables de gases que no sean hidrocarburos. Las co

rrecciones que deben agregarse a (u) por la presencia de N2, co2, 6 H2S en la.

mezcla gaseosa son mostrados en los ploteos insertados en la figura 34. Teniendo 

correg�da u1 por los constituyentes que no son hidrocarburos, se computa (u) de

la misma manera que fue descrita anteriormente. 

Este método de estimaci6n de la viscosidad de mezclas de gases requiere un 

conocimiento de la composici6n del gas para que la presi6n y temperatura pseudo

crítica puedan ser computada. Si no son disponibles datos de composici6n se pue

de emplear este método ( con menor aproximación) si la gravedad del gas es cono

cida. 

APLICACION DE LOS REGISTROS ELECTRICOS.-

El uso de aparatos eléctricos para determinar las propiedades eléctricas de 

las formaciones, es una herramienta de gran importancia para el evaluador; esta 

ciencia de los registros eléctricos continúa progresando para proveer mayores y 

mejores informaciones. En la mayoría de los pozos corrientemente perforados es 

corrido por lo menos un registro de alguna clase, el cual aumentará la aplicabi

lidad de esta herramienta. 

Aunque el registro eléctrico es una excelente herramienta, no es absoluta y 

solamente puede ser útil cuando es inteligentemente aprovechada; consecuentemente, 

como con todas las otras herramientas de formaci6n, la precisi6n del resultado 

final es proporcional al buen juic�o y conocimiento del que los usa. 
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Principales usos de los perfiles eléctricos.-
. 

l.- Determinaci6n de resistividad y litología de las forrnaciones.-Diferencia

arenas, calizas y lutitasz las correlacionan y se determinan sus límites. 

2.- Determinaci6n de saturaci6n, porosidad y permeabilidad. 

La SCHLillIBERGER WEL:í, SURVEYING CORPOfuWION presenta el siguiente cuadro por

el cual recomienda el tipo de registro adecuado (inclusive registros radioactivos 

is6nicos) para. obtener algún dato deseado según las condiciones del pozo del lo

do de perforaci6n y del tipo de formacipn. 

Condiciones del 
pozo y del lodo 

Lodo base 

agua dulce 

Lodo base

agua salada 

Datos 
Deseados 

Resisti
dad y 
Litología 

Porosidad 

PROGHAM&S DE REGISTROS RECOMENDADOS 

Formaciones 
No consolidadas 
(alta porosidad) 
l. Induc.-elec.

registro.
2.-iegistro

eléctrico. 

1.-MicroLog
caliper. 

2.-Sonic-Log. 

:B1ormaci ones 
Hedías 

l.- Idem. 

2.- Idem. 

1.-Sonic-Log. 
2.-MicroLog

Caliper. 

Formaciones 
Duras 
(ba1j a porosidad) 
1.- Idem. 
2.-Lntero-log. 
).-Registro elec. 

Rayos gamma (para

li tologÍa).
1.-Sonic-Log. 
2. -Neutrón.
J.-MicroLaterolog-

Cali er. 
Indicaci6n 1.-MicroLog-Caliper. l.- Idem. 

de Permeabilidad. 
1.- Idem. 
2.-1 icro1aterolog

Cali oor. 
Resistivi
dad y 
Litología. 

1.-Registro-elec. 1.-Laterolog 
2.-Regis. induc-elec. rayos gamma. 
3.-Laterol�g. 2.-Regis.-elec. 

l.- Idem. 

Rayos gamma pueden ser necesarios para litología. 
1.-MicroLog-Caliper 1.-Sonic-log 1.-Sonic-log. Porosidad 2.-Sonic-Log. 2.-Micro1atero2.-Neutr6n. 

J.-MicroLaterolog.. log-Ca.liper. 3.-HicroLatero 
Caliper. J.-Neutr6n. log-Caliper 

Indicación 1.-MicroLog-Caliper. l.- Idem. l.- Idem. 
de Permea- 2. -Micr oLaterol og- •• 2. - Idem • • • • 2. - Idem.
bilidad. ___ .:::,C::::::.a�l.:::.i..1::..:::.e;::.r-=--:----:---:---:-,--�-:------�-::----

----------:::R'.-"e-s-:i-s-:t-:-ividad 1.-Perfil de inducci6n Idem. Idem. 

