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~I T R O u e e o ¡¡ 

Actualmente existen varios sistemas por los cuales se explota artifl 

cialmente un pozo productor de aceite, cuando la presión del yacimie~ 

to no AS capáz de llevar los hidrocarburos hasta la superficie y man

tener un flujo conti~uo. 

Cuando se determina la perforación de un pozo productor de aceite y 

se procede a ponerlo en explotación puede o no llevar los fluidos a 

la superficie, dependiendo de que la presión del yacimiento en este 

pozo sea capáz de levantar la columna de fluido correspondiente a la 

profundidad total del mismo, 

Si la presión es suficiente los fluidos llegarán a la superficie por 

sí solos, entrando el pozo a una etapa que se le denomina de vida fl_!! 

yente, etapa que declina lenta o rápidamente de acuerdo con la explo

tación y reducción de la presión del yacimiento, llegando un momento 

en que la producción del pozo cesa totalmente. Es en este momento (dl 

cen la mayoría de los autores), en que se hace necesario prolongar la 

vida del campo o de un pozo mediante métodos artificiales de produc

ción. Entre los sistemas secundarios que pueden aplicarse tanto para 

mantener la presión del yacimiento como para aumentar la recuperación 

del mismo, quedan clasificados entre otros; la inyección del gas al 

yacimiento, barrido con agua, combustión ''in situ'', etc. Pero debido 

a los altos costos de las instalaciones, que son necesarias para la 

aplicación de estos sistemas; no ha sido posible aprovecharlos en la 

mayoría de los campos petroleros del país. 



La selección adecuada del sistema artificial de producción por em

plear requiere una co~oaración técnica-económica de los sistemas 

existentes: primero, seleccionar el equipo artificial con el cual 

se explotará el pozo y segundo elegir el equipo con el que resulte 

más económica la explotación, considerando que, el sistema artifi

cial de costo inicial nínimo no siempre es el más económico. Por lo 

tanto se necesita calcular el tiempo de pago de la inversión ini

cial, los costos de operación y mantenimiento y la ganancia. 

El objetivo de este tésis consistió en seleccionar en la literatura 

especial izada métodos o correlaciones para estii;iar o conocer en fo..!: 

ma aproximada la presión de fondo fluyendo en pozoi de bombeo mecá

nico cono sistema artificial de producción. Debido a lo anterior no 

se requiere sacar el aparejo de producción y medir la presión de fo.]} 

do fluyendo con registrador de presión que es introducido con línea 

de acero al fondo del pozo y por consecuencia se reducen los costos 

de operación y producción diferida de otros pozos. 

Además se incluyen ejemplos de aplicación práctica que pueden ampliar 

o aclarar algunos conceptos de cada método o ayudar en la obtención 

de los datos para analizar o conocer la presión de fondo fluyendo. 
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APITULO 

GENER,;LIDADES 

La siguiente listalrepresenta la vigencia relativa de los sistemas 

artificiales basados en el número de instalaciones en todo el mundo. 

Esto difiere de campo a campo, de estado a estado y de país a país. 

l. Bombeo Mecánico 

2. Bombeo Neumático 

J. Bombeo Electro-Centrífugo 

4. Bombeo Hidráulico tipo Pist6n 

s. Dombeo Hidráulico tipo Jet 

6. Bombeo tipo émbolo 

7. Otros métodos 

Nuevos sistemas artificiales están siendo continuamente desarrolla

dos y probados. La elevación de crudos pesados y viscosos requieren 

atención especial y métodos diseñados especfficamente para este pro

pósito están siendo probados. Pozos localizados costa afuera y en a

guas profundas presentan problemas específicos y limitaciones de es

pacio en la superficie viene a ser importante. El sistema artificial 

de producciór sería considerado antes de que el pozo sea perforado. 

Obviamente esto no puede hacerse en pozos con poca información, pero 

debe hacerse en todos los pozos de desarrollo. 

En el diseño del sistema ertificial de producción para un pozo, se 

recomienda que éste sea inicialmente tratado como si fuera un pozo 

fluyente. Esto es, un sistema de gráficas de producción debería ser 



preparado para ver si el pozo. es capaz de fluir, y por lo tanto, a 

que gasto. El análisis del sistema artificial de producción puede 

ser colocado sobre la nisma gráfica. Numerosos pozos fluyentes mos

trarán un incremento en los gastos de flujo colocándoles un sistema 

artificial. 

El propósito de cualquier sistema artificial de producción es crear 

una presión de admisión en la T.P. Predeterminada de modo que el Y.!! 

cimiento pueda responder y producir un gasto de flujo objetivo. 

El diseño y análisis de cualquier sistema artificial de producción 

puede ser dividido en dos componentes principales. El primero es e,l 

yacimiento (relación de comportamiento de afluencia) el cual repre

senta la habilidad del pozo para producir fluidos. El segundo compo

nente representa todas las tuberías superficiales y el sistema arti

ficial. Esto incluye el separador, la tubería de descarga, restric

ciones en la línea de flujo como son estranguladores, sarta de tub~ 

ría, restricciones en la sarta de tubería como son válvulas de segu

·idad y en sí el mecanismo del sistema artificial. 

Las presiones de admisión en la T.P. pueden ser entonces determina

do variando los gastos de flujo y cuando esta curva de presión sea 

colocada sobre la misma gráfica como la curva !PR, puede ser deter

minado el gasto para un sistema artificial en particular. 

Los siguientes factores serían considerados en la selección del equJ. 

po del sistema artificial: 



Estas son, las caracterlsticas de producción, las propiedades de 

los fluidos, las características del agujero, elementos superfici2, 

les, plan de recuperación, localización, fuentes disponibles de ener 

gla, problemas de operación, disponibilidad de servicio y economfa. 

FACTORES A CONSIDERAR EN EL DISEílO DE INSTALACIONES DE SISTEMAS AR
TIFICIALES DE PRODUCCION. 

Una discusión de estos factores importantes que serian considerados 

en la selección del sistema artificial se presenta en las siguientes 

secciones. 

1.- Capacidad productiva de líguidos del pozo. El gasto objetivo de 

un pozo en particular es el factor más importante en la selec

ción del sistema artificial, es muy importante tener datos sufi

cientes con el objeto de construir diagramas de presi6n contra 

gasto como la curva de comportamiento de afluencia mostrada en 

la Fig. 1.1°!' 

Esta determinación también es critica, dependiendo en todo caso 

si el gasto de flujo objetivo es menor que el máximo. Un límite 

económico es alcanzado cuando las utilidades derivadas del incr~ 

mento en la producción de aceite son compensadas por los costos 

adicionales. 

Con el objeto de comparar apropiadamente los gastos por diferen

tes sistemas artificiales es necesario establecer curvas de pre

sión de admisión en la T.P. para cada sistema, como se muestra 

* Figuras al final de cada capítulo 



en la Fig. 1-2. La posici6n para la soluci6n para la determina

ci6n del gasto en la Fig. 1-2 se toma en el fondo del pozo fre.!'. 

te al intervalo productor. La intersecci6n para cada curva con 

la curva de IPR del pozo muestra el gasto de flujo para un métE 

do artificial en particular. 

Los gastos posibles para cada método cambiarán dependiendo de 

las condiciones del pozo. Cada pozo debe ser evaluado separada

mente y también muchos factores de control del gasto de flujo. 

Los procedimientos para la preparación de estas curvas de pre

sión de admisi6n han sido presentados por agena, B~.- Un peque

ño resumen del método de preparación se presenta aquí. Se sugie

re que la primera curva de presión de admisión para cualquier 

pozo sea preparada suponiendo que el pozo fluirá naturalmente. 

La Fig. 1-3 muestra que este pozo fluye naturalmente si la cur

va de presión de admisi6n en la T. P. cae por encima de la curva 

de IPR como se observa en la Fig. 1-3, entonces el pozo esta 

muerto. 

PROCEDIMI E!HO PARA LA PREPARACION DE LAS CURVAS DE PRESIOll DE 
ADMISION EN LA T .P. 

La curva de presión de admisión en la T. P. se prepara indepen

dientemente de la curva de IPR.- Se hará referencia a las Figs. 

(l-4a, 1-4b, y l-4c). Para preparar estas curvas todas las pér

didas de presión deben ser tomadas en cuenta, empezando desde 

el separador y sumando todas las pérdidas y ganancias (en el ca-



so de las bombas) hasta el fondo del pozo. Todas las restricciQ 

nes como los estranguladores superficiales, válvulas de seguri

dad y restricciones en el fondo del pozo deben ser tomadas en 

cuenta apropiadamente. 

Una breve discusión en la preparación de estas curvas se da en 

el siguiente párrafo. 

SISTEMAS DE BOMBEO. 

La preparación de curvas de presión de admisión para sistemas de 

bombeo puede ser relativamente simple de un pozo que no bombea 

gas a bastante complejo para un pozo que tiene que bombear gas. 

La solución es fácil de entender pensando en la bomba como un 

compresor en el fondo del pozo que permite a los fluidos entrar 

a una presión y descargarlos a otra presión. El problema es más 

complejo cuando la bomba es colocada en la parte superior del 

pozo comparado cuando la bomba es colocada en el fondo. Un per

fil de presión tfpico para un sistema de bombeo está anotado en 

la (Fig. 1-5), junto con la curva correspondiente de presión de 

admisión en la T.P. un cambio en el diámetro de la bomba cambia

rá la curva de presión de admisión en la T.P. 

Para sistemas de bombeo que manejan gas, es importante preparar 

curvas de JPR para una admisión total de líquidos. 

2. Producción esperada de gas del pozo. La cantidad de gas produ

cido y, por ende, la relación gas-lfquido es un factor muy impoL 



tanteen la selección del sistema artificial. Si altos volOme-

nes de gas debe pasar a través del mecanismo del sistema artifi 

cial (ver Fig. 1-6). entonces puede esperarse una reducción en 

la capacidad de líquido para todos los sistemas de bombeo. Can

dados de gas completos pueden ocurrir en algunos sistemas de bo~ 

beo, pero en cualquier caso el gas ocupa un volumen que debe ser 

desplazado. 

En el bombeo mecánico se pueden tener candados de gas con la al

ta producción de gas. 

3. Limitaciones de profundidad y elevación efectiva. Un término que 

a menudo es poco entendible es "elevación efectiva". Por ejemplo 

una bomba puede ser colocada a 12 000 pies ( 3657.6 m), pero so

lamente puede elevar desde 8 000 pies (2348.4 m). Por lo tanto, 

si se hace la suposición de que la bomba tiene que bombear des

de su profundidad de colocación entonces la unidad puede ser di

señada para una potencia mayor que la requerida. A propósito del 

ejemplo, si el pozo tiene 12 000 pies (3657.6 m) de profundidad, 

tiene una presión estática de 3000 lb/pg 2, lP = 2 bl/día/lb/pg2 

(constante), RGL = 3000 pies 3/bl presión en la cabeza= 160 lb/ 

pg 2 y se terminó con una T. P. de 2! pg (6.35 cm) lcuál es la prQ 

fundidad de la elevación efectiva para un gasto de 2000 bl/día 

(317.g? m3/día)? La presión de fondo fluyendo requerida del po

zo para producir este gasto es de 3000 - 2º2ºº-=lb/pg 2 • el punto 

de elevación efectiva es la profundidad a la cual la presión de 

fondo fluyendo es capáz de soportar los fluidos en la sarta de 

la tubería. La correlación de flujo multifásico apropiada mues-
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tra esto a 7500 pies (2286 m) del fondo o a una profundidad de 

4500 pies (1371.6 m), (Ver Fig. 1-7). 

Teóricamente un sistema de bombeo podría ser colocado a 4500 pies 

(1371.6 m) y creando una presión de admisión de cero a este pun

to, el gasto de flujo objetivo, podría ser obtenido. La descarga 

arriba de la bomba, entonces consistiría de todas las cargas y 

pérdidas de presión arriba de 4500 pies (1371.6 m), como son, las 

pérdidas en la T.P., pérdida en la tubería de descarga y presión 

de separación. 

Suponiendo que el sistema de bombeo está localizado a 10 000 pies 

(3048 m) o en el fondo de 12 000 pies (3657.6 m), la bomba sola

mente tiene que elevar desde el punto de elevación efectiva de 

4500 pies (1371.6 m) otro camino para visualizar este concepto 

es observar que la bomba debe crear una cierta presión de descaL 

ga para vencer todas las pérdidas de presión y cargas arriba del 

punto de elevación efectiva, el cual es también la "ll,P" que la 

bomba debe crear si se coloca en el punto de elevación efectiva. 

En el ejemplo previo, esta l).P es de 1200 lb/pg 2 y es aproximada

mente la misma sin hacer caso de la posición de la bomba, despr.!!_ 

ciando cualquier efecto de cambios debido a los cálculos de flu

jo multifásico. (Ver Fig. 1-7) para clarificar la colocación de 

la bomba a diferentes posiciones. Observar que la presión de de~ 

carga es la misma si la bomba está en el fondo o a 10 000 pies 

(3048 m) pero menos que 4500 pies (1371.6 n) debido al gas libre 

aligerando la presión. Sin embargo, el volumen total de fluido 

(aceite más gas libre) es mucho mayor a 4500 pies (1371.6 m). 



Estas son las nunerosas razones para colocar la bomba arriba o 

cerca del punto de elevación efectiva. Obviamente la bar.iba sería 

sumergida lo suficiente para permitir la entrada de una presión al 

ta lo sufici&nte para prevenir la cavitación y vencer cualquier 

pérdida en las restricciones que también pueden existir en el sep~ 

rador de gas en el fondo del pozo. La sumergenci a en pies está de

finida como el nivel del fluido en el espacio anular arriba de la 

bomba bajo condiciones de operación. El deseo de crear bajas pre

siones de admisión de bombeo pueden restringir algunos sistemas de 

bombeo y una regla general de 300 lb/pg2 de presión de adi:iisión de 

bombeo para pozos de aceite bombeando gas restringirá algunas bom

bas. El manejo de volúmenes de gas libre a través de la bomba hace 

más atractivo que la colocación de la bomba sea más profunda. 

LIMITAC!ON ES DE PROFUHDIDAD 

Bombeo llecáni co 

Algunos sistemas de bombeo mecánico están operando a 12 000 pies 

(3657.6 m); sin embargo, la potencia adicional para elevar las 

varillas puede ser excesiva y el trabajo para elevarlas ocurre de~ 

de la profundidad de la bomba y no desde la profundidad de eleva

ción efectiva. 

El bombeo mecánico es el sistema más ampliamente usado para pozos 

someros y de profundidad i:iedia. Un gran núr.1ero de pozos con bom

beo mecánico muestran ser más atractivos y muchos operadores se 

sienten muy confortables con la unidad de bombeo y es un fac-
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tor importante en la selecci6n del equipo de elevaci6n. 

Las unidades especiales como la Mark 11, Alfa J y equipos petrQ 

leras y marinos, unidades con longitud de carrera larga pueden 

bombear más exitosamente desde profundidades mayores de 10 000 

pies (3048 m). 

4. Flexibilidad. La flexibilidad de los métodos artificiales para 

cambiar el gasto como cambiar las características de producción 

es un factor importante. El gasto objetivo original para el cual 

el sistema artificial fue diseñado puede cambiar por las siguie_ll 

tes razones: 

(1) Disminución de la productividad del pozo debido a la presión 

estática baja y/o a la aportación de fluidos al pozo. 

(2) Incremento en 1 a productividad del pozo debido a los métodos 

de recuperación secundaria o terciaria causando incremento 

en la presión estática y/o en la aportación de fluidos al pQ 

zo. 

(3) Errores que existen en los datos originales del pozo o corr~ 

laciones de flujo mult1fásico. 

(4) Un cambio en el gasto objetivo debido a ciertos factores co

mo son, producción de arena, conificación, pozo competitivo 

o prácticas de conservación. 

5. Localización superficial. La localización está siendo muy críti

co con algunos sistemas. El bombeo mecánico no es normalmente 
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considerado 

unidades en 

zuela. 

~encontrar 

bo de Ven_g_ 

6. Crudos·pesados. La elevación de más-y más. crudos pesados está 

siendo necesario. La mayoría está siendo manejado por el bombeo 

mecánico~ 

Tipos especiales de bombeo han sido ideados para elevar crudos 

pesados como en la unidad Efflar. El bombeo mecánico, por lo ta_!! 

to, es más utilizado que otros métodos. 

7. Problemas de operación. Los problemas de operación 'son difíciles 

para algunos sistemas artificiales incluyendo la arena, parafina, 

costras, corrosión, emulsiones, temperatura de fondo y clima su

perficial. 

(a) Arena 

La producción de arena causa problemas de eros(ón para todos 

los sistemas artificiales. 

(b) Parafina. 

La acumulación de parafina en la porción superior de la sar

ta de tuberías, cabezas del pozo o línea de flujo causad 

contra presión que reducirá la eficiencia. Se requiere remo

sión y prevención. El bombeo mecánico tiene ventajas sobre 

otros sistemas artificiales, ya que las varillas ofrecen una 

acción continua de raspado. Los raspadores o guías pueden 

ayudar a remover la parafina. 

12 



(c) Costras o escamas. 

La depositaci6n de costras reducirá el diámetro inferior de 

la T.P. y por lo tanto disminuir la eficiencia. La preven

ci6n con aditivos químicos puede proporcionar una vida lar

ga de la bor.iba y mantener limpia a la T.P. los émbolos man

tendrán la limpieza de la T.P. 

(d) Corrosi6n. 

La corrosi6n en el fondo puede ser causada por electr6lisis 

entre diferentes tipos de metal, contenido de H2s o co2 en 

el fluido producido, agua saturada de sal u oxigenación de 

metales. El H2s es un problema mayor y acelerará las fallas 

en las varillas si estas están excesivamente cargadas. 

(e) Emulsión. 

La anticipaci6n de problemas de emulsión, cuando se planean 

y se seleccionan sistemas artificiales es difícil. Las emul

siones causan altas p~rdidas de presión en la T.P. 

(f) Temperatura de fondo. 

Temperaturas de fondo muy altas reducirán la vida de opera

ción de algunos tipos de equipo. Deben tomarse precausiones 

cuando la ter.iperatura excede 300ºF. La metalurgia y sellos 

de alto costo serán requeridos en todo el equipo incluyendo 

empacadores, T.P. equipo de la cabeza del pozo, y equipo de 

bombeo subsuperficial. 

13 



(g) Clima superficial. 

Condiciones extremas de clima en la superficie pueden influe~ 

ciar la selección del equipo del sistema artificial. Climas 

muy calurosos causan problemas de sobrecalentamiento con el 

equipo superficial, y un equipo de enfriamiento especial d~ 

be utilizarse. Climas muy frfos causan problemas de enfria

miento para el combustible y conexiones eléctricas, deben 

ser proporcionados aislamientos y calentamiento. 

(h) Personal de operación~ 
La habilidad técnica del personal de campo puede influenciar 

en la selección del sistema artificial. 

El bombeo mecánico puede ofrecer menores problemas de opera

ción para el personal de campo que otros tipos de sistemas 

artificiales. 

(i) Disponibilidad de servicios. 

