
1 

DISEÑO DE UNA MATRIZ DE DECISIÓN DE UN FLUIDO DE LIMPIEZA Y 
ESTIMULACIÓN EN UN POZO INYECTOR DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
MARÍA DEL MAR MONZÓN DUARTE 

RICARDO ANDRÉS VARGAS CORREDOR 
 
 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

FUNDACIÓN UNIVERSIDAD DE AMÉRICA  
FACULTAD DE INGENIERIAS 

PROGRAMA INGENIERÍA DE PETRÓLEOS 
BOGOTÁ D.C 

2018 

 

 



2 

DISEÑO DE UNA MATRIZ DE DECISIÓN DE UN FLUIDO DE LIMPIEZA Y 
ESTIMULACIÓN EN UN POZO INYECTOR DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS 

 
 
 
 
 

MARÍA DEL MAR MONZON DUARTE 
RICARDO ANDRÉS VARGAS CORREDOR 

 
 
 
 
 

Proyecto integral de grado para optar al título de: 
INGENIERO DE PETRÓLEOS 

 
 

 
 
 

Director: 
IVÁN CAMILO GÓMEZ  
Ingeniero de Petróleos 

 
 
 
 
 
 

Asesor: 
ADRIÁNGELA CHIQUINQUIRA ROMERO SÁNCHEZ 

Ingeniera de Petróleos 
 
 
 
 
 
 

 
FUNDACIÓN UNIVERSIDAD DE AMÉRICA  

FACULTAD DE INGENIERÍAS 
PROGRAMA DE INGENIERÍA DE PETRÓLEOS 

BOGOTÁ D.C 
2018 

 

 



3 

 
Nota de aceptación  

  
    ________________________________ 

________________________________   
________________________________ 
________________________________ 

 
 

 
 
 

 
 
 
 

_______________________________ 
Ingeniera Adriángela Romero 

 
 

_______________________________ 
Ingeniera Yatnielah Pirela 

 
 

_______________________________ 
Ingeniero Iván Peñaloza 

 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
 
 
 
 
 
Bogotá D.C, Abril del 2018 
 
 
 



4 

DIRECTIVAS DE LA UNIVERSIDAD 
 
 
  
  
  

Presidente de la Universidad y Rector del Claustro   
  

                                                       Dr. JAIME POSADA DÍAZ   
  
  
  

Vicerrector de Desarrollo y Recursos Humanos   
  
  
Dr. LUIS JAIME POSADA GARCÍA-PEÑA   
  
  
  

Vicerrectora Académica y de Postgrados   
  
  

Ing. ANA JOSEFA HERRERA VARGAS   
  
  
  

Secretario General   
  
  

Dr. JUAN CARLOS POSADA GARCÍA-PEÑA   
  
  
  

Decano Facultad de Ingeniería   
  
  

Ing. JULIO CESAR FUENTES ARISMENDI  
  
  
  

Director Programa Ingeniería de Petróleos   
  
  

Ing. JOSÉ HUMBERTO CANTILLO SILVA 
 



5 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
Las directivas de la Universidad de América, los jurados calificadores y el cuerpo 
docente no son responsables por los criterios e ideas expuestas en el presente 
documento. Estos corresponden únicamente a los autores. 
 
 
 



6 

DEDICATORIA 
 

Quiero dedicar este logro en primer lugar a Dios por permitirme vivir esta etapa de 
mi vida, a mis padres Saira Duarte y Rodrigo Monzón que son los causantes de 
que pudiese culminar este objetivo ya que siempre han hecho todo por sacarnos 
adelante, este logro es de ustedes.  A mis hermanos Juan Sebastián Monzón y 
Ana María Monzón que siempre confiaron en mi y estuvieron apoyándome y 
finalmente a mi compañero Ricardo Vargas por toda la dedicación y esfuerzo.  
 
 
 
 
 
 
 

María del Mar Monzón Duarte 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



7 

DEDICATORIA 
 
Este logro lo dedico a Dios por permitirme desarrollar este proyecto, a mi mamá 
Patricia Corredor por apoyarme y no dudar de mi durante toda la carrera, a mi 
papá Ricardo Vargas y hermana Nadia Vargas por la compañía y por último a mi 
compañera Maria del Mar Monzón que me aporto muchas cosas en el proyecto de 
grado. 
 
 
 
 
 
 

Ricardo Andrés Vargas Corredor 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



8 

AGRADECIMIENTOS 
 

Queremos agradecer al Ingeniero Iván Camilo Gómez por la confianza y el apoyo 
que nos brindó durante el desarrollo de este proyecto y a la empresa Occidental 
de Colombia LLC, por permitirnos realizar este proyecto de grado. A los ingenieros 
Iván Peñaloza y Adriángela Romero por sus consejos y compromiso.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



























21 

LISTA DE ANEXOS 

pág 

Anexo A. Estados Mecánicos de los casos de estimulación                               165 

Anexo B. CD matriz de decisión                                                                          169 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 





23 

CEMENTACIÓN: el proceso de emplazamiento de cemento alrededor de una 

sarta de revestimiento o de una sarta de tubería de revestimiento corta (liner). 

CONCORDANTE: estratos paralelos que han experimentado una historia 

geológica similar y que fueron depositados en sucesión sin ninguna interrupción. 

CONTACTO LITOLÓGICO: la superficie que separa los cuerpos de rocas de 

diferentes litologías, o tipos de rocas. Un contacto puede ser concordante o 

discordante, según los tipos de rocas, sus edades relativas y sus disposiciones. 

Una superficie de falla también puede actuar como un contacto. 

CORROSIÓN: pérdida de metal debida a reacciones químicas o electroquímicas, 

la cual, a la larga, podría destruir una estructura. La corrosión puede producirse en 

cualquier lugar del sistema de producción, ya sea en el fondo del pozo o en las 

líneas y el equipamiento de la superficie. 

CUENCA SEDIMENTARIA: una depresión de la corteza terrestre, formada por la 

actividad tectónica de las placas, en la que se acumulan sedimentos. La 

persistencia de la depositación puede producir un grado adicional de depresión o 

subsidencia. Las cuencas sedimentarias, o simplemente cuencas, pueden tener 

forma de cubeta o de fosa alargada. Si las rocas ricas generadoras de 

hidrocarburos se combinan con condiciones adecuadas de profundidad y duración 

de sepultamiento, pueden generarse hidrocarburos en la cuenca. 

DETRÍTICO: relativo a las partículas de roca provenientes de la rotura mecánica 

de las rocas preexistentes como resultado de la meteorización y la erosión. Los 

fragmentos detríticos pueden ser transportados para recombinarse y, a través del 

proceso de litificación, convertirse en rocas sedimentarias. 

DISCORDANCIA: superficie geológica que separa las rocas más antiguas de las 

rocas más modernas y que representa un hiato en el registro geológico. 

ESPESOR DE CAPA: el espesor de una capa o de un estrato de roca 

sedimentaria, medido en forma perpendicular a su extensión lateral, presumiendo 

la existencia de depositación sobre una superficie horizontal. Dado que la 

depositación de sedimentos puede producirse sobre superficies inclinadas, el 

espesor aparente o medido de la capa podría diferir del espesor verdadero de la 

capa. El espesor de una capa dada a menudo varía a lo largo de su extensión. 

ESTIMULACIÓN MATRICIAL: tratamiento diseñado para tratar la formación 

cercana al pozo, en lugar de otras áreas del conducto de producción, tales como 

la tubería de revestimiento a través del intervalo de producción, los tubulares de 

producción o los disparos o perforaciones. Los tratamientos de estimulación 
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matricial incluyen ácido, solvente y tratamientos químicos para mejorar la 

permeabilidad de la formación cercana al pozo.  

ESTRATIGRAFÍA: el estudio de la historia, la composición, las edades relativas y 

la distribución de los estratos, y la interpretación de los estratos para elucidar la 

historia de la Tierra. La comparación, o correlación, de estratos separados puede 

incluir el estudio de su litología, contenido fósil, y edades relativas y absolutas, o 

litoestratigrafía, bioestratigrafía y cronoestratigrafía. 

FLUIDO DE ESTIMULACIÓN: fluido de tratamiento preparado para estimulación, 

aunque el término se aplica más comúnmente a fluidos de estimulación matricial. 

La mayoría de los fluidos de estimulación matricial son ácidos o tienen base 

solvente, y el ácido clorhídrico es la base más común, debido a sus características 

de reacción y a su relativa facilidad de control. 

FORMACIÓN GEOLÓGICA: la unidad fundamental de la litoestratigrafía. Un 

cuerpo de roca suficientemente característico y continuo para ser mapeado. En 

estratigrafía, una formación es un cuerpo de estratos de un tipo predominante o 

una combinación de diversos tipos; las formaciones múltiples forman grupos, y las 

subdivisiones de las formaciones son los miembros. 

GEOLOGÍA DEL PETRÓLEO: estudia el origen, formación y acumulación del 

petróleo en la naturaleza, así como también las rocas que lo contienen en cuanto 

a su genética y presentación en la naturaleza.  

GRADIENTE DE PRESIÓN: el cambio producido en la presión por unidad de 

profundidad, expresado normalmente en unidades de psi/pie o kPa/m. La presión 

se incrementa en forma predecible con la profundidad, en las áreas de presión 

normal.  

LITOLOGÍA: la naturaleza macroscópica del contenido mineral, la granulometría, 

la textura y el color de las rocas. 

LUTITA: roca sedimentaria detrítica, fisible, de granos finos, formada por la 

consolidación de partículas del tamaño de la arcilla y el limo en capas 

relativamente impermeables de escaso espesor. Es la roca sedimentaria más 

abundante. Las lutitas pueden contener cantidades relativamente grandes de 

material orgánico, en comparación con otros tipos de rocas y, por consiguiente, 

poseen el potencial para convertirse en rocas generadoras ricas en hidrocarburos, 

aunque una lutita típica contiene sólo un 1% de materia orgánica. 
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MANDRIL DE INYECCIÓN: un componente de terminación de fondo de pozo que 

permite la inyección de químicos de tratamientos o inhibidores en el conducto de 

producción. 

MIGRACIÓN: movimiento de los hidrocarburos generados, desde la fuente hacia 

las rocas yacimiento. La migración se produce habitualmente desde un área 

estructuralmente baja hacia un área más alta, debido a la flotabilidad relativa de 

los hidrocarburos, en comparación con la roca adyacente. La migración puede ser 

local o producirse a lo largo de distancias de cientos de kilómetros en las cuencas 

sedimentarias grandes, y es crucial para la formación de un sistema petrolero 

viable. 

PRUEBA DE INYECCIÓN: procedimiento que se realiza para establecer la tasa y 

la presión a la cual se pueden bombear los fluidos hacia dentro del objetivo de 

tratamiento sin fracturar la formación. 

REGISTRO DE PRODUCCIÓN: registro de una o más mediciones en sitio que 

describe la naturaleza y el comportamiento de los fluidos en el pozo o alrededor de 

el mismo durante la producción o la inyección. Los registros de producción se 

efectúan con el fin de analizar el desempeño dinámico del pozo y la productividad 

o inyectividad de diferentes zonas, diagnosticar pozos con problemas o monitorear 

los resultados de una estimulación o una terminación. 

ROCA GENERADORA: rocas ricas en contenido de materia orgánica que, si 

recibe calor en grado suficiente, generará petróleo o gas. Las rocas generadoras 

típicas, normalmente lutitas o calizas, contienen aproximadamente un 1% de 

materia orgánica y al menos 0,5% de carbono orgánico total (COT), si bien una 

roca generadora rica podría contener hasta 10% de materia orgánica. La 

preservación de la materia orgánica sin degradación es crucial para la formación 

de una buena roca generadora y resulta necesaria para que exista un sistema 

petrolero completo.  

ROCA RESERVORIO: roca donde se aloja el petróleo, con la característica 

fundamental que es porosa y permeable, tales como las areniscas, aunque 

también pueden ser los carbonatos, especialmente por sus fracturas y zonas de 

disolución.  

ROCA SEDIMENTARIA: las rocas sedimentarias están formadas por sedimentos 

que se depositan en el tiempo, generalmente como capas en el fondo de lagos y 

océanos. Estos sedimentos pueden contener minerales, plantas y otras materias 

orgánicas. Las rocas sedimentarias clásticas, tales como los conglomerados, las 

areniscas, las limolitas y las lutitas, se forman a medida que las rocas más 
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antiguas son desgastadas y erosionadas, y sus partículas se acumulan y se 

litifican, o endurecen, a medida que son compactadas y cementadas. 

ROCA SELLO: roca relativamente impermeable, normalmente lutita, anhidrita o 

sal, que forma una barrera o una cubierta sobre y alrededor de la roca yacimiento, 

de manera que los fluidos no pueden migrar más allá del yacimiento. Un sello es 

un componente crítico de un sistema petrolero completo. La permeabilidad de un 

sello capaz de retener los fluidos a través del tiempo geológico. 

SARTA DE PRODUCCIÓN: el conducto principal a través del cual los fluidos de 

yacimientos se envían a la superficie. La sarta de producción se ensambla 

generalmente con la tubería de producción y los componentes de la terminación 

en una configuración que se adecua a las condiciones del pozo y al método de 

producción. 

SATURACIÓN DE AGUA: la fracción de agua de un espacio poral dado. Se 

expresa en volumen/volumen, porcentaje o unidades de saturación. 

SEDIMENTO: los granos no consolidados de minerales, materia orgánica o rocas 

preexistentes, que pueden ser transportados por el agua, el hielo o el viento, para 

luego ser depositados. Los procesos por los cuales los sedimentos se forman y 

son transportados tienen lugar en la superficie terrestre o cerca de ésta y a 

presiones y temperaturas relativamente bajas. 

SISTEMA PETROLERO: los componentes geológicos y los procesos necesarios 

para generar y almacenar hidrocarburos; esto incluye una roca generadora 

madura, un trayecto de migración, una roca yacimiento, una trampa y un sello.  
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ABREVIATURAS 
 
 

API American petroleum institute 

BBL Barril 

BCP Bombeo cavidades progresivas          

BES Bombeo Electro Sumergible 

BHA Ensamblaje de Fondo de Pozo (Bottom Hole Assembly) 

BO Barril de Petróleo 

BPM Barriles por minuto 

BOPD Barriles de Petróleo por Día 

BWIPD Barriles de Agua Inyectados por Día 

BWPD Barriles de Agua por Día 

Ft Pies 

Gal Galones 

Km Kilometros 

LCI La Cira Infantas 

M Metros 

N-S Norte-Sur 

OXY Occidental Petroleum Corporation 

PSI Libra pulgada cuadrada (Pound Square Inch) 

VMM Valle Medio del Magdalena 

VPN Valor Presente Neto 

Hr Horas 

TVD Distancia Total vertical (total vertical depth) 

MD Distancia Total  

HSE Health Safety Enviorement 

In Pulgadas  

OMA® Organic Mud Acid 

HCl Ácido clorhidrico 

SRT Step rate test 

RIH Run in hole  

Min Minutos 
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RESUMEN 
 
El proyecto tiene como objetivo desarrollar una matriz de decisión de un fluido de 
limpieza y estimulación en un pozo inyector en el Campo La Cira Infantas, para 
ello se realizó en primer lugar, una descripción geológica de la Cuenca del Valle 
Medio del Magdalena en donde se encuentra el campo de estudio, así como la 
presentación de la columna estratigráfica, la vías de acceso al campo y de igual 
forma su historia de producción y desarrollo.   
 
A continuación se describe todo lo relacionado a la inyección de agua ya que la 
matriz está enfocada en un pozo inyector de agua y se explica el completamiento 
de los mismos con sartas selectivas que es la configuración que predomina en los 
pozos inyectores del campo. Una vez comprendido como están completados los 
pozos inyectores, se procede a detallar los problemas que se pueden presentar en 
un pozo inyector de agua y posteriormente se especifican los problemas que 
causan la disminución en la eficiencia de la inyección de agua en el campo La Cira 
Infantas el cual es un dato fundamental para el desarrollo de la matriz de decisión.  
 
Por otra parte se describen los fluidos de limpieza y estimulación usados en el 
Campo La Cira Infantas, su composición y los diferentes mecanismos de 
estimulación así como las técnicas y/o herramientas que se utilizan para llevar a 
cabo dicha operación.  
 
Cuando se describen los fluidos de estimulación y limpieza se procede a presentar 
seis casos que han sido candidatos a algún tipo de estimulación y/o limpieza en el 
campo en los cuales dicha operación ha tenido éxito y se ha visto un aumento en 
los volúmenes de inyección de agua para posteriormente seleccionar los 
parámetros que se tienen en cuenta para la matriz.  
 
Posteriormente se valida la matriz en el pozo inyector PI-1, al cual se le realiza 
una descripción desde la etapa de su perforación, seguido de su historial de 
inyección y posterior estimulación. Se analizan los resultados obtenidos y efectos 
que tuvo el bombeo del fluido en los niveles de inyección de agua. 
Finalmente se realiza un análisis financiero para establecer la viabilidad financiera 
del proyecto mediante la metodología del valor presente neto.  
 
Palabras clave: fluido de estimulación, fluido de limpieza, Campo La Cira 
Infantas, Inyección de agua, sarta selectiva, Cuenca del Valle Medio del 
Magdalena. 
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INTRODUCCIÓN 

La inyección de agua es el método dominante entre los de inyección de fluidos y 
no hay duda que por este método se debe el elevado nivel actual de los ritmos de 
producción en muchos países. Aun siendo el método con mayor reconocimiento 
para la producción de hidrocarburos puede verse afectado por varias razones las 
cuales no permiten que los volúmenes de agua que se inyectan sean los 
esperados.  
 
Uno de los métodos para mejorar la inyección de agua en un pozo inyector es por 
medio de la estimulación. Este término se utiliza para describir el tratamiento que 
se le realiza a un pozo con el fin de restaurar o mejorar su productividad. El 
proyecto tiene lugar en el Campo La Cira Infantas, campo petrolero más viejo en 
Colombia, por lo que la mayor parte de su producción opera bajo recuperación 
secundaria por medio de la inyección de agua. Esto significa que muchos de los 
pozos inyectores presentan alguna señal de daño que puede presentarse como 
taponamiento en las sartas de inyección, bloqueos en los perforados del 
revestimiento, producción de arenas o precipitación de minerales que generan que 
la inyección no se realice de forma eficiente.  
 
Debido a los problemas mencionados anteriormente se decide desarrollar una 
matriz de decisión que permita escoger el mejor fluido de limpieza y estimulación 
para los pozos inyectores del campo y así proponer la mejor solución operativa, 
con el fin de remover todo tipo de restricción y mejorar las condiciones tanto del 
pozo como de la formación para que la inyección de agua se realice sin ningún 
tipo de inconveniente.  
 