Lodos de base

aceite

Pozos con 
Casing. 

y Litología. y rayos gamma. 
Porosidad. 1.-Sonic-Log. 

2.-Neutrón. Idem. Idem. 

Indicaci6n de 
Permeabilidad 
Litología 
Porosidad 
Resistividad e 

Ninguna Ninguna Ninguna. 
Rayos gamma. Idem. Idem. 

- Neutr 6n. Idern. Idem. 
indicaci6n de permeabilidad ninguna. 
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PROBLEMA 

Se tiene reservorio encima del BBP con.los 

f = 0.20

(1) 

T 

Años de 

producci6n 

o 

1 

2 

3 

4 

5 

6 

7 

.:8 

Sw 0.20 

(2) 

p 

Psi. 

5000 

4750 

4550 

4375 

4250 

4150 

4075 

4025 

4000 

siguientes datos: 
-6Cw = 5 x 10

(3) 

Np 

Prodlicci6n 

X 106 bbl.

o 

2 

4.4 

6.8 

8.5 

11.o

12.5

15.5

20.o

- Verificar la existencia. de invasi6n de agua.

- Estimar el valor más probable de N, por 4 métodos.

SOLUCION 1

Cr 

(4) 

B 

F.V.F.

1.5000 

1.5050 

1.5090 

1.5125 

1.5150 

1.5170 

1.5185 

1.5194 

1.5200 

1.- Verificaci6n de la existencia de invasi6n de agua.-

La ecuaci6n del balance de materiales para un reservorio no saturado es: 

N = Np x B - (We - Wp) 
P x Ce x Bo 

Pero como en este caso no hay producci§n de agua Wp = O no consideraremos el 

término (We- Wp) y la ecuaci6n se reduciría a :  

N = Np x B 
P x Ce x Bo 

Con lo que calcularemos N p ,ra cada año; y si este valor va aumentando, nos in

dica la existencia de invasi6n de agua ya que en la ecuaci6n no tomamos en cuenta 

el We, que en caso de existir estaremos calculando un valor de N mayor que el 

verdadero (siendo la diferencia entre éstos , el We despreciado); .Y como es co-
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· ·nocido que con la producci6n y el tiempo el We va aumentando, es que al encon-
trar que los cálculos de N yan en aumento nos asegura la existencia de invasi6n
de agua:

Ce= Co f Cw Sw f 8r (�-
0
0) t l )1-Sw 1-Sw 

Co 
-

B - Bo 
Bo 

X 1 
AP 

P = 5000 

P 4750 = 

Bo = 1.5 

B = 1.505 

0.005 
1.5 X 250 

Cw 5 x 10-6
-

-6Cr l x 10 = � 

-5 -6 Luego: Ce= 1.333 x 10 f 5 x 10 x 0.2 -6 
T 1 X 10 (1-0.2 

) ( 1 ) = 
1-0,2.

1-0.2

-5Ce 1.958 x 10 = 

A continuaci6n de la columana (4) tenemos, 

o·

l 
2 

3 

4 

5 
6 

7 

8 

(5) 
(4) X (3)

-6Np X B x 10 

3.0] 
6.63 

10.3 

12.85 

16.65 
18.95 

23.5 

30.4 

(6)

AP 

250 
450 

625 

750 

850 
925 

975 

::.�ooo 

(7) 

a AP x Ce x Bo 

= f•958 X 1.5 X ( 6 ) 

7.32 X 10 -3

-313.2 X 10_318.35 X 10 

22. X 10-3

25. X 10-3

-327.1 X 10_328.6 X 10 

29.37 X 10 -3

0.2 

(8 ) . .  

6-410 X 10
6 503 X 10 

562 X 106

584 X 106

6 667 X 10
6

698 X 10 

820 X io
6

1 034 X 106

.in la columna (8) podemos observar que el valor de N va aumentando con el tiempo 

lo que nos indica la existencia de invasi6n de agua. 
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2.- Estimaci6n del valor más probable de N, por 4 métodos. 

a.- Por (extrapolaci6n) de la curva N vs. T hasta el tiempo igual a cero 

en que es seguro que no existe We. 