Uno de los factores más importantes en la selección de un 

sistema artificial de producción es la disponibilidad del 

personal de servicio competente, partes de reemplazo y ser

vicio de equipo auxiliar. En algunas áreas, la opción de un 

tipo menos deseable de sistema artificial ha sido hecha so

lamente sobre la disponibilidad del personal de servicio. La 

disponibilidad de partes de reemplazo es igualmente tan im

portante como el personal de servicio. Si el equipo del si~ 

tema artificial no puede ser rápida~ente atendido y reparado 

entonces puede escogerse otra alternativa de sistema artifi

ci a 1. 

14 



8. Economía Relativa. Seis factores económicos representan los par! 

metros más ir.1portantcs en la selección del equipo del sistema ar. 

ti fi ci a 1. 

(1) Capital de inversión inicial. 

(2) Gastos de operación mensual/indicadores de costos. 

(3) Vida del equipo 

(4) NOmero de pozos para aplicarle sistema artificial 

(5) Disponibilidad del equipo sobrante 

(6) Vida del pozo 

Las Tablas 1-1 y 1-2 presentan un resumen de las ventajas y de1 

ventajas de los principales métodos artificiales de producción 

comúnmente utilizados. 

CONCLUSIONES 

En conclusión, la selección de un sistema artificial de producción 

sería considerado muy cuidadosamente. Las Tablas 1 y 2 enlistan las 

repspectivas ventajas y desventajas. 

El bombeo mecánico es el tipo de sistema artificial más ampliamente 

utilizado. Históricamente, la principal ventaja ha sido la fa'1iliarJ. 

dad de este tipo de sistema artificial para el personal de operación. 

Una de las principales desventajas ha sido la limitación de la pro

fundidad. Sin embargo, unidades con alta capacidad de carga y vari

llas resistentes permiten mayores profundidades (12 000 pies) (3657.6 

m). 

15 



..... 
"' 

BOMBEO M ECAN ICO 

- Fácil di seña del sistema 

- Las uni desdes pueden ser 
cambiadas a otros pozos 
y con costo míniroo. 

- Eficiente, simple y fácil 
de operar para el perso
na 1 de campo. 

- Adaptab 1 e a agujeros re
ducidos y de termina
ción múltiple. 

- Generalmente el sistema 
se ventea naturalmente 
debido a la separación 
de gas. 

- Flexible, se puede ada_g 
tar a diferentes gastos 
de acuerdo a la capaci
dad del pozo, según va 
declinando la producción. 

T A B L A l-1 

VENTAJAS DE LOS SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL 

BOMBEO HIDRAULICO 

- La profundidad no es 
una l imitante, puede 
levantar grandes vo
lúmenes de grandes 
profundidades (500 bl/ 
día desde 150DO pies). 
Ha sido instalado a 
18000 pies. 

- Los pozos en "pata de 
perro" presentan pro
blemas mínimos. 

- No estorba en local i
zaciones urbanas • 

- La fuente motriz puede 
estar localizada a lar 
gas distancias. 

- Analizable. 

- Flexible, se puede 
adaptar a diferentes 
gastos de acuerdo a la 
capacidad del pozo se
gún va declinando la 
producción. 

- Puede utilizar gas o 
electricidad como 
fuente de energía. 

BOMBEO El ECTR!CO BOMBEO NEUMATICO 

- Puede levantar altos vo - Puede manejar grandes volúmenes 
lúmenes (200 bl/día en- sólidos con mínimos problemas 

- Maneja grandes volúmenes en pozos 
con alto I.P (B.N. continuo) 
(50000 bl/día). 

pozos someros con T. R.' s 
de diámetro grande. Oca
sionalmente se han levan 
tado m§s o menos 120 000 
bl/día de pozos con entra 
da de agua con unidades - - Muy flexible, se puede converti• 
de 60 HP. Se tienen dis- de continuo a intermitente a cá-
ponibles unidades de 720 mara de acumulación o émbolo vi! 
HP y las unidades de jera según va declinando la pro-
1000 HP están en etapa ducción del pozo. 
de desarrollo. 

- No estorba en localizaciones urba 
- No estorba en localiza- nas. -

cienes urbanas. 
- La fuente motriz puede local izar-

- Fácil de operar. se lejos. 

- Es fácil instalar un sen- - Fácil de obtener presiones subsu
sor de presión en pozo aba perficiales y gradientes. 
jo para tel emedi r 1 a pre--
sión en la superficie por 
medio de un cable. 

- Los pozos en "pata de pe 
rro" no presentan probl! 
mas. 
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CONTINUAC ION 

BOMB ED MECAN ICO 

- Puede levantar aceites 
muy viscosos y de a 1 ta 
temperatura 

- Puede uti 1 izarse gas o 
electricidad como fuen 
te de energía. -

- Es fácil estudiar un 
tratamiento para corro 
sión o incrustación. -

BOMBEO H!DRAULICO 

- Las bombas subsuperficia-
1 es pueden ser ci rcu 1 a das 
a la superficie en siste
mas libres. 

- Pueden bombear de un pozo 
con una presión relativa
mente pequeña. 

- Aplicable en terminacio
nes múltiples. 

- Se puede automatizar - Aplicación en pozos costa 
si se usa electricidad. fuera. 

- Disponible en diferen 
tes tamaños. -

- El sistema cerrado elimi
na la corrosi6n. 

- Es fácil bombear en - El ajuste de 1 a caja de 
fonna intennitente si se engranes de las bombas 
usa un sistema de relaje t.riples ofrece mayor 
ría. - flexibilidad. 

- Existen varillas huecas 
para tenninaciones de 
pozos en agujero reduci 
do y facilitar los tra
tamientos con inhibidQ: 
res. 

- Analizable. 

- Mezclando fluido rootriz 
con aceites crudos visco 
sos o cerosos pueden re-: 
ducir la viscosidad. 

BOMBB'.l ELECTRICO 

- Aplicable en pozos costa 
fuera. 

- Los tratamientos de co
rrosión e incrustaciones 
son fáciles de estudiar. 

- Disponible en diferentes 
tamaños. 

- El costo por levantamien 
to para altos volúmenes: 
generalmente es bajo. 

BOMBEO N EUMATICO 

- El levantamiento de pozos 
invadidos de gas no es pro
blema. 

- Algunas veces se puede repa 
rar el pozo con unidades de 
cable de acero. 

- Los pozos en "pata de perro" 
no presentan problema. 

- Generalmente la corrosi6n no 
es adversa. 

- Aplicable en costa-fuera. 
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BOMBEO MECANICD 

- Los pozos en "pata de 
perro" presentan pro
blemas de fricción de 
las varillas. 

La alta producción de 
sólidos ocasiona pro
blemas. 

- La profundidad es una 
1 imitante debido a 1 a 
capacidad de carga de 
1 as vari 11 as. 

Estorba en localiza
ci enes urbanas. 

- En operaciones costa
fuera resulta pesado 
y estorboso. 

- Es susceptible a los 
problemas de parafina. 

- La T.P. no puede ser 
recubierta i nternamen 
te para evitar 1 a ca-=
rrosión. 

- La producción de H2S 
limHa la profundidad 
a 1 a cual se colocan 
1 as bombas de alto va 
lumen. -

T A B A I-2 

DESVENTAJAS DE LOS SISTEMAS ARTIFICIALES DE PRDDUCC!DN 

BOMBEO HIDRAULICD 

- Los sistemas que utilizan 
aceite como fluido motriz 
presentan peligro de in
cendio. 

Se tienen problemas cuan
do se tiene alta produc
ción de sólidos. 

- Los costos de operación 
son algunas veces muy al 
tos. -

- Generalmente no es susceJ?. 
tible a manejar gas, ge
neralmente no es venteado • 

- Las instalaciones para ven 
tea son más caras debido a 
el costo extra de T. P. 

- Es difícil el tratamiento 
de incrustaciones debajo 
de 1 empacador. 

- No es fácil para el perso
nal de campo resolver los 
problemas que se presentan 
en este método de levanta
miento arti fi ci a 1. 

BOMBEO ELECTRICD 

- No es aplicable a termi
naciones múltiples. 

- Es aplicable solo con 
energía eléctrica. 

- Se necesitan altos volta
jes ( 1000 V más o menos) 

- Es i mpr§ct i co en pozos so 
meros de bajo volumen. -

- Son altos los costos por 
cambio de equipo cuando 
1 a producción del equipe 
va declinando. 

- Cuando se manejan tube
rías se tienen problemas 
con el cable. 

- El cable se deteriora con 
altas temperaturas. 

- Se pierde mucho tiempo 
cuando se ha detectado el 
problema ya que hay que sa
car todo el aparejo de pro
ducción. 

BOMBEO NEUMATJCD 

- No siempre se tiene gas 
disponible. 

- No es eficiente este tipo de 
levantamiento en campos peque 
ñas o para ser aplicado a un
solo pozo. 

- Es difícil levantar emulsiones 
y crudos viscosos. 

- Si se requiere comprimir el gas, 
no es eficiente este tipo de 
levantamiento en campos pe~ue
ños. 

- Los hidratos y congelación del 
gas causan problemas. 

- Se presentan problemas con tu
berias de escurrimiento sucias. 

- Se presentan algunas dificulta
des en el análisis del levanta
miento si no se tiene supervi
sión del ingeniero de produc
ción. 
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CONTINUACIOO 

BOMBEO MECANICO 

- Existen limitaciones 
para diseñar bombas 
subsuperficiales en 
T. R.' s de diámetro 
reducido. 

BOMBEO HIDRAULICO 

- Es difícil efectuar prue
bas y mediciones correc
tas en pozos de bajo vol.!! 
men. 

- En algunas instalaciones 
se requiere de dos apare 
jos de T.P. -

- Donde se usa agua como 
fluido motriz se presen
tan problemas de trata
miento. 

- Se presentan problemas de 
seguridad debido a la al
ta presión de fluido mo
triz. 

- Las fugas del aceite como 
fluido motriz causa probl e 
mas en el equipo superfi-
cial. 

BOMBEO EL ECTRICO 

- La limitante del siste
ma en la profundidad 
( 10000 pi es más o menos ) 
debido al costo del ca
ble y la dificultad de 
llevar la energía sufi
ciente pozo abajo. (De
pende de 1 diámetro de 1 a 
T.R. y la temperatura). 

- Se tienen problemas con 
la producción de gas y 
sólidos. 

- El análisis es difícil a 
menos que se tenga buena 
experiencia ingenieril. 

- El gasto de producción 
es flexible. 

- Se tienen 1 imitaciones 
con el diámetro de la 
T.R. 

- No puede ser colocado ab_! 
jo de la entrada del flui 
do sin algún dispositivo
que haga que el fluido pase 
por e 1 motor. 

BOMBEO NllJMATICO 

- No se puede producir efi
cientemente hasta el aban
dono en pozos profundos. 

- Requiere reponer gas en si~ 
temas rotativos. 

- Las T. R. 's deben soportar la 
presión del levantamiento. 

- Se tienen µroblemas d~ segur.!_ 
dad debido a la alta presión 
de 1 gas de inyección. 
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Flg. I-1 Curvas típicas de comportamiento de ofluencla 
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o) Instalación típica de una bombo 

PRESION DE DESCARGA 
DE LA BOMBA 

PRESION DE AOMISION 
DE LA BOMBA 

PRESION 

b) Perfil de presión paro un sistema 
de bombeo 

BOMBA X· G 200 
T.P. 

GASTO 

e) Sistema de bombeo con nodo de solución en el 

fondo del pozo 
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e 
"' "' o: .. 

Fig. I-5 

GASTO 

Fig.I-6 Curvas de IPR para producción total de 

flu Ídas Incluyendo gas 

TOTAL 



1 
4000 
PIES 

SEPARADOR 

i 
12000 

PIES 

-f.---1--t-+---!- POSlC~~~ C ~~V ¡LEVACtON 

Pw1=·2000 lb/pg 2 

Pl=2.0 bl/dio/lb/pe/" 