Finalmente el proyecto evalúa la parte técnica y financiera en un pozo piloto 
inyector de agua con el fin de incrementar los volúmenes de inyección y de esta 
forma tener la posibilidad de desarrollarlo en otros pozos inyectores e incrementar 
los volúmenes de inyección de agua y como consecuencia aumentar la producción 
del Campo La Cira Infantas.  
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OBJETIVOS 

 
OBJETIVO GENERAL 
 
Diseñar una matriz de decisión de un fluido de limpieza y estimulación en un pozo 
inyector del Campo La Cira Infantas. 
 
OBJETIVO ESPECIFICOS 
 
1. Describir las generalidades y la geología del Campo La Cira Infantas. 

 
2. Describir el sistema de completamiento en pozos inyectores de agua con sarta 

selectiva usado en el Campo La Cira Infantas. 
 

3. Describir los problemas que causan la reducción de la eficiencia en la  
inyectividad de los pozos inyectores del Campo La Cira Infantas. 

 
4. Describir los fluidos de estimulación y limpieza que se han implementado y su 

efecto en el Campo La Cira Infantas. 
 

5. Diseñar la matriz de decisión del fluido de limpieza y estimulación teniendo en 
cuenta las propiedades del Campo La Cira Infantas.  

 
6. Implementar la matriz de decisión de un fluido de limpieza y estimulación en un 

pozo piloto del Campo La Cira Infantas. 
 

7. Analizar los resultados de la implementación de la matriz de decisión para el 
incremento de los volúmenes de inyectividad en un pozo inyector del Campo 
La Cira Infantas. 

 
8. Establecer la viabilidad financiera del proyecto usando el indicador financiero 

Valor Presente Neto (VPN). 
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS 

En el presente capítulo se relacionan aspectos del Campo La Cira Infantas tales 
como: su historia, localización, marco geológico e historia de producción.  

1.1 HISTORIA DEL CAMPO 
 

Con aproximadamente 100 años desde su descubrimiento, el Campo La Cira 
Infantas dio inicio a la historia de la industria petrolera en Colombia. En 1917 la 
Tropical Oil Company, más conocida como la “troco”, comenzó la perforación de 
los pozos Infantas II e Infantas I, primeros pozos exploratorios. Infantas II fue el 
pozo descubridor del campo el cual fue completado en la formación Mugrosa 
inferior, zona “C” del campo el 29 de Abril de 1918 a una profundidad de 1580 
pies. El 11 de Noviembre del mismo año se completó el también pozo productor 
Infantas I a una profundidad de 2285 pies. En ese momento se determina que el 
área es comercial1. 

En 1920 se da lugar a la concesión de mares en donde la Tropical Oil Company 
adquirió y continuó la explotación del campo. Esta empresa administró el campo 
hasta el 25 de Agosto de 1951 cuando la concesión revirtió al estado Colombiano 
pasando a ser Ecopetrol, la Empresa Colombiana de Petróleos, la compañía 
operadora2. A inicios del año 1925 se ratificó la existencia del Anticlinal de la Cira, 
gracias a la perforación del Pozo LC-58 el cual fue completado en la formación 
Colorado (Zona A)3. Con la perforación del pozo LC-125 se descubre la Zona C en 
la estructura de la Cira y fue el primer pozo que produjo en la Formación Mugrosa 
Superior (Zona B).  

A Octubre de 2017 Occidental de Colombia junto con Ecopetrol S.A continúan en 
asociación siendo Ecopetrol S.A la operadora del campo. Actualmente el campo 
La Cira Infantas, cuya área es de aproximadamente 23.000 acres, se encuentra 
activo y produciendo.  

 

 

 

                                                 
1 MOROS, L. A. y SERRANO, J. N. Evaluación técnico financier de la implementación de una 
herramienta pulsante con tecnología powerwave para la estimulación en pozos inyectores del 
Campo La Cira Infantas. Colombia, 2016. p. 25.  
2 EL ESPECTADOR, “Ecopetrol y OXY sellan alianza para seguir exprimiendo el campo La Cira-
Infantas”. Septiembre, 2015. [En Línea] [Citado el 18 de Septiembre de 2017]. Disponible en 
Internet: https://www.elespectador.com/noticias/economia/ecopetrol-y-oxy-sellan-alianza-seguir-
exprimiendo-el-ca-articulo-586629  
3 SILVA, L. N. Análisis de la viabilidad técnico-financiera de un proceso de recobro químico álcali-
surfactante-polímero (ASP) en elcampo La Cira Infantas. Colombia. 2016. p. 32.  



32 

1.2 LOCALIZACIÓN GEOGRÁFICA DEL CAMPO 
 

El Campo La Cira Infantas se encuentra ubicado en Colombia, en la Cuenca del 
Valle Medio del Magdalena, departamento de Santander, corregimiento El Centro, 
a 22 km aproximadamente de la ciudad de Barrancabermeja y a 250 km al 
Noroccidente de la ciudad de Bogotá. 

Para llegar al Campo la Cira Infantas se pueden tomar dos opciones: llegar por  
vía terrestre o aérea. Por vía terrestre desde Bogotá D.C la ruta tiene una 
extensión de 414 km, saliendo por la zona occidental de la ciudad tomando la calle 
80 por la vía Bogotá- La Vega. Al llegar a Honda se toma en dirección a Guaduas, 
continuando por la Ruta del Sol pasando por la Dorada y Puerto Boyacá. 
Finalmente siguiendo por la Ruta del Sol se toma la troncal Magdalena- 
Barrancabermeja en sentido Nororiente 17.2 km hasta llegar al Campo La Cira 
Infantas.  

Por vía aérea se toma un avión en el Puente Aéreo ubicado en la ciudad de 
Bogotá D.C hasta el aeropuerto de la ciudad de Barrancabermeja, se parte del 
aeropuerto por vía terrestre en sentido Sureste de la ciudad por la troncal 
Magdalena- Barrancabermeja, el recorrido es de 24 km aproximadamente lo cual 
toma 20 minutos hasta llegar al Campo La Cira Infantas. Ver Figura 1. 
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            Figura 1. Localización geográfica del Campo   

      

Fuente: ArcGIS for Desktop. Versión 10.3.0.4322: ESRI Inc. Disponible en ESRI Inc. Pagina Web de ESRI, 
disponible en <http://www.esri.com//>
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1.3 MARCO GEOLÓGICO 
 

Geológicamente, el Campo La Cira Infantas se encuentra ubicado en la Cuenca 
del Valle Medio del Magdalena (VMM), caracterizada por tener una evolución 
geológica compleja que ha determinado su morfología actual4 debido a una serie 
de eventos tectónicos sedimentarios. A continuación se describe la estratigrafía, 
geología estructural y geología del petróleo asociadas al campo de estudio.  

1.3.1 Columna Estratigráfica. En la Figura 2 se muestra la columna estratigráfica 
generalizada para la Cuenca del Valle Medio del Magdalena y el Campo. Así 
mismo se señalan los principales elementos asociados al sistema petrolífero.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

                                                 
4 CASTRO, N. E y ZAPATA, J. S. Evaluación técnico-financiera de la implementación del bombeo 
de un fluido de estimulación para el incremento de la inyección de agua en la sarta selectiva del 
pozo 2505 en el campo La Cira Infantas. Colombia, 2016. p. 33.  
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              Figura 2. Columna estratigráfica generalizada de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena. 

 

Fuente: Columna estratigrafica generalizada, Cuenca Valle Medio del Magdalena (tomada de ANH, 2012). Modificado por los 

Autores
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1.3.2 Estratigrafía. A continuación se describen las unidades estratigráficas 
presentes en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, de la más antigua a la 
más reciente, las cuales fueron perforadas por los pozos del campo de estudio. 
 
1.3.2.1 Formación Girón. Según M. Julivert 5 , se ha establecido una edad 
Jurásico superior-Cretácico inferior. Esta constituido de 2600 m de sedimentos en 
su mayor parte rojizos, de naturaleza arenosa o lutítica y poco conglomerática. Las 
arenitas presentes son de tipo arcosico. Tiene un espesor variable entre 9840 y 
14760 ft, haciéndose más espesa hacia el Occidente del campo y se adelgaza en 
el Oriente. El ambiente de sedimentación es continental, fluvial a lacustre. La 
Formación Girón se encuentra en contacto discordante con las formaciones Bocas 
y Jordán que la infrayacen y en contacto concordante con la Formación Tambor 
que la suprayace.  
 
1.3.2.2 Formación Tambor (Los Santos). Según M.Julivert6, pertenece a la edad 
Cretáceo inferior (Hauteriviano - Valanginiano). Se constituye de tres niveles: uno 
inferior de areniscas rojizas, otro nivel medio arcilloso con intercalaciones de 
areniscas también de color rojizo o rosado y otro nivel superior de areniscas 
blancas. Su espesor total es de más de 200 m en el borde W de la Mesa de los 
Santos y de 120 m en el borde E. El ambiente de depositación fue continental 
meandriforme. La formación Tambor se encuentra en contacto discordante con la 
formación Giron que la infrayace y en contacto concordante con la Formación 
Rosablanca que la suprayace.  
 
1.3.2.3 Formación Rosablanca. Según M. Julivert7, la formación es de edad 
Hauteriviano a Barremiano (Cretácico inferior). De abajo hacia arriba consta de 
diferentes niveles: un nivel inferior (calizas y dolomitas grises), nivel magroso 
superior (intercalación de caliza marrón), nivel magroso superior (shales con 
intercalación de calizas), nivel arenoso y nivel lumaquélico. Esta formación tiene 
un espesor de 425 m en el rio Sogamoso pero es muy variable. El ambiente de 
depositación fue marino somero. La formación Rosablanca se encuentra en 
contacto concordante con la formación Tambor que la infrayace y en contacto 
concordante con la formación Paja que la suprayace.  
 
1.3.2.4 Formación Paja. Según M. Julivert8, la formación es de edad Cretáceo 
inferior (Barremiano-Aptiano). Se presenta como una sucesión de shales negras, 
ligeramente calcáreas y micáceas, los 250-300 m inferiores de la formación 
contienen concreciones de caliza de hasta 30 centímetros, septarias y vetas de 
calcita. La formación tiene un espesor que varía con un mínimo de 125m y un 
máximo de 625m. El ambiente de depositación fue continental fluvial. La formación 

                                                 
5 JULIVERT, M. Léxico Estratigráfico. 1968. p. 254 – 263. 
6 Lbid., p. 448 - 450 
7 Lbid., p. 419 – 421 
8 Lbid., p. 363 – 364 
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Paja se encuentra en contacto neto con la formación Rosablanca que la infrayace 
y con tránsito gradual con la formación Tablazo que la suprayace.  
1.3.2.5 Formación Tablazo. Según M. Julivert 9 , ésta formación es de edad 
Cretáceo inferior (Apfiano-Albiano). Es una sucesión de calizas duras y azuladas, 
muy fosilíferas y margas, con un predominio de las calizas en la mitad superior y 
de las margas en la mitad inferior. La formación tiene un espesor que varía entre 
150 y 325 metros. Su ambiente de depositación fue de tipo transicional. La 
Formación Tablazo se encuentra en contacto concordante y gradual con la 
formación Paja que la infrayace y en contacto concordante con la formación Simití 
que la suprayace. 
 
1.3.2.6 Formación Simití. Según M. Julivert10, la Formación Simití pertenece a la 
edad Cretáceo inferior (Albiano). Se compone de shale gris o negra localmente 
calcárea y concrecionaria. Localmente cerca del techo de la formación se 
encuentran capas delgadas de conglomerados formadas por cantos pequeños, 
nódulos de fosfatos, dientes de pez y arena. Su espesor varía entre 250 y 650 m. 
su ambiente de depositación fue marino profundo. La formación Simití se 
encuentra en contacto concordante y neto con la Formación Tablazo que la 
infrayace y en contacto concordante con la Formación La Luna que la suprayace.  
  
1.3.2.7 Formación La Luna. Según M. Julivert11, en el Valle Medio del Magdalena 
se asigna a la Formación una edad del Turoniano al Santoniano. Esta formación 
se subdivide en tres miembros que de abajo hacia arriba son: Salada, Pujama y 
Galembo. El miembro Salada, está compuesta por arcillolitas calcáreas, negras, 
duras, laminares, con concreciones y líneas de pirita, mezcladas con caliza. El 
miembro Pujama consta de shale gris o negra calcárea, su espesor varía entre 50 
y 225 m. constituye el miembro medio de la Formación La Luna comprendido entre 
el miembro salada en la base y el miembro Galembo en el techo y finalmente el 
miembro Galembo, se trata de una shale calcárea alternando con finas capas de 
caliza y con numerosos nódulos discoidales de caliza, que pueden alcanzar varios 
metros de diámetro y que contienen amonites. El espesor varía entre 180 y 350 m. 
El ambiente de depositiacion fue marino poco profundo. La formación La Luna se 
encuentra en contacto concordante con la Formación Simití que la infrayace y en 
contacto discordante con la formación Umir que la suprayace.  
 
1.3.2.8 Formación Umir. Según M. Julivert12, ésta formación es de edad Cretáceo 
superior (Campaniano – Maestrichtiano). La parte inferior de la formación se 
compone de lutitas en láminas delgadas de color gris oscuro, gris azuloso a negro, 
con delgadas láminas carbonáceas y micáceas; caracterizadas por capas 
delgadas, lentes y pequeñas concreciones ferruginosas. La parte superior consta 

                                                 
9 Lbid., p. 445 
10 Lbid., p. 437 
11 Lbid., p. 301 - 303 
12 Lbid., p. 458 - 459 
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de lutita blanda, gris oscura, en capas delgadas con numerosas laminitas de 
carbón, láminas delgadas de mineral de hierro, areniscas de grano fino y limonita. 
El espesor aproximado es de 1000 m. el ambiente de depositación fue marino.  La 
Formación Umir se encuentra en contacto discordante con el Miembro Galembo 
de la Formación La Luna que la infrayace y en contacto concordante con la 
Formación Lisama que la suprayace.  
 
1.3.2.9 Formación Lisama. Según J. De Porta13, ésta formación es de edad 
Paleoceno. Esta unidad se compone de shales abigarradas de color rojo, pardo, 
gris, con intercalaciones de areniscas masivas grisáceas, de grano medio a fino 
que se hace más grueso hacia la parte superior de la formación. La Formación 
Lisama tiene un espesor que puede llegar hasta 1225 m. Su ambiente de 
depositación fue de tipo continental fluvial-deltaico. La Formación Lisama se 
encuentra en contacto normal y transicional con la Formación Umir que la 
infrayace y en contacto discordante con el miembro Toro de la Formación La Paz 
que la suprayace.  
 
1.3.2.10 Formación La Paz. Según J. De Porta14, es de edad Paleoceno-Eoceno 
medio. Se compone por un predominante color gris amarillo y en el banco más 
grueso llega a tener 60 m de espesor. También consta hacia el respaldo superior 
de una alternación de arcillas gris azules y areniscas duras, amarillas micáceas y 
a veces areniscas micáceas esquistosas. La formación La Paz tiene una variación 
de espesor considerable de unas áreas a otras, su espesor en la sección tipo es 
de aproximadamente 1000 m. el ambiente de depositación fue continental. La 
base de la Formación La Paz se encuentra en contacto con la Formación Lisama 
que la infrayace y en contacto concordante y transicional con la Formación 
Esmeraldas.  
 
1.3.2.11 Formación Esmeraldas. Según J. De Porta15, es de edad Eoceno medio 
superior. Litológicamente consta de areniscas y limolitas compactas dispuestas en 
capas muy delgadas o láminas, micáceas, de grano fino y de color gris, que 
alternan con shales gris oscuras que localmente pueden presentarse moteadas de 
rojo, púrpura y marrón. El espesor de la formación es de unos 1200 m y se 
adelgaza en la Quebrada Putana. El ambiente de depositación fue continental de 
corrientes cruzadas. La Formación Esmeraldas se encuentra en contacto 
concordante con la Formación La Paz que la infrayace y en contacto discordante 
con la formación Mugrosa que la suprayace. 
  
1.3.2.12 Formación Mugrosa. Según J. De Porta16, es de edad Eoceno Superior 
– Oligoceno. Esta formación está compuesta en la parte inferior de areniscas de 

                                                 
13 DE PORTA, J. Léxico Estratigráfico. Francia. 1974. p. 326 
14 Lbid., p. 303 
15 Lbid., p. 197 
16 Lbid., p. 372 
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grano medio a fino, raramente grueso o con cantos, que están intercaladas con 
shales de color azul o gris. En la parte media consta de shales masivas moteadas 
con algunas intercalaciones de areniscas de grano fino y en la parte superior se 
encuentran areniscas a veces con cantos que se intercalan con shales moteadas. 
El espesor de la Formación varia de unos 700 m en Colorado pasa a unos 500 m 
en el Campo de Llanito. El ambiente de depositación fue de tipo continental fluvial. 
La formación Mugrosa se encuentra en contacto concordante con la formación 
Esmeraldas que la infrayace y en contacto concordante con la formación Colorado 
que la suprayace. 
   
1.3.2.13 Formación Colorado. Según J. De Porta17 , es de edad Oligoceno-
Mioceno. Litológicamente está compuesta por arcillas de color gris claro, púrpura y 
moteado de rojo, con intercalaciones de areniscas en bancos de espesor variable 
con estratificación cruzada. La parte superior de la formación consta de unos 100 
m de arcillas de color gris y negro, carbonáceas, con areniscas de grano medio y 
poco potentes. Esta parte de la sección corresponde al Horizonte fosilífero La Cira 
o también llamado por otros autores con el nombre de Formación La Cira. En su 
sección tipo la Formación Colorado tiene un espesor de 1200 m, pero éste varía 
considerablemente y aumenta de una manera general hacia el E donde puede 
alcanzar hasta 2500 m al pie de la Cordillera Oriental. El ambiente de depositación 
fue de tipo continental fluvial. La Formación Colorado se encuentra en contacto 
concordante con la formación Mugrosa que la infrayace y en contacto discordante 
con el Grupo Real que la suprayace.   
 
1.3.2.14 Grupo Real. Según J. De Porta18, es de edad Mioceno. Este grupo está 
conformado por las Formaciones Real Inferior, Medio y Superior, separadas entre 
sí por inconformidades. Litológicamente se compone principalmente por 
conglomerados, areniscas conglomeráticas y arcillolitas grises depositadas en 
ambientes continentales. Su espesor aproximado es de 802 m. Su ambiente de 
depositación fue de tipo abanico aluvial proximal y medio. El Grupo Real se 
encuentra en contacto discordante con la formación Colorado que la infrayace y en 
contacto concordante con el Grupo Mesa que lo suprayace.  
 