En el eje de ordenadas consideramos los valores de N calculados con la ecua

ci6n de balanced3 materia o sea la columna (8); y en el eje de las abcisas el 

tiempo al cual los valores de N corresponden o sea la columna (1). 

Ver la curva Nº l. 

Trazamos una recta representativa de los puntos graficados y donde corte al 

eje de ordenadas, tendremos el valor de N. 

o 

1 

2 

3 

4 

5 

6 

7 

N = 343'000,000 bbls. 

b.- Por.el método de Schilthius 

Schil thius considera que: We = CsE6P x Ae 

o sea que: N _ Np x B - Csl[1P x49
a a 

Cs es la constante. de Schilthius. 

P Po - Pavg. = 

,(1 =
t

(it 1) 
- t. (meses). 1

Pavg. _ Pi f P 
(i-l) 

2 

(9) (10-) (11) (12)=(10) (11) (13) (14)=(¡3)/(7)

Pavg. 

4875 

4650 

4462.5 

4312.5 

4200 

4112.5 

4050 

Po 5000 
== 

AP Po-Pavg. 

125 

350 

537.5 

687.5 

800 

887.5 

950 

,e- meses 

12 

12 

12 

12 

12 

12 

12 

E 6P X AB-
AP X t..& JElP X 6t,- a 

1500 1500 20.5 X 104

4200 5700 43.2 X 104

6440 12140 66.1 X 104

8240 20380 92.4 X 104

9600 29980 120 X 104 

10640 40620 150 X 104

11400 52020 182 X 104 

8 ' l �, �4012.5 987.5 12 11820 63840 217 X 104
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En la curva Nº 2 se ha graficado Np X B vs.::1 bP X �G 
(8) va. (14) a a 

o mejor dicho

'Trazamos una recta que sea representativa de los puntos graficados y donde 

ésta intersecta al eje de ordenadas tendremos el valor de N. 

Schilthius •••••••••••••••••• N _ 380'000,000 bbls. 

c.- Por el método de Hurst.- (simplificado) 

Hurst considera que: We = CH ::2 6.P X �O
log O 

O sea: N_ Np X B CH 
� lP X iG

log O 
a a 

CH constante � �p X AO igual que Schilthius 

(15) (16) (l 7)=(14)/(16)

o log O :J: bP X AO
log O 

a
---

o 

1 6 o.7775 2.64 X 105

2 18 1.255 3.45 X 105

3 30 1.477 4.5 X 10 5

-4 42 1.602 5.77 X 105

log O 

Curva 

Log10 t avg

Nº 31 

� �p X AO 

5 54 1.732 6.92 X 105 Np X B vs. log: O 

6 66 1.82 8.24 X 105 a 

7 78 1,892 9.61 X 105

(8) vs. (17)
8 90 1.9545 11.1 X 105

Con esta curva y de igual modo _que en los métodos anteriores, tenemos a 
' 

N_ 300000,000 bbls. 

d,•'t Por el método de Van Everdingen y Hurst 1

Consideran que I We = B�'.P· X '.� ___ (t- )

N Np X B 
a 

B constante. 
H 
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Q (t-) es Q adimensional encontrado con valores de t en tablas de Craft. 

- t
..,.. t- ( K X 1 ) O 

C.F. 
· 1 1 = = � Cwe uw �

Kw o.05 darcys � = o.20 

u w = o.5 cps.

-6 Cwe = 9 X 10 1 

05 
cm x cm3/ s� psi 

9 X 10-6 _l_
14.7 at. 

C.F. o. 2 
- -----=-ºm=--�X;;__.::.;.a...:;.t;;_ • ..------ X __!__}{>00 seg/nr X 24 hr/d:!a X 365 día/año

o.2 X� X 10-61 X o.5 8500 X 43560 X ( 30.48)
2 

cm
2

-· 14.7 at. 

C.F. 1.09 1 = 
año 

t
j - ti= t = 1.09 1/años X O años= 1.09 X O

t 

O ler año 0.5 

1 

o 2do año 1.5

o.5

3er año 

o 2.5

1 1.5

2 o.5

3 

t. - t.
J J. 