Pws= :3000 lb/pg2 

o} Posición de elevación efectiva 

P0 :4000 lb/p1/ 

APp:P0 - 2000:2000tb/P92 
BOMBA COLOCADA 
EN EL FONDO 

~= 3000 lb/poi 

PI :2.0 

~~~~~~~N DE: 2000 lb/pQ
2 

c) Bombo colocada en el fondo 

FIQ. I-7 

' 
-~ 

~ . ~ .......... ;,., 
i =~~~ . Po= 1200 1 b/pQ2 

' ' 
1 

1 APP = P0- O lb/PQ : 1200 - O 

: ' BOMBA COLOCADA A LA 
1 ~?E~ ' · PROF. CE ELEVAC\ON EFECTIVA 

1 
! PRESION DE AOMISION DE 

¡__~ 

~tb/po' 
P.1: 2000 lb/p9 

bl Bombo colocado o lo profundidad de 
elevoclÓn efe et lva 

BOMBA A 10000 PIES 

d l Bombo colocado o 10 000 ples 



CAPITULO ll 

INFORllACID~I 'HCESARIA PARA EL ANALISIS DEL POZO. 

INTRODUCC ION. 

El análisis del comportamiento de un pozo por bombeo, es un paso im

portante hacia el aumento de las utilidades con el mejoramiento de 

técnicas de producci6n. El análisis del pozo se hace mediante prue

bas de campo y examinando los datos del pozo. 

DATOS NEC ESA RI OS PARA EL ANAL! S 1 S O EL POZO. 

Cuatro factores son extremadamente i1:1portantes para anal izar el CO!.!! 

portamiento de un pozo: (!) presión del yacimiento, (2) presión de 

fondo fluyendo, (3) prueba del pozo y (4) capacidad de la bomba. 

Para una máxima extracción, la presión de fondo fluyendo debe ser b2_ 

ja, comparado a la presión del yacimiento. Una presión de fondo flu

yendo de 75 lb/pg 2 es baja comparado a una presión estática del yacl 

miento de 2300 lb/pg2 y prácticamente toda la producci6n se está ob

teniendo. Sin embargo, si la presi6n estática del yacimiento es de 

100 lb/pg 2 , aproximadamente 40% de la producci6n máxima esta siendo 

obtenida. La prueba del pozo y la capacidad de la bomba debe ser co

nocido. Si la capacidad de la bomba no es igual a la producción del 

pozo, ocurrirá un desgaste excesivo, y pérdida de la eficiencia mee! 

nica ocurrirá si la capacidad de la bomba excede demasiado al gasto 

de producción. Una pérdida de producci6n ocurre si la capacida1 rle 
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la bomba es menor que la capacidad de producción de los pozos. 

Nótese la importancia de cada punto por tratar para determinar la a~ 

ción conveniente de cada uno de los pozos en la Tabla 11-l, cuando 

solamente uno de los cuatro puntos de cada pozo es omitido. 

11.l. Comportamiento de flujo? 

El comportamiento de flujo de un pozo representa la capacidad de ese 

pozo para producir fluidos. Una gr&fica característica es la de la 

(Fig. 11.l). la cual muestra como pueden diferir la forma de las cu.r: 

vas. Por ejemplo, la presión de flujo contra gasto puede ser, esen

cialmente, una línea recta (empuje hidr&ulico y/o presión arriba de 

la presión de saturación), o puede ser una curva (empuje por gas di

suelto y flujo por abajo del punto de burbujeo). La capacidad de un 

pozo para producir fluidos depende de gran medida del tipo de yaci

miento y del riecanismo de empuje, y de v·ariables tales como la pre

sión de yacimiento, la permeabilidad, etc. Es coman suponer que la 

afluencia a un pozo en particular, de condiciones constantes, es di

rectamente proporcional a (Pws). Nótese que la curva "A" en la (Fig. 

11.l) es una línea recta. Normalmente esto se cumple solamente para 

presiones de flujo arriba del punto de burbujeo. 

Para la curva "A" el índice de productividad (IP) del pozo es cons

tante y se representa en la (Fig. 11.l) oor la inversa de 1" pendie.!l 

te de la línea recta. El índice de productividad se define como la 

producción total de barriles por día sobre libras por pulgada cuadr! 

da o con símbolos: 

21 



1 P=J = go + gw 
Pws- Pwf 

bl/día 
l b/pg 2 

Cuando el valor de esta pendiente es constante, se dice que el pozo 

tiene un índice de productividad único. 

Sin embargo, se sabe que existe curvatura en esta línea para muchos 

pozos. En este caso no se puede decir que el pozo tiene un IP lineal 

(línea recta), porque la pendiente varía al variar el abatimiento de 

presión. (Nótese las curvas "B" y "C" de la Fig. 11.1). 

En las (Figs. 11.2 y 11.3) se muestran los casos de dos campos. La 

(Fig. 11.2) muestra tres pruebas de producción tomadas en un pozo 

con empuje por gas disuelto con presiones de flujo por abajo del pun 

to de burbujeo. La (Fig. 11.3) consta de tres pruebas de producción 

que muestran una línea recta con el flujo arriba del punto de burbu

jeo. 

El IPR (comportamiento de flujo) y el IP no son equivalentes. El IPR 

es la relación entre la presión de flujo y el gasto. El IP es la prj_ 

mera derivada del IPR en el caso especial en que la curva de IPR sea 

una línea recta o se aproxime, en tal caso la curva puede despreciar 

se. 

La habilidad para predecir el comportamiento de flujo es bastante 

complicado porque la curva de comportamiento de flujo y del IP tam

bi~n pueden cambiar con la producción acumulativa y, de nuevo, depen 

den del tipo de yacimiento. 
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Para un empuje hidráulico muy activo, en el cual la presión permane

ce arriba del punto de burbujeo, el IP permanece constante; y, para 

un empuje por gas disuelto, en el cual las presiones de flujo están 

por debajo del punto de burbujeo, el IP cambia rápidamente. Si se 

construye una curva de flujo en cualquier momento de la vida del ya

cimiento, de la (Fig. 11.4) (digamos de 3'000,000 de barriles de acei 

te a condiciones de tanque), la curva de q contra Pwf probablemente 

será una línea recta para el empuje por agua del yacimiento y una 

curva para el empuje del gas disuelto en el yacimiento. 

El IP probablemente será alto para el empuje hidráulico y con muy po 

ca caída en la presión promedio del yacimiento para gastos altos. 

Para entender mejor el comportamiento de flujo se dá una breve disc~ 

sión sobre los tipos de yacimientos, pero tratando con más detalle 

el comportamiento de flujo. 

11.2. Tipos de yacimientos. 

Para diseñar con propiedad una instalación de producción artificial, 

es importante el entendimiento del mecanismo de empuje del yacimien

to. El tipo de yacimiento definitivamente influirá en el gasto de 

producción, de lo que resulta el tipo de instalación de producción 

artificial. Generalmente se aceptan tres tipos básicos de yacimien

tos con dos o tres combinaciones de estos tres. A continuación se 

discuten brevemente. 
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11.2.1.- Empuje por gas disuelto (Fig. 11.5). 

Este tipo de empuje en el yacimiento puede mencionarse también coo10 

un empuje por depleción (agotamiento), y/o como un comportamiento v~ 

lumétrico. Algunas de sus características asociadas son: 

a) volumen constante.- Esto significa que no hay cambio en el tama

ño inicial del yacimiento. No hay invasión de agua en este tipo 

particular de mecanismo de empuje. 

b) Hay un flujo bifásico a presiones por debajo del punto de burbu

jeo. En otras palabras, el gas proveniente de la solución fluye 

junto con el aceite. 

c) El gas sale de la mezcla pero no se mueve hacia arriba para for

mar un casquete de gas. Las burbujas de gas que se forman en la 

fase de aceite permanecen en dicha fase, dando por resultado un 

flujo sinultfneo tanto de aceite como de gas. 

d) La producción de aceite es el resultado de la expansión volumé

trica del gas disuelto y de la expulsión volumétrica del aceite. 

e) Este tipo de mecanismo de empuje del yacimiento tiende a ser un 

proceso rápido de liberación de gas. 

Al principio de la vida productiva del yacimiento, el aceite es ree!!! 

plazado por gas en igual volumen, pero a medida que la presión decli 

na, se desarrolla una fase de gas mayor. Por lo tanto se requiere 
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entonces una mayor expansión del gas por unidad de volumen de acei

te producido a causa de la capacidad de libre flujo en la capa de 

gas. 

Se sabe que al crear excesivo abatimiento de presión (drawdown) en 

un yacimiento de empuje por depleción (gas disuelto liberado) da por 

resultado el incremento de la fase de gas en el yacimiento, o sea, 

un incremento de permeabilidad al gas y un decremento de permeabili

dad al aceite. 

La Fig. II.5 muestra curvas características para este tipo de yaci

mientos. Es de particular importancia la rápida declinación en la 

presión, así como en el IP y el incremento en la relación gas-aceite. 

Por regla general es de esperarse que los pozos en este tipo de yacl 

mientas sean productores de bajos gastos hacia el final de su vida, 

a menos que tengan grandes intervalos en producción. Muchos pozos de 

este tipo serán candidatos a producir menos de 100 bl/dfa o quizá m~ 

nos de 25 bl/dfa. 

II.2.2.- Empuje Hidráulico (Fig. 11.6). 

El mecanismo de empuje por agua puede conocerse también como invasión 

de agua o control hidráulico. Algunas de sus caracterfsticas asocia

das son: 

a) El volumen del yacimiento para el aceite no permanece constante. 
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El agua de intrusión, cambia el volumen inicial del yacimiento. 

b) Hay un desplazamiento del aceite por el agua. 

c) Este tipo de yacimiento podría tener también una fase de gas, 

dando por resultado una combinación de empuje por depleción y 

por agua. 

d) Habrá un gasto óptimo de producción para este tipo de yacimien

to. 

La (Fig. 11.6) muestra curvas características de comportamiento para 

este tipo de yacimiento. En un empuje hidráulico muy activo, la de

clinación de la presión puede ser muy pequeña y, de hecho, la pre

sión puede permanecer constante. De gran importancia es la tendencia 

del IP a permanecer constante durante la vida del pozo. A su vez la 

relación gas-aceite también permanece constante. 

En un yacimiento con empuje por agua los Indices de productividad 

por pozo individual son normalmente más confiables que aquéllos de 

un yacimiento de enpuje por depleci6n. La invasión del agua puede 

ser tal que exista muy poca pérdida en la presión de fondo del pozo. 

Por lo general se piensa que la información del Indice de productivi 

dad puede extrapolarse linealmente para los abatimientos necesarios P! 

ra dar la producción deseada. 

Probablemente, en la mayorfa de los casos, la presión permanece por 

arriba del punto de burbujeo. La mayoría de las instalaciones arti

ficiales de producción pueden diseñarse con mayor confiabilidad pa-
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ra un empuje hidráulico que para cualquier otro mecanismo. Sin em

bargo, hay casos en los que un incremento en el porcentaje de agua 

causa un decremento en el índice de productividad. 

11.2.3.- Empuje por expansión del casquete de gas (Fig. II.7). 

Este tipo de mecanismo de empuje del yacimiento ouede mencionarse 

también como drene por segregación o por gravedad. El vacimiento se 

encuentra en un estado de segregación, o sea en una zona de aceite 

a la que se sobreyace un casquete de gas. El empuje se puede ciasi

ficar posteriormente en función de si el gas, proveniente de la mez

cla en el yacimiento, fluye o no hacia el casquete de gas. Un empu

je de segregación con contraflujo tendrá gas saliendo de la mezcla y 

moviéndose al casquete de gas. Al continuar la producción el casque

te de gas se expande y se mueve hacia abajo, dando por resultado un 

empuje por expansión del casquete de gas. 

En general la permeabilidad de la formación determina si ocurre o no 

el contraflujo. En forma estimada podrá esperarse que esto ocurriera 

para permeabilidades que excedieran los 100 md. 

El empuje de segregación con contraflujo se asemeja a un proceso de 

separación diferencial, el cual se define como un proceso en el que 

los gases liberados de la mezcla en el aceite, cuando se reduce la 

presión, dejan de estar en contacto con el aceite tan rápidamente c~ 

mo se forman. 

En la (Fig. II.7) las curvas de comportamiento aparecen en algún lu-
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gar entre el empuje oor o~s disuelto (liberado) v el empuj~ hi~rául! 

co. En qeneral -la presión declina bastante rápido v el fndice de pr.Q_ 

ductividad sigue la misma tendencia. 

II.3. 11étodo de Vogel. 

J.V. Vogel presentó en 1968 una solución al problema de la determina

ción de 1 a curva de comportamiento de flujo al pozo, para un yacimie.n 

to con empuje por gas disuelto fluyendo por abajo de su presión des~ 

turación. 

Vogel utilizó un programa de cómputo que fue desarrollado tomando CE_ 

mo base la aproximación de Weller par~ yacimientos con empuje por gas 

disuelto y que a su vez involucra las siguientes suposiciones, 

l. El yacimiento es circular y totalmente limitado con un pozo pe

netrándolo completamente en el centro. 

2. El medio poroso es uniforme e isotrópico, con una saturación de 

agua constante. 

3. Los efectos de segregación gravitacional son despreciables. 

4. No se considera la compresibilidad de la roca, ni la del agua de 

formación. 

5. La composición y el equilibrio entre fases son constantes para 

aceite y gas. 

6. Existe la misma presión en la fase de aceite y en la fase de gas 
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7. Existe una condición de estado semi~st~ci~'nario en la cual el 

ritmo de desaturaci6n en el yacimiento es el mismo en todos los 

puntos para un instante dado. 

Vogel evaluó curvas de !PR oara pozos oroductores de varios yacimien 

tos ficticios con empuje con gas disuelto, cubriendo un amplio rango 

de condiciones. Hizo variar las condiciones PVT del aceit•, así como 

diferentes permeabilidades relativas del yacimiento. También analizó 

el efecto del esoaciamiento entre pozos, fracturaraientos y restric

ciones de flujo por daño en la formación. 

Investigó además los efectos de parámetros tales como la porosidad. 

espesor neto de la formación, saturación de agua y permeabilidad ab

soluta. Se hicieron cálculos para yacimientos inicialmente por enci

ma del punto de burbujeo, pero únicamente para ase~urarse que esas 

condiciones iniciales no causarán un carabio significativo en el com

portamiento por abajo de este punto. 

Vogel demostró que conforme declina un yacimiento, la productividad 

de un pozo decrece en primer término por la depresión que sufre el 

yacimiento y además porque al irse incrementando la saturación de gas, 

se origina una mayor resistencia al flujo de aceite. Esto ocasiona 

un deterioro orooresivo de las curvas de IPR; tal como lo muestra la 

(Fig. 11.13). 

En la (Fig. 11-B) se muestra el efecto de la viscosidad y de la rel_i! 

ción gas/aceite. La curva B corresponde a un crudo con cerca de un 

medio de la viscosidad del crudo empleado para la generación de la 
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curva A, también el crudo de la curva B posee una relaci6n gas/acei~ 

te cerca del doble del de la curva A. 

Para el trazo de las curvas de IPR, como curvas de IPR adimensiona

les, la presi6n para cada ounto sobre la curva de l?R esta dividida 

cor la presi6n de cierre máxima o presi6n estática del pozo y el gas

to correspondiente de producci6n es dividido entre el gasto máximo 

de producci6n, es decir, el gasto oue se tendría con un 100% de aba

timiento de presi6n. Una vez hecho esto, las curvas de la (Fig. 11.9) 

pueden ser trazadas de nueva cuenta como se muestra en la (Fia.11-10~ 

Es entonces aparente que con este tipo de construcción, las curvas 

son muy similares a través de la mayor parte de la vida deproducci6n 

del. yacimiento. También el misr.10 trazo adimensional de las curvas de 

la (Fig. 11-B). proporcion6 curvas de IPR muy similares. como se pre

senta en la (Fig. 11-11). En resumen encentro que los cálculos para 

21 yacimientos con diferentes condiciones, mostraban curvas de IPR 

con una forma generalizada similar. Una excepci6n fue un pozo con da

no. en donde la curva de IPR se aproximaba a una línea recta. Para 

crudos más viscosos encentro desviaciones significativas; sin embar

co la curvatura fue aparente. Cor.10 un resultado final del trabajo lo

gr6 la construcci6n de una curva de referencia, (Fig. 11-12), que es 

todo lo que se necesita para construir una curva de !PR a partir de 

una prueba de flujo en un pozo. Esta curva puede ser considerada co

mo una solución general de ecuaciones de flujo para un yacimiento 

con empuje por qas disuelto, con las constantes para la solución par

ticular oara cada yacimiento y para la presi6n de fondo fluyendo por 

deuajo de la presión de burbujeo. La ecuaci6n de la curva es: 
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go Pwf Pwf 2 
(qo)max -1-0.20( Pws)-0.BO(PwS) ••• ( I l. 1) 

Para comparación, la relación para la ecuación de flujo del vacimie.!! 

to al pozo en forma de linea recta serla: 

go 
(qo mh) 1 - Pwf 

Pws ( I l. 2) 

Para comprobar la utilidad de la curva de referencia, CFig. 11-12), 

se compararon los resultados obtenidos con ésta con los calculados 

por la computadora. La curva permitió calcular de una manera más pr~ 

cisa el comportamiento de flujo para los primeros periodos de agota

miento que para periodos posteriores. De tal forma, el porcentaje de 

error es menor para gastos altos con los primeros periodos de agota

miento, esta comparación puede encontrarse en la (Fig. 11-13). 

El error máximo que se encuentra en el uso de la curva ocurrirá cua.!! 

do las pruebas en los pozos se realicen a gastos de producción bajos 

y abatimientos de presión pequeños, se establece un error máximo no 

mayor del 10%. 

Vogel, hizo también las siguientes observaciones. 

l. Este procedimiento podrá ser considerado incorrecto cuando exis

te otro tipo de empuje diferente al de gas disuelto. Sin embargo, 

se ha utilizado para otro tipo de mecanismos de empuje e incluso 

empujes combinados, con buenos resultados. 

2. Dado que la curva de referencia es para flujo de dos fases (acei 
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te, gasi._ podrfa entonces_se.r. co_ns_iderada no válida cuando tres 

fases (aceite, gas y agua) están fluyendo. Pero en cor.tra de 

ello, se ha notado su buenl precisión para flujo de tres fases. 

3. La comparación del flujo de una fase de l !quido y de una fase de 

gas se muestra en la (Fig. 11.14). 

4. Las conclusiones están basadas en la solución por computadora, 

involucrándose algunas suposiciones de simplificación y, por lo 

tanto, es necesario realizar comparaciones adicionales con datos 

de campo, para validar el método. 

La curva de referencia, (Fig. 11.12), es muy simple de utilizar, to

do lo que se necesita es una prueba de flujo para obtención de la 

Pwf vs qo y la presión estática. De la relación de Pwf/pws (ordena

da) se puede obtener un valor de qo/qo máx. Una vez que (q 0 ) max. 

ha sido determinada, el valor de q0 para cualquier Pwf puede encon

trarse y la construcción de la curva de comportamiento de flujo del 

yacimiento al pozo es entonces posible. 

Despejando Pwf de la ecuación ll-1 en forma directa y conociendo 

Pws, qo y (qo) máx, es como sigue: 

Pwf D.125 Pws [ -1 +Ja1-ao ( 1 J. 3} 

11.4. Determinación de la presión en el interior del pozo. 

La presión en el interior del pozo puede ser obtenido desde el fondo 

hasta el nivel del líquido, la presión de la T. R., y conocimiento de 

los fluidos presentes en el espacio anular de la T. R. - T. P. - la 
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presión-en el -interior del pozo (si el pozo está en condiciones est_! 