1.3.2.15 Grupo Mesa. Según J. De Porta19, es de edad Plio-Pleistoceno. Este 
Grupo está compuesta por abundante material volcánico representado por 
andesita, dacita, piedra pómez, ceniza volcánica, así como cuarzo, filitas y rocas 
metamórficas. La sucesión está formada por areniscas de grano grueso que 
alternan con aglomerados. También están presentes capas de arcilla, limo y 
arenas de grano fino. El espesor de este Grupo es de 250 m.  Su ambiente de 
depositación fue de tipo continental. El Grupo mesa se encuentra en contacto 
discordante con el Grupo Real que lo infrayace.  

                                                 
17 Lbid., p. 141 
18 Lbid., p. 412 - 416 
19 Lbid., p. 356 - 362 
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1.3.3. Geología Estructural. El campo de estudio, La Cira Infantas, se divide 
principalmente en dos estructuras que son Cira e Infantas. A continuación se 
describe cada estructura.  

1.3.3.1 La Cira. Esta estructura es un anticlinal suave en forma de domo, ubicado 
en la zona noroccidental del campo, con dirección N-S. Presenta cabeceo hacia el 
N y hacia el S y en el E está cortado por la falla de tipo inverso La Cira20, cuyo 
ángulo de oscilación está entre 70º y 80º con buzamiento hacia el Occidente. La 
Cira tiene un área aproximada de 54 km2. En dirección Este de la falla, se 
presenta un hundimiento ligeramente en forma de “U”, formando un pliegue 
sinclinal con la falla Infantas21. El campo se divide en varios bloques a causa de la 
presencia de otras fallas transversales de tipo normal ubicadas en el eje de la 
estructura. Estas fallas tienen un buzamiento aproximadamente entre 80º y 90º. 

1.3.3.2 Infantas. La estructura Infantas esta constutida por un anticlinal asimétrico 
elongado de aproximadamente 12 km de longitud por 2 km de ancho, presenta 
cabeceo tanto al norte como al sur y se encuentra localizada al sur del campo. La 
dirección predominante del eje del pliegue es Norte – Sur a 10° hacia el Noreste. 
El anticlinal se encuentra cortado a lo largo de su cresta por un sistema de fallas 
de cabalgamiento llamado “sistema de fallas de Infantas”. Este sistema de fallas 
buza hacia el oriente con ángulos entre 40º y 70º. La estructura de infantas se ve 
afectada por fallas normales con una dirección aproximada perpendicular al 
sistema de fallas principales. Sufre un ligero desplazamiento hacia el oriente y 
hacia el norte el sistema de fallas pierde salto22.  

1.3.4 Geología del petróleo. A continuación se describe el sistema petrolífero 
asociado con la Cuenca Del Valle Medio del Magdalena y el Campo La Cira 
Infantas. 

1.3.4.1 Roca Generadora. El petróleo de la Cuenca Del Valle Medio del 
Magdalena y del Campo La Cira Infantas proviene de calizas, lutitas negras y 
capas delgadas de liditas, las cuales están contenidas en las formaciones 
Tablazo, Simití y Luna. Las calizas de la Formación Luna constituyen la principal 
fuente generadora de hidrocarburos en la cuenca, en cuanto al total de carbono 
orgánico es decir TOC está en un rango entre 1% y 6% y el Kerógeno de esta 
formación es de tipo II23. 

1.3.4.2 Roca Reservorio. En el Campo La Cira Infantas las limolitas de la 
Formación Mugrosa (Zona B) y las areniscas de la Formación Colorado (Zona A), 
Formación Mugrosa (Zona C) y Formación Esmeraldas (Zona D), son las rocas 

                                                 
20 Rojas, C. A. Modelamiento geoestadístico de los depósitos fluviales de la zona C- Formación 
Mugrosa en el área La Cira-Este del campo La Cira. Colombia, 2011. p. 21 - 22 
21 CASTRO, N. E. y ZAPATA, J. S. Op. Cit, p. 40 - 41 
22 Rojas, C. A. Op. Cit, p. 21 
23 Agencia Nacional de Hidrocarburos. CUENCA VALLE MEDIO DEL MAGDALENA. Integración 
Geológica de la Digitalización y Análisis de Núcleos. Colombia, 2012. p. 63  
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reservorio del campo. La Cira Infantas cuyas porosidades oscilan entre 15% y 
20% y las permeabilidades varían entre 20 y 600 md. 

1.3.4.3 Migración. Hay tres tipos de migración identificados en el Campo La Cira 
Infantas24: 

 Migración de tipo vertical, se efectuó de manera directa, moviéndose los 

hidrocarburos generados de la Formación La Luna hacia discordancia del Valle 

Medio del Magdalena.  

 Migración de tipo lateral en las areniscas que pertenecen al Eoceno.  

 Migración de tipo vertical a lo largo de las superficies de fallas en zonas donde la 

Formación La Luna no se encuentra en contacto con la discordancia del Valle 

Medio del Magdalena.  

1.3.4.4 Roca Sello. Las rocas que actúan como sello son las pertenecientes a las 
formaciones Tablazo y La Luna. La roca sello varia en las diferentes zonas del 
campo: lodolitas masivas (Zona A), arcillas varicoloreadas (Zona B), lodolitas con 
ambientes de depositación en llanuras fluviales y paleolagos (Zona C) y lutitas 
grises y verdes (Zona D)25. 

1.3.4.5 Trampa. El petróleo del campo está almacenado por trampas de tipo 
estructural. Las estructuras de La Cira y de Infantas son anticlinales de tipo 
fallado. Las fallas más representativas son la Falla La Cira y todo el Sistema de 
Fallas de Infantas, todas de tipo sellante26.   

1.4 HISTORIA DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO 
 

En esta sección se tratan los temas más importantes relacionados con la historia 
de producción del Campo La Cira Infantas tales como: el método de producción, el 
tiempo que lleva el campo produciendo, el número de pozos, su producción 
acumulada y las características del yacimiento.  

1.4.1 Métodos de producción. En un inicio, los pozos del Campo La Cira como 
del Campo Infantas fueron en su mayoría producidos por flujo natural por 
mecanismo de empuje de gas en solución, tiempo después se instaló el sistema 
de levantamiento por gas27. En 1935 este sistema fue cambiado por el sistema de 
levantamiento que actualmente predomina en el campo: Bombeo Mecánico. En 
1946 y 1949 se inició el desarrollo del primer programa de inyección de agua en el 

                                                 
24 SILVA, L. N. Op. Cit, p. 41 
25 CASTRO, N. E. y ZAPATA, J. S. Op. Cit, p. 43 
26 Rojas, C. A. Op. Cit, p. 22 
27 ECOPETROL, “El campo La Cira Infantas logró una producción de 40 mil barriles por día”. Enero 
4, 2017. [En Línea] [Citado el 18 de Septiembre de 2017]. Disponible en Internet: 
https://www.ecopetrol.com.co/wps/portal/es/ecopetrol-web/nuestra-empresa/sala-de-
prensa/boletines-de-prensa/boletines-2017/boletines-2017/campo-la-cira-infantas-produce-40-mil-
barriles 
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Campo La Cira, que consistía en programas de inyección de agua con sarta 
sencilla. Para los años 1964 a 1966, cuando Ecopetrol ya tenía el mando sobre 
este campo, había perforado 19 pozos. Finalizando la década de los 90, los pozos 
en promedio que habían sido perforados eran 1700, en donde 60 eran inyectores 
de agua y 572 correspondían a pozos productores, los cuales apoyaban con un 
promedio de 7.000 BOPD28.  

En el año 2005 Ecopetrol decide asociarse con Occidental de Colombia para 
reactivar el campo lo que implicaba la perforación de más de 1500 pozos para 
aumentar el factor de recuperación. Este proceso requería la aplicación de nuevas 
tecnologías como la inyección de agua con sarta selectiva.  

En la actualidad, el campo presenta el funcionamiento de tres sistemas de 
levantamiento artificial los cuales son: Bombeo Mecánico, Bombeo de Cavidades 
Progresivas (BCP) y Bombeo electro-sumergible (BES). A continuación se 
realizará una descripción de estos mecanismos. 

1.4.1.1 Bombeo mecánico. Es uno de los primeros sistemas de producción 
artificiales a lo largo de la historia. Este sistema puede operar eficientemente 
sobre un amplio rango de características de producción de pozos y es considerado 
para elevar volúmenes desde profundidades someras y volúmenes pequeños 
desde profundidades intermedias29. Consiste fundamentalmente en una bomba de 
subsuelo, abastecida con energía suministrada a través de una sarta de varillas. 
La energía proviene de un motor eléctrico o de combustión interna, el cual imparte 
movimiento a una unidad de superficie mediante un sistema de correas y 
engranajes.  

1.4.1.2 Bombeo de Cavidades Progresivas (BCP). Este sistema consiste en 
elevar los fluidos, incrementando su presión por medio de la bomba de cavidades 
progresivas. Este bombeo tiene un arreglo muy simple tanto en superficie como en 
el subsuelo. En superficie el equipo más importante es el generador de energía 
que abastece al motor y en el subsuelo es la bomba.  

La bomba de cavidades progresivas es de desplazamiento positivo, compuesta 
por un rotor de acero helicoidal y el estator de elastómero sintético pegado 
internamente a un tubo de acero. El rotor tiene forma de tornillo el cual gira dentro 
del estator, este es revestido internamente por un elastómero, cuando el rotor gira 
dentro del estator genera una cavidad que se va desplazando desde el principio 
hasta el final de la bomba. En cada cavidad es llenada por fluido, este llega al final 
de la bomba con una presión mucho mayor, necesaria para llevar los fluidos hasta 
superficie30.  

                                                 
28 CASTRO, N. E. y ZAPATA, J. S. Op. Cit, p. 30 
29 BAIZABAL, A. Análisis de una variante de bombeo neumático utilizando tecnología venturi en 
campos de crudo pesado. Universidad Nacional Autónoma de México, 2013, p. 3 
30 ___. Fundamentos de los Sistemas Artificales de Producción. p. 44 
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1.4.1.3 Bombeo Electro-Sumergible (BES). Este método tiene como función 
obtener el fluido de la formación a la superficie mediante la acción rotacional de 
una bomba centrífuga de múltiples etapas sumergidas en el pozo y accionada por 
energía eléctrica que es suministrada desde superficie. Se considera efectivo y 
económico para producir grandes cantidades de flujo a mediana y grandes 
profundidades, y variadas condiciones de pozos. 

1.4.2 Tiempo de Producción. Desde su descubrimiento en 1918, el Campo lleva 
produciendo aproximadamente 100 años, desde que el 12 de Diciembre fuese 
perforado el pozo Infantas II, el cual producía en ese entonces un promedio de 
900 BOPD. Para el año 1939, se alcanza la mayor producción hasta ese momento 
de 64.971 BOPD. En la década de los 70 se realizaron programas de inyección de 
agua y al mismo tiempo pilotos de inyección de vapor.  

Actualmente el pozo produce 39.945 BOPD con una inyección de agua de 
520.544 BWIPD y un factor de recobro de 18% y las reservas a Diciembre 31 de 
2016 son de 134 Millones de BO.  

A continuación se muestra la gráfica de producción acumulada del Campo La Cira 
Infantas se observa en la gráfica 1.  
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   Gráfica 1. Producción acumulada del Campo La Cira Infantas 

      
Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, Histórico Producción Campo La Cira, 

2017 

1.4.3 Número de Pozos.  En la actualidad el Campo La Cira Infantas cuenta con 
3.365 pozos de los cuales: 1.555 son pozos productores abandonados, 805 pozos 
inactivos y 1.005 pozos activos en donde 713 presentan levantamiento artificial por 
bombeo mecánico, 135 se encuentran con bombeo electro sumergible y 145 con 
bombeo por cavidades progresivas.  

Con respecto a los pozos inyectores hay 126 que están abandonados, 196 pozos 
inactivos y 494 que están activos. 

 

1.4.4 Características del yacimiento. En la Tabla 1 se presentan las 
características petrofísicas más importantes del Campo La Cira Infantas. 
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       Tabla 1. Características Petrofísicas del Campo La Cira Infantas 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Se observa con los datos presentados en la Tabla anterior que para este campo 
es necesario los sistemas de levantamiento artificiales explicados anteriormente, 
ya que la presión del campo ha disminuido significativamente.  

 
 

 

 

 

 

 

 

PROPIEDAD VALOR 

Saturación de agua irreducible (SWIRR) 30% 

Saturación de petróleo residual (SOR) 35% 

Porosidad () 16% 

Permeabilidad (K) 300 mD 

Relación de Movilidad (M) 6-9 

Espesor neto petrolífero (h) 200 ft 

Salinidad de agua de formación 50.000 ppm 

Temperatura 105-130 ºF 

Presión inicial del yacimiento 1100-1500 psi 

Presión actual del yacimiento 200-700 psi 

   Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, Base de datos, 2016 
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2. SISTEMA DE COMPLETAMIENTO EN POZOS INYECTORES 

En este capítulo se habla acerca de los métodos de recuperación secundaria 
principalmente la inyección de agua, generalidades de la roca, el sistema de 
completamiento con sarta selectiva y problemas que se puedan presentar con este 
tipo de tecnología.  

2.1 INTRODUCCION A LOS MÉTODOS DE RECUPERACIÓN DE PETRÓLEO 
 

En la industria del petróleo cuando se quiere hablar de producción de un 
yacimiento, se pueden identificar fácilmente tres etapas que son: primaria, 
secundaria y terciaria. La primera etapa se refiere al periodo en el cual se drena 
naturalmente hacia los pozos bajo el efecto del gradiente de presión existente 
entre el fondo de los pozos y el yacimiento. Esta etapa termina cuando la presión 
del yacimiento ha bajado considerablemente o cuando se comienzan a producir 
cantidades importantes de otros fluidos, en ese momento se puede decir que 
comienza la etapa de recuperación secundaria la cual consiste en inyectar fluidos 
dentro del yacimiento para mantener un gradiente de presión, estos fluidos se 
inyectan por pozos inyectores y desplazan parte del petróleo hacia los pozos 
productores. En este proceso de recuperación secundaria los principales son: la 
inyección de agua y gas.  Finalmente la tercera etapa de producción, más 
conocida como recuperación terciaria, comienza cuando la inyección de agua o 
gas ya no es rentable. Esta etapa tiene como propósito mejorar la eficiencia de 
desplazamiento mediante la reducción de las fuerzas capilares haciendo uso de 
químicos, gases miscibles y/o energía térmica para desplazar el petróleo 
adicional31.  
 
En el Campo La Cira Infantas la inyección de agua es el método de recuperación 
que más se usa, por lo tanto se explicará de una forma detallada más adelante. 
Este proceso de recuperación es el más usado hoy en la industria y en el mundo. 
Esta tuvo sus inicios en 1865 en Pennsylvania y como es común al descubrir una 
nueva tecnología esta sucedió accidentalmente cuando el agua que venía de 
algunas arenas acuíferas someras, se movía a través de las formaciones 
petrolíferas aumentando la producción de los pozos vecinos. Desde 1880 se ha 
reconocido la inyección de agua como un potencial para optimizar el recobro de 
hidrocarburos. Las experiencias de campo se iniciaron con varios proyectos de 
inyección hasta 1930, y cerca de los años 1950 empezó la cúspide de este 
proceso de recuperación. 
 
La inyección de agua es el proceso más exitoso y de mayor aplicación debido a su 
bajo costo comparado con otros fluidos de inyección, la disponibilidad del agua, la 
facilidad de inyectar el agua en la formación y la eficiencia de desplazamiento 

                                                 
31  PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos. 
Venezuela. 2001, p. 12 



47 

sobre el hidrocarburo. Actualmente más de la mitad de la producción mundial de 
petróleo se debe a este método32.  

2.2 TIPOS DE INYECCIÓN DE AGUA 
 

La inyección de agua se puede realizar de dos formas diferentes, teniendo en 
cuenta la posición de los pozos inyectores y productores las cuales se explicaran a 
continuación.  
 
2.2.1 Inyección periférica o externa. Es aquella inyección en la cual se inyecta 
agua fuera de la zona de petróleo en la periferia del yacimiento. El agua es 
inyectada en el acuífero cerca del contacto agua petróleo y esta inyección es 
usada cuando no existe una buena descripción del yacimiento y los pozos de 
inyección son dispuestos en el acuífero fuera de la zona de petróleo como se 
observa en la Figura 3. A continuación se pueden observar algunas de las ventas 
y desventajas de éste tipo de inyección33. Ver cuadro 1  
 

Cuadro 1. Ventajas y desventajas de la inyección periférica o externa de agua. 

Inyección periferica o externa de agua 

Ventajas Desventajas 

Se utilizan pocos pozos No toda el agua que se inyecta se 
utiliza para desplazar el petróleo. 

No se requiere de una gran 
inversión ya que los pozos 
productores viejos se pueden usar 
como usar como inyectores. 
 

Si no existe una buena comunicación 
entre la periferia y el centro del 
yacimiento, este tipo de inyección 
puede fallar. 
 

No es necesario tener una buena 
descripción del yacimiento para 
iniciar el proceso de invasión agua. 

La recuperación de la inversión es a 
largo plazo ya que el proceso de 
invasión y desplazamiento es lento. 
 

Rinde un recobro de petróleo alto 
produciendo un mínimo de agua.  

A diferencia de la inyección de agua 
en arreglos, no es posible lograr un 
seguimiento detallado del frente de 
invasión.  

 

                                                 
32 FORREST, Craig Jr. Aspectos de la ingeniería de la inyección de agua. New York. 1982, p1 
33 PARIS DE FERRER, M. Op. Cit, p. 12 - 13 
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 Figura 3. Inyección agua externa o periférica 

 
Fuente: Paris de Ferrer, Magdalena. Inyección de agua y gas en yacimientos     
petrolíferos, copyright, 2001.  
 

2.2.2 Inyección en arreglos o dispersa. Es aquella inyección en la cual se 
inyecta agua dentro de la zona de petróleo. El agua invade esta zona y desplaza 
los fluidos (petróleo-gas) del volumen invadido hacia los pozos productores. Este 
tipo de inyección se caracteriza porque la selección del arreglo depende de la 
estructura y límites del yacimiento, así como de la continuidad de las arenas, la 
permeabilidad, porosidad y número de pozos existentes. Se usa particularmente 
en yacimientos con poco buzamiento y gran extensión areal34. Ver Figura 4.  
 
A continuación se pueden observar algunas de las ventas y desventajas de éste 
tipo de inyección. Ver cuadro 2.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                 
34 Lbid., p. 14 - 15 
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  Cuadro 2.Ventajas y desventajas de la inyección de agua en arreglos o dispersa 

Inyección en arreglos o dispersa 

Ventajas Desventajas 

En yacimientos homogéneos con 
bajos buzamientos y altas 
permeabilidades efectivas con alta 
densidad de los pozos, se produce 
una invasión más rápida debido a 
que la distancia inyector-productor 
es pequeña.  