0.545 

1.64 

o.545

2.73

1.64 

o.545

Q(t) 4P 

1.074 250 

2.130 250 

1._074 200 

2.998 250 

2.130 200 

1.074 175 
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AP X Q (t) 

269 

532 

215 

750 

426 

188 

� �p X Q (t)

269 

747 

1364 

2cm 



4to. año 

o 3.5 

1 2.5 

2 1.5 

3 o.5

¡ 
5to. año 

o 4.5 

1 3.5 

2 2.5 

3 1.5 

4 o·.5

5. 

Q 

0.-Q. 
t 

6to. año 
· __ .J_l:.._

o 5.5 

1 4.5 

2 3.5 

3 2.5 

4 1.5 

5 o.5

b 

7mo. año. 

o 6.5 

1 5.5 

2 4.5 

3 3.5 

4 2.5 

5 1.5 

6 o.5

1-

3.81 3.7614 250 940.3 

2.73 2.998 200 599.e

1.64 2.130 175 374 2048 

o.545 1.074 125 134.2 

4.9 4.4744 250 1118 

3.81 3.7614 200 75a 

2.73 2.998 175 524 

1.64 2.130 125 267 

o.545 1.074 100 107 

t. - t.
Q(t) bP �p X Q.(t) � X 'Ut) __J_ __ _! 

5.995 5.1499 250 1287 

4.9 4.4744 200 894 

3.81 3.7614 175 660 

2.73 2.998 125 375 3511 

1.64 , 2.130 100 213 

o.545 J.074 75 81 

7.085 5.7915 250 1448 

5.995 5.1499 200 1030 

4.9 4.4744 175 782 

3.81 3.7614 125 490 

2.73 2.998 100 300 426/4. 

1.64 2.130 75 160 

o.545 1.074 50 54 
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Bvo. año 

o 7.5 8.175 6".411 250 1603 
1 6.5 7.085 5.7915 200 1158 

2 5.5 5.995 5.1499 175 900 

3 4.5 4.9 4.4744 125 559 

4 3.5 3.81 3.7614 100 376 4953 

5 2.5 2.73 2.998 75 224

6 1.5 1.64 2.130 50 106 

7. o.5 o.545 1.074 25 27 

8 

(18) (19)=(18)/(7)

PXQ (t) P X Q. ( t ) /..a 

o 

1 269 3.65 X 104

2 747 5.64 X 104

3 1364 7.48 X 104

4 2048 9.31 X 104

5 2769 11.08 X 104

6 3511 12.96 X 104

7 4264 14.88 X 104

8 4953 16.86 X 104

De igual modo que en los métodos anteriores, tenemoaa 

N _ 305'000,000 bbls. 
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I:V.- CONCLUSIONES.-

De lo tratado p�demos tomar como conclusiones las si

guientes recomendacionesa 

-En evaluaci6n el procedimiento usual es asumir el mecanismo de depletaci6n

antes de acumular suficiente_,evidencia para justificar la inclusi6n de "water or 

gas drive". Durante la temprana vida de un reservorio, el "drive" por depleta

ci6n es usualmente asumido. 

-la asunci6n de We O inicialmente no es mala, pues no es de esperar gran can

tidad de "water influx" durante la temprana etapa de depletaci6n. La validez 

de esta asunci6n puede ser chequeada de d�s maneras: Una es comparar el valor 

de N así encontrado con ei valor volumétrico de N; la otra es calcular N para in

_tervalos sucesivos, si N permanece sustancialmente constante podemos razonable

mente deducir que no existe water drive. Cuando existe "water drive", los valores 

de N usualmente continuarán aumentando; si esto ocurre, los valores de N determi

nados pueden ser plateados contra algún factor funci6n del tiempo tal como Np. 

Extrapolando hasta Np O entonces encontraremos un buen valor probable de N. 

( ver problema). 

-En la etapa muy temprana d e  la depletaci6n, el método volumétrico es usual

mente el de mejor aproximaci6n, mientras que el balance de materia gana preferen

cia en las últimas de la depletaci6n. (Esto asume que suficientes datos buenos 

existen y que son analizados con cuidado). 

-Las figuras finales deben ser aquellas que reflejan mejor los datos y que

tengan la mejor chance de ser lo correcto; esto no significa estimar reservas sim

ple y mecánicamente por varios métodos diferentes para tomar luego solamente un 

promedio aritmético de los resultados, pues la meta es conseguir el valor más pro

bable y no un valor promedio. 
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