ticas o en producción) es la suma de la presión de la T.R., la pre

sión de la columna de gas y la presión de la columna de líquido. 

La presión de la T.R., presión de la columna de gas y la presión de 

la columna de líquido debe ser totalmente exacto para determinar la 

presión de fondo fluyendo de un pozo que produce gas, aceite y agua. 

Todo el líquido arriba de la bomba será aceite debido a la separa

ción por gravedad. Esto se ve frecuentemente en un pozo el cual tem

poralmente fluye 100% de aceite fuera de la T .R. cuando existe sufi

ciente presión de fondo, aún cuando el pozo produzca 90% de exceso 

de agua a través de la T.P.- El líquido debajo de la bomba y arriba 

de la formación será aceite y agua en la misma relación como se pro

duce del pozo. 

Si se desea la presión de fondo del pozo a condiciones estáticas, es 

necesario información adicional. Si el pozo fue bombeado antes del 

cierre, el 1 íquido que se almacena en el espacio anular será aproxi

madamente la misma relación de aceite y agua que es producido del PQ 

zo (Fig. ll-15a). Si el pozo no fue bombeado antes del cierre el l_í 

quido arriba de la bomba tiene que ser determinado durante el tiempo 

que el pozo estuvo produciendo. Este líquido arriba de la bomba es tQ 

talmente aceite si la formación ha producido suficiente aceite hasta 

llenar el espacio anular, El ascenso del nivel del líquido después 

del cierre del pozo, consiste de la misma relación de líquidos que 

son normalmente producidos (Fig. ll-15b). Por lo tanto, las longitu

des totales de las columnas de gas, aceite y agua son conocidas. Co

lumna de líquido gaseosa no pueden existir en pozos a condiciones e~ 
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táticas. Si la presión de fondo estática es deseada en un pozo con 

T.P. suspendida el gradiente aproximado del fluido debajo de las per 

foraciones en la boca de entrada de la T.P. será el graciente de los 

fluidos normalmente producidos por el pozo (Ver Fig. II-15c). 

Una técnica mejorada para obtener la presión de fondo estática es p~ 

sible cerrando la T.R. un tiempo suficiente antes del cierre del po

zo, así la presión de la T.R. abatirá la columna de líquido. El gas 

se almacenará en el espacio anular de la T.R. incrementará la presión 

en la T.R. y provocará una caída del nivel del líquido hasta las per_ 

foraciones de la bomba (si las burbujas de gas están presentes en el 

interior del pozo o en las perforaciones de la T.P. ). Después del 

cierre, el llenado hacia arriba será la misma relación del aceite y 

agua que normalmente es producido por el pozo (Fig. II-15d}. 

I I.5. El Ecómetro. 

El ecómetro puede ser utilizado para determinar la cantidad de líqul 

do arriba de la bomba o de la formación. El instrumento trabaja sobre 

el principio del eco en una área montañosa, excepto, el sonido origl 

nal es hecho por la generación de un pulso de presión, y los ecos 

son reflexiones de los coples de la T.P. y del líquido. Un micrófono 

es utilizado para recibir el pulso inicial de presión y los ecos re

flejados. Estas señales son amplificadas, filtradas e impresas en un 

registro. 

Durante la operación, el instrumento es conectado al espacio anular 

de la T.R. abierta. La T.P. y las varillas en un pozo si esta prese.!). 
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te no son removidos. El pulso de presión es descargado dentro del e1 

pacio anular de la T.R. emitiendo una onda de presión el cual viaja 

hacia abajo en el gas anular. Cada cople de la T.P. refleja una por

ción de esta onda de presión y la onda de presión reflejada dá ener

gfa a un micrófono. Estas señales son amplificadas, filtradas y regi2_ 

tradas sobre un rol lo de papel especial. El nivel del lfquido en el 

pozo refleja un alto porcentaje de la onda de presión y es registrada 

como un pulso relativamente grande sobre el papel. El número de co

ples reflejados hasta la cima del líquido y la cuenta de T.P. o esti

mar la longitud promedio de juntas indican la profundidad del lfqui

do. Una gráfica de un ecómetro es mostrado en la (Fig. 11-16 ). 

II.5.1. Datos precisos del nivel del líquido. 

Los datos del nivel del líquido son generalmente muy precisos. y las 

presiones en el pozo pueden ser calculadas exactamente. El 1 fquiJo 

usualmente puede ser determinado dentro de 30 pies y algunas veces 

mh cerca. 

Las dificultades para obtener exactamente los datos del nivel del l.í 

quido y las presiones de fondo del pozo pueden ser clasificadas como 

(1) columnas de líquido gaseosas, (2) columnas de líquido espumeante, 

(3) interpretación de gráficas, y (4) respuesta pobre del pozo. 

II.6. Principios de producción del pozo. 

Existen numerosas opiniones acerca del método conveniente para hacer 

producir los pozos. Algunos operadores prefieren tener alguna presión 
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en la T. R.- otros operadores abren la T. R. a la presión atmosférica. 

A fin de estudiar los factores involucrados, las siguientes discusiQ 

nes presentan algunos métodos equivalentes de pozos en producci6n y 

recomendaciones en la política de operación para pozos productores. 

En esta tésis, el fluido se refiere a aceite y/o agua y/o gas y el 

líquido se refiere a aceite y/o agua. 

La producción de aceite y gas de un pozo no puede ser controlado in

dependientemente excepto en muchos casos cuando una capa primaria o 

secundaria de gas está presente en el interior del pozo. Esto puede 

después ser controlado solamente para un grado limitado. La produc

ción de gas del pozo no será incrementado o disminuido por la apert~ 

ra o cierre de las válvulas superficiales de la T. R. para un consta.!! 

te gasto de producción de aceite. Un operador puede solamente remo

ver el aceite y/o gas que esté presente en el interior del pozo, pe

ro el no puede controlar que ingresen al interior del pozo. Después 

de un período breve durante el cual el fluido en el espacio anular 

de la T.R. se estabiliza, el operador producirá del interior del po

zo el aceite y/o gas que está emigrando hacia el interior del pozo. 

Los gastos de emigración de aceite y gas depende de la diferencia de 

presión entre el interior del pozo y el yacimiento, y no sobre que 

fluidos fueron removidos para causar la caída de presión. Así, la 

RGA es la misma para cualquier gasto de producción de aceite presci.!! 

diendo si el gas es producido libremente en la T.R. o se hace res

tringir la producción de gas para tener o mantener la presi6n del 

gas en la T. R.- en éste caso, el balance del gas es producido a tra

vés de la T. P. 

La (Fig. 11-17) muestra tres métodos diferentes para producir un po-
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zo de aceite. En cada método resulta la misma producción. En los 

tres casos la presión de fondo fluyendo es de 500 lb/pg 2 , así el mi_§. 

mo gas y líquido ingresa al pozo. En el caso (A), la presión de fon

do fluyendo de 500 lb/pg2 es el resultado de una presión de la T.R. 

de 455 lb/pg2 más la carga hidrostática de la columna de gas de 45 

lb/pg 2 • En el caso (B), la presión de fondo fluyendo es de 500 lb,?g~ 
como resultado de aproximadamente 1500 pies de líquido arriba de la 

formación. En este pozo productor, la presión en la T.R. es manteni

do en cero lb/pg 2 por el purgamiento del gas y el fluido es bombeado 

de la T.P.- algo de gas será removido con el aceite a través de la 

T.P.- en el caso (C), la bomba es colocada al nivel del líquido el 

cual también resulta en 500 lb/pg 2 de presión de fondo fluyendo cuan 

do la presión en la T.R. es de O lb/pg 2 • En éste caso, el aceite y 

el gas son removidos a través de la T. P. y el gas es también purgado 

de 1 a T. R. - en los tres casos, 1 a producción de aceite y gas del po

zo es la misma después de un período de estabilización. 

Los mismos principios pueden ser utilizados para mostrar que la pro

ducción de aceite, agua y gas de un pozo no puede ser controlado in

dependientemente uno del otro. Si existe la misma presión de fondo 

fluyendo utilizando cualquiera de los numerosos métodos de producción 

de un pozo, la producción de aceite, agua y gas será la misma. Esto 

se aplica ya sea si el pozo está produciendo por bombeo mecánico, bo~ 

beo hidráulico, bombeo neumático o cualquier otro método. 

11-ó.1 Consideraciones prácticas de producción. 

Absteniendose de toda discusión, la producción presente, la produc-
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ción acumulada y el comportamiento del yacimiento resultante de la 

manera en el cual el pozo de aceite está siendo producido será la 

misma si (1) aproximadamente 100 lb/pg2 de presión en la T.R. es ma.!l 

tenido con la bomba colocada en la formación o (2) la bomba está co

locada aproximadamente 300 pies arriba de la formación y no es mant~ 

nida la presión en la T.R.- en cualquiera de los casos, aproximada

mente 100 lb/pg 2 de contrapresión está siendo mantenido en el inte

rior del pozo. Si la contrapresión resulta de la presión de una co

lumna de aceite o de la presión del gas, la producción actual del P.Q. 

za será la misma. 

En un pozo de bombeo, el hecho que un pozo está "golpeando" no indi

ca que se está obteniendo la producción máxima. Para tener una míni

ma presión de fondo fluyendo, la presión en la T.R. debería ser baja 

y la bomba cerca de la formación. 

Cuando un pozo es bombeado con las válvulas de la T. R. cerradas, el 

gas.se almacena en el espacio anular de la T.R. y siempre abatirá el 

nivel del líquido hasta las perforaciones de la T.P. a no ser que 

las presiones del líquido en la T. R. y en las perforaciones de la 

T.P. exceda la presión de burbujeo. 

Cuando el Hquido es abatido hasta las perforaciones de la T.P. el 

pozo estará "golpeando". Pero el pozo no está produciendo eficiente

mente, sin o que la presión de fondo fluyendo es baja comparado a la 

presión del yacimiento, no bombear un pozo con las válvulas de la 

T.R. cerradas, si resulta una presión alta en la T.R., y el líquido 

es abatido hasta las perforaciones de la T.P. (cuando la producción 
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máxima es deseada). La capacidad de manejo de líquido de la bomba 

se reduce demasiado cuando también se le requiere manejar gas. La 

T.R. debería estar abierta a la línea de flujo o a un sistema de r~ 

colección para prevenir una excesiva presión de fondo fluyendo. 

Para tener una máxima producción con baja presión del yacimiento, 

los pozos deberían ser producidos con bajas presiones de fondo flu

yendo. Para yacimientos con presiones estáticas altas, se puede to

lerar una presión de fondo fluyendo de 70 lb/pg 2 (resultante de 50 

lb/pg 2 de presión en la T.R. y unos 60 pies de columna de aceite d~ 

bido a la colocación de la bomba arriba de la formación) material-

mente no afectaría la producción de un yacimiento con una presión e~ 

tática en exceso de 1000 lb/pg 2 . Pero, reduciría el gasto de produc

ción de un pozo terminado en un yacimiento con una presión estática 

de 100 lb/pg 2 aproximadamente la mitad del gasto máximo. Una baja 

presión estática del yacimiento es usualmente encontrado en yacimie_I! 

tos someros o yacimientos someros o yacimientos profundos el cual 

son parcialmente terminados. 

En pozos con abastecimiento de agua, el origen del agua y el interior 

del pozo debería ser checado periódicamente durante la vida de los PQ 

zas, tomando los niveles de líquido dinámico y estático. Comparar es

tas pruebas a las pruebas originales. Una caída en el nivel estático 

indicaría que el yacimiento esta siendo agotado y que otra fuente po

dría necesitarse. Una caída del nivel dinámico o cualquier gasto de 

producción sin algún cambio en el nivel est&tico indicaría que el i_!! 

terior del pozo está dañado el cual podría ser mejorado con algún 
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método de estimulación. En los casos de arriba mencionados, se ha S.!!. 

puesto una presión en la T. R. constante el cual normalmente existe 

en este tipo de producción. Si la presión de la T.R. varía, esto de

be ser tomado dentro de la consideración porque el factor importante 

es la presión en el interior del pozo. 

11.7.- Gasto de Producción. 

El gasto de producción total que se va a manejar es un factor de co_!! 

trol que se debe tomar en cuenta en la selección de un método artifi 

cial de producción. 

Gastos extremadamente altos requieren el uso de bombeo eléctrico o 

bombeo neumático continuo. Para gastos muy bajos todos los demás mé

todos de levantamiento artificial se pueden considerar. 

El bombeo mecánico está siendo utilizado en pozos con producciones 

de aceite del órden de 200 bl/día. Esto se debe a la capacidad de 

flujo de los yacimientos y a la limitación de volumen de producción 

provocada por los diámetros de la tubería de producción y de la bom

ba subsuperficial. 

La producción de agua afecta directamente al gasto de producción to

tal. Por ejemplo, muchos pozos deben producir 2000 bl/día o más de 

agua para poder obtener 100 bl/día o menos de aceite. 

La alta producción de agua afecta el comportamiento de flujo del po

zo debido al daño que ocasiona en la permeabilidad relativa. 
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Por lo tanto, los altos porcentajes de agua obligan a tener que pr~ 

ducir altos volúmenes de levantamiento artificial. 

11.8.- Relación gas líquido~ 

La operación de los pozos con métodos de levantamiento artificial 

presentan 

1 íquido es 

con una RGA 

1 os métodos 

~na baja eficiencia volumétrica cuando la relación gas 

alta. Como reglapráctica cuando se tiene una producción 
m3 

mayor a 356.2 ~ se puede manejar con la mayoría de 
me 

de levantamiento artificial. 

La bomba subsuperficial de bombeo mecánico presenta una eficiencia 

volumétrica baja (40% aproximadamente) para una RGA mayor a 356.2 

~· m O 

Se define la eficiencia volumétrica de la bomba Ev como el volumen 

de líquido dentro de la bomba expresado como una fracción del volu

men barrido por el émbolo de la bomba, se concluye que la eficiencia 

volumétrica de la bomba disminuye al aumentar las relaciones de gas 

libre bombeado líquido, si los otros factores permanecen constantes. 

Las bombas subsuperficiales son de dos tipos principales, aunque hay 

muchas variantes. Los diseños básicos son la bomba para tubería de 

producción y la bomba de varillas. 

Si se observa el ciclo de bol'lbeo ilustrado en la (Fig. 11-18) se pu~ 

de ver que la presencia de gas libre en el cilindro de la bomba limi 

ta la eficiencia de bombeo. En la carrera ascendente la válvula de 
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pie no se abre hasta que la presión de abajo (es decir, de la forma

ción), excede la presión en el espacio entre, la válvula de pie y el 

émbolo. Si alguna fracción de este último voluren está ocupado por 

gas libre, la presión cae gradualmente conforme el émbolo se nueve 

hacia arriba, de modo que la válvula de pie no se abre hasta que se 

ha perdido parte de la carrera ascendente. En forma similar, cuando 

el émbolo se mueve hacia abajo, hay alguna pérdida considerable en 

la carrera efectiva descendente antes de que se abra la válvula via

jera como resultado del gas libre presente en el cilindro de la bom

ba. 

Un método para mejorar la eficiencia de la bomba, entonces es desviar 

el gas libre hacia el espacio anular del pozo en cuestión y descargar 

este gas en el cabezal de la T.R., es decir bombear con la T.R. abie_r: 

ta y con su separador de gas instalado al final de la sarta de produ~ 

ción (varillas de succión, bomba, zapata candado y separador). 

11.9.- Profundidad de colocación de la bomba. 

El instrumento que mide el nivel del liquido (ecómetro) es de mucho 

beneficio en pozos que producen eficientemente a un volumen alto, en 

donde el pozo no puede ser bombeado debido al tamaño limitado del 

equipo mecánico y donde económicamente no justifica la instalación 

de un equipo más grande. 

Si el alto volumen productor tiene una alta presión de fondo fluye~ 

do (Pwf), la bomba debe ser colocada lejos del fondo para obtener 

una mayor producción d~l pozo. La profundidad conveniente para colo-
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car la bomba para obtener una m:ixima producción puede ser determina

do de la siguiente manera. 

Una presión est:itica (Pws) y una presión de fondo fluyendo (Pwf) con 

una prueba del pozo puede ser utilizado para mostrar los gastos de 

producción a varias profundidades del nivel de la bomba. 

El equipo puede también ser seleccionado para el pozo particular con 

duciendo la bomba hacia el interior del agujero y ampliando el tama

ño de la bomba para manejar el l!quido a la profundidad particular. 

La (Fig. II-19) muestra el método para determinar la profundidad con 

veniente de colocación de la bomba. 

El gasto de producción del pozo como la profundidad de colocación de 

la bomba es variado y es trazado sobre la misma gráfica así como la 

capacidad de elevación 

profundidades. 

del equipo con la bomba colocada a varias 

El gradiente del lfquido debajo de la bomba ser& el líquido produci

do por el pozo. 

Normalmente, esta condición de colocar alta la bomba, existe en po-

zos con alta relación agua-aceite, y el gradiente del líquido debajo 

de la bomba es de aproximadamente O.S lb/pg 2/pie. 

El nivel est:itico del líquido a un gasto de producción cero, de berta 

ser la cima del liquido normalmente producido por el pozo, sostenido 
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por la presión de fondo estática. Dividir la presi6n del yacimiento 

por el gradiente del líquido para obtener la altura de la columna 

del líquido a un gasto de producci6n cero. 

El gasto máximo de producci6n es determinado de la lámina de análi

sis del pozo. La curva Vogel es adaptado para estos dos puntos para 

determinar un tercer punto sobre la gráfica el cual es una parte de 

la altura de la columna y un 70% del gasto máximo de producci6n. 

Unir estos tres puntos por medio de una curva suave el cual se pare

ce a la curva de Vogel. Trazar la capacidad de la unidad de bombeo 

contra la profundidad en la misma gráfica. La intersecci6n de las dos 

curvas dá el gasto máximo de producción el cual puede ser obtenido 

del pozo con un equipo superficial. En este ejemplo particular el 

gasto de producci6n sería incrementado de 200 BPD (30 BOPD y 170 BW 

PD) con la bomba a 6000 ft. Hasta un gasto de producci6n de 365 BPD 

(55 BOPD y 310 BWPD) con la bomba a 4200 ft. aproximadamente 25 BPD 

adicional de aceite sería obtenido (un incremento del 82%) alzando 

ia bomba hasta la profundidad conveniente. 

11.10.- Registros subsuperficiales de producci6n1 

Introducción. 

Los registros de producci6n son los registros que se pueden tomar 

después que se han cementado las tuberías de revestimiento, colocado 

al aparejo de producción y disparado el intervalo productor, es de

cir, después de la terminación inicial del pozo. Estos registros han 
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permitido conocer, cada vez con Mayor detalle, el comportamiento no 

solo de los pozos, sino también de las formaciones. Por ejemplo, al