Debido al alto número de pozos 
inyectores, se requiere una mayor 
inversión, en comparación con la 
inyección periférica o externa. 
 

Se obtiene una respuesta rápida del 
yacimiento y en presiones y altas 
eficiencias de barrido areal.  

Exige un mayor seguimiento y control 
y por lo tanto mayor cantidad de 
recursos humanos. 

Disminuye el efecto negativo de las 
heterogeneidades sobre el recobro. 

Es más riesgosa. 

                 
                  Figura 4. Inyección de agua en arreglos de 5 pozos 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyección de agua y gas en 
yacimientos petrolíferos, 2001, p.14 

2.2.2.1 Arreglo de pozos. Cuando se requiere realizar un proceso de 
recuperación secundaria es de gran importancia conocer como es la distribución 
de los pozos. Muchos de los campos viejos se desarrollaron inicialmente mediante 
un espaciado irregular de pozos, pero una mejor comprensión del comportamiento 
de los yacimientos ha traído como consecuencia el uso de arreglos y espaciados 
uniformes en los pozos perforados durante el proceso del desarrollo del 
yacimiento. Esto significa que en el momento de planificar el proceso de 
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2.3 PRINCIPIOS BÁSICOS EN UN PROCESO DE INYECCIÓN DE FLUIDOS 
 

El petróleo no tiene la habilidad para salir por sí mismo de los poros de la roca del 
yacimiento, este sale por el empuje de un fluido asociado a él como el gas o por la 
acumulación de otros fluidos como el agua. 
 
El proceso mediante el cual un fluido en un medio poroso pasa a ocupar el lugar 
de otro se conoce como desplazamiento, por lo general los fluidos desplazantes 
son el agua y el gas, y el fluido desplazado es el petróleo. Para que el 
desplazamiento de fluidos exista se necesita que el fluido desplazante tenga más 
energía que el fluido desplazado, esto aplica cuando se tiene una inyección de 
agua por arreglos o dispersa36. Existen dos tipos de desplazamiento de fluidos 
inmiscibles en el medio poroso los cuales se explicaran a continuación.  
 
2.3.1 Tipos de desplazamientos de fluidos inmiscibles en el medio poroso. 
Existen dos tipos de desplazamiento de los fluidos inmiscibles en el medio poroso, 
los cuales son: tipos pistón sin fugas y pistón con fugas. 
 
2.3.1.1 Desplazamiento pistón sin fugas. Este tipo de desplazamiento sucede 
cuando el petróleo remanente en la zona invadida no tiene movilidad. El fluido 
desplazante es decir el agua inyectada actúa como un pistón por lo cual desplaza 
todo el petróleo móvil de la zona invadida, entonces detrás del frente de invasión 
la saturación del fluido desplazante es máxima y la del petróleo es la residual. Ver 
Figura 6. 

 

                      Figura 6. Desplazamiento tipo pistón sin fugas 

 
Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyección de agua y gas en yacimientos 
petrolíferos, 2001, p.74. Modificado por los autores. 

                                                 
36 Lbid., p. 73 

X 
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2.3.1.2 Desplazamiento pistón con fugas. En este tipo de desplazamiento el 
petróleo remanente tiene cierta movilidad y hay flujo de dos fases en la zona 
invadida. El pistón que genera el agua inyectada no es muy eficiente ya que parte 
del petróleo que puede ser desplazado se queda detrás del frente de invasión por 
lo cual la saturación de petróleo después del desplazamiento es  mayor que la 
residual37. Ver Figura 7. 
                  

            Figura 7. Desplazamiento Tipo Pistón con Fugas 

 
Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyección de agua y gas en yacimientos 
petrolíferos, 2001, p.74. Modificado por los autores. 
 

El desplazamiento de un fluido por otro fluido es un proceso de flujo no continuo, 
ya que las saturaciones de los fluidos van cambiando con el tiempo. Por ello hay 
cambios en las permeabilidades relativas, presiones y viscosidades de las fases. 
El proceso de desplazamiento de una inyección de agua en un yacimiento 
homogéneo se puede dar en etapas las cuales son: 
 

 Invasión: el inicio de la inyección de agua está asociada a un aumento de 
presión en el yacimiento, el aumento de presión es mayor alrededor de los pozos 
inyectores y decrece hacia los pozos productores. Con la continuación de la 
inyección de agua, parte del petróleo se desplaza hacia adelante formando un 
banco de petróleo. El banco de petróleo empuja el gas altamente móvil hacia 
adelante, detrás del banco de petróleo se encuentra el banco de agua donde 
está presente el agua inyectada y el petróleo residual (más gas atrapado)38. 
 

 Llene: el gas se desplaza de la parte inundada del yacimiento antes de que el 
petróleo se produzca. La acumulación de agua inyectada debe ser igual al 

                                                 
37 Lbid., p. 74 
38 Lbid., p. 75 

X 
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volumen de la zona ocupada por el gas móvil en el yacimiento. El llene finaliza 
cuando el frente de petróleo llega a los pozos productores. 
 

 Ruptura: la ruptura del frente de agua en el pozo se produce cuando hay una 
producción significativa del agua inyectada39. 
 

 Etapa posterior a la ruptura: esta es la fase final de la inyección, la 
recuperación de petróleo depende de grandes volúmenes de agua inyectados. El 
área barrida aumenta lo cual suministra la suficiente producción de petróleo para 
justificar la continuación de la inyección40. 

2.3.2 Propiedades de rocas y fluidos. Es importante conocer las propiedades de 
las rocas en el yacimiento para poder entender el comportamiento de un fluido 
inmiscible al ser desplazado por otro fluido. 
El recobro de petróleo se ve afectado por características tales como la mojabilidad 
de la roca, presión capilar, permeabilidad relativa, razón de movilidad, así mismo 
se debe tener en cuenta la interacción de la roca y los fluidos. A continuación se 
dará una explicación de estas propiedades.  
 
2.3.2.1 Mojabilidad. La mojabilidad se puede definir como la habilidad de la fase 
de un fluido para adherirse preferencialmente a una superficie sólida en presencia 
de otra segunda fase inmiscible. Así en los yacimientos los fluidos son: el agua, 
petróleo y gas y la roca es la superficie sólida41. Una medida de la mojabilidad es 
el ángulo de contacto, si el ángulo de contacto entre el agua y la roca es menor de 
90º quiere decir que el sistema es mojado por agua, lo que es ideal ya que el 
petróleo fluye a través de los poros más grandes, y si el ángulo de contacto es 
mayor de 90º quiere decir que el sistema es mojado por aceite, lo que no favorece 
la movilidad del petróleo42. Ver Figura 8. 
 
Existen ciertos factores que pueden verse afectados por la mojabilidad los cuales 
son: la localización y la saturación de agua irreducible, el valor del petróleo 
residual y el mecanismo de desplazamiento.  
             
               
 
 
 
 
 
 
 

                                                 
39 Lbid., p. 76 
40 Lbid., p. 77 
41 Lbid., p. 37 
42 FORREST, C.  Op., cit. p. 3 
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            Figura 8. Mojabilidad de un sistema agua-aceite-sólido 

 
            Fuente: Secondary and Tertiary Oil Recovery Processes. Interstate Oil 
              Compact Comisión. Oklahoma. 1978. 
 
2.3.2.2 Permeabilidad relativa. La medida directa de la capacidad de un sistema 
poroso para conducir un fluido en la presencia de uno o varias fluidos son 
características de la permeabilidad relativa. Estas propiedades de flujo son el 
efecto combinado de la geometría de los poros, la distribución de los fluidos, la 
mojabilidad y la historia de la saturación. Esta se define como la permeabilidad 
efectiva a un fluido específico, dividida entre una permeabilidad base. 
Generalmente se utilizan tres permeabilidades base que son: la permeabilidad 
absoluta del aire, la permeabilidad absoluta al agua y la permeabilidad al aceite a 
la saturación de agua congénita del yacimiento43. En la Figura 9 se observan las 
características ípicas de la permeabilidad relativa agua-aceite.  
.  
Figura 9. Características típicas de la permeabilidad relativa agua-aceite, 
respectivamente para las formaciones mojadas por agua y por aceite 

 
 Fuente: FORREST F. Craig Jr. Aspectos de ingeniería de la inyección de agua. 
1982. p.12. Modificado por los Autores  

                                                 
43 Lbid., p. 10 
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2.3.2.3 Presión capilar. Es la diferencia de presión a través de la interface que 
separa dos fluidos inmiscibles, uno de los cuales moja preferencialmente la roca. 
Esto afecta la saturación de aceite residual y la distribución de los fluidos en el 
yacimiento. Así mismo se debe tener en cuenta que dependiendo de la 
mojabilidad de la roca, esta propiedad varía viéndose reflejada en 
desplazamientos por drenaje e imbibición44. En la Figura 10 se observa una curva 
típica de presión capilar en un sistema mojado por agua.  
                           

                      
     Figura 10. Curva típica de presión capilar 

 
Fuente: FORREST F. Craig Jr. Aspectos de ingeniería de la inyección de agua. 
1982. p.9. 
 
2.3.2.4 Número capilar. Es utilizado en el análisis de flujo de fluidos y se define 
como la relación de las fuerzas viscosas con las fuerzas de tensión superficiales o 
interfaciales. La Ecuación 1 muestra la formulación del número capilar. 
 
                                              

 
 
 
                                       

Fuente. Magdalena Paris de Ferrer, p.66 
 
                                                 
44 Lbid., p. 7 

𝑵𝒄 =
𝜐𝜇

𝜎
 

 

Ecuación 1. Número capilar 
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continuidad de las propiedades de la roca, magnitud y distribución de las 
saturaciones de los fluidos. 
 
2.4.1 Geometría del yacimiento. Este parámetro influye en gran medida a la hora 
de realizar un estudio para un proyecto de inyección de agua, ya que uno de los 
parámetros más importantes es la estructura y estratigrafía de un yacimiento, 
estos controlan la localización de los pozos productores y por consiguiente los 
métodos por los cuales éste será producido a través de inyección de agua o gas. 
En zonas que se presente un alto relieve, es preferible un programa de inyección 
de gas, mientras que si el escenario es lo contrario se realizara una inyección de 
agua.49  
 
2.4.2 Litología. Una de las cosas que se hablan a la hora de realizar un programa 
de inyección de agua es de que tan eficiente o no será la inyección lo cual se 
relaciona directamente con parámetros como el contenido de arcilla, la porosidad, 
la permeabilidad, la composición mineralógica, entre otras las cuales afectan la 
invasión. Existen evidencias de laboratorio de que la diferencia entre la 
composición mineralógica de los granos de arena y la del material cementante que 
se han observado en diferentes arenas petrolíferas después de haber realizado la 
inyección de agua, ocasiona diferencias en el petróleo residual, esto se debe a 
que el fluido inyectado puede reaccionar con la arena y/o arcilla y modificando la 
porosidad, ya sea que se aumente o se disminuya50. 
 
2.4.3 Profundidad del yacimiento. Este es otro factor importante que se debe 
tener en cuenta al momento de realizar una inyección de agua ya que si se tiene 
un yacimiento profundo las saturaciones de petróleo residual son más bajas que 
en un yacimiento somero después de las operaciones primarias, esto se debe a 
que estuvo disponible un gran volumen de gas en solución para expulsar el 
petróleo y a que el factor de encogimiento fue grande y, en consecuencia ha 
quedado más petróleo. Además, grandes profundidades permiten usar mayores 
presiones y un espaciamiento más amplio si se trata de un yacimiento que posea 
un grado suficiente de uniformidad lateral. Por otra parte, dependiendo de las 
condiciones del yacimiento varía la selección del equipo de producción, el diseño 
de la planta, número y localización de pozos51. 
 
2.4.4 Porosidad y Permeabilidad. Estos factores son de gran importancia ya que 
la recuperación total de un yacimiento es directamente dependiente de la 
porosidad, puesto que ésta determina la cantidad de petróleo presente para 
cualquier porcentaje de saturación de petróleo y la permeabilidad controla la tasa 
de inyección de fluidos en un yacimiento, es por ello que en la determinación de la 
factibilidad de inyección de agua en un yacimiento es necesario conocer: la 

                                                 
49 Lbid., p. 19 - 20 
50 Lbid., p. 20 - 21 
51 Lbid., p. 21 
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máxima presión de inyección tomando en cuenta la profundidad del yacimiento y 
la relación entre tasas y espaciamiento a partir de datos de presión –
permeabilidad. El grado de variación de permeabilidad, puede determinar la 
cantidad de agua que se necesita utilizar, entre menos heterogénea sea esa 
propiedad, más exitoso será el programa de inyección52.  
 
2.4.5 Continuidad de las propiedades de la roca. Según Paris M. al momento 
de determinar qué tan factible será la inyección de agua o de gas en un 
yacimiento, es de gran importancia tener en cuenta la continuidad de las 
propiedades de la roca en relación con la permeabilidad y la continuidad vertical. 
Esto se debe a que en un yacimiento el flujo de fluidos va en dirección de los 
planos de estratificación y la continuidad es el factor determinante53. 
 
2.4.6 Magnitud y distribución de las saturaciones de los fluidos. Es un 
parámetro que se tiene que tener en cuenta para un proceso de inyección de agua 
ya que entre mayor sea la saturación de petróleo en el yacimiento al comienzo de 
la invasión, el recobro será mayor, y si este es elevado, el retorno de la inversión 
será mayor. El objetivo principal de las nuevas técnicas de desplazamiento de 
petróleo es disminuir el valor de petróleo residual que se encuentra detrás del 
frente de invasión54.  
 
2.4.7 Propiedades de los fluidos y permeabilidades relativas. Dentro de las 
propiedades físicas más importantes se tienen la viscosidad del petróleo y las 
permeabilidades relativas de la roca, las cuales afectan la razón de movilidad. 
Estas propiedades tienen efectos pronunciados sobre el proceso de inyección en 
un yacimiento. En un proceso de desplazamiento la razón de movilidad está 
relacionada con la movilidad del fluido desplazante y la movilidad del petróleo en 
la zona de petróleo55. 

2.5 PATRÓN DE INYECCIÓN DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS 
 

En un principio el patrón inicial de inyección del Campo La Cira Infantas estaba 
dado por Líneas Line Drive, es decir secuencia entre Productor-Inyector e 
Inyector-Productor, 5 puntos normales y 6 puntos normales.  El campo La Cira 
Infantas, está dividió en seis zonas que son: Cira Norte, Este y Sur e Infantas 
Central, Norte y Sur, y se encuentra delimitado por fallas en los cuales los 
patrones eran los mencionados anteriormente. 
 
En el campo se planteó un patrón invertido, después de hacer un análisis de los 
espesores de arena, el volumen poroso, las curvas de permeabilidad, la 
continuidad, la saturación, las fallas adyacentes a cada pozo y su transmisibilidad, 
                                                 
52 Lbid., p. 22 - 23 
53 Lbid., p. 24 
54 Lbid., p. 25 
55 Lbid., p. 25 - 26 
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debido a que se evidenció la existencia de zonas con un nivel más alto de 
producción.     
 
Cuando Occidental de Colombia llega al Campo La Cira Infantas, su objetivo era el 
de ejecutar un proceso nuevo de recuperación secundaria en un Campo ya antes 
intervenido en donde se reactivaron pozos inyectores viejos por lo que se 
establecieron nuevos patrones de inyección lo que hacía que estos no fueran 
uniformes en el campo. Por lo tanto, la realización de un polígono de forma 
perfecta en este campo es complejo, además que se encuentra entre la 
comunidad.   
 
Hoy por hoy en el campo La Cira Infantas se encuentran patrones desde siete 
hasta dos pozos productores por un inyector, teniendo en cuenta que cambian 
dependiendo de la etapa de desarrollo en la que se encuentra cada área, por 
ejemplo, Infantas Norte y Cira Sur tienen la mayor inyección de agua de todo el 
campo, debido a que presentan un patrón completo sin posibilidad de expansión a 
causa de la excesiva perforación en la zona56. 

2.6 COMPLETAMIENTO EN POZOS INYECTORES CON SARTA SELECTIVA 
DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS 
 

En el año 2005, cuando la empresa Occidental de Colombia LLC decide hacer 
parte del programa de inyección de agua para reactivar el Campo La Cira Infantas, 
se comienza a implementar la tecnología de inyección con sartas selectivas, las 
cuales tienen como objetivo principal generar un barrido de crudo uniforme para 
aprovechar la longitud total de los intervalos perforados y proveer a cada una de 
las zonas por separado la tasa de inyección óptima, teniendo en cuenta que la 
presión del agua que se está inyectando no supere la presión de fractura 
mejorando así el barrido en la formación57. Ver Figura 11.  
 

                                                 
56 MOROS, L. A. y SERRANO, J. N. Evaluación técnico financier de la implementación de una 
herramienta pulsante con tecnología powerwave para la estimulación en pozos inyectores del 
Campo La Cira Infantas. Colombia, 2016. p. 48. 
57 MORENO, A. M. Metodología para la evaluación técnica en proyectos de inyección de agua con 
sartas selectivas, aplicado a la fase piloto en campo Tibu. Universidad Industrial de Santander, 
2011. p. 32 
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Figura 19. Estado mecánico de sarta selectiva de inyección 
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2.7 PROBLEMAS QUE CAUSAN LA REDUCCIÓN DE LA EFICIENCIA EN LA 
INYECTIVIDAD DE LOS POZOS INYECTORES DE AGUA 
 
En la Industria petrolera se pueden presentar muchos factores por los cuales una 
inyección de agua no es tan eficiente y para ello se debe analizar si el motivo por 
el cual se está presentando dicha ineficiencia es causa de un daño del yacimiento 
mismo o si se originó en las operaciones realizadas en un pozo es decir, desde su 
etapa inicial de perforación hasta su etapa de recuperación secundaria, seguido 
por la terminación, la reparación, la limpieza y toda operación relacionada a su 
producción.  
 
A continuación se habla brevemente del daño de formación y posteriormente se 
especificarán las causas de la reducción de la eficiencia en el Campo La Cira 
Infantas.  
 
2.7.1 Daño de Formación. El daño a una formación productora de hidrocarburos 
se ve reflejada en la pérdida de producción o de inyección del pozo, ésta pérdida 
puede ser parcial o total y natural o inducida65. El daño a la formación puede 
producirse en cualquiera de las etapas de la vida de un pozo como lo son la 
perforación, cementación, trabajos de estimulación, entre otros. Existen diferentes 
tipos de daños de formación los cuales se explican a continuación.  
 
2.7.1.1 Hinchamiento de arcillas. Los minerales de arcilla ocasionan problemas 
de daño a la formación al reducirse su permeabilidad dada su disposición a 
hincharse con el agua que no es compatible con el agua original de la formación, 
son muy sensibles a fluidos acuosos. Teniendo en cuenta lo anterior, los fluidos de 
perforación, cementación y completamiento deben ser diseñados dependiendo del 
tipo de arcilla que se encuentra en la formación66. 
  
2.7.1.2 Daño por bloqueo de agua. La invasión de fluidos base agua hace que 
en la vecindad del pozo haya una alta saturación de la misma con el resultado de 
la disminución de la permeabilidad relativa a los hidrocarburos67. 
 
2.7.1.3 Daño por bloqueo de aceite. Los yacimientos de gas invadidos por un 
fluido base aceite en zonas de baja permeabilidad ocasionan reducciones en la 
permeabilidad relativa del gas68. 
 
2.7.1.4 Migración de finos. Durante la producción las fuerzas de arrastre de los 
fluidos que van a superficie desplazan partículas finas de cuarzo y arcilla o 
materiales parecidos en la formación de interés. La migración o el desplazamiento 

                                                 
65 GONZÁLEZ, J. M. Daño a la Formación en pozos petroleros. México, 2014. p. 9.  
66 ISLAS, S.C. Manual de estimulación matricial de pozos petroleros. México, 1991. p.16. 
67 Lbid., p. 20. 
68 Lbid., p. 21. 



68 

de finos resulta de una formación poco consolidada o del uso de un fluido que no 
es compatible y libera partículas finas. La migración de finos hace que las 
partículas suspendidas en el fluido producido taponen las gargantas de poros 
cerca al pozo reduciendo la producción de este. Los finos contienen diferentes 
materiales como arcillas (filosilicatos de menos de 4 micrones) y los limos 
(silicatos o aluminosilicatos cuyos tamaños oscilan entre 4 y 64 micrones)69. 
 
2.7.1.5 Depositación orgánica. Es un tipo de daño en el cual los hidrocarburos 
pesados se precipitan cuando se reducen la temperatura o la presión. Estos 
depósitos se ubican frecuentemente en las tuberías, los empaques de grava y los 
cañoneos o perforaciones, o dentro de la formación. La inyección de fluidos de 
tratamiento fríos promueve la formación de depósitos orgánicos70.  
 
2.7.2 Causas de la baja inyectividad en los pozos inyectores del Campo La 
Cira Infantas. Actualmente, en el campo La Cira Infantas se está presentando una 
disminución del 20%-40% en la eficiencia de inyección de agua. Esto es debido en 
primer lugar a que el agua de inyección no recibe análisis periódicos 
fisicoquímicos, lo que puede causar presencia de grasas, aceites, CO2, H2S y 
Fe2+, taponamiento en las válvulas reguladoras de la sarta selectiva de inyección. 
Así mismo se presenta una alta heterogeneidad en general en todo el campo por 
lo que se hace difícil la selección del fluido óptimo de estimulación y/o limpieza 
generando muchas veces corrosión en la sarta trayendo como consecuencia el 
taponamiento de los mandriles de inyección generando así que no se alcancen los 
volúmenes deseados de 2000 BWIPD. Finalmente se sabe que el campo de 
estudio es muy maduro, provocando que las formaciones estén poco consolidadas 
por lo que se encuentra en una etapa avanzada de producción, causando 
taponamiento por arenas, carbonatos, orgánicos y óxidos de hierro.  
 
Los problemas más comunes presentados en los pozos de inyección del campo 
son en un 21% generado por el taponamiento en la sarta selectiva debido a la 
depositación de arena, la restricción mecánica en un 28% y la causa más 
frecuente es la falla del BHA con un 51%. A continuación se presentan ejemplos 
de estos problemas en el campo: 
 

 Las causas que se presentan cuando se tapona la sarta por depositación de 
arena, se pueden generar a una baja compactación y cementación entre los 
granos de arena, altas tasas de flujo y principalmente en el campo por una mala 
calidad del agua así como por factores externos al pozo. La consecuencia que 

                                                 
69 SCHLUMBERGER OILFIELD GLOSSARY [Consultado en Octubre 17, 2017]. Disponible en: 
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/f/fines_migration.aspx> 
70 SCHLUMBERGER OILFIELD GLOSSARY [Consultado en Octubre 17, 2017]. Disponible en: 
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/o/organic_deposit.aspx> 
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trae dicho problema es, en efecto, el taponamiento tanto de la sarta como de los 
mandriles debido a la depositación de sedimentos en los mismos. Ver Figura 20. 

 
 

               
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
 

                Fuente. Occidental de Colombia “Análisis de Falla Inyectores” 2015. 
 

 Como se observa en la Figura 21, Cuando se realizan en el campo operaciones 
de slickline, generalmente se ven afectadas las válvulas reguladoras ya que no 
se realiza el procedimiento de manera correcta generando así pescados, 
válvulas rotas, pegadas y se observan anclajes doblados.  

             Figura 21. Válvula reguladora de flujo partida 

 
   Fuente. Occidental de Colombia “Análisis de Falla Inyectores” 2015. 

 
 

 

         Figura 20. Taponamiento de la sarta selectiva y el mandril 
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 Otro de los problemas presentes en el Campo es la falla del componente BHA 
como se observa en la Figura 22. esta falla se genera principalmente por la 
calidad de los materiales que se usan y la calidad del agua con la que se está 
inyectando generando una falla de integridad en la tubería y en los accesorios 
que la componen.  

              Figura 22. Falla integridad de BHA 

          
              Fuente. Occidental de Colombia “Análisis de Falla Inyectores” 2015. 
 
Todos estos problemas mencionados anteriormente, generan una ineficiencia en 
la inyección del agua y no permiten que el recobro se realice de la manera 
esperada con los volúmenes de agua que se esperan inyectar. Como 
consecuencia de esto se genera un aumento en los costos operativos71.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                 
71 CASTRO, N. E y ZAPATA, J. S. Op., Cit., p. 79 - 81. 
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3. FLUIDOS DE ESTIMULACIÓN Y LIMPIEZA UTILIZADOS EN EL CAMPO 
LA CIRA INFANTAS 

En este capítulo se explica de forma breve los diferentes mecanismos de 
estimulación y de cómo esto favorece al incremento en la producción de petróleo, 
posteriormente se realiza la descripción de los fluidos de estimulación y limpieza 
utilizados en el campo.  

3.1 ESTIMULACIÓN EN POZOS 
 

La estimulación de pozos consiste en un proceso por el cual se restablece o se 
incrementa la producción de fluidos en donde se facilita el flujo de fluidos de la 
formación al pozo o del pozo a la formación en caso de inyección de fluidos. 
Existen diferentes métodos de estimulación en pozos los cuales se describen a 
continuación. 
 
3.1.1 Tipos de estimulación de pozos. A continuación se describen los tipos de 
estimulación en pozos que pueden ser: estimulación mecánica, estimulación 
hidráulica y estimulación química.  
 
3.1.1.1 Inducción mecánica o estimulación mecánica. Es una técnica que 
busca reducir la presión en un pozo mediante el movimiento de la tubería, las 
herramientas operadas con cable o los sellos de caucho, en dirección hacia la 
superficie. Si la presión se reduce en grado suficiente, los fluidos de yacimiento 
pueden fluir hacia el interior del pozo y a la superficie Su objetivo es reducir la 
presión en un pozo mediante el movimiento de la tubería, las herramientas 
operadas con cable o los sellos de caucho, en dirección hacia la superficie. 
Cuando la presión se reduce en un valor suficiente, los fluidos de yacimiento 
pueden fluir hacia el interior del pozo y a la superficie. En las operaciones de 
producción, el término pistoneo se usa para describir cómo se inicia el flujo de 
petróleo72.  
 
3.1.1.2 Estimulación hidráulica. En los últimos años, el fracturamiento hidráulico 
ha sido cada vez más utilizado en formaciones que eran conocidas por ser ricas 
en petróleo que era tecnológicamente y económicamente difícil de producir. La 
aplicación del fracturamiento hidráulico revitalizó los campos antiguos y permitió el 
establecimiento de nuevos campos. El fracturamiento hidráulico no es una técnica 
nueva ya que el uso se remonta a la década de 1860 cuando se usó nitroglicerina 
y liquida y posteriormente solidificada para estimular pozos superficiales en 
Pennsylvania. El fracturamiento hidráulico es un método para crear fracturas en un 
medio poroso mediante la inyección de un fluido a presión a través de un pozo.  

 

                                                 
72 SCHLUMBERGER OILFIELD GLOSSARY [Consultado en Octubre 17, 2017]. Disponible en: 

<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/swab.aspx> 
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Brevemente el proceso consiste en bajar cañones a fondo de pozo después de 
activados los cañones se formaran grietas en la tubería, en el cemento y en la 
roca, después es desplazado el fluido de fractura hacia la roca lo cual crea 
pequeñas grietas en la formación, el fluido de fractura es una mezcla 
principalmente de agua y arena o cascaras de nuez con el fin de mantener 
abiertas las fracturas, el ácido añadido consiste en una mezcla de ácido clorhídrico 
o ácido muriático que son de utilidad para para limpiar los residuos de cemento en 
el pozo y minerales de carbonato, así como la apertura de fracturas cerca al 
pozo.73 
 
3.1.1.3 Estimulación química. Este tipo de estimulación es de gran importancia 
debido a que con estos se puede eliminar el daño ocasionado por fluidos 
generados en las diferentes operaciones como la perforación, terminación, entre 
otras. Hay tres categorías o procedimientos generales de tratamientos ácidos los 
cuales son: lavado ácido, acidificación de la matriz y fracturamiento con ácido. En 
el cuadro 3 se especifican estos procedimientos y en el cuadro 5 se presentan 
los diferentes tipos de ácidos con sus características.  
 
 
 
 

 

 

  

                                                 
73 SPEIGHT, J.Handbook of Hydraulic Fracturing. USA. 2016, p. 126 
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    Cuadro 3. Procedimientos de acidificación 

Procedimientos 
de acidificación 

Principio de 
funcionamiento 

Uso Efecto generado Problemas 

Tratamiento de 
lavado o 
limpieza 

Se coloca una pequeña 
cantidad de ácido en el lugar 
deseado, permitiendo que 
reaccione con los depósitos o 
la formación. 

Remover las incrustaciones 
solubles en acido que se 
presentan en el pozo. 

La circulación del ácido acelera el 
proceso de disolución, al aumentar 
el ritmo de transferencia del ácido 
no gastado con las superficies del 
material. 

 

Acidificación 
de la matriz 

Inyectar el ácido, a una 
presión menor que la de 
fractura. El objetivo es lograr la 
penetración radial del ácido a 
la formación. Estas pueden ser 
estimulación matricial no 
reactiva y estimulación 
matricial reactiva. 

Estimulación matricial no 
reactiva (o no ácida): remueve 

daños por bloqueo de agua, 
aceite o emulsión; daños por 
perdida de lodo, depósitos 
orgánicos, etc. 

Los fluidos de tratamiento no 
reaccionan químicamente con los 
materiales o solidos de la roca.  En 
este caso se utilizan principalmente 
soluciones oleosas o acuosas, 
alcoholes o solventes mutuos, con 
aditivos principalmente los 
surfactantes. 

Desconocimiento 
de la presión de 
fracturamiento. Estimulación matricial 

reactiva: remueve los daños 

ocasionados por partículas 
sólidas (arcillas), precipitaciones 
inorgánicas, etc. 
También se utiliza para estimular 
la productividad natural del pozo. 

Los fluidos de tratamiento 
reaccionan químicamente 
disolviendo materiales que dañan 
la formación y los propios solidos 
de la roca, en este caso se utilizan 
los sistemas ácidos. 

Fracturamient
o con ácido 

Inyectar ácido a la formación a 
una presión suficientemente 
alta para fracturarla o abrir 
fracturas existentes. 

Técnica de acidificación más 
usada para estimular las 
formaciones calizas o dolomías. 

La estimulación se logra cuando 
después del tratamiento 
permanece abierto un canal o 
varios canales altamente 
permeables. 

Taponamiento de 
la fractura 
cuando se 
liberan 
cantidades 
apreciables de 
partículas finas 
insolubles en 
acido. 
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    Cuadro 4. Tipos de ácidos y características principales 

Estimulación Ácida 

Tipos de acidos Compuestos por Características Usos Desventajas/limitaciones 

ACIDOS 
MINERALES 

Ácido Clorhídrico 
(HCl) 

 Es el acido mas utilizado en la 

estimulaciòn de pozos. 

 Se disocia en agua rapidamente, lo 

que le da la condicion de acido 

fuerte. 

 

Al disociarse rapdiamente 
con el agua permite el mayor 
volumen de roca 
calcarea.disuelta, dando 
como resultado productos de 
reaccion solubles en agua. 

 Alta corrosividad (difícil y 
costosa de controlar a 
temperaturas > 250 °F) 

 Daño de recubrimientos de 
cromo. 

Ácido 
Fluorhídrico (HF) 

 Es el unico acido que permite la 

disolucion de minerales silicios 

como las arcillas, feldespato, etc. 

 En la industria petrolera se utiliza en 

combinacion con HCl (nunca se usa 

solo). 

Estimulación de areniscas 

 Se requieren inhibidores de 
corrosión. 

 Se restringe pricipalmente a 
la remoción de daños 
ocasionados por las arcillas. 

ACIDOS 
ORGÁNICOS 

Ácido Fórmico 
(HCOOH) 

 Es el menos caro de los ácidos 
orgánicos. 

 Más fuerte que el ácido acético, 
pero más débil que el HCl. 

El acido formico se emplea 
en la acidificación de rocas 
calcareas en pozos de alta 
temperatura. 
 
Se usan en operaciones que 
requieren un alto tiempo de 
contacto del ácido con la 
tubería y para estimulación 
de areniscas y carbonatos. 

 Corrosión difícil de inhibir. 

 En operaciones con alta T° 
su costo es casi el mismo 
que el HCl. 

Ácido Acético 
(CH3COOH) 

 Es un acido debil debido a que su 
ionizacion en agua es parcial y 
ocurre lentamente. 

 

 Al 10% cuesta el doble que 
una solución al 15% de HCl 
y disuelve a tercera parte del 
CaCO3. 

ACIDOS EN 
POLVO 

Ácido sulfamico 
 Polvo cristalino, fácilmente soluble 

en agua. 

 Se descompone a 180°F. 

Tienen uso limitado 
asociado, asociado con la 
facilidad de transportarlos a 
locaciones remotas en forma 
de polvo. 
Se producen ahorros 
sustanciales cuando se 
eliminan los costos por 
transporte y bombeo. 

 No se recomienda para T° 
>160°F. 

 Mas costos que el HCl. 

Ácido 
cloroacético 

 Polvo cristalino, fácilmente soluble 
en agua. 

 Es más fuerte y más estable que el 
sulfámico. 

 Más costoso que el HCl. 
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   Cuadro 4. (Continuación) 
Estimulación Ácida 

Tipos de acidos Compuestos por Características Usos Desventajas/limitaciones 

SISTEMAS DE 

ACIDOS 

RETARDADOS 

Ácidos gelificados 

La retardación resulta porque se aumenta la 

viscosidad del fluido y reduce el ritmo de 

transferencia del ácido con la fractura. 

Se usan en tratamientos 

por fracturamiento. 

 Su uso se limita a 
formaciones baja 
temperatura. 

 A T° > 130°F se degradan 
rápidamente en soluciones 
ácidas. 

Ácidos 

químicamente 

retardados 

Se preparan agregando al acido un surfactante 

que moja de aceite, a fin de formar una barrera 

física a la transferencia del ácido con la roca. 

Es efectivo cuando se 

forma una película 

homogénea en el 

momento en que el aditivo 

se absorbe en la superficie 

de la roca. 

 

Ácidos 

emulsificados 

Contienen al acido en la fase interna y de 10 a 

30% de diesel como fase externa. 

Retardan la velocidad del 

ácido con la roca 

incrementando la 

profundidad de 

penetración del ácido. 
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Es importante saber que todos los ácidos utilizados en la estimulación requieren 
de ciertos aditivos los cuales son74: 
 

 Inhibidores de corrosión. 

 Surfactantes. 

 Solventes mutuos. 

 Reductores de fricción. 

 Reductores de perdida de filtrado. 

 Agentes desviadores. 

 Agentes secuestrantes. 

 Aditivos de limpieza. 

Estos aditivos se deben evaluar en el laboratorio antes de ser utilizados. Los 
procedimientos de dichas pruebas se detallan en la norma API RP-42. Estos 
aditivos deben ser compatibles entre sí y con los fluidos de la formación, asimismo 
de cumplir con sus funciones específicas. En la cuadro 5 se describen los aditivos 
anteriormente mencionados. 
 
   Cuadro 5. Aditivos 

Aditivo Uso 

Inhibidores de 
corrosión 

Disminuyen el ritmo de corrosión mediante la formación de una 
película protectora sobre la superficie metálica.  

Surfactantes 
Eliminan la formación de emulsiones, reducen la tensión 
interfacial, alteran la mojabilidad de la formación, aceleran la 
limpieza y previenen la formación de lodo asfaltico.  

Solventes mutuos 
Altera la mojabilidad de la formación a fin de mejorar la limpieza 
de los productos de la reacción.  

Reductores de 
fricción 

Incrementan los ritmos de bombeo o de inyección ya que al 
disolverse en el fluido reducen la caída de presión por fricción a 
través de las tuberías.  

Reductores de 
perdida de filtrado 

Aditivos para reducir la pérdida de filtrados compuestos por dos 
agentes que son: una partícula sólida que puentea cerca de la 
superficie de la fractura y un material gelatinoso que tapona los 
poros formados por el material solido granular.  

Agentes desviadores Obtienen un tratamiento más uniforme. 

Agentes 
secuestrantes 

Previenen la precipitación de hierro que se genera producto de la 
corrosión de la tubería o bien existir de forma mineralógica en la 
formación.  

Aditivos de limpieza Evitan la formación de lodos asfalticos en ciertos aceites. 

Agente quelante 

Este es una sustancia química añadida a un ácido para estabilizar 
el hierro, así mismo el ácido inyectado disuelve el hierro del óxido, 
las incrustaciones de hierro y los minerales de la formación que 
contengan hierro. 

 

                                                 
74 GARAICOCHEA, F. Apuntes de Estimulación de Pozos. México. p. 23 – 28.  
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3.2 PRUEBAS REALIZADAS PREVIAS A UNA ESTIMULACIÓN 
 

En el siguiente apartado se explica de forma breve las pruebas que se deben 
realizar previas a una estimulación ya sea matricial o por fracturamiento. Estos dos 
tipos de estimulación son caracterizados por gastos y presiones de inyección. 
Para poder definir los rangos de estos gastos de presión se realizan pruebas de 
admisión o inyección en el intervalo productor, definiendo a través de la misma el 
comportamiento de la presión al incrementar el caudal de inyección. En la Figura 
23 se presenta el comportamiento típico de la presión durante una prueba de 
inyectabilidad.  
                