gunos de los beneficios que se pueden obtener son: evaluación de la 

eficiencia de terminación, información detallada sobre las zonas que 

producen o aceptan fluidos, detección de zonas ladronas, canalización 

de cemento, perforaciones taponadas, fugas mec5nicas, etc. Entre los 

registros de producción se tienen los siguientes: de temperatura, de 

gastos, de presiones, de diámetro interior de tuberías, etc. 

El uso de dichos registros, para resolver problemas en los pozos, d,!I. 

ta de 1936, año en que fueron utilizados por primera vez los regis

tros de temperatura. En la actualidad los registros de producción han 

alcanzado un desarrollo notable, permitiendo hacer mediciones con las 

que es posible resolver muchos de los problemas que se presentan con 

frecuencia en los pozos productores o inyectores. 

Paralelamente, con el perfeccionamiento de las herramientas para co

rrer los registros de producción se han ido desarrollando técnicas d~ 

puradas de interpretación, permitiendo que las intervenciones en los 

pozos sean más efectivas. 

Mediante el uso de una variedad de herramientas por el interior de 

la T.P.*, se puede llegar a un análisis confiable de casi todos los 

problemas de producción o inyección. 

Los registros de producción pueden considerarse como una rama de los 

*Esto a veces es muy prob 1 emHi co, por incrustaciones, depositación de parafinas, 
etc. 
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registros geofísicos, y pueden ser tomados en pozos produciendo arti

ficialmente. En poz~s productores fluyentes las dos principales áreas 

de registro de prod.cción son en problemas del yaciniento y en probl! 

mas de pozos. En el caso de pozos inyectores los registros de produc

ción son utilizados principalmente en la determinaci6n de los perfiles 

de inyección (para determinar la inyección de un mayor volumen de agua 

y su mejor distribución dentro de la formaci6n. Su aplicación en pozos 

que producen artificialmente es para verificar o revisar el aparejo de 

producción. 

Existen cuatro condiciones básicas en relación con el pozo, las cua

les se determinan con la ayuda de los registros de producción; estas 

condiciones son: 

Estado mecánico del pozo 

Integridad de la cementación 

Comportamiento del pozo 

Evaluación de las formaciones 

Estado mecánico del pozo.- Para que el pozo se comporte como se planeó 

es necesario que todos los componentes que lo integran funcionen co

rrectamente, tales como la tubería de revestimiento, la tubería de prQ 

ducción, empacadores, tapones, válvulas, etc. Los registros de produc

ción permiten detectar fugas, daños de corrosión interna y externa en 

las tuberías, así como daños en los empacadores y otros dispositivos. 

Integridad de la cementación.- Esta condición es muy importante; se 

dice que una cementación es buena cuando se tienen un sello hermético 
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entre la tubería de revestimiento y las paredes del pozo. Hay casos 

en los cuales esto no se logra, lo que ocasiona que haya migración 

de fluidos de una formación a otra. 

Comportamiento del pozo.- En el análisis del conportamiento del pozo 

es donde los registros de producción tienen mayor aplicación, ya que 

por medio de ellos se puede saber de qué parte del yacimiento se es

tá produciendo agua o gas; qué perforaciones están contribuyendo a la 

producción o cual es el perfil de inyección o producción, etc. 

Evaluación de las formaciones.- La localización de los contactos agua

acei te y gas-aceite y de las nuevas zonas de hidrocarburos, así como 

la determinación de la saturación inicial de fluidos en cada zona y 

como varía ésta debido a la producción o a movimientos extraños de 

fluidos, todo esto a través de la TR, forman parte de la evaluación 

de formaciones a partir de registros de producción. 

La experiencia indica que las mediciones hechas en la superficie no 

son adecuadas para determinar la eficiencia de los sistemas de produ~ 

ción. En muchos casos, pozos que aparentemente estaban produciendo 

sin problemas, se encontró que tenían fallas en el fondo, las cuales, 

de no haberse corregido, hubieran reducido apreciablemente la recupe

ración final. Para algunos casos, dichas fallas hubieran evitado la 

aplicación efectiva de procesos de recuperación secundaria. 

Las herramientas de los registros de producción operan con una línea 

eléctrica y registran las señales en la superficie, han sido diseña

das para correrse con cable y grabar gráficas o cintas magnéticas con 
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información sobre las condiciones del pozo, las cuales proporcionan 

los datos necesarios para evaluar la eficiencia en la terminaci6n 

del mismo. Las herramientas están diseñadas para resistir presiones 

hasta de 10 ,OOOlb/¡;ef y temperaturas hasta de 300ºF. El equipo de con 

trol de presión permite producir los pozos con presiones en la supe.!: 

ficie tan altas como 6000lb/pg2 yen pozos de inyección con presiones 

hasta de 7 200 lb/pg2• 

ll.10.1 Condiciones dinámicas. 

Bajo estas condiciones se puede efectuar lo siguiente: 

a).- Medición de gastos. 

b).- Identificación de fluidos 

c).- Medición de temperatura. 

a).- Medición de gastos. 

Existen básicamente dos tipos* de medidores de gastos de tipo hélice 

(molinete): los Medidores de flujo contínuo y los medidores de flujo 

con empacador inflable. En los medidores de flujo continuo parte del 

fluido pasa a través de la sección del medidor y la otra parte pasa 

entre la tubería de revestimiento y la herramienta que contiene al 

medidor; se determina un porcentaje del flujo total. En el medidor 

de flujo con empacador inflable todo el flujo se hace pasar por la 

sección del medidor. Existe además otro medidor, el cual se basa en 

1 a determinación de la velocidad de partículas radioactivas en el fl!! 

* Recientemente apareci6 el de diámetro total ("fullbore") 
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jo de fluidos. 

Medidor de flujo continuo (Fig. II-20).- El medidor de flujo conti

nuo es un velocímetro tipo hélice (molinete) que se utiliza para me

dir las velocidades de los fluidos en el interior de las tuberías de 

producci6n y revestimiento. La herramienta es colocada en el centro 

de la columna de fluido por medio de centradores de resorte y corri

da a una velocidad constante en contra de la dirección del flujo. La 

velocidad de la hélice, que es una función lineal de la velocidad 

del fluido respecto a la herramienta, se registra continuamente con

tra la profundidad. 

La flecha de la hélice es soportada por pivotes de baja fricción que 

dan lugar a una velocidad crítica* de 2 rps. Un pequeño magneto es

tá montado en la flecha de la hélice, de tal manera que se genera 

una señal de corriente alterna en una bobina a medida que gira la 

hélice. La frecuencia de esta señal es medida y grabada por el equi

po instalado en la superficie. 

Este tipo de medidor es más efectivo para mediciones de flujo en una 

sola fase de gastos de producción altos. Por ejemplo el gasto mínimo 

es de 400 lb/día en tuberías de 4! pg. y de !000 lb/día en tuberí'as de 7 pg. 

Para obtener una determinación más precisa, la velocidad del fluido 

debe ser de 20 ft/min. aproximadamente. 

Si el diámetro del agujero y la viscosidad de los fluidos permanecen 

constantes, el registro puede presentarse en una escala en por cien-

*Velocidad de la hélice debida únicamente a la velocidad con que se baja la herra
mienta (ver la Fig. !!- ). 
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to del flujo total (Fig. 11-21). 

En el procedimiento de interpretación se utilizan los conceptos de 

línea de cero flujo y línea de flujo total, que son, respectivamen

te, la línea donde la velocidad de la hélice se debe sólo a la velQ 

cidad con la que se baja la herramienta (corresponde a una zona ab~ 

jo del último intervalo disparado, donde no hay movimiento de flui

dos) y la línea correspondiente a una zona arriba de todos los in

tervalos disparados. 

Existen tres factores principales que afectan la velocidad de la h! 

lice: velocidad y viscosidad de los fluidos y diámetro del agujero. 

La velocidad de los fluidos es el parámetro por determinar el diámg 

tro se obtiene con el calibrador del agujero y, para tomar en cuen

ta el efecto de la viscosidad, es necesario hacer una calibración. 

Medidor de flujo con empacador inflable.- El medidor de flujo con 

empacador inflable (Fig. 11-22) es similar al medidor de flujo con

tinuo, sólo que cuenta con un empacador inflable, el cual al sellar

se contra las paredes del pozo hace que todo el flujo pase a través 

de la sección de medición; el empacador es resistente a los hidro

carburos y se infla con una bomba hidráulica. Las restricciones ca~ 

sadas por el empacador pueden ocasionar que la herramienta sea emp~ 

jada hacia arriba cuando se tengan altos gastos de producción; esto 

impone un límite superior al gasto, de aproximadamente ¡goo bl/día 

con un registrador de 2 1/8 pg. en una T.R. de 7 pg, 

Debido a que el flujo de fluidos pasa a través de la sección de me-
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dición, este medidor proporciona el gasto absoluto. La velocidad de 

la hélice es afectada por cambios en la viscosidad de los fluidos 

sólo en mínimo grado. 

En la (Fig. 11-23) se presenta una grHica de la velocidad de la h.§. 

lice contra gasto, para el medidor de flujo con empacador inflable, 

la cual se determina enpíricamente en el laboratorio. La diferencia 

entre un fluido de viscosidad lcp con otro de 60cp es muy pequeña, 

como puede verse en la gráfica. 

Existen medidores en tamaños menores de 1 ll/16pg para operar en tu

berías de 23/Bpg de diámetro nominal, teniendo un rango de resisten

cia a la temperatura hasta de 285ºF y a la presión hasta de 10,000 

lb/pg 2• 

En la sección de medición se pueden instalar dispositivos para iden

tificación de los fluidos. 

b).- Identificación de los fluidos. 

Es raro tener un pozo que esté produciendo un solo fluido. Muchos 

pozos producen algo de agua con aceite y/o gas. Los pozos de aceite 

generalmente producen a una presión menor a la presión de burbujeo, 

dando lugar a una mezcla de dos fases; otros producen tres fases 

(agua-aceite-gas). 

Por lo anterior, se comprende que es necesario determinar también 

la identidad de los fluidos, para tener as! completamente definida 
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la.producci6n de un pozo. 

A baja velocidad de la mezcla ocurre segregaci6n 9ravitacional en la 

T.R.; esto altera la distribución de fluidos y puede conducir a re

sultados muy erróneos. La distribución de los fluidos en movimiento 

dentro de la T.R. puede no coincidir con las relaciones de los flui

dos producidos en la superficie. La diferencia se origina debido a 

que los componentes de la mezcla tienen distintas velocidades verti

cales; el componente ligero asciende más rápidamente que el compone~ 

te pesado. 

La diferencia en las velocidades de los fluidos en la T. R. debe tomar 

se en cuenta cuando las medidas en el fondo se relacionen con los ga~ 

tos de producción en la superficie, porque los dispositivos medidores 

de la fracción de los fluidos obedecen sólo a los volúmenes ocupados 

por los componentes; no a sus velocidades relativas. Esto puede ser 

explicado considerando un caso en donde solamente aceite está siendo 

producido en un pozo con un nivel de agua sobre las perforaciones: El 

aceite entra a la T. R. y se mueve a través del agua. Una me1ición de 

densidad de una muestra representativa del fluido debajo del nivel 

del agua reflejará una apreciable fracción de agua. Esto dará lugar 

a una confusión, en vista de la ausencia de producción de agua en la 

superficie. Sin embargo, en este caso sólo el aceite se está movien

do; la velocidad del agua hacia arriba es cero. 

Un fenómeno similar ocurre cuando se producen aceite y agua; el acei

te se mueve a una velocidad vertical mayor, ocupando una fracción m~ 

nor de la sección transversal que la que pudiera ser supuesta sobre 



la base de la fracción de aceite producido. 

La diferencia entre la fracción de volumen del aceite en la T.R. y 

en la producción de aceite en la superficie es función no sólo de la 

velocidad de flujo, sino también en las características físicas del 

aceite y del agua (densidad, viscosidad, tensión superficial). Debi

do a que amplias variaciones en estos parámetros son posibles, es di 
fícil convertir medidas de fondo a datos de producción en la superf.:[_ 

cíe y viceversa. 

Gradiomanómetro (Fig. II-24). 

El gradiomanómetro está diseñado para medir cambios del gradiente de 

presión con gran exactitud. Mide la diferencia de presión entre dos 

sensores que se encuentran a dos pies uno del otro. 

El núcleo del transmisor está unido mecánicamente con los sensores 

de presión. La posición del núcleo depende de la diferencia de pr~ 

siones entre dichos sensores. La señal medida en la superficie depe_!! 

de de la posición del núcleo y por lo tanto de la diferencia de pr~ 

sión entre los sensores. 

La diferencia de presión en el pozo entre dos puntos sobre una línea 

vertical es: 

/'> p = t:. phidrostático +t:.pfricción 

El término hidrostático se debe a la densidad media de los fluidos 

en la tubería en el intervalo de dos pies. El término de fricción es 

el resultado de las pérdidas de presión de debidas a la fricción en

tre los fluidos y las paredes de la tubería y la superficie de la h~ 
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rrarni en ta. 

En los gastos encontrados normalmente en las tuberías de revestirnie!'. 

to, el término de fricción es insignificante, por lo que el registro 

representa solamente el término hidrostático y puede ser usado a es

cala en funci6n de la densidad media de los fluidos. 

El gradiomanómetro está graduado en unidades de densidad relativa y 

es calibrado en la superficie, dando lecturas de uno en agua y de c~ 

ro en el aire. Si se opera dentro de la T.P. se presentan turbulen

cias y el efecto de fricci6n llega a ser importante, por lo que sólo 

se obtienen resultados cualitativos. 

Si las velocidades de los fluidos no son lo suficientemente altas, 

puede ocurrir segregación gravitacional, lo cual complica la identi

ficación de los fluidos producidos, por lo que este dispositivo se 

utiliza principalmente para gastos altos; se puede combinar con el 

medidor de flujo continuo para analizar perfiles de flujo bifásico. 

c).- Medición de Temperaturas. 

La temperatura es el tercer parlmetro que se puede medir en los po

zos en estado dinámico. Este registro fue probablemente el primero 

de los registros de producción; se utilizó inicialmente para locali

zar entradas de gas y líquido. 

La herramienta de temperatura es probablemente la que más se usa, en 

comparaci6n ctn 1~s otras l1erramienta: de producci6n; junto con el 
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trazador radioactivo son muy importantes, porque son las únicas he

rramientas, dentro de la categoría dinámica, que son afectadas por 

lo que acontece detrás de la tubería. 

Resultados experimentales indican que se puede tener mejor informa

ción si se registran las temperaturas no solamente durante la produs 

ción (o la inyección) estabilizada, sino también después de haber c~ 

rrado el pozo durante varias horas. 

El registro de temperatura se utiliza para localizar daños en las t!!_ 

berias de revestimiento y producción, para localizar canalizaciones 

y establecer el gradiente geotérmico. 

Termómetro de alta resolución.- Es un dispositivo que consta de un 

sistema de puente eléctrico expuesto a variaciones de temperatura; 

el elemento sensible es un filamento metálico que controla la frecuen 

cia de un oscilador colocado en la parte inferior de la herramienta. 

11-10.2.- Evaluación de las formaciones. 

Muestreador de fluidos producidos.- El muestreador de fluidos produ

cidos (Fig. 11-25), es utilizado para recuperar fluidos representatj_ 

vos del pozo. La profundidad de la prueba es seleccionada de acuerdo 

a las características del fluido, proporcionadas por el gradiomanóm~ 

tro o el densímetro. 

Los orificios del muestreador permiten recuperar los fluidos sin que 

hayan caídas excesivas de presión; el cierre después del muestreo es 

55 



controlado desde la superficie, evitando la contaminación del flui

do. La muestra una vez recuperada es transferida a recepUculos PVT. 

El muestreador consta de dos cámaras, separadas por una válvula y un 

regulador de flujo, Este regulador permite que la muestra sea tomada 

lentamente, consiguiendo así que los fluidos no estén sujetos a cam

bios de presión durante el proceso de muestreo. Al muestrear, la c! 

mara inferior es llenada con aceite a una presión menor a 10,000 

lb/pg 2 ; la cámara superior contiene aire a presión atmosférica. 

A la profundidad de muestreo seleccionada, la válvula es activada 

desde la superficie. La presión externa aplicada en un pistón y flo

tador fuerz·a a la muestra a fluir a la parte superior, a través del 

regulador y dentro de la cámara de aceite. Aproximadamente al final 

del viaje se cierra el porta-muestras y se lleva a la superficie, 

conservando la muestra a la presión de fondo. 

La interpretación de los fluidos recuperados se h·ace en un laboratQ 

rio de análisis PVT. 

La herramienta tiene un rango de operación a la temperatura hasta 

de 350ºF y a la presión hasta de 10,000 lb/pg 2 • 

11-10.3.- Medición de presión. 

Para obtener mejores resultados, las presiones deben ser medidas cerca de 
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los estratos produ¿tores. Tres tipos básicos de medidores de presión 

de fondo son utilizados: (1) de cable de Hnea; (2) de registro con 

instalaciones permanentes; (3) de registro recuperable de la superf.i 

cie. 

(1) Herramienta de cable de línea.- El medidor de cable de línea es 

el más usado en la industria petrolera; se introduce al fondo 

del pozo con un cable. El medidor consta de tres dispositivos: 

(1) uno sensible a la presión, generalmente un tubo Bourdon; (2) 

un registrador de presión contra tiempo y (3) un reloj, el cual 

está diseñado para funcionar durante intervalos específicos de 

tiempo. 

El Amerada RPG-3 es probablemente el más utilizado de los medidQ 

res con cable de línea. En la (Fig. 11-26) se muestran esquemát.i 

camente las partes más importantes de este dispositivo. El reloj 

está colocado en la parte superior del instrumento, conectado a 

una sección registradora, la cual contiene una gráfica metálica 

cubierta con una capa negra. El reloj está diseñado para mover la 

gráfica verticalmente hacia la sección del estilete, el cual está 

conectado a una flecha unida por un resorte al tubo Bourdón. 

El medidor de presión es un tubo Bourdón enrollado hel icoidalmen 

te, de libre rotación en su parte superior. El tubo es llenado 

con aceite por los fabricantes, el cual es protegido del fluido 

en el pozo por un filtro; los fluidos entran al final de la par

te baja del medidor y transmite la presión al Bourdón, causando 

que éste se desenrosque y gire en su parte libre. 
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El movimiento es registrado en función del tiempo por el estil! 