Figura 23. Comportamiento de la Presión de inyección en la cabeza del pozo, 
durante una prueba de admisión a la formación 

 
Fuente: ISLAS, C. Manual de Estimulación de pozo petroleros, México. 1991, p.25 

 

3.2.1 Pruebas de flujo escalonado (SRT). Las pruebas de flujo escalonado se 
realizan previas a un tratamiento de estimulación matricial en donde se inyecta un 
fluido de inyección durante un periodo definido a una serie de bombeos crecientes. 
Estos datos tienen como fin identificar los parámetros de tratamiento clave de la 
operación de fracturamiento como son la presión y las tasas de flujo requeridas 
para concluir el tratamiento de forma exitosa.  
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La prueba de flujo escalonado (SRT) es el método principal utilizado para 
determinar la presión máxima de inyección segura sin fracturar la roca del 
yacimiento. La prueba consta de una serie de inyecciones a velocidad constante 
con tasas que aumentan de baja a alta de forma escalonada. Cada paso de 
velocidad constante normalmente tiene la misma longitud de tiempo. 
 
Para el caso de estudio, el protocolo de los SRT se basa en garantizar en un inicio 
tres tasas en régimen matricial en donde la primera tasa será la mínima permitida 
por la bomba que es entre 0.02 BPM – 0.03 BPM. La tasa es tan baja debido a 
que Schlumnberger así las adapto ya que los pozos inyectores en el campo son 
pozos someros, esto con el fin de evitar fracturar la formación.  
 
En esta primera tasa se debe esperar un máximo de estabilización de presión de 
15 minutos, si esto no sucede se procede a pasar a la siguiente tasa. Como se 
mencionó anteriormente el tiempo de estabilización de las tasas debe ser el 
mismo para todas, es decir, si la presión se estabilizo los primeros cinco minutos, 
todas las pruebas deberán tener la misma longitud de tiempo.  
 
Para la segunda tasa se debe tener en cuenta el comportamiento de la pendiente, 
la presión y el tiempo de estabilización de la tasa anterior. Si se obtienen valores 
mayores a 400 psi se recomienda adicionarle 0.01 BPM a la primera tasa, si es 
menor a este valor el aumento sería de 0.03 BPM. 
 
Finalmente, para la tercera tasa se realizaría con el mismo diferencial de caudal 
que se realizó entra la primera y segunda tasa. Esto con el objetivo de definir el 
resto de tasas de la prueba.  
 
El parámetro de entrada para realizar los SRT en régimen de fractura y garantizar 
seis tasas en éste régimen es la presión estabilizada de la tasa más alta en 
régimen matricial. Se recomienda que: 
 

 Si la presión es mayor a 1000 psi, aumentar el 10% la última tasa matricial. 

 Si la presión es menor a 1000 psi, aumentar el 30% la última tasa matricial.   

Una vez establecida esa tasa, revisar la tendencia del gráfico de Presión vs 
Caudal, dependiendo de esto se decide si se realizan aumentos de 0.1 BPM 
(régimen de fractura) o aumentos de 0.2 BPM (régimen matricial).  

3.3 EQUIPOS UTILIZADOS EN POZOS INYECTORES PARA OPERACIONES 
DE LIMPIEZA Y ESTIMULACIÓN 
 

Existen diversidad de tratamientos que se realizan a los pozos con el fin de 
restaurar o mejorar la productividad del mismo. Así mismo se utilizan diferentes 
equipos, técnicas y herramientas para llevar a cabo estas operaciones. A 
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   Cuadro 6.Ventajas y desventajas de Coiled Tubing 

Ventajas Desventajas 

Por el cuerpo de la tubería flexible, 
no es necesario realizar 
conexiones y desconexiones. 

Diámetros pequeños. 

Rapidez operativa y de 
movilización 

La tubería flexible es susceptible a 
torcerse y enroscarse, lo cual causa 
la fatiga de esta y requiere de 
frecuente reemplazo. 

Bajo costo de locación 
Alcance limitado en pozos 
horizontales. 

La tubería flexible puede ser 
bajada y recuperada mientras se 
están circulando los fluidos en 
forma continua, 

Tiene un espesor más delgado que 
la tubería convencional por tramos, 
lo que la limita a la resistencia a la 
carga de tensión en la tubería. 

Habilidad para trabajar con presión 
de superficie presente, no se 
necesita matar el pozo. 

Debido a las características de 
transporte en carretes, se tiene una 
longitud limitada de tubería flexible 
que puede utilizarse. 

 
La unidad de coiled tubing tiene aplicación en las siguientes operaciones77: 
 

 Perforación: perforación en desbalance, pozos verticales de diámetro reducido, 
profundizaciones verticales en pozos horizontales, entre otras. 

 Estimulaciones ácidas: se realizan para eliminar las obstrucciones generalmente 
de carbonato de calcio. 

 Limpieza de pozo: la acumulación de arena durante la producción del pozo o los 
sólidos de perforación se pueden lavar y circular a superficie utilizando el coiled 
tubing. Los fluidos más utilizados son: agua gelificada, espuma estable (base 
nitrógeno), solventes y nitrógeno.  

 Completamiento: colocación de un coiled tubing dentro de una tubería de 
producción 

 Control de arena: empaque con grava convencional, empaque con grava con 
resina, etc. 

 Registros: registros de producción, instalación de guaya eléctrica dentro del 
coiled tubing, registros de cementación, de inspección de revestidor, etc. 

 Cementación: operaciones de reparación por cementación sin tener que ahogar 
el pozo y operaciones de abandono de pozo. 

                                                 
77 Lbid., p. 3 – 5. 
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3.3.2 Slickline y Wireline: el slickline o cable de acero, es un servicio que se 
presta a las compañías operadoras de yacimientos petrolíferos. El trabajo consiste 
principalmente en introducir herramientas y/o dispositivos en los pozos petroleros 
por medio de un alambre especialmente diseñado para soportar altas presiones, 
temperaturas y esfuerzos, no sirve para transmitir ninguna señal eléctrica. El 
diámetro del cable varía dependiendo de las necesidades del cliente o de la 
operación la cual se va a realizar78. Ver Figura 25. 
                                
                   Figura 25. Unidad de Slickline 

 
Fuente: HALLIBURTON. Unidad de slickline. [Consultado el 3 de Noviembre de 
2017], Disponible en <http://www.halliburton.com/en-US/ps/wireline-
perforating/wireline-and-perforating/slickline-services/default.page> 
 
En un inicio el Slickline se utilizaba simplemente para verificar el fondo del pozo. 
Sin embargo, hoy en día es posible realizar una variedad de operaciones y una 
amplia gama de herramientas y dispositivos pueden ser colocados, retirados o 
manipulados gracias al slickline.  Entre las aplicaciones se tienen79:  
 

 Chequeo de tuberías: verificar que la tubería no tenga obstrucciones 

 Chequeo mecánico: determinar la situación en la que se encuentra el pozo, cual 
es la arena productora y/o verificar el estado del tubing. 

                                                 
78 CÁCERES, M.A. Utilización del Slickline para registros de temperatura en pozos de petróleo y 
gas. Universidad Nacional de Ingenieria, Peru, 2010. p. 32.  
79 NEWSCA [Consultado en Noviembre 3 de 2017]. Disponible en 
<http://www.newsca.com.ve/index.php/servicio-de-guaya-fina> 
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pozo y a la optimización de las condiciones de flujo del pozo pero sin modificar 
definitivamente la zona de producción o inyección83.  
 
En la Figura 27 se presenta un ejemplo de un equipo de workover con sus partes.  
 
     Figura 27. Unidad de equipo de Workover 

 
Fuente: FACULTAD DE INGENIERIAS FISICO-QUIMICAS. Operaciones de 
servicio a pozos y workover, Bucaramanga. 2015. [Consultado el 3 de Noviembre 
de 2017]. Disponible en <http://slideplayer.es/slide/5250792/> 
Existen ciertas razones por las cuales se decide realizar un trabajo de workover, 
las cuales pueden ser: 
 

 Fallas en el equipo. Se pueden presentar en diversas partes del pozo ya sea por 
fugas en cabeza de la válvula maestra o en el colgador de la tubería, daños en el 
sistema de válvulas de seguridad de superficie, entre otras. 

 Restauración o modificación de la zona productora. Esta operación se realiza 
con el objetivo de mejorar la zona productora ya sea con una estimulación por 
acidificación o un fracturamiento. 

 Modificación en las condiciones de producción. Tiene como objetivo alcanzar la 
velocidad suficiente para transportar las fases pesadas. 

                                                 
83  UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER. Op. Cit, Disponible en 
<http://slideplayer.es/slide/5250792/> 
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 Cuando se bullheading hacia abajo del tubing, la presión se supera y puede 
exceder las presiones del tubing o del revestidor y como consecuencia ocurre el 
colapso de los mismos.  

 Es posible superar la presión de fractura de la formación debido a la baja 
permeabilidad del reservorio.  

3.4 DESCRIPCIÓN DE LOS FLUIDOS DE LIMPIEZA Y ESTIMULACIÓN 
UTILIZADOS EN EL CAMPO 
 

A continuación se realiza una breve explicación acerca de los los fluidos que se 
han utilizado en el Campo La Cira Infantas.  
 
3.4.1 HCL 7.5%: Fluido de Limpieza de Tubería. El HCl es un ácido inorgánico y 
uno de los más comúnmente usados para los tratamientos de estimulación. Es 
una solución de Cloruro de Hidrógeno gaseoso en agua, las concentraciones más 
usadas en operaciones de estimulación van desde 5% hasta 28% en peso, y 
generalmente se preparan mediante la dilución en agua de una solución base de 
32% HCl (20º Baume). El uso que se tiene propuesto es: Limpieza de liners con 
empaques de arena restringidos por depósitos de incrustaciones. Limpieza de 
tubulares para mejora en las operaciones. Se propone un volumen de 100 gal de 
HCl por cada 100 gal de tubería.  
 
3.4.2 Preflujo Ácido (HCl - Ácido Fórmico Acético). Es una mezcla que 
contiene 11% de HCl y 10% de ácido orgánico (5% ácido fórmico, 5% ácido 
Acético). Su función es remover la mayor parte de los componentes del Calcio 
existentes en la matriz y prevenir la formación de Fluoruro de Calcio (CaF2), si el 
Calcio entrara en contacto con el ácido fluorhídrico (HF).  
 
3.4.3 Sistema principal – OMA® Organic Mud Acid. El ácido OMA® es una 
mezcla que contiene el Ácido Orgánico del 9 % (ácido fórmico) y el ácido 
fluorhídrico del 3.0% (HF). El OMA es un ácido menos corrosivo que la mezcla HCl 
+ HF y es fácilmente inhibido protegiendo las tuberías de la corrosión ácida. Como 
resultado, las bajas velocidades de corrosión pueden ser mantenidas a altas 
temperaturas de tratamiento. Además, esto proporciona una relativa baja tasa de 
reacción y tiene una tendencia reducida de formar emulsiones cuando está en 
contacto el crudo. Se recomienda su uso para la acidificación matricial de alta 
temperatura y la remoción de daño debido a la perforación en areniscas o en 
calizas donde el tiempo de contacto con tubería se espera de alto tiempo. 
Adicionalmente se puede usar en yacimientos de crudos asfálticos y que tienen 
tendencia a formar emulsión en presencia de ácido clorhídrico (HCl).  
 
Dada la composición mineralógica de la formación y de los resultados en 
laboratorio se determina que la concentración de HF debe ser del 1.5%.  
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3.4.4 Estabilizador de finos. El sistema de estabilizador de finos contiene una 
amina cuaternaria tipo polimérica que previene la formación del daño resultante de 
la dispersión, migración o hinchamiento de arcillas. El polímero se absorbe por 
intercambio catiónico con las cargas negativas de la superficie de las arcillas y 
estabilizando las partículas libres en las arcillas. Como resultado se presenta una 
estabilización permanente debido a que estas partículas forman juntas un puente 
por múltiples puntos de conexión en la cadena sobre el polímero.  
 
3.4.5 Espaciador Cloruro de Amonio 3%. Se utiliza como espaciador para 
preservar la integridad de los sistemas y como fluido de desplazamiento. Se 
compone de Cloruro de amonio y surfactante.  
 
3.4.6 Dissolvine® Stimwell®. Dissolvine Stimwell es un producto químico de 
producción versátil para la industria del petróleo y el gas, basado en el agente 
quelante GLDA. Ha sido especialmente diseñado para trabajos de estimulación 
ácida a alta temperatura (hasta 400°C) en reservorios de carbonato o arenisca. 
Dissolvine Stimwell puede usarse como un ácido para mejorar la permeabilidad de 
la roca y tiene como ventajas que es biodegradable, no genera corrosión y no 
causa daño a la formación. Las aplicaciones de este fluido son:  
 

 Estimulación de pozos de petróleo o gas. 

 Control de hierro. 

 Eliminación de escamas a valores bajos de pH (CaCO3). 

3.4.7 BJJ. El sistema Sandstone Acid ™ (SSA) representa un enfoque único para 
los ácidos retardados al proporcionar una menor fuerza de ácido total y un poder 
de eliminación de daños más profundo. 

Se usa química de complejación patentada y una sal de fluoruro para generar 
ácido fluorhídrico (HF). El sistema está amortiguado de modo que cuando se 
produce una reacción con la formación y aumenta el pH, se alcanza el equilibrio 
mediante la liberación de hidrógeno adicional. Este hidrógeno reacciona con iones 
fluoruro en solución para formar HF nuevo in situ en las profundidades de la 
formación. 
El sistema tiene propiedades de dispersión, secuestro e inhibición de 
incrustaciones incorporadas que reducen en gran medida el potencial de 
subproductos dañinos de HF, especialmente el fluoruro de calcio (CaF2). Esta es 
la razón por la cual el rendimiento de producción es superior a los pozos tratados 
con otras soluciones de ácido de arenisca. Algunas de las características y 
beneficios son: 
 

 Reacción mejorada con finos silíceos de cuarzo y no arcilla. 

 Prevención de la escala de post-estimulación. 

 Mejor penetración de la matriz más profunda. 

 Aplicación a alta temperatura a 500 ° F (260 ° C) en pozos. 
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4. DISEÑO DE LA MATRIZ DE DECISIÓN DE UN FLUIDO DE LIMPIEZA Y 
ESTIMULACIÓN EN UN POZO INYECTOR DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS 

En este capítulo se describen las operaciones de estimulación realizadas en seis 
pozos del campo La Cira Infantas denominados A1, A2, A3, A4, A5 y A6 a los 
cuales se les describe su etapa de perforación y completamiento, como se realizó 
la operación de estimulación o limpieza, el histórico de inyección general del pozo 
así como su histórico de inyección por zonas. Con base en los casos presentados 
se diseña la matriz de decisión teniendo en cuenta el problema presentado en 
cada caso y la mejor solución operativa.  
 
4.1 CASO 1: POZO A1, ESTIMULACIÓN CON OMA 
 
Para el primer caso se analiza el pozo A1, el cual es un pozo inyector ubicado en 
el sur de la Cira, cuya inyección ha disminuido debido a un taponamiento por 
migración de finos. A continuación se describe detalladamente la perforación y su 
completamiento así como el historial del pozo antes y después de la estimulación. 
 
4.1.1 Perforación y completamiento del Pozo A1. El 30 de septiembre de 2014 
se iniciaron las operaciones para la perforación del pozo A1 la cual finalizo el cinco 
de Octubre de 2014. A continuación se describe el proceso de perforación y 
completamiento: 
 

 Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspección del equipo que 

se va a emplear para la perforación teniendo en cuenta información como: 

capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive, 

capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y 

conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunión pre 

operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del 

equipo con que se va a llevar a cabo la operación. 

 

 La primera etapa de superficie fue perforada el 1 de Octubre de 2014 con una 

broca de 124
1 de pulgada, alcanzando una profundidad de 362 ft con un ROP de 

173 ft/hr. 

 

 Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diámetro 98
5 de 

pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 356 ft y el cemento 

utilizado es clase C. 

 

 La segunda etapa fue perforada el mismo día que la etapa anterior. En esta 

etapa comienza la perforación direccional con una broca de 82
1 para dar inicio a 

la perforación de los intervalos productores. 
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 En la tercera etapa comienza la perforación direccional de los intervalos 

productores. La perforación inicia el mismo día que las etapas anteriores con 

broca de 82
1 de pulgada desde 372 ft hasta llegar a una profundidad 3720 ft en 

MD terminando el dos de Octubre. La perforación de todos estos intervalos 

requiere del registro de varios surveys en donde se registró el mayor grado de 

inclinación a una profundidad TVD de 547 ft y MD de 548 ft, alcanzando un valor 

de 29,43º y un Azimuth de 331,26 º. 

 

 Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de 

producción de siete pulgadas de diámetro el día tres de Octubre desde superficie 

hasta 3703 ft de profundidad. Finalmente el día cuatro de Octubre se realiza el 

lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a una profundidad de 

3720 ft.  

El completamiento del pozo A1 comenzó el día 14 de Noviembre de 2014 y finalizo 
el 20 de Noviembre del mismo año para un total de seis días. Fueron intervenidos 
19 intervalos los cuales estaban entre 3414 ft y 3011 ft. El completamiento del 
pozo se puede evidenciar con más detalle en el estado mecánico que se 
encuentra en el Anexo A.  
 
4.1.2 Detalle de la operación de estimulación ácida. En la Tabla 2 se presentan 
las seis zonas del pozo A1. Las filas de color amarillo fueron las zonas candidatas 
a estimulación con OMA, los números en rojo representan la profundidad de cada 
una de estas zonas. 
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  Tabla 2. Zonas candidatas a estimulación (OMA) 

 
 
A continuación se presenta el procedimiento operacional de la estimulación del 
intervalo 3290-3331 ft, ya que los otros dos se realizan de la misma manera.   
 
1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en 

cuenta los elementos del protocolo de movilización del campo y las 
recomendaciones de HSE. 
 

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los 
involucrados en la operación, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias 
para realizar el trabajo de forma segura. 
 

3. Se realiza pickling a tubing 28
7 in, el cual tiene como fin retirar materiales que 

pueden reaccionar con el fluido de tratamiento principal y crear reacciones no 
deseables o precipitados perjudiciales,  y realizar prueba de inyectividad en el 
intervalo (3290-3331) ft. 
 

4. Con anterioridad personal de la empresa realiza rig up de equipos, 
herramientas y unidad de bombeo, conecto líneas de superficie y probó 
integridad.  
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5. Hizo charla pre operacional para realizar prueba de inyectividad en el intervalo 
deseado y recomendaciones con el manejo de la línea de tratamiento con el 
personal de la compañía. 
 

6. Lleno sarta con 6.0 bbls a 1.58 bpm. Realizo prueba de inyectividad en la 
formación (3290-3331) ft, bombeando fluido NH4Cl 3% de la siguiente manera: 
Ver Tabla 3. 

 
Tabla 3. Prueba de inyectividad previo al remojo del preflujo 

Q (bpm) P (psi) 

0,03 1222 

0,06 1314 

0,09 1342 

0,12 1460 

0,22 1556 

 

7. Se inició la agitación de 10 bls de sistema de pre flujo (HCL-Fórmico-Acético) 
previo al bombeo. Se neutralizaron 60 bls de fluido para disposición. 
 

8. Se Abre válvula igualadora del empaque y se bombean en directa 10 bls de 
preflujo desplazando con 8 bls de salmuera a 1.0 bpm hasta la punta del tubing 

28
7 in. Luego se cierra válvula igualadora del empaque y se inyecta 10 bls de 

sistema de pre flujo con 11 bls de fluido NH4CL 3% (salmuera) para garantizar 
el posicionamiento en cara de la formación. Presión máxima alcanzada: 1050 
psi. 
 

9. Se espera por el remojo del pre flujo inyectado a la formación en el intervalo de 
estudio. 
 

10. Realizo prueba de inyectividad posterior al remojo del preflujo como se muestra 
en la tabla 4. Fluido bombeado de llenado y prueba: 14 bls de fluido NH4Cl 
3%.  
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Tabla 4. Prueba de inyectividad posterior al remojo del preflujo 

Q (bpm) P(psi) 

0,03 471 

0,06 720 

0,09 847 

0,12 948 

0,15 1016 

0,22 1167 

0,32 1204 

0,42 1293 

0,52 1378 

 

11. Se analizaron los datos y se esperó confirmación de mezcla de sistemas para 
estimulación matricial OMA. Realizo mezcla de 25 bbls de OMA (9% de ácido 
fórmico + 1.5% de HF). Espero confirmación para inicio de bombeo de 
sistemas para estimulación matricial OMA. 
 

12.  Abrió válvula igualadora del empaque y se inicia el llenado del pozo. Se 
establece circulación a 0.5 bpm. 
 

13. Se llenó tubing 28
7  in con 19 bls de fluido NH4CL 3% (salmuera) a 1.0 bpm y 

50psi.  Inició a circular pozo a 3272.76 ft en directa con 18bls de OMA a 

1.0bpm, presión por debajo de 25 psi hasta punta de sarta de tubing 28
7 in. Se 

cerró válvula igualadora del empaque continuando bombeo en directa y 
completando el tren de estimulación: 7bls de OMA (total 25bls) + 4.0bls de 
NH4Cl 3% (salmuera) + 88bls de estabilizador de arcillas, iniciando inyección 
de fluido de estimulación matricial desde 0.32bpm hasta 0.85bpm, asegurando 
una presión por debajo de 970psi. desplazó sistema con 19bls de salmuera a 
0.35bpm, 800psi.  
 

14. Posterior a la inyección del fluido de estimulación se realizó prueba de 
inyectividad en la formación en el intervalo de estudio con NH4CL 3% de la 
siguiente manera: Ver Tabla 5. 
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Tabla 5. Prueba de inyectividad posterior a estimulación química OMA 

Q (bpm) P(psi) 

0,22 125 

0,28 245 

0,32 311 

0,38 398 

0,42 458 

0,52 590 

0,62 700 

0,72 1128 

0,82 1237 

0,92 1253 

 
15. Se desconecta línea de tratamiento.  

 
Una vez finalizado el procedimiento de bombeo del tren del fluido de estimulación 
se realiza una comparación de las pruebas de inyectividad que se realizaron 
durante este proceso en las tres zonas estimuladas las cuales se observan en las 
graficas 2, 3 y 4 respectivamente.  
 
Gráfica 2. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después de 
estimulación con OMA intervalo (3290-3331) ft   

 
 
En la gráfica anterior se presenta la comparación de las pruebas de inyectividad 
realizadas antes y después de la estimulación en la zona 1 (3290-3331) ft. Se 
puede evidenciar que los resultados con el tratamiento OMA resultaron efectivos. 
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Se observa una disminución de la presión en un 20% con respecto a la presión 
inicial lo que indica que el tratamiento tuvo efecto.  
 
Gráfica 3. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después de la 
estimulación con OMA intervalo (3104-3119) ft 

 
 

En la gráfica anterior se presenta la comparación de las pruebas de inyectividad 
realizadas antes y después de la estimulación en la zona 2 (3104-3119) ft. Se 
puede evidenciar que los resultados con el tratamiento OMA resultaron efectivos. 
se observa que a la misma presión, aproximadamente 1635 psi, el caudal que 
admite la formación después de la estimulación es mucho mayor que antes de 
ésta, por lo que indica que el tratamiento tuvo efecto.  
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Gráfica 4. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después de la 
estimulación con OMA intervalo (3011-3027) ft 

 
 
En la gráfica anterior se presenta la comparación de las pruebas de inyectividad 
realizadas antes y después de la estimulación en la zona 3 (3011-3027) ft. Se 
puede evidenciar que los resultados fueron efectivos con el bombeo del preflujo lo 
que no fue necesario bombear el fluido principal OMA. Se observa en el gráfico 
que aproximadamente a la misma presión, 1272 psi, el caudal que admite la 
formación después de la estimulación es mucho mayor que antes de ésta, por lo 
que indica que el tratamiento tuvo efecto.  
 
En la Tabla 6 se presenta un resumen de la operación realizada en el pozo A1 
como el número de zonas estimuladas, el tiempo total del trabajo y lo que tardaron 
las estimulaciones.  
 
   Tabla 6. Resumen de la estimulación en el Pozo A1 
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En la zona 3 no fue necesario hacer la estimulación matricial con OMA, ya que 
como se observa en la Grafica 4 el bombeo del preflujo fue suficiente. 
 
4.1.3 Histórico general de inyección del pozo A1. Para la realización de una 
estimulación en un pozo inyector se debe conocer el comportamiento histórico de 
inyección general del pozo y determinar si necesita de estimulación o no. En la 
Gráfica 5 se observa el comportamiento general de inyección del pozo A1. 
 
 Gráfica 5. Histórico general de inyección del Pozo A1 

 
 
En el gráfico anterior se observa el comportamiento de inyección de agua del pozo 
A1 en el cual se presenta una buena inyección al inicio de la operación. Se 
observa una variación de caudal durante el primer año pero aproximadamente el 3 
de Junio de 2017 la gráfica presenta una disminución drástica en el caudal 
llegando a valores de 1165 bwpd. Realizando una serie de análisis se decide 
llevar acabo la estimulación con OMA. Una vez realizada la operación se observa 
como el caudal aumenta nuevamente a valores de 1870 bwpd. 
 
4.1.4 Histórico de inyección por zonas. Como se mencionó en el capítulo 2, el 
completamiento en los pozos inyectores del Campo La Cira Infantas se realizan 
con sartas selectivas para garantizar un mejor control de las operaciones que se 
van a realizar en el pozo, de igual forma se realiza la estimulación garantizando 
así un mejor resultado a la hora de realizar dichas operaciones. En la Tabla 7, se 
muestra el caudal de inyección que presentaban antes de la estimulación y 
después de realizar el tratamiento: 
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     Tabla 7. Histórico de inyección por zonas antes y después de la estimulación 

 
 
En la tabla anterior se presentan los resultados de la inyección por zonas después 
de la estimulación. Se observan zonas en las cuales la estimulación 
aparentemente no dio resultado debido a que el caudal antes y después es cero. 
Como se demostró con las gráficas de inyectividad la estimulación si resulto 
efectiva pero el trazador muestra unas zonas que la inyección es cero. Esto se 
debe a que las estimulaciones se hacen contra los perforados y cuando se baja la 
sarta de inyección y se pone el pozo a inyectar se presentan pérdidas de presión 
en el mandril, en las válvulas, tubería y demás elementos lo que genera que por 
más estimulación realizada, la presión disponible en el sistema no alcanza a 
inyectar. Las zonas que se muestran que no quedaron tomando al momento de 
poner el pozo a inyectar se unen con otros intervalos que son los que si están 
inyectando.  

4.2 CASO 2: POZO A2, ESTIMULACIÓN CON PREFLUJO 
 
Para el Segundo caso se analiza el pozo A2, el cual es un pozo inyector ubicado 
en el Este de La Cira cuya inyección ha disminuido debido a un taponamiento por 
carbonatos. A continuación se describe detalladamente la perforación y su 
completamiento así como el historial del pozo antes y después de la estimulación. 
 
4.2.1 Perforación y completamiento del Pozo A2. El 13 de Enero de 2013 se 
iniciaron las operaciones para la perforación del pozo A2 las cuales finalizaron el 
16 de Enero de 2013 para un total de tres días. A continuación se describe el 
proceso de perforación y completamiento: 
 

 Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspección del equipo que 

se va a emplear para la perforación teniendo en cuenta información como: 

capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive, 

capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y 

conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunión pre 

operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del 

equipo con que se va a llevar a cabo la operación. 
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 La primera etapa de superficie fue perforada el 13 de Enero de 2013 con una 

broca de 124
1 de pulgada, alcanzando una profundidad de 333 ft. 

 

 Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diámetro 98
5 de 

pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 323 ft y el cemento 

utilizado es clase G. Durante la corrida del casing superficial se observaron 

condiciones de hoyo apretado. 

 

 La segunda etapa fue perforada el 14 del mismo mes. En esta etapa comienza la 

perforación direccional con una broca de 82
1 para dar inicio a la perforación de los 

intervalos productores. 

 

 En la tercera etapa comienza la perforación direccional de los intervalos 

productores. La perforación inicia el mismo día que la etapa anterior con broca 

de 82
1 de pulgada desde 343 ft hasta llegar a una profundidad 3508 ft en MD 

terminando el mismo dia que la etapa anterior. La perforación de todos estos 

intervalos requiere del registro de varios surveys en donde se registró el mayor 

grado de inclinación a una profundidad de 1737 pies en MD, alcanzando un valor 

de 6.68º y un Azimuth de 60.63 º. 

 

 Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de 

producción de siete pulgadas de diámetro el día 15 de Enero desde superficie 

hasta 3493 pies de profundidad. Finalmente el día 16 de Enero se realiza el 

lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a una profundidad de 

3508 ft. 

El completamiento del pozo A2 comenzó el 28 de Noviembre de 2013 y finalizo el 
dos de Febrero del mismo año para un total de cuatro días. Fueron intervenidos 19 
intervalos los cuales están entre 3282 ft y 2766 ft. El completamiento del pozo se 
puede evidenciar con más detalle en el estado mecánico que se encuentra en el 
Anexo A.  
 
4.2.2 Detalle de la operación de estimulación ácida. Se presentan las ocho 
zonas del pozo A2, de las cuales tres fueron candidatas a estimulación con 
preflujo, en la Tabla 8 se observan las zonas en rojo que fueron seleccionadas. 
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  Tabla 8. Zonas del Pozo A2 

 
 
A continuación se presenta el procedimiento operacional de la estimulación del 
intervalo 3134-3153 ft, ya que los otros dos se realizan de la misma manera.   
 
1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en 

cuenta los elementos del protocolo de movilización del campo y las 
recomendaciones de HSE.  
 

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los 
involucrados en la operación, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias 
para realizar el trabajo de forma segura. 
 

3. Reunión pre operacional y de seguridad para el armado del equipo de suabeo 
y toma de fondo. 
 

4. Se armó equipo de suabeo, bajo y verifico tope de sucio a 3378 ft. 
 

5. Se instaló cabeza de circulación y bajo lavando arena desde 3371 ft hasta 
3446 ft con el máximo avance posible. 
 

6. Se realiza una reunión pre operacional y de seguridad con el personal de del 
equipo para realizar las operaciones de estimulación acida, se establecen roles 
y responsabilidades y se determinan riesgos y peligros de la operación. 
 

7. Rig up de equipos de estimulación, y se prueban equipos y líneas. 
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8. Se prepara y se bombea HCL 7% para realizar pickling a la tubería. 
 

9. Se realizó SRT (Step Rate Test) en zona 1 (3134-3140), (3146-3153) con los 
siguientes caudales y dejando 10 minutos de estabilización por cada step. 
Tabla 9. 

 
Tabla 9. Prueba de inyectividad antes del preflujo 

Q (bpm) P (psi) 

0,03 1419 

0,06 1950 

0,09 2165 

0,12 2403 

0,22 2860 

0,32 3000 

0,42 3140 

0,52 3240 

 
10. Se prepararon 4 bls de pre flujo ácido (HCL- ácido fórmico acético). 

 
11. Coloco válvula igualador en posición abierta y se bombearon 4 bls de preflujo 

ácido con 13 bls de salmuera como desplazamiento, cerró válvula igualadora 
y comenzó forzamiento de 7 bls a 0.03 con presión máxima de 1530 psi y 
presión al final de 5 psi, evidencio buena respuesta de la formación a la 
estimulación acida. 
 

12. Se esperaron 6 horas de remojo del preflujo ácido (HCl- ácido fórmico 
acético). 
 

13. Se hizo prueba de Step Rate Test en la zona 1 (3134-3140), (3146-3153) 
post preflujo con los siguientes caudales y dejando 10 minutos de 
estabilización por cada step, paro bomba y realizo fall off cayendo la presión 
de 1245 a 0 en 2 min. Los datos de la prueba se muestran en la Tabla 10. 
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Tabla 10. Pruebas de inyectividad post preflujo en la zona 1 

Q (bpm) P (psi) 

0,03 22,9 

0,06 18,3 

0,09 18,3 

0,12 18,3 

0,22 828 

0,32 1748 

0,42 2256 

0,52 2549 

 
14. Se realiza la apertura de las válvulas reguladoras para el bombeo de 17/39 

bbl de estabilizador de arcillas hasta la punta de la tubería. Se inicia el 
forzamiento del estabilizador de arcillas hasta llegar a un total de 39 bls, 
desplazando con salmuera.  
 

15. Se realizan los SRT de la zona 1 post tratamiento de arcillas con los 
siguientes caudales y dejando 10 min de estabilización por cada step. Los 
datos de la prueba se muestran en la Tabla 11. 

 
Tabla 11. Pruebas de inyectividad post tratamiento de arcillas en la zona 1 

Q (bpm) P (psi) 

0,03 0 

0,06 18,3 

0,09 329 

0,12 686 

0,22 1318 

0,32 1574 

0,42 1803 

0,52 2055 

 
Se realiza el SDT correspondiente y se determina buena admisibilidad de   la 
zona.  
 
16. Se ubica el set de empaques para realizar la operación en la siguiente zona.  
 
Una vez finalizado el procedimiento de bombeo del fluido de estimulación se 
realiza una comparación de las pruebas de inyectividad que se realizaron durante 
este proceso. Ver Gráfica 6, Gráfica 7 y Gráfica 8.  
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Gráfica 6. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después de 
estimulación con preflujo intervalo (3134-3153) ft 

 
En la gráfica anterior se presenta la comparación de las pruebas de inyectividad 
realizadas antes y después de la estimulación con el preflujo y el estabilizador de 
arcillas. Se puede evidenciar que los resultados del tratamiento resultaron 
efectivos. Se observa una disminución de la presión en un 37% con respecto a la 
presión inicial lo que indica que el tratamiento tuvo efecto.  
 
Gráfica 7. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después de 
estimulación con preflujo intervalo (3081-3116) ft 
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En la gráfica anterior se presenta la comparación de las pruebas de inyectividad 
realizadas antes y después de la estimulación con el preflujo y el estabilizador de 
arcillas. Se puede evidenciar que los resultados del tratamiento resultaron 
efectivos. Se observa una disminución de la presión en un 31% con respecto a la 
presión inicial y el caudal que admite la formación es el mismo a una presión más 
baja lo que indica que el tratamiento tuvo efecto. 
      
Gráfica 8. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después de 
estimulación con preflujo intervalo (3054-3065) ft 

 
 
En la gráfica anterior se presenta la comparación de las pruebas de inyectividad 
realizadas antes y después de la estimulación con el preflujo y el estabilizador de 
arcillas. Se puede evidenciar que los resultados del tratamiento resultaron 
efectivos. Se observa una disminución de la presión en un 58% con respecto a la 
presión inicial y el caudal que admite la formación es el mismo a una presión más 
baja lo que indica que el tratamiento tuvo efecto. 
 
En la Tabla 12 se presenta un resumen de la operación realizada en el pozo A2 
como el número de zonas estimuladas, el tiempo total del trabajo y lo que tardaron 
las estimulaciones.  
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Tabla 12. Resumen de la operación de estimulación realizada en el Pozo A2 

 
 
4.2.3 Histórico general de inyección del pozo A2. Para la realización de una 
estimulación en un pozo inyector se debe conocer el comportamiento histórico de 
inyección general del pozo y determinar si necesita de estimulación o no. En la 
Gráfica 9 se observa el comportamiento general de inyección del pozo A2. 
 
Gráfica 9. Histórico de inyección del Pozo A2 

 
 
En el gráfico anterior se observa el comportamiento de inyección de agua del pozo 
A2 en el cual se presenta una inyección constante en los últimos meses del año 
2016. Comenzando el año 2017 se ve una caída en la inyección de agua teniendo 
variaciones de subidas y bajadas repentinas de caudal de inyección llegando a 
valores de 1454 BWPD. El 18 de Agosto de 2017 se iniciaron trabajos de 
estimulación química, posterior a estos trabajos que finalizan 3 días después se 
observa un aumento en el caudal de inyección obteniendo valores de caudal más 
elevados (2765 BWPD) indicando que el tratamiento con preflujo fue efectivo para 
las zonas intervenidas del pozo A2.   
 
4.2.4 Histórico de inyección por zonas. Como se mencionó en el capítulo 2, el 
completamiento en los pozos inyectores del Campo La Cira Infantas se realizan 
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con sartas selectivas para garantizar un mejor control de las operaciones que se 
van a realizar en el pozo, de igual forma se realiza la estimulación garantizando 
así un mejor resultado a la hora de realizar dichas operaciones. En la Tabla 13, se 
muestra el caudal de inyección que presentaban antes de la estimulación y 
después de realizar el tratamiento: 
 

 
 
 
 
 
 
 
 

En la tabla anterior se presentan los resultados de la inyección por zonas después 
de la estimulación. Se observa que la zona tres aparentemente no dio resultado 
debido a que el caudal antes y después es cero. Como se demostró con las 
gráficas de inyectividad la estimulación si resulto efectiva pero el trazador muestra 
unas zonas que la inyección es cero. Esto se debe a que las estimulaciones se 
hacen contra los perforados y cuando se baja la sarta de inyección y se pone el 
pozo a inyectar se presentan pérdidas de presión en el mandril, en las válvulas, 
tubería y demás elementos lo que genera que por más estimulación realizada, la 
presión disponible en el sistema no alcanza a inyectar. Las zonas que se muestran 
que no quedaron tomando al momento de poner el pozo a inyectar se unen con 
otros intervalos que son los que si están inyectando.  