te, marcando líneas muy finas en la capa negra de la placa met! 

lica. Se tiene una escala de tiempo de 

la escala de presión es de 2 pulgadas. 

pulgadas de longitud; 

Muchos medidores tienen dispositivos para registrar la temperat_!! 

ra de fondo, por medio de un termómetro de temperatura máxima; 

las mediciones de temperatura son importantes, ya que muchas ca

libraciones dependen de la temperatura. 

La Sperry-Sun Wel 1 Survey Co. fabrica un medidor de presión, con 

cable de línea, de alta precisión C:!:. 0.005%); se usa para pruebas 

en períodos largos. 

(2) Herramientas de registro con instalaciones superficiales permane~ 

tes.- Los registros medidores con instalaciones permanentes son 

agregados generalmente a la sarta de la T. P.; estos instrumentos 

incluyen medios para medir presiones en el fondo del pozo y vías 

para transmitir las mediciones a la superficie, registrándose é~ 

tas en función del tiempo. Pueden proporcionar datos de presión 

en forma continua o en forma ocasional. 

Muchos medidores son usados con cables para transmitir la seílal 

desde el sensor hasta el registrador en la superficie. 

(3) Herramientas de registros recuperables en la superficie.- En la 

mayor parte de estas herramientas se utilizan tubos Bourdón. La 

Hewlett-Packard Co. fabrica un medidor de alta precisión en el 
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que se utiliza un cristal de cuarzo sensible a la presi6n; el 

cristal de cuarzo cambia la frecuencia de sus vibraciones con 

los cambios de presión. La frecuencia de las vibraciones son com 

paradas con la frecuencia de un cristal de referencia y la se

ñal de frecuencia es transmitida a un equipo monitor en la supeL 

ficie. 

La frecuencia es convertida a presión, usando ecuaciones propor

cionadas por la compañía; la exactitud del medidor Hewlett-Pack

ard es de± 0.5 lb/pg 2 . 
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CAPITULO 111 

METOOOS DE CALCULO 

Las mediciones de la presión en pozos productores han sido llevado 

a cabo desde 1920. Después de este tiempo mucho se ha publicado so

bre 1 a importancia de las pruebas de presi6n y métodos de análisis 

en pozos de aceite y gas. De los análisis detallados de las pruebas 

de incremento de presi6n y pruebas de producci6n se utilizan prime

ramente para determinar la eficiencia de la bomba, permeabilidad y 

factor de daño. La presión de fondo en pozos fluyentes es relativ~ 

mente fácil de determinar empleando registradores de presión que se 

introducen al fondo del pozo con línea de acero. Sin embargo, resul 

ta más dificil obtener datos precisos de 1 a presión de fondo en po

zos de bombeo, a causa de la tuberfa de producción y de 1 a bomba co_!! 

ten1 dos en e 1 pozo. 

Otras de las técnicas para obtener la presi6n de fondo es por méto

dos sonoros, que consiste en localizar o ubicar el nivel del líquido 

dentro del pozo. Consiste en el cálculo de la presión en el punto de 

interés, conociendo la presión superficial en la T. R. y el nivel del 

líquido en el espacio anular. 

La presión en el fondo puede ser obtenida cuando el pozo está en pr.Q_ 

ducción conocida como la presión de fondo fluyendo o cuando el pozo 

está en condiciones estáticas conocida como la presión de fondo est! 

tica o r:iedia del yacimiento. Ambas presiones son calculadas como la 

suma de la presión en la cabeza del pozo más la presión de la colum

na de gas más la presión de la columna de líquido. La precisión de 
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cada una·de estaL~~;ª ~ªs. ¿onfJable la presi6n de fondo. 

P_ara estimar las presiones de fondo fluyendo se han desarrollado dj_ 

versos métodos prácticos que son fáciles de aplicar y pueden propor

cionar informaci6n para conocer el comportamiento de flujo del yaci

miento al pozo y la caída de presi6n en la tubería de producción. 

111.A. Método de \lalker C.P. (Ref .. ·12). 

La característica principal de este método, consiste en suponer que 

la densidad relativa promedio del fluido, que se encuentra en el es

pacio anular, es constante para un conjunto particular de condicio

nes de producci6n, tales como: si la presi6n de entrada a la bomba 

permanece constante tal que el gasto que aporta la formación no se 

altere; si todo el líquido producido por la formaci6n es desplazado 

a la superficie a través de la T.P. y si el volumen de gas liberado 

en el espacio anular permanece también constante. Entonces, se puede 

considera que la estinaci6n anterior es razonable y confiable para 

propósitos de estudio de ingeniería petrolera. 

Este método se fundamenta en registrar el nivel del fluido en el es

pacio anular, cuando el pozo se encuentra operando con un gasto coni 

tante a dos diferentes contrapresiones en la boca del pozo (T.R.), 

esto es, se debe medir el nivel del fluido a una determinada contra

presión en la T.R. y posteriormente volverlo a nedir; pero ahora con 

una contra presión diferente a la anterior, sin modificar la velocidad 

de bombeo y la carrera de la bomba. 
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Con la primera y: segunda medición del nivel del fluido, se encontra

rá un valor 'de Pwficel cual debe ser el mismo para ambos casos, deb..!. 

do a que las condiciones de operación no fueron alteradas. El proce

di~iento de cálculo 0 se muestra a continuación: 

De la (Fig. IIJ .A:1(a) se tiene: 

Nivel del fluido en el espacio anular para el primer caso, 
(pi e). 

Contrapresión en la boca del pozo (T.R.) para la primera 
medición (lb/pg2), 

yf =Densidad relativa promedio del fluido (agua = 1.0) 

D.= Profundidad de colocación de la bomba, (pie). 

Entonces: 

Pwf Pc 1 +presión de la columna de gas+ 0.433 (D - H1 ) 
yf . (1) 

Similarmente, de la (Fig. lll.A.l(b) se tiene: 

Pwf = Pc 2 +presión de la columna de gas+ 0.433 (D - H2 ) 

yf • ( 2) 

Además, se supone que la densidad relativa promedio del fluido en 

el espacio anular, es constante en los dos casos. 

La presión debida a la columna de gas puede ser despreciada, o bien, 

ser estimada utilizando la siguiente ecuación práctica: 
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PDCG 
. .LE!illl. 5 
PC p 100 .•• ( 3) 

Donde: 

PDCG Presión debida a la columna de gas (lb/pg 2 abs). 

Pt:P Presión de la cabeza del pozo (lb/pg 2 abs.) 

PNF Nivel de fluido (miles-pie). 

La desventaja que presenta este método, es el tiempo requerido para 

reestablecer las condiciones estables de operación, después de modi

ficar la contrapresión en la T.R. El procedimiento más rápido se mue2_ 

traen las (Figs. 111.A.l (a) y (b)), en donde se recomienda ajustar 

el regulador de presión a un nivel bastante alto y después de un pe

ríodo determinado (un día) registrar el nivel del fluido correspon

diente a ésta presión. Posteriormente se ajusta el regulador de pre

sión a un nivel más bajo y 24 hrs. más tarde, se debe registrar el 

nivel del fluido, correspondiente a la nueva contrapresión. 

Se ha observado en la práctica, que un pozo norr;ialmente retorna a 

sus condiciones originales o estables en un tiempo no menor de 24 

hrs. 

111.B. Método de Agnew, B.G. (Ref. 11 ). 

Este método, se utiliza para determinar la presión de entrada a la 

bomba en pozos de bombeo mecánico, auxiliándose del dinamómetro que 

permite conocer las cargas sobre la varilla pulida. 
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Cuando la unidad de bombeo mecánico es detenido (lentamente, para 

eliminar las cargas por aceleración), lo suficientemente cerca de 

lá parte final de la carrera ascendente, para asegurarse que la vál

vula de pie este abierta y la válvula viajera cerrada, la carga re

gistrada por el dinamómetro sobre la varilla pulida es: 

C.V. V. Hf+Wr-Wrb- Pwf Ap + Pt (Ap - Ar) ••• ( 4) 

Similarmente, si la unidad de bombeo mecánico es detenida lentamen

te cerca de la parte final de la carrera descendente, para asegurar

se que la válvula de pie esta cerrada y la válvula viajera abierta, 

la carga máxima sobre la varilla pulida es igual al peso de las vari 

llas suspendidas en el fluido, es decir: 

e. V. P. Wr - Wrb ••• (5) 

Las Ecs. 4 y 5 son empleadas, para d"eterminar posibles fugas en la 

válvula viajera y en la válvula de pie respectivamente. 

Sustituyendo la Ec. 5 en la Ec. 4 

e.V.V. = C.V.P. + flf - Pwf Ap + Pt (Ap-Ar) .•• (6) 

Despejando Pwf Ap de la ec. (6), se tiene: 

PwfAp = C.V.P. - e.V.V. + llf + Pt (Ap - Ar) • • • ( 7) 

Suponiendo que Wf 0.433 yf D Ap .•• (8) 
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y.wf.= .B.E. 
Ar 

-Wrb. 

Igualando las ecs. 8 y 9 y despejando Wrb, se tiene: 

.B.E_ Wrb 
Ar 

Wrb 

0.433 yf D Ap 

0.433 rf D Ar 

Despejando Wrb de la ec. 5 y sustituyendo en la ec. 9: 

Wrb = Wr - e.V.P. 

~~ Wf = llr - e.V.P. 

Wf = ~ (Wr - e.V. P.) 

Sustituyendo la ec. 11 en la ec. 7: 

p~¡f Ap = e.v.P. - e.V.V. + ~ (Wr-e.V.P.) + Pt 

(Ap - Ar) 

Despejando Pwf de la ec. 12, se tiene: 

••• ( 9) 

• • • ( 10) 

••• (11) 

• • • ( 12) 

Pwf = ( w r - e. V. P.) 
Ar 

(e.V.V. - e.v.P.) + Pt (Ap - Ar) 
Ap Ap 

Agrupando términos, se tiene: 

Pwf =(Wr - e.v.P.) - (e.V.V. - e.v.P.)+Pt(1-A!:) 
Ar Ap ~ 

• • • ( 13) 

Donde: 

Vlf peso del fluido sobre el área del émbolo, (lb). 

Wr peso de las varillas en el aire, (lb) 
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Wrb Fuerza de flotaci6n sobre las varillas (1 b) 

Ar Area de 1 a secci6n transversal de 1 as varillas del fondo 
(pg2). 

Ap Area de 1 a secci6n transversal del émbolo (pg2) 

Pt Presión en 1 a T. P. (lb/pg 2 ). 

Pwf Presión de fondo f1 uyendo ( 1 b/ pg2 ) 

C.V.V. Carga en 1 a válvula viajera ( 1 b) 

C.V. P. Carga en 1 a válvula de pie ( 1 b). 

Una limitación de este método, está impuesto por las pérdidas de pre

si6n por fricci6n, las cuales, de ser considerables , conducirán a err_Q_ 

res sustanciales en la determinación de la Pwf. Esta fricción, puede 

ser incrementada por la acumulación de parafina,. efecto de arrastre 

o desgaste de la bomba, por arena o incrustaciones. 

Las cargas por aceleración, al detenerse la unidad, puede también ser 

un factor de error considerable en el cálculo de la Pwf. 

111.c. Método de James N. HcCoy. 

Cuando el gas es producido por el espacio anular, la columna de 

aceite se hace más ligera. Si las burbujas de gas están presentes en 

la columna de aceite, es necesario hacer una corrección al gradiente 

de aceite para conocer la presión de fondo fluyendo en forma precisa. 

En este método se presenta una técnica sencilla para encontrar el grA 

diente de una columna de aceite gaseosa y la presión de fondo fluyen

do, en pozos de aceite que producen gas a través del espacio anular, 

empleando instrumentos que determinan acústicamente el nivel del lí-



qui do. 

Los datos que se necesitan para determinar la presión de fondo flu

yendo son: (1) una prueba del nivel del líquido, (2) la presión de 

la T.R. al tiempo de la prueba, (3) el tiempo requerido para un in

cremento en la presión en la T.P.. (cuando las válvulas de la T.R. l~ 

terales están cerradas y el pozo continúa bombeando) y (4) el valor 

del incremento de presión en la T.R. La prueba puede efectuarse en 

menos de 30 minutos. 

Columnas de líquido gaseosas. 

Cuando las burbujas de gas están presentes en una columna de líqui

do, el gradiente de la columna se reduce, lo anterior implica usar 

un factor de corrección para compensar el efecto del gas presente 

en el espacio anular. 

En la (Fig. !11.c.2.) se muestra el factor de corrección del gradien 

te en el espacio anular de un pozo para diferentes gastos de flujo 

y áreas anulares de la T.R. a diferentes presiones. El factor de 

corrección del gradiente indica la cantidad de liquido presente en 

una columna de liquido gaseosa comparado con una columna de líquido 

total. Esta curva fue elaborada por W.E. Gílbert. 10 

Aplicaciones de las curvas de Gilbert para pozos productores de ace! 
te. 

Cuando se efectúa una prueba acústica del nivel del fluido en un pg_ 
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zo, puede ser determinado el volumen del espacio anular de 1 a T. R. 

arriba del nivel del líquido. Si la válvula de la T.R. es cerrada y 

permanece el tiempo suficiente para que se incremente la presión en 

la T.R. puede ser obtenido el gasto de flujo de gas a través de la 

columna del líquido gaseosa en el espacio anular. Así, es obtenido 

un factor de corrección de la curva de Gilbert y es aplicado a la 

columna de liquido gaseosa. 

La (Fig. 111.c.3.) es la adaptacidn de la curva de Gilbert, para los 

datos obtenidos fácilmente durante una prueba del nivel del 1 íquido. 

El gasto de flujo en vez de ser expresado en miles de pies cúbicos 

por día, se expresa por el incremento de presión en la T.R. en un 

tiempo específico y por la longitud y área de la columna de gas. De

bido a que la relación de Gilbert divide el gasto de flujo por el área 

del espacio anular de la T.R., el área anular es eliminado en la nue

va relación. Esto permite que la relación pueda expresarse por el 

cambio de presión en la T.R., el tiempo del incremento de presión, 

la longitud de la columna de gas y la presido a la potencia de 0.4 

en el punto de interés. Indicando las diferentes presiones en la 

(Fig. JJI.c.3.) el cálculo de la presión a la potencia de 0.4 no es 

necesario. Así, el nivel del líquido, el incremento de presión y el 

tiempo de incremento dá al operador una relación que mide el factor 

de corrección del gradiente en un pozo productor de aceite a cual

quier pres 1 ón. 

La ecuación utilizada por Gilbert es: a 
AP ' 4 • • • ( 14) 
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Donde: 

Gasto de flujo {pie3/día) 

A Area del espacio anular de la T.R. (pg 2 ) 

P Presi6n en el punto de interés (lb/pg 2 ). 

El gasto de flujo puede ser expresado como: 

A ~ 24 X 60 l X Tij4 X 14.7 X __ 6_t_ 

Donde: 

A 
X Tij4 volumen del espacio anular de la T.R. 

fracci6n del volumen de llenado en el espacio anular 

de la T.R. durante el período de cierre. 

volumen de gas por día. 

Si la temperatura del gas no se considera, la ecuación de Gilbert 

puede expresarse como: 

Lxfr,¡xft:-,x 

AP O. 4 

24 X 60 
~ el cual se reduce a: 

6 ~~ L si la constante es removido y la presión a la potencia 

de 0.4 es presentado sobre la curva, 

Para determinar el factor de corrección del gradiente para una colu!'! 

na gaseosa, el operador cierra la v~lvula de la T.R. y continúa bom

beando el pozo. Inmediatamente es tomada una prueba acústica del n_i 

vel de líquido para determinar la profundidad de la columna del lí

quido gaseosa. El pozo es bombeado hasta que ocurre un incremento de 
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presi6n en la í.R. El incremento de presión en la T.R. y el tiempo 

requerido para el incremento son anotados. Generalmente menos de 30 

minutos es necesario para efectuar la prueba coopleta. 

Normalmente el incremento de presión en la T.R. durante la prueba 

provoca una variación menor al 5% en el gasto de flujo. 

En columnas de aceite gaseosas grandes, el factor de corrección del gr~ 

diente se incrementa a medida de que la presión se incrementa en el 

pozo. Así, la presión y el nuevo factor de corrección del gradiente 

debería ser obtenido a 500 ó hasta 1000 pies de incrementos hacia 

abajo de la columna de aceite gaseosa para determinar la presión en 

el fondo de una columna grande. 

Debido a la potencia de 0.4 que es expresado en la ecuaci6n,una va

riaci6n en la presión afecta el factor de corrección del gradiente 

menos de lo que se puede esperar. Intervalos muy pequeños pueden ser 

seleccionados si se desea una precisiór.más grande, sin enbargo, inte_r: 

vales de 500 pies están dentro de la precisión disponible de los datos. 

Ecuaci6n para determinar los gastos de flujo de gas instantáneos en 

el espacio anular T.P. - T.R. 

q 

Donde: 

0. 68 X L X A X 6 p 
6t 

q Gasto de flujo de gas {pie3/día) 

A Area del espacio anular T.P. - T.R. {pg 2 ) 
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L Nivel del líquido (pie) 

i.> p = Incremento del presión en la T.R. (lb/pg 2 ) 

!::. t Incremento de tiempo en la T.R. (minutos) 

III.D. Método de C.S. Kabir, y A.R. Masan: 

Resumen: 

El principio de balance de materia para la fase gaseosa en el espa

cio anular puede ser utilizado para estimar la presión de fondo fl~ 

yendo (Pwf) de un pozo de bombeo. El método permite el cálculo de 

volumen de gas en el espacio anular, incluyendo las burbujas de gas 

en la columna de líquido. El conocimiento del volumen de gas en el 

espacio anular puede ser utilizado para determinar la pseudo longi

tud de ambas columnas de aceite y gas y así determinar la Pwf para 

permitir el cálculo del índice de productividad del pozo. Esta técn_i 

ca es particularmente aplicable en pozos con un espacio anular espu

moso porque, bajo tales circunstancias, el método de sondeo acústico 

de pozos producen resultados dudosos a causa de la ausencia de una 

interfase clara de gas/aceite. 

Este método demuestra que la aplicación inapropiada de la ecuación 

de balance de materia· (EBM) puede acarrear serios errores en la es-

timaci6n de la producción de gas en el espacio anular y en la Pwf. 

Los errores provienen de la falta de conocimiento del verdadero gas

to de gas anular cuando la EBM es aplicado al total de gas en el si~ 

tema (T.P. y espacio anular). Debido a que solamente una fracción del 

gas total es producido a través del espacio anular, el gasto 
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de gas real anular no es conocido previamente a no ser que sea medi 

do en la superficie. El método sugerido en este trabajo desarrolla 

la EBM solamente para 1 a fase de gas en el espacio anular, con eso 

se evita problemas. 

La presión de fondo fluyendo puede ser estimado por medio de una pru_!!_ 

ba corta de incremento y extrapolando los datos del incremento al 

tiempo cero. El método propuesto evita la aplicación errónea de la 

EBM para la condición de saturación del aceite presente en el pozo. 

Introducción. 

El conocimiento de la presión de fondo fluyendo, Pwf, en un pozo de 

aceite operando a condición de estado pseudo-estable o estable, es 

un elemento esencial en la predicción de potencial del pozo. El gasto 

de flujo correspondiente a la Pwf es la primera diferencial (o sea, 

el índice de productividad) de la curva de comportamiento de flujo, 

(JPR). La solución estable obtenida sobreponiendo la curva de compoL 

tamiento de la T.P. sobre la curva (IPR) produce el gasto de flujo 

máximo posible 1 . Esta información es necesaria para diseñar adecuad~ 

mente la bomba. Aproximadamente el 7G% de los pozos de aceite en los 

Estados Unidos 2 están operando con bombeo mecánico; la importancia 

de la estimación precisa de la presión de fondo fluyendo no puede 

ser desapercibido. 

La medición in-situ de la Pwf en pozos fluyentes puede ser efectua-

da con registradores de presión subsuperficiales. Sin embargo, los 

pozos de bombeo mecánico presentan problemas especiales. Un registr~ 
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dor de presión convencional no puede ser corrido sobre la sarta de 

producción con su sarta de varillas de bombeo mecánico en su inte

rior. Las alternativas son un tubo de nitrógeno u otro equipo perm~ 

nente en el fondo del pozo; sin embargo, el costo inicial es alto 

para tales registradores de presión y los pozos deben ser probados 

periódicamente. 

El método de sondeo acústico ofrece confiabilidad para obtener datos 

de Pwf en ciertos casos. Desafortunadamente la estimación de la den

sidad del fluido en la T.P. y/o espacio anular no es fácil cuando el 

aceite est§ en condiciones de saturación, esto es cuando la Pwf está 

por debajo de la presión del punto de burbujeo (Pwf<Pb). En el caso 

del método del sondeo acústico del pozo, una estimación incorrecta 

de la densidad de la columna del fluido d~ origen a un error sustan

cial, especialmente cuando la relación gas/aceite (RGA) es alta. 

No obstante, estimaciones razonables de la densidad de la columna 

del fluido puede hacerse con cualquiera de las correlaciones de Po

dio3•4 o de Godbey Dimon5 • 

El sondeo acústico falla completamente cuando el aceite tiene la te_!! 

dencia a formar espuma. Esto sucede porque la columna de espuma ab

sorve la onda acústica, y consecuentemente la interfase gas/aceite 

con espuma entre ambas, no se perci be 6 . En a 1 gunos casos 1 a espuma 

puede ser bastante densa indicando un considerable error en el nivel 

del liquido. El método de sondeo acústico trabaja confiable sólo cua_!! 

do el aceite presente en el fondo del pozo permanece en condiciones 

de baja saturación. Esto es cuando (Pwf>Pb). En tales situaciones 

73 



la densidad de la columna de aceite muerto puede ser utilizado Y la 

confianza en los datos se eleva considerablemente. 

El método propuesto para obtener la Pwf est§ basado en el principio 

de la ecuación de balance de materia. Aunque Alexander 7 •9 también 

propuso el uso de la ecuación de balance de materia para determinar 

la Pwf se muestra aquí que su alcance tiene aplicación limitada y 

que ha sido mal utilizada. Este trabajo demuestra que la aplicación 

inapropiada de la EBM puede acarrear serios errores para estimar la 

Pwf o en evaluar la eficiencia del bombeo. 

Teoría. 

La ecuación de balance de materia EBM 7 •9•1º general para el gas con 

tenido en el espacio anular, en términos del gasto de flujo de gas 

(q 1 ) y del gasto de gas liberado (q 2 ), es (Fig. IJI.d-4) el gasto de 

gas que entra menos el gasto de gas que sale, igual al gasto de acu

mulación o: 

(q 1-q 2 ) =A (PMV/RTZ) 

(M/RTZ) [P(dV/dt) +V (dp/dt)J 

4118.A (PV' + VP') / Tz • • • ( 16) 

Para una situación de incremento (bomba cerrada, válvulas, de T.R. y 

T.P. cerradas) con q2 = O, 

4118.4 ( PVl + VPj ) /Tz • • • ( 17) 
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Durante el 'periodo--de liberaci6n'en e_l espacio anular (válvula de 

T. P. cerrada; 

••• ( 18) 

Combinando_ las ecÚ~ci aries 17 y 18: 

q2 = 4118.4 [V(P~ - P~) + p (Vi - vpJ/Tz • • • ( 19) 

La ecuaci6n 19 es la forma generalizada de la EBM de la fase de gas 

en el espacio anular. A continuaci6n se incluye un comentario sobre 

el término Tz constante: La temperatura es independiente del tiempo 

para el sistema considerado. Sin embargo, el gradiente geotérmico 

causa que la temperatura en el pozo varle con la profundidad. Esta 

variación de la temperatura es lineal para la mayoría de los pozos 

de aceite. Un promedio artimético de las temperaturas superficial y 

de la interfase gas/aceite producirá la temperatura promedio real p~ 

ra el cálculo del volumen de gas anular. El factor de desviaci6n del 

gas (Z) deberá ser evaluado a la temperatura promedio. De la ecuación 

16 a la 19, V, representa el volumen total de gas en el espacio anu

lar incluyendo las burbujas de gas en la columna de aceite. Dado que 

el volumen total del espacio anular es constante, el cambio en el 

volumen de gas es igual y opuesto al cambio en el volumen de 1 íqui

do. Así, en general dv/dt = - dVL/dt. La ecuación 19 puede volverse 

a escribir como: 

4118.4 [V (Pi - Pz) + P (V(.2 - Vll )] • • • ( 2D) 
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El gasto de flujo volumétrico de líquido, (VI_ ), puede ser conside

rado constante sobre el corto periodo de tiempo entre el incremento 

y descarga. Esto implica que Vll = V[_2 , lo cual reduce la ecuaci6n 

20 a: 

4118.4 [V(Pi - P2)]/Tz 

ó 

q2 Tz/ [4118.4 (Pl - P2)) 

• • • ( 21) 

• . . (22) 

Así, el volumen de gas anular puede ser estimado, anotando el gra

diente de presi6n durante las condiciones de incremento y venteo y 

la producción del gasto de gas. El apéndice 111.D.l muestra que la 

presi6n de la burbuja de gas puede ser ignorado para todo propósito 

práctico, sugiriendo que dp/dt es constante en el espacio anular a 

un tiempo dado. El conocimiento del volumen de gas en el espacio an_!! 

lar permite estimar la pseudo longitud del líquido en el espacio an_!! 

lar y de aquí la ·Pwf. El gasto total en el espacio anular, q 1 , tam

bién puede ser determinado de la ecuación 18 si V2 es despreciado o 

puede ser estimado independientemente. 

La prueba del IP deberá ser llevado a cabo de la siguiente manera. 

El pozo deberá ser cerrado, cerrando ambas válvulas de T.P. y T.R. 

después de parar la bomba. (Fig. III-D.5). 

Después de un cierto periodo de cierre (de aquí se obtiene Pi , el 

medidor de flujo deberá abrirse en un corto tiempo para medir q 2 y 

P2· La válvula de la T.R. deberá estar cerrada y repetir el procedj_ 

miento para obtener otro conjunto de datos. Las presiones de fondo 
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fluyendo obtenidas a diferentes tiempos pueden ser graficadas contra 

el tiempo. Extrapolando la curva al tiempo cero se obtiene la Pwf en 

varias situaciones. En el caso de un pozo con efecto de almacenamie.!l 

to, esta extrapolación deberá ser lineal y no afectada por el daño. 

Sin. embargo, cuando la influencia del factor de daño y el efecto de 

almacenamiento es muy pequeño, se requiere graficar los datos en un 

papel semilogarítmico. Para un pozo que intercepta una fractura ver

tical, la gráfica de Pwf contra Jz;;t puede ser extrapolado al tiempo 

cero para obtener la Pwf, siempre que no exista el efecto de daño. 

La redistribución de fase en la T.P. 11 • 12 se espera que no cause nin 

gún problema en los datos de presión extrapolados porque tal fenóme

no ocurre después de un período largo de cierre. 

Aplicación de la ecuación de balance de materia. (EBM). 

Alexander8 propuso un mltodo similar al de la EBM, pero sugirió que 

los datos de presión y gasto sean tomados con la bomba en operación 

y la válvula de la T.P. abierta. Esta decisión puede provocar erro

res en el caso de aceite saturado porque una fracción de gas es prQ 

ducido por la T. P. bajo condiciones de bombeo, el gasto de gas hacia 

el espacio anular puede ser considerado pequeño durante el incremen

to (porque el gas puede escaparse por la T. P.) que durante el desfo

gUe. Por esta razón, q
1 

en la ecuación 17 deberá ser más grande que 

q 1 en la ecuación 18. Esta es una significante contradicción que S!!_ 

pone Alexander. Por lo tanto, cuando la ecuación 22 es utilizada pa 

ra situaciones de bombeo, V deberla ser sobre estimado y la presión 

de fondo fluyendo menos preciado. Este menos precio de la presión es 

verdadero para todos los ejemplos de campo citados por Alexander 7 •9• 

77 



En estos_ e_jemplos la presión de fondo fluyendo estimado con la ecu~ 

ción 22 es siempre más baja que la determinada con el sondeo acústi 

co o por la lectura directa del tubo de nitrógeno. 

Alexander 8 •9 tembién sugirió que la diferencia en el incremento del 

gasto en el espacio anular entre las condiciones de cierre (con vál

vulas de la T.P. y T.R. cerradas) y cuando la bomba opera con la vál 

vula de la T.P. abierta (válvula de T.R. cerrada) puede ser utiliza

do para estimar el gasto de bombeo. 

Bajo estas condiciones, la (EBM) puede ser escrita como: 

4118.4 (PV:J + VP:J)!TZ . • . ( 23) 

Así, como se recalcó al principio, q1 en la ecuación 23 en general 

no podrá ser igual a q1 en la ecuación 17, sin embargo para aceite 

bajo saturado, cuando todo el gas en el espacio anular es generado 

dentro de él, las dos ca.ntidades llegan a ser parecidas. 

Entonces si q1, es eliminado igualando las ecuaciones 17 y 23 se ti~ 

ne: 

ó 

P(V:J-VJl 

(V'L¡ - V 0 L 3 ) 

.•• (24) 

El primer miembro de la ecuación 24 representa la diferencia en el 
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ESTA TESIS tt~ DEffE· .t 
S.WR OE LA iliBUOTEC~' 

gasto de líquido en el espacio anular bajo las dos condiciones. D.!!. 

rante las condiciones de cierre, el líquido proveniente de la form2_ 

ción puede entrar al espacio anular o a la T.P. cuando el líquido 

de la formación se dirige al espacio anular, V'L 1 es igual al gasto 

total de 1 íquido que entra de la formación al pozo. Cuando V'u es 

pequeño esto es el gasto de líquido hacia el espacio anular cuando 

la bomba opera con la válvula de la T.R. cerrada. La ecuación 24 prQ 

porciona el gasto de bombeo. De este modo el empleo de la ecuación 

24 está restringido severamente y permite solo estimar magnitud fu~ 

ra de orden. Ya que la presión de fondo estimada junto con el gasto 

puede ser utilizado para generar la curva de 1.P.R., el uso de la 

ecuación 24 no es necesario. 

Ejemplos de Campo. 

Pruebas en tres pozos de aceite con bombeo fueron conducidas a lo 

largo de los lineamientos de Alexander79 para obtener las longitudes 

de las columnas de aceite y gas. El conocimiento de las densidades 

individuales de la columna ayuda en la estimación de la presión de 

fondo fluyendo en cada caso. 

Los resultados de uno de los pozos es discutido en detalle ya que 

las observaciones y comentarios son igualmente aplicables en los 

otros casos. La (Fig. 111-D.6) dá los pasos secuenciales del proce

so de la prueba. La Tabla 111-D-1 proporciona los datos de la prue

ba para el pozo 1, y los resultados de los pozos 2 y 3 son resumi

dos en la Tabla 11!-D.2. Los datos de la prueba Tabla 111-D.1 del 

pozo 1 sugieren que el gasto de gas anular (q 1 ) obtenido por el mo-
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delo de Alexander es solamente de 28.2 m3/día, mientras que la medi

da di recta del mismo dá 600 m3/dfa. El error de 21 veces en el (q 1 ) 

estimado es contrario a la suposición implícita de Alexander de que 

el 100% del gas burbujea a través de la columna de fluido anular aún 

cuando la bomba está operando y la válvula de la T.R. está cerrada. 

El hecho de que la presión de fondo fluyendo Pwf esté por debajo de 

la presión de burbujeo (Pb) del aceite y de que algo de gas está sie~ 

do producido a través de la T.P. a 120 m3/día (o sea el 17% del gas 

total) invalida los modelos de Alexander. 

La RGA medida de 226.4 m3/m3 compara favorablemente con la RGA de 

220 m3;m3 medida en el sistema de separación de campo. La relación 

gas disuelto-aceite de 27 m3/m3 está en contraste marcado con la ob

tenida por Alexander, de 0.96 m3;m3 • Como muestra la Tabla 111-D.2, 

las RGA para los pozos 2 y 3 están muy cercanas a la RGA solución d~ 

bido al mantenimiento de presión en esta área del campo. 

La implicación de la suposición de Alexander es más seria en el ca

so de la determinación del nivel del líquido. Para el pozo 1 el métg_ 

do acústico (AWS) dió un valor de 731.6 m. Comparado con los 1134 m. 

y 1927 m. obtenidos de los modelos de nivel y presión constante, re~ 

pectivamente. Tales diferencias entre los modelos AWS y Alexander no 

son aceptables, y el error es consistente con las observaciones de la 

estimación de q1 . El nivel del líquido determinado acústicamente no 

puede ser comparado directamente con cualquiera de los modelos de 

Alexander cuando el aceite se encuentra en estado saturado. La com-

paración de los resultados obtenidos con los tres puede realizarse 

únicamente en base a la Pwf. 
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El modelo de Alexander de nivel constante está bajado en la consid~ 

raci6n de que el nivel del liquido (al igual que la columna de gas) 

permanece sin cambio durante la condición operante de bombeo, mien

tras que el modelo de presi6n constante implica presi6n de fondo 

constante. Intuitivamente hablando, tanto el nivel constante y pre

si6n constante son válidos para un aceite bajo saturado. La soluci6n 

real probablemente no coincida con el valor promedio de los result~ 

dos de los dos modelos. El pozo J de la referencia proporciona un 

ejemplo de un pozo de aceite bajosaturado. En este ejemplo, los mo

delos de nivel constante y de presión constante predicen la interf~ 

se gas/aceite a 400 m. y 312.G r;i., respectivamente, desde la super

ficie. El valor promedio aritmético de 356.3 m. es comparable con 

el valor de AWS de 350.5 m. de este modo los modelos, nivel consta.!! 

te y presión constante, tenderían a ser correctas únicamente cuando 

el aceite está en estado bajosaturado. En tal situación no existe 

gas libre entrando al pozo desde el yacimiento, y la evolución de 

gas es estrictamente un resultado del cambio en la fase termodinámj_ 

ca del aceite. 

La limitación de la consideración de que todo el gas burbujea a tr~ 

vés del líquido anular está considerado por la Pwf negativa (-76.7 

lb/pg 2 ) derivado del modelo de nivel constante para el pozo l. El 

modelo de presión constante dá una P1~f de 16.675 lb/pg 2 mientras que 

la técnica Al/S dá 23.055 lb/pg2 , con la correlación de Podio 3 , para 

corregir el gradiente del líquido anular. Una estimación demasiado 

baja del líquido, de bajo del niple de asiento de la bomba, puede 

conducir a pensar que la bomba tiene un candado de gas. Esta consi

deración errónea entonces dictamina el cambio de la longitud de la 
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carrera de la bonba o de la velocidad para reducir la caída de pre

sión excesiva aparente en la cara de la arena. 

Ninguna prueba en el pozo 1 fue desarrollada siguiendo nuestro proc~ 

so recomendado. Sin embargo, la validez del método propuesto ha si

do demostrada en otra parte 10 , con una prueba de incremento de pre

sión para el caso de aceite bajosaturado. 

El empeño de Alexander8 •9 para determinar la efectividad de la bomba 

con la ayuda de un supuesto "gasto de flujo anular" está mal encami-

nado. La Tabla 111-D.3 compara el gasto de producción medido con el 

gasto de flujo anular para los tres pozos. Las grandes diferencias 

entre los gastos medidos y los gastos de flujo anular causan serios 

problemas en la validez de la estimación del gasto de flujo anular. 

Como se discutió en la teoría, el concepto de gasto de flujo anular 

no puede ser relacionado con el gasto de bombeo o con el flujo de 

fluido desde el yacimiento al pozo. Generalmente hablando, el dato 

de presión, después de que la bomba cierra, puede ser ocultado por 

el efecto de almacenamiento o ·por el efecto de flujo lineal a través 

de fracturas. El gasto de flujo en la cara de la arena puede obte

nerse fácilmente de la curva IPR correspondiente a la presión de fon 

do fluyendo. 

Alexander9 también sugirió una corrección para el volumen de 9as an~ 

lar en base a la presión promedio integrada de la columna de gas. El 

propuso que el término presión en la EBM debería ser alguna presión 

promedio más que la presión superficial. Sin embargo, su proposición 

es válida, no así, su proceso de corrección, el cual es erróneo. No 
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existiría ninguna correcci6n para V en el caso del modelo de nivel 

constante, ya que no existe el término presión en la EBM (ec. 16). 

En el primer término del lado derecho, debido a que V'= O. El tér

mino P' es constante en el siste'1a a un instante de tiempo dado, CQ. 

mo se demuestra en el apéndice 111-0.1. Sin embargo, en el modelo 

de presión constante, el término presión existe y debería ser trat~ 

do como una presión promedio como puntualiza Alexander. 

Apéndice 111.0.1. 

Corrección de presión por la burbuja de gas. 

La EBM general para la fase de gas en el espacio anular es dada por 

la ecuación (16). 

4118.4 [P (dv/dt) +V (dp/Ot)] • • • ( 0-1) 

En la Ec. 0-1, V, representa el volumen total disponible de gas por 

acumulación. Por lo tanto, V no solamente inclu~e el gas 1 ibre-H

quido anular arriba de la interfase gas/líquido (VLF) sino también 

el volumen total de burbujas de gas en la columa de líquido (Vgb). 

Por lo tanto: 

V = VLF + Vgb . • • ( 0-2) 

Si las Ecs. 0-1 y 0-2 son combinadas: 

4118.4 ) -T-z- [P(dv/dt)+ VLF (dp/dt) + Vgb (dpgb/dt ] ••• (0-3) 
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Donde P es la presión superficial y Pgb es la presión de una burbJ! 

ja de gas. Notar que Pgb es una cantidad variable para una posición 

h abajo de la interfase gas/aceite (Fig. III-D.4) Pgb es relaciona

da con P por la expresión: 

. . • ( D-4) 

Donde gL y gg son los gradientes del líquido y del gas, respectiva

mente. Típicamente, la contribución hecha por la columna de gas 

(hLF y gg) para el cálculo de la presión de fondo es pequeño e insi.9. 

nificante y es, por lo tanto omitido en análisis subsecuentes. La in 

clusión del término hLF y gg no afecta las conclusiones de este apén 

dice. 

Si la Ec. D-4 es derivada con respecto al tiempo y el término hLF x 

gg es eliminado: 

(dp/dt) + gL (dh/dt) . • . ( D-5) 

En la ec. D-5 es utilizado un gradiente promedio del líquido dado 

que el gradiente del líquido varía con la profundidad. El cambio en 

la altura del líquido, dh, a cualquier hes relacionado con el cam

bio del volumen del líquido, VL' por: 

dh . • • ( D-6) 

Donde At es el área de la sección transversal del espacio anular. 

Diferenciando la Ec. D-6 con respecto al tiempo y combinando con la 
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ec. D-5, se tiene (d P
9
b/dt) = (dp/dt) + gl/At) (dVL/dt) •.. (D-7) 

Combinando las ecs. D-3 y D-7 queda: 

q 1-q 2 
4g8 • 4 [P(dv/dt)+ VLF (dp/dt) + Vgb (dp/dt) 

+ Vgb x (gl/At) ( dVL/dt)] ..• (D-8) 

6 
4118. 4 _T_Z_ [ P -(Vgb x gl/At) (dv/dt) +V (dp/dt), .• (D-9) 

observar que dVL - dV, y V Vgb + VLF 

Para una situación de incremento (bomba cerrada, válvulas de T.R. 

y T .P. cerradas) con q
2 

= D. 

4118.4 _T_Z_ [Pv¡ - (Vgb gl v¡tAt) + VP¡J • . • ( D-10) 

Durante el período de descarga del espacio anular (válvulas de T.P. 

cerrada, bomba cerrada y válvula de T.R. abierta), 

• • • ( D-11) 

Eliminando q1 de las ecs. D-10 y D-11, se tiene: 

4118.4 )] -T-z- [V (Pl - P2) + (P-Vgb gl/At) (Vl - V2 • . . ( D-12) 

Suponiendo que v¡ - v2 es pequeño e insignificante ( • O) y notan

do que la cantidad P - Vgb gl/At es pequeño, se obtiene la ec. (21). 
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q
2 

4118.4 [ V(Pl - P2)J /TZ 
••. ( 0-13) 
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TABLA lll-D.I - DATOS DE LA PRUEBA DEL IP Y R:'.SULTADOS 
PARA EL POZO 1 

DATOS DEL POZO Y DEL YriC !MIENTO 

Punto medio de los disparos, 

Profundidad de la bomba, 

Profundidad de 1 a T. P., 

Gasto de aceite, 

Gasto de agua, 

Gasto de gas en T. P., 

Gasto de gas en T. R., 

Capacidad anular, 

Densidad relativa del gas (aire=l.O) 

Temperatura de pruebas, 

Factor de compresibilidad del gas 

Gradiente del aceite, 

Gradiente del gas, 

Presi6n de burbujeo, 

Presi6n promedio del yacimiento, 

RGA, 

MODELO 

m 95€ 

m 960 

m 971 

m3/día 3.:s 

m3/día 0.64 

m3/día 120 

m3 /día 600 

m3/ni 0.0056 
0.655 

ºK 533 

0.98 
1 b/pg2 /pie O .3297 

lb/pg2/pie D.0030 

lb/pg2 963 
lb/pg2 1480.6 

mg3 /mo3 2 2 6 .• i¡ 

DE ALEXAUDER 

RESULTADOS NIVEL CONSTANTE PRESION CONSTANTE 

Gasto de gas anular, m3/día 

Gasto de flujo anular, m3/día 

Volumen de gas anular, m3 

Interfase gas/1 íqu ido desde 1 a 
superficie, m 

Presión de fondo f1uyenrlo, lb/p92 

28.2 

13.56 

6.35 

1134 

-76. 7 

*Sondeo acústico del pozo (ecómetro). 
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28.2 

12.34 

5. 78 

1027 

16.675 

731.6 

231.13 



TABLA ll!-0.2 - DATOS DE LA PRUEBA DEL IP Y RESULTADOS DE 
LOS POZOS 2 y 3. 

DATOS DEL POZO Y O EL YAC !MIENTO 

Punto medio de los disparos, 
Profundidad de la bomba, 
Profundidad de la T.P., 
Gasto de aceite, 
Gas to de agua, 

m 
m 
m 
m3/día 
m3/día 
m3/día 
m3/día 
m3/día 

POZO 2 

971 
g50 
976.6 

29.4 
0.5 

80 Gasto de gas en T.P. 
Gasto de gas en T. R. 
Capacidad anular, 
Densidad relativa del gas 
Temperatura de prueba, 

(aire=l) 

640 
0.00417 
0.652 
294 
0.98 
o.32g7 
0.0030 
962.8 
1480.6 

Factor de compresibilidad del gas 
Gradiente del aceite, 
Gradiente de gas, 
Presi6n de burbujeo, 
Presi6n promedio del yacimiento, 
RGA, 

DATOS DE LA PRUEBA 

q2 , m3/día 

P:J, 1 b/pg2/mi n 

P4· lb/pl/min 
Ps, 1 b/pg2 /mi n 

P6• lb/pl/min 

RESULTADOS 
POZO 2 

Gasto de gas anular, m3/día 
Gasto de flujo anular m3/día 
Volumen de gas anular m3 
Interfase gas/aceite desde 1 a 
superficie, m. 
Presión de fondo f1 uyendo lb/pg2 

POZO 3 

Gasto de gas anular, m3/día 
Gasto de flujo anular, m3/día 
Volumen de gas anular, m3 
Interfase gas/ aceite desde 1 a 
superficie, 1íl. ? 

Presión de fondo fluyendo, 1 b/pg ... 

ºK 

lb/pg2/pie 
lb/pg2/pie 
1 b/pg2 
1 b/pg2 
mg3/mo3 24.5 

612 

0.3161 

- 1.20 
0.3146 

1.1498 

MODELO DE ALEXANDER 

NIVEL 
CCX'lSTMHE 

115.62 
37 .62 

3.89 

734 
400.9 

83 

31 
17 .90 
4.50 

770 
333. 50 

NIVEL 
CONSTANTE 

115.62 
32.g6 
3.42 

623 
5I6. 9 

3I 
I5.61 
3. 75 

683 
425. 28 

POZO 3 

963 
954 
955 
21.6 
o 

80 
560 
0.0056 
0.67 
294 
o,g8 
o,32g7 
0.0030 
962.8 
1480.6 

29.6 

423 

0.07975 

-0.91785 

0.09497 

0.40020 

AWS 

864 
181.9 

60I 
302. 90 



TABLA lll-D.3 COMPARACION DE LA PROOUCCION llEDIDA CON LOS 
GASTOS DE FLUJO ANULAR. 

GASTO DE LIQUIDO GASTO O E FLUJO ERROR 
TOTAL MEDIDO DE ALEXANDER {X) 

{m3/día) {m3/día) 

Pozo l íEBM) 3.8 13.5 + 72 

Pozo l {Ref. 7) 101.0 52.6 - so 
Ref. 8 14.3 9.6 - 33 
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N O M E_ NO..C L -A J . U R A 
'> ";;'' ··'· ·.- . 

At Area de .lá_·s·ecci6n•.transversal del espacio anular, m2 , 
(pi e2 ¡;::. 

h = 

-IPR 

L 

M 

p = 

Pb = 

Pgb = 

p~¡f 

Pws = 

p' = 

. .:> .·: .: .. ~_:; . 
· · Gr'~diente de gas, KPa/m (lb/pg 2/pie). 

' - ~-·. , . ' 

,,Gradiente de líquido, KPa/m (lb/pg 2/pie) 

Cualquier longitud de la columna de líquido conteniendo bUL 

bujas de gas bajo la interfase gas/aceite, m (pie). 

Longitud de la columa de gas libre anular - líquido, m(pie) 

Longitud total de las columnas de gas y líquido al punto m~ 

dio de las perforaciones, m (pie). 

Indice de productividad del pozo 

Longitud, m (pie) 

Peso molecular del gas 

Presión superficial en la T.R. K Pa (lb/pg 2 ) 

Presión de burbujeo, KPa (lb/pg 2 ). 

Presión de burbujeo del gas en la columna de líquido anular 

KPa (lb/pg 2 ). 

Presión de fondo fluyendo en 1 a cara de 1 a formación KPa 

(lb/pg 2 ). 

Presión de fondo estática, KPa (lb/pg 2 ) 

Primera derivada de la presión superficial con respecto al 

tiempo, dp/dt, KPa/min. (lb/pg 2/min.). 
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R = 

T 

V = 

Vgb 

V' = 

V' L 

Gasto de flujo total de gas anular, m3/día (pie3/día) 

Gasto de flujo de gas a causa de la prueba durante la con
dición de venteo, m3/día (pie 3/día). 

Constante del gas. 

Tiempo de cierre, minuto 

Temperatura absoluta, ºK 

Volumen de gas en el espacio anular, m3 (pie 3 ) 

Volumen de burbuja de gas en la columna de líquido, m3 (pie 3) 

Volumen de líquido en el espacio anular, m3 (pie3 ) 

Volumen de lfquido con gas libre, m3 (pie3 ) 

Primera derivada del volumen de gas con respecto al tiempo, 
dVL/dt, m3/min. 

Primera derivada del volumen de líquido con respecto al 
tiempo, dVL/dt, m3/min. 

Factor de desviación del gas. 

yg Densidad relativa del gas. 

SUB IN O ICES 

Csg Tubería de revestimiento (T.R.) 

Condición con la bomba cerrada y tanto las v§lvulas de T.R. 
yT.P. cerradas. 

Condición con la bomba cerrada, la válvula de T.P. cerr3da, 
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4 

5 

6 

pero la válvula de T.R. abierta. 

Condición con la bomba operando, la válvula de T.P. abier
·ta, pero la válvula de T.R. cerrada. 

Condición con la bomba operando y tanto las válvulas de 
T.P. y T.R. en posición abierta. 

Condición 3 siguiente al período de descarga (condición 4). 

Condición con la bomba cerrada, válvula de T.P. abierta, 
pero válvula de T. R. cerrada. 
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Oetermlnocio"n de lo presión de entrada a la 
bombo por el método de Wolker, C.P. 
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CAPITULO IV 

EJEMPLOS OE APLICACION 

Para una mejor ilustración de la estimación de la presión de fondo 

fluyendo se presenta a continuación ejemplos pr§cticos de cada métQ 

do explicado en el Capítulo 111. 

Ejemplo 1 (Walker, C.P.) 

1.- Profundidad de la bomba 

2.- Nivel del fluido cuando la pr~ 

sión en la T .R. es de 120 lb/ 
pg2* 

3.- Nivel del fondo cuando la CO.!! 

trapresión en la T.R. es de 

50 l b/pg 2* 

*medido con ecómetro 

4130 pie 

3015 pie 

2440 pie 

Sustituyendo valores en la ec. 3 se tiene: 

134.7 (3.015)1.5 
100 

64.7 ( 2 .440Jl. 5 

10 

7.05 (lb/pg 2 ) 

2.47 (lb/pg 2 ) 

Por lo tanto para estimar la presión de entrada a la bomba (Pwf) y 

la densidad relativa promedio ( yf) de la columna del fluido, se 

produce de la siguiente forma: 
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134.7 +7.05 + 0.433 (4130 - 3015) yf 

64.7 + 2.47 + 0.433 (4130-2440) yf 

... (l') 

... ( l") 

Como Pwf1 = Pwf2, entonces igualando ecuaciones y haciendo las ope

raciones correspondientes se tiene: 

141.75 + 482.8 f = 67.17 + 731.8 yf 

Despejando yf de la ec. anterior 

yf = 0.30 (agua = 1.0) 

Sustituyendo el valor de y- 1 en la ec. (l') se tiene 

Pwf1 = 134.7 + 7.05 + 0.433 (4130 - 3015) 0.30 

Pwf = ~ª¡ (1 b/pg 2 abs) 

Ejemplo 2 (llalker, C.P.) 

l. Profundidad de colocaci6n de la bomba 4500 

2. Nivel del fluido cuando la contrapresión 
en la T. R. es de 100 1 b/pg2 2900 

3. Nivel del fluido cuando la contrapresión 
en la T. R. es de 60 l b/pg 2 2500 

Sustituyendo valores en la ecuación ( 3) se tiene: 

POCG 1 114.7 (2.900)1. 5 

lOo = 5.66 (lb/pg 2abs) 

POCG 2 74. 7 ( 2. 500 l l. 5 

100 = 2.95 (lb/pg 2abs) 

pies 

pies 

pies 

Sustituyendo valores obtenidos en la ecuación (1) y (2) se tiene: 
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Pwf1 
Pwf2 

114.7 + 5.G6 + 0.433 (4500 

74.7 + 2.95 + 0.433 (4500 

2900) yf 

2500) yf 

Si Pwf
1 

= Pwf2 , entonces igualmente (2') y (2") se tiene: 

••• ( 2') 

••• (2") 

114.7 + s.6r + o.433 (1600)-yf 

42.71 + 692.8 yf - 86G yf =O 

173.2 yf 42.71 

7 4. 7 + 2. 95 + o. 433 ( 2000) y f 

rf = 0.25 (agua !.O) 

Sustituyendo el valor de yf en la ecuaci6n (2") se tiene: 

Pwf2 = 74.7 + 2.95 + 0.433 (4500 - 2500) 0.25 

Pwf = ~~S (lb/pg 2 abs) 

M ETODO DE AGN EH 

Ejemplo 3 (Agnew, B.G.) 

Se tiene un pozo de bombeo mecánico, con la siguiente informaci6n: 

Profundidad de colocación de 1 a bomba 3000 pies 

Diámetro de las varillas de succi6n 7 / 8 pg. 

Diámetro del pist6n de la bomba 1 3/4 pg. 

C.V. P.* 5700 1 b 

C.V.V.* 6500 lb 

Presión enlaT.P. 60 lb/pg 2 

Densidad del acero 49D lb/pie 3 

* Valores obtenidos con el dinamómetro mecánico. 
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Estimar la presión de entrada a la bomba (Pwf). 

Ar 

Ap = 

2 
.:!! cZi 4 . 8 

2 
2!: cZ¡ 
4 4 

0.601 pg2 

2.405 pg 2 

Con la densidad del acero, la profundidad de colocación de la bomba 

y Ar, se calcula el peso de las varillas en el aire (wr): 

wr = 490 lb X 

pie 3 

wr 6135 lb 

3000 pies x 0.601 pg2 x 

wr - C.V.P. = 6135 - 5700 = 435 lb 

C.V.V. - C.V.P. = 6500 - 5700 = 800 lb 

Ar 0.601 = O 25 Ap ?..405 • 

~ 
144 pg2 

Sustituyendo los valores anteriores de la ecuación (13): 

Pwf 435 - 2 8.~§ 5 + 60 ( 1-0.25) = 1J."60I"" 

Pwf = Sª§ lb/pg 2 

Ejemplo 4 (Agnew, B.G.) 

Profundidad de colocación de la bomba 

Diámetro de las válvulas de succión 

Diámetro del pistón de la bomba 

C.V. P. 

C.V. V. 

Presión en la T.P. 

96 

2500 pies 

7/8 pg 

1 3/ 4 pg 

4500 lb 

6000 lb 

50 l b/pg 2 



Densidad del acero 490 lb/pie3 

Obtener 1 a presión de entrada a la bomba e Pwf ) 

2 
pg2 Ar Tr ell 0.601 4 8 

2 
pg2 Ap - -¡ eli 2.405 

4 

Calculando el peso de las varillas en el aire ewr): 

wr = 490 1 b 
;;? X 2500 X 0,601 X ~ 

144 pg 2 

wr 5113 lb 

wr - C.V.P. = 5113 - 4500 = 613 lb 

e. V. V. - e. V. P. = 6000 - 5000 = 1000 1 b 

Ar 
Ap 

0.601 
2.4-rr- 0.25 

Sustituyendo los valores en la ecuaci6n e13) se tiene: 

Pwf • 613 1000 
o:bCIT - 2.405 + 50 ( 1-0.25) 

Pwf 1020 - 416 + 37.5 

Pwf 641.5 lb/pg 2 

Ejemplo 5. 

A continuación se incluye una tabla que aparece en el artfculo de 

Agnew, B.G. en la cual se puede observar los valores obtenidos, a 

pozos en estudio, de la Pwf empleando los métodos convencionales 

y el propuesto. 
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POZO 

A 

B 

e 
D 

Donde: 

T A L A 

AGN EW, B.G. (DINAMOMETRO) 

PROFUNDIDAD GRAO! El!TE Ln P,,f 
DE LA BOMBA (1 b/pg2/pie) (pie) (lb/pg2 ) 

4025 0.3825 3325 268 

6000 0.3310 3040 841 

2850 0.4020 2605 97 

2925 0.4070 2790 56 

2935 0.3400 1100 539 

E, Determinado con ecómetro 

R, Determinado con registradores de presión. 

Ln, Elevación neta del fluido, pie 

G, Gradiente (lb/pg2/pie) 

P,,f 
{lb/pg2) 

271 E 

847R 

127E 

71 E 

698E 

En todos los casos analizados se puede observar que, las presiones 

determinadas por el método del dinamómetro (A9new) son mSs pequeñas 

que aquéllas determinadas por ec6metro. La razón de esto es probabl~ 

mente explicado por el hecho de que el gradiente real del fluido en 

el espacio anular fue m§s ligero que el estimado. 

Ejemplo 6. (JaMes N. McCoy). 

Determinar la presión de fondo fluyendo en un pozo que cuenta con 

los datos siguientes: 

Nivel del líquido 4000 pies 
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Incremento de pr~sión en la T.R. 
de 15 a 24 lb/pg~ en un tiempo de 
40 minutos. 

Profundidad total del pozo 

Presión en l a T • R. 

Presión de la columna de gas 

Presión en la cima de la columna 
de aceite gaseosa. 

Obteniendo ~ ~~ L 

(24 - 1~6 X 4000 gQQ 

4200 pies 

15 1 b/ pg 2 

4 1 b/ pg 2 

19 1 b/ pg 2 

La (Fig. 111-C.3) del Capítulo 111 muestra un factor de corrección 

del gradiente de 0.7 en la cima de la columna de líquido. 

Suponiendo.que el aceite tiene un gradiente de 0.35 lb/pg 2/pie en

tonces el gradiente efectivo de la columna de aceite gaseosa es: 

0.7 X 0.35 .= 0.245 lb/pg2/pie. 

Así la presión de la columna de aceite gaseosa es: 

(4200 - 4000) pies x 0.245 lb/pg 2/pie = 49 lb/pg 2 

Por lo tanto la presión de fondo fluyendo (Pwf) será: 

Pwf Presión en la 
de 1 a columna 

Pwf 15 + 4 + 4g 

Pwf !i~ lb/pg 2 

T.R. +presión de la columna de gas + presión 
de aceite gaseosa. 

68 lb/pg 2 
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EJEMPLO 7 (Kabir y Hasan) 

El siguiente ejemplo, ilustra la razón por la cual se omite el se

gundo término del lado derecho de la ec. 0-12 del apéndice lll_.D.l, 

con los siguientes datos: 

V = S.36 m3 At = 0.0056 m3/m, Vgb o.so 0.3297 

lb/pg 2/pie, Pi - P2 = 7 Kpa/min, y = 700 KPa. 

La ec. D-12 del apéndice 11!.D.l, toma la forma: 

q2 4118.4 [ 6.36 X 7 + (700 - ~X 7.46) (Vi - Vz)) 

4118.4 
~Tz-- [44.52 + 33.9 (Vi - v2>J 

Notar que el gasto de flujo volumétrico del gas (y líquidos) duran

te un corto período de tiempo entre el incremento y el venteo perm! 

nece constante. Este hecho implica un valor de Vi - V2 de 0.01 m3/ 

min. se obtiene: 

q = 4118.4 2 _T_Z_ (44.52 + 0.339). 

Así, omitiendo el segundo término del lado derecho de la ec. D-12 

del apéndice lll.D.l ocasiona un error de aproximadamente del 0.76%. 

Ejemplo 8. (Kabir y Hasan) 

Para la estimación de la Pwf, se incluye el procedimiento, paso a 

paso para el pozo 1 de la aproximación del modelo de nivel constante 

de Alexander7,8 
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q 2 - Gasto de venteo de,. gÚ a ,través .del ,p.robador de flujo crítico. 

q2 PF V 520/ )'g TZ 

q2 (104.35) (o.1446)V5201(0,6ss)(s33)(0.g0 

V - Volumen de gas anular. 

El volumen de gas anular es calculado con una ecuaci6n similar a la 

ec. propuesto en el trabajo de Alexander 7 •g· 

V = q2 TZ 
4ll8.4 (P3-P,\) 

¡s24.52¡ 
4118.4 

¡296.11 )(0.98) 
0.31 + 5.51) 

V 6. 35 m3 

hLF - columna de gas libre anular - líquido. 

h LF 
V 

7it 

h LF 
6.35 
0:0056 

h LF 1134 m. 

Pwf - Presi6n de fondo fluyendo 

La presión de fondo fluyendo Pwf es calculado por: 

Pwf Pcsg + ( hT - hLF) X gl + hlf X gg 

719.50 + (956.15 - 1134) X 7.46 + 1134 X 0.06895 

Pwf -529 KPa (-76. 7 1 b/pg2 ). 
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Ejemplo g (Kabir y Hasan). 

Cálculo del gasto de flujo anular por Alexander. 

Alexander dá una expresión para el gasto de flujo anular, como 8 : 

(14!1.4) (6.35)(1.517 - 0.455) 
712 

~~ = 13.56 m3/día. 

Donde el volumen de gas V, es del modelo de nivel constante de 

Alexander. 
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• j 

CAPITULO 

co:tcLUSIONES RECOMENDACIONES 

Después de haber concluido la presente tésis, han quedado algunos 

conceµtos no muy claraMente explicados o apoyados teóricamente, da

da la complejidad tanto del sistema de bombeo con varillas de suc

ción, como de la variación o modificación de la información, depen

diendo de la precisión de los parámetros que involucran el sistema. 

Desde el punto de vista práctico se puede pensar que la estimación 

de la presión de fondo fluyendo, independientemente del método de 

cálculo, dependerá en gran parte de la precisión de la medición del 

nivel de fluidos (con T.P. sin empacador) y de las variaciones de la 

presión en la T.P. y T.R., es decir la herramienta de apoyo que se 

utilice (ecómetro o dinamómetro) deberán estar ajustadas y calibra

das adecuadamente para proporcionar información veraz. 

A continuación se incluyen algunas conclusiones y recomendaciones 

que se contemplaron en cada método propuesto: 

l. Walker, C.P. a). Este método se fundamenta en registrar el ni

vel del fluido en el espacio anular, cuando el pozo se encuen

tra operando con un gasto constante a dos diferentes contrapr~ 

sienes en la boca del pozo (T.R.), esto es, se debe medir el 

nivel del fluido a una determinada contrapresión en la T.R. y 

posteriormente volverlo a medir, pero ahora con una contrapre

sión diferente a la anterior, sin modificar la velocidad de 
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bombeo y la cerrera de la bomba, 

Con la pri;;iera y segunda medición del nivel del fluido, se en

contrará un valor de la Pwf, el cual debe ser el mismo para ªfil 

bos casos, de~ido a que las condiciones de operación no fueron 

alterados, 

b), La desventaja que presenta este método, es el tiempo requ~ 

rido para reestablecer las condiciones estables de opera

ción, después de modiftcar la contrapresión en la T.R. 

2.- Agnew, G.B. a). Ha sido establecido que el dinamómetro, conve

nientemente utilizado con otras herramientas de pru~ucción en 

un programa de análisis planeado, es una herramienta valiosa 

para detectar y eliminar condiciones que pudieran causar una 

alza en los costos de operación o pérdida de producción. Para 

obtener los resultados máximos de tal programa, es esencial que 

todos los factores los cuales afectan al sistema de bombeo mee-ª_ 

nico sean visual izados como un cuadro completo. En la mayoría 

de los casos, la información del dinamómetro no es suficiente, 

pero, acoplado con 1 a cooperación del personal de campo y jun

to con todos los datos, el objetivo de obtener la producción 

máxima a un costo m!nimo puede ser logrado. 

b). Una nueva aplicación del dinamómetro, es determinar la ele

vación neta y la presión de fondo fluyendo. La información 

obtenida de esta manera puede ser de considerable ayuda para di

señar las futuras instalaciones, para determinar la capaci-
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dad de un pozo, resolver problemas de bombeo y para estu

dios del yaciniento. A causa de la poca experiencia con e~ 

te método, no se ha presentado una recomendación práctica. 

3.- James N.McCoy. a).- Los cambios de temperatura en el espacio 

anular son ignorados. 

b). El gasto de flujo· de gas instantáneo en el espacio anular, 

está a la temperatura del espacio anular. 

c). El incremento de presión en 1 a T. R. se ha supuesto que no 

afecta al gasto de flujo de gas a través de la columna de 

líquido. 

4.- C.S. Kabir, y A.R. Hasan.- a). Para obtener la presión de fon

do fluyendo involucra cierre de la bomba con las válvulas de la 

T.P. y T.R. cerradas. La corta prueba de incremento provee una 

manera de extrapolación de los datos del incremento al tiempo 

cero para poder estimar la Pwf. 

b). Para obtener la Pwf no requiere el conocimiento del gasto 

de gas anular para corregir la densidad del líquido en el 

espacio anular. Esto se debe a que el método permite el 

uso del gradiente de aceite muerto por el conteo de burbu

jas de gas que podr!an entrar en la columna del líquido. 

c). Los modelos propuestos por Alexander para estimar la Pwf no 

son válidas para aceite saturado, sin embargo, los modelos 
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pueden emplearse para aceite bajosaturado. 

d). El gasto de gas anular, estimado por los modelos de Alexan

der, dan resultados erróneos a excepción para el aceite ba

jo condiciones de baja saturación en la cara de la forma

ción. 

e). Ninguna información significativa de los modelos de Alexan

der puede ser distinguida del gasto de flujo anular para d~ 

terminar la efectividad de la bomba. 

f). La aplicación inapropiada de la EBM causa serios errores en 

la estimación de Pwf y del gasto de gas anular, 

Para conocer la variación de la Pwf en pozos con bombeo mecánico, se 

recomienda utilizar los métodos que se incluyen en la tesis, si bien 

no proporcionarán datos precisos, se podrá conocer la declinación de 

la Pwf y por consiguiente la capacidad de flujo del pozo, sin necesl 

dad de sacar 1 as vari 11 as de succión (reparar el pozo) y por ende r~ 

ducir los costos de producción de aceite y gas del campo reportado 

diariamente. 

Así mismo se recomienda consultar la referencia de cada autor visto 

en el Capítulo !JI. Para ampliar la aplicación de cada método. 

Por otra parte, es de vital importancia, utilizar las herramientas 

de apoyo como son el ecómetro, dinamómetro, registradores de presión, 

etc. Para analizar y diagnosticar a mayor detalle las condiciones de 
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operación de cada pozo. 
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