4.3 CASO 3: POZO A3, COILED TUBING 
 
Para el Tercer caso se analiza el pozo A3, el cual es un pozo inyector ubicado en 
el Este del campo cuya inyección ha disminuido debido a un taponamiento por 
arenas. A continuación se describe detalladamente la perforación y su 
completamiento así como el historial del pozo antes y después de la limpieza. 
 
4.3.1 Perforación y completamiento del Pozo A3. El 3 de Abril de 2012 se 
iniciaron las operaciones para la perforación del pozo A3 las cuales finalizaron el 6 
de Abril de 2012 para un total de tres días. A continuación se describe el proceso 
de perforación y completamiento: 
 

 Como primera medida se comienza la movilización del equipo ubicado en la 

misma locación a 21 pies de distancia. Se realiza el reconocimiento e inspección 

del equipo que se va a emplear y para esto se realiza una reunión pre 

Tabla 13. Histórico de inyección por zonas antes y después de la estimulación 
del Pozo A2 
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operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del 

equipo con que se va a llevar a cabo la operación. 

 

 La primera etapa de superficie fue perforada el 3 de Abril de 2013 con una broca 

de 124
1 de pulgada, alcanzando una profundidad de 339 ft. 

 

 Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diámetro 98
5 de 

pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 329 ft y el cemento 

utilizado es clase G. 

 

 La segunda etapa fue perforada el 4 del mismo mes. En esta etapa comienza la 

perforación direccional con una broca de 82
1 para dar inicio a la perforación de los 

intervalos productores. 

 

 En la tercera etapa comienza la perforación direccional de los intervalos 

productores. La perforación inicia el mismo día que la etapa anterior con broca 

de 82
1 de pulgada desde 349 ft hasta llegar a una profundidad 3793 ft en MD 

terminando el cinco del mismo mes. La perforación de todos estos intervalos 

requiere del registro de varios surveys en donde se registró el mayor grado de 

inclinación a una profundidad de 1345 pies en MD, alcanzando un valor de 

31.05º y un Azimuth de 276.82º. 

 

 Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de 

producción de siete pulgadas de diámetro el día 6 de Enero desde superficie 

hasta 3597 pies de profundidad. Finalmente se realiza el lavado y desmonte de 

los equipos y el pozo se entrega a una profundidad de 3793 ft. 

El completamiento del pozo A3 comenzó el cuatro de Mayo de 2012 y finalizo el 
nueve de Mayo del mismo año para un total de cinco días. Fueron intervenidos 17 
intervalos. El completamiento del pozo se puede evidenciar con más detalle en el 
estado mecánico que se encuentra en el Anexo A.  
 
4.3.2 Detalle de la operación de limpieza con Coiled Tubing. A continuación se 
presenta el procedimiento realizado de limpieza en el pozo con coiled tubing. 
 
1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en 

cuenta los elementos del protocolo de movilización del campo y las 
recomendaciones de HSE.  
 

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los 
involucrados en la operación, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias 
para realizar el trabajo de forma segura. 
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3. Se realiza Rig Up de los equipos de Slickline para realizar corrida de 
verificación de fondo inicial a 3454 ft. 
 

4. Se corre sarta de 1.5 pulgadas + bloque de impresión para verificar obstrucción 
a 3318 ft. Impresión de fondo sucio y posteriormente se realiza Rig Down del 
equipo.       
        

5. Se realiza Rig Up de equipos de coiled tubing y se realiza pull test 15.000 lbs 
de tensión al roll on conecto. 
 

6. Continúa rig up de equipos y se realiza prueba de circulación al BHA y boquilla 
a 1 bpm con presión de circulación 2.680 psi. 
 

7. Inicia RIH de Coiled Tubing a 22 ft/min. bombeando agua a 0.5 bpm con 
retornos limpios en superficie. 
 

8. Con punta de Coiled Tubing a 3.455 ft, se bombea píldora viscosa de gel de 5 
bbl a 1 bpm con presión circulación 2.800 psi. 
 

9. Inicia pooh de Coiled Tubing para repasar BHA (3.455ft- 2950 ft) y bombeo de 
agua para desplazar la píldora de gel hasta superficie peso subiendo 8.185 lb. 
 

10. RIH de Coiled Tubing a 10 ft/min, caudal 1 bpm; presión de circulación 2.750 
psi. Volumen acumulado 220 bbl. 
 

11. Pooh de Coiled Tubing hasta superficie. 
 

12. Se realiza rig down parcial para que slick line verifique fondo. 
 

13. Slick line realiza corridas para verificar fondo a 3.456 ft. 
 

14. Se realiza rig down total de set de coiled tubing. 
 
4.3.3 Histórico general de inyección del pozo A3. Para la realización de una 
estimulación o limpieza en un pozo inyector se debe conocer el comportamiento 
histórico de inyección general del pozo y determinar si necesita de 
estimulación/limpieza o no. En la Gráfica 10 se observa el comportamiento 
general de inyección del pozo A3. 
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Gráfica 10. Histórico general de inyección del Pozo A3 

 
 
En el gráfico anterior se observa el comportamiento de inyección de agua del pozo 
A3 en el cual se presenta una inyección constante al inicio de la operación. Se 
observa una caída de caudal en Octubre del 2017. En Noviembre 9 de 2017 se 
inician trabajos de limpieza con coiled tubing con el fin de retirar la obstrucción 
presente en el pozo. Se observa un aumento aproximado del 22% del caudal de 
inyección de agua después de la limpieza observando que la operación fue 
exitosa. 
 
4.3.4 Histórico de inyección por zonas. Según el proceso de limpieza con coiled 
tubing la limpieza fue efectiva como se puede observar en la Tabla 14 ya que el 
pozo se encontraba taponado de arena según la operación de slickline.  
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       Tabla 14. Histórico de inyección por zonas Pozo A3 

 
 
4.4 CASO 4: POZO A4, ESTIMULACIÓN MECÁNICA, SUABEO 
 
Para el cuarto caso se analiza el pozo A4-A y el pozo A4-B, los cuales son pozos 
inyectores ubicados en el Norte de La Cira cuya inyección ha disminuido debido a 
un taponamiento por arenas. A continuación se describe detalladamente la 
perforación y su completamiento así como el historial del pozo antes y después de 
la limpieza. 
 
4.4.1 Perforación y completamiento del Pozo A4-A. El 2 de Septiembre de 2014 
se iniciaron las operaciones para la perforación del pozo A4 las cuales finalizaron 
el 16 de Abril de 2014 para un total de 14 días, se puede observar que es mucho 
tiempo. El motivo de la demora fue una huelga de fuerza mayor la cual finalizo el 
11 de Septiembre, por lo que la operación de perforación como tal duro cinco días. 
A continuación se describe el proceso de perforación y completamiento: 
 

 Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspección del equipo que 

se va a emplear y para esto se realiza una reunión pre operacional con el fin de 

que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del equipo con que se va a llevar 

a cabo la operación. 

 

 La primera etapa de superficie fue perforada el 12 de Septiembre de 2014 con 

una broca de 124
1 de pulgada, alcanzando una profundidad de 365 ft. 

 

 Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diámetro 98
5 de 

pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 358 ft y se bombean 

39 bbl de tail cement. 
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 La segunda etapa fue perforada el 13 del mismo mes. En esta etapa comienza la 

perforación direccional con una broca de 82
1  de pulgada para dar inicio a la 

perforación de los intervalos productores.  

 

 En la tercera etapa comienza la perforación direccional de los intervalos 

productores. La perforación inicia el mismo día que la etapa anterior con broca 

de 82
1 de pulgada desde 365 ft hasta llegar a una profundidad 4915 ft en MD 

terminando el 14 del mismo mes. La perforación de todos estos intervalos 

requiere del registro de varios Surveys en donde se registró el mayor grado de 

inclinación a una profundidad de 1730 pies en MD, alcanzando un valor de 

27.21º y un Azimuth de 325.93º. 

 

 Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de 

producción de siete pulgadas de diámetro el día 15 de Septiembre desde 

superficie hasta 4901 pies de profundidad finalizando el 16 de Septiembre. 

Finalmente se realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega 

a una profundidad de 4915 ft. 

El completamiento del pozo A4 comenzó el 28 de Octubre de 2014 y finalizó el 
primero de Noviembre del mismo año para un total de cuatro días. Fueron 
cañoneados 129 ft. El completamiento del pozo se puede evidenciar con más 
detalle en el estado mecánico que se encuentra en el Anexo A.  
 
4.4.2 Perforación y completamiento del pozo A4-B. El 26 de Agosto de 2014 se 
iniciaron las operaciones para la perforación del pozo A4-B las cuales finalizaron el 
30 de Agosto del mismo año para un total de cuatro días. A continuación se 
describe el proceso de perforación y completamiento: 
 

 Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspección del equipo que 

se va a emplear y para esto se realiza una reunión pre operacional con el fin de 

que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del equipo con que se va a llevar 

a cabo la operación. 

 

 La primera etapa de superficie fue perforada el 26 de Agosto de 2014 con una 

broca de 124
1 de pulgada, alcanzando una profundidad de 365 ft con una ROP 

promedio de 155.11 ft/hr. 

 

 Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diámetro 98
5 de 

pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 357 ft y se bombean 

34 bbl de tail cement. 
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 La segunda etapa fue perforada el mismo día que la etapa anterior. En esta 

etapa comienza la perforación direccional con una broca de 82
1 de pulgada para 

dar inicio a la perforación de los intervalos productores.  

 

 En la tercera etapa comienza la perforación direccional de los intervalos 

productores. La perforación inicia el mismo día que la etapa anterior con broca 

de 82
1 de pulgada desde 365 ft hasta llegar a una profundidad 4967 ft en MD 

terminando el 27 del mismo mes. La perforación de todos estos intervalos 

requiere del registro de varios surveys en donde se registró el mayor grado de 

inclinación a una profundidad de 1732 pies en MD, alcanzando un valor de 

24.24º y un Azimuth de 20.13º. 

 

 Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de 

producción de siete pulgadas de diámetro el día 29 de Agosto desde superficie 

hasta 4948 pies de profundidad finalizando el 30 de Agosto. Finalmente se 

realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a una 

profundidad de 4967 ft. 

El completamiento del pozo A4-B comenzó el seis de Enero de 2015 y finalizo el 
ocho de Enero del mismo año para un total de dos días. Fueron cañoneados 139 
ft. El completamiento del pozo se puede evidenciar con más detalle en el estado 
mecánico que se encuentra en el Anexo A.  
 
4.4.3 Detalle de la operación de estimulación mecánica (Suabeo).  A 
continuación se presenta el procedimiento realizado con estimulación mecánica en 
el pozo A4-A.  
 
1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en 

cuenta los elementos del protocolo de movilización del campo y las 
recomendaciones de HSE.  
 

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los 
involucrados en la operación, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias 
para realizar el trabajo de forma segura. 
 

3. Se realizó protocolo de prueba de inyectividad matricial en la Zona I (4542-
4577) ft a 0.22 BPM donde se observa incremento de la Presión, superando la 
presión máxima disponible 1500 psi por lo cual la zona I requiere de 
estimulación. 
  

4. Se realizó protocolo de prueba de inyectividad matricial en la Zona II (4481-
4506) ft a 0.20 BPM donde se observa incremento de la Presión, superando la 
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presión máxima disponible 1500 psi por lo cual la zona II requiere de 
estimulación. 
  

5. Se realizó protocolo de prueba de inyectividad matricial en la Zona III (4408-
4464) ft a 0.11 BPM donde se observa incremento de la Presión, superando la 
presión máxima disponible 1500 psi por lo cual la zona III requiere de 
estimulación. 
 

6. Desinstalo unidad de inyección y líneas y se realizó charla pre operacional para 
la realización de la estimulación mecánica. 
 

7. Se instaló y se armó la unidad de suabeo y equipo lubricador. Se estimuló 
mecánicamente zona III, recuperando 20.8 bbls en 14 viajes. 
 

8. Retiro unidad de suabeo y equipo lubricador.  
 

9. Se procede a instalar unidad de inyección y conexiones de superficie.  
 

10. Se realizó prueba de inyectividad post suabeo a la zona III (4408-4464), 
durante 15 min así ver Tabla 15. 

Tabla 15.Prueba de Inyectividad Post-Suabeo Zona III Pozo A4-A 

Q (bpm) P (psi) 

0,11 7 

0,15 8 

0,5 400-450 

 
Se observa que la tercera tasa se sube a 0,5 bpm y se estableció presión por 
15 minutos entre 400-450 psi. Encontrando así que la tasa de admisibilidad 
para la zona III después del suabeo es superior al 100%.  

 
11. Posteriormente se realizaron las instalaciones pertinentes en superficie y se 

limpió arena circulando en reversa a 3.5 bpm. 
 

12. Instaló y armo unidad de inyección y conexiones de superficie para comenzar 
prueba de inyectividad matricial a la zona IV (4339-4386) psi a 0.19 bpm. 
Donde se observa el incremento de la presión hasta superar la presión máxima 
disponible 1500 psi por lo que zona IV requiere suabeo.  
 

13. Se realizó reunión pre operacional para realizar suabeo y a continuación se 
instaló y armo unidad de suabeo y equipo lubricador recuperando 35.41 bbls 
de fluido en 17 viajes. 
 

14. Se retira la unidad de suabeo y el equipo lubricador. 
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15. Se procede a instalar unidad de inyección y conexiones de superficie.  
 

16. Se realizó prueba de inyectividad post suabeo a la zona IV (4339-4386) ft, 
durante 15 min así ver Tabla 16. 

 
Tabla 16. Prueba de inyectividad post Suabeo Zona 4 Pozo A4-A 

Q (bpm) P (psi) 

0,19 479 

0,25 783 

0,32 1057 

0,4 1450 

 
17. Posteriormente se realizaron las instalaciones pertinentes en superficie y se 

limpió arena circulando en reversa a 1.5 bpm. 
 

18. Instaló y armo unidad de inyección y conexiones de superficie para comenzar 
prueba de inyectividad a la zona V a 0.24 bpm. Donde se observa el 
incremento de la presión hasta superar la presión máxima disponible 1500 psi 
por lo que zona V requiere suabeo.  
 

19. Se realizó reunión pre operacional para realizar suabeo y a continuación se 
instaló y armo unidad de suabeo y equipo lubricador recuperando 48.15 bbls 
de fluido en 17 viajes. 
 

20. Se retira la unidad de suabeo y el equipo lubricador. 
 

21. Se procede a instalar unidad de inyección y conexiones de superficie.  
 

22. Se realizó prueba de inyectividad post suabeo a la zona V (4252-4314), 
durante 15 min así ver Tabla 17. 

 
Tabla 17. Prueba de inyectividad Post Suabeo Zona 5 Pozo A4-A 

Q (bpm) P (psi) 

0,14 137 

0,24 400 

0,35 705 

0,5 1224 

 
Qcoobs es 0.35 bpm encontrando que la tasa de admisibilidad para la zona V 
(4252-4314) ft es superior al 100% (Qadm > Qcoob). 
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23.  Posteriormente se realizaron las instalaciones pertinentes en superficie y se 
limpió arena circulando en reversa a 3.5 bpm. 
 

24. En la Zona I se realizó suabeo pero no dio resultado por lo que sería candidato 
a estimulación matricial. 
 

25. Finalmente se instala árbol de inyección y se libera el equipo el 14 de 
Noviembre.   

 
4.4.4 Histórico general de inyección del pozo A4-A y A4-B. A continuación se 
muestran dos pozos que se encuentran en el mismo patrón en los cuales se 
esperaban inyecciones similares. Al pozo A4-A se le realizo estimulación 
mecánica (suabeo) y al pozo A4-B no se le realizo esta estimulación. Los 
comportamientos de inyección fueron los siguientes, los cuales se muestran en las 
Gráficas 11 y 12. 
 

Gráfica 11. Comportamiento de inyección de agua del Pozo A4-B 
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Gráfica 12. Comportamiento de inyección de agua del Pozo A4-A 

 
 
Como se puede observar en los gráficos anteriores, se muestra el comportamiento 
del pozo A4-B y A4-A respectivamente. Comparando las dos graficas se puede 
concluir que la operación mecánica de suabeo resulta efectiva debido a que son 
dos pozos que pertenecen al mismo patrón. El pozo A4-A se le realizo la 
estimulación mecánica por lo que los caudales de inyección están alrededor de los 
1400 bwpd, mientras que si se compara con el pozo A4-B la inyección es muy 
inestable y los valores de inyección promedio son de 712 bwpd por lo que se 
puede concluir que la estimulación mecánica resulta efectiva para esa zona y es 
recomendable realizarla.  
 
4.5 CASO 5: POZO A5, ESTIMULACIÓN CON BJJ 
 
Para el quinto caso se analiza el pozo A5, el cual es un pozo inyector ubicado en 
el sur del campo el cual nunca ha inyectado debido a un taponamiento por 
migración de finos. A continuación se describe detalladamente la perforación y su 
completamiento así como la inyección del pozo después del bombeo del fluido. 
 
4.5.1 Perforación y completamiento del Pozo A5. El 2 de Octubre de 2017 se 
iniciaron las operaciones para la perforación del pozo A5 la cual finalizó el cinco de 
Octubre de 2017, para un total de tres días. A continuación se describe el proceso 
de perforación y completamiento: 
 

 Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspección del equipo que 
se va a emplear para la perforación teniendo en cuenta información como: 
capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive, 
capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y 
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conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunión pre 
operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del 
equipo con que se va a llevar a cabo la operación.   
 

 La primera etapa de superficie fue perforada el 2 de Octubre de 2017 con una 

broca de 118
5 de pulgada, alcanzando una profundidad de 360 ft con un ROP 

promedio de 113 ft/hr.  
 

 Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diámetro 88
5 de 

pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 356 ft y el cemento 
utilizado es clase G.  
 

 La segunda etapa fue perforada el tres de Octubre del mismo año. En esta etapa 

comienza la perforación direccional con una broca de 78
7 de pulgada para dar 

inicio a la perforación de los intervalos productores.  
 

 En la tercera etapa comienza la perforación direccional de los intervalos 
productores. La perforación inicia el mismo día que las etapas anteriores con 

broca de 78
7 de pulgada desde 360 ft hasta llegar a una profundidad 2707 ft en 

MD terminando el cuatro de Octubre. La perforación de todos estos intervalos 
requiere del registro de varios surveys en donde se registró el mayor grado de 
inclinación a una profundidad de 1137 pies alcanzando un valor de 17.9º y un 
Azimuth de 343.78º. 
 

 Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de 

producción de 52
1 pulgadas de diámetro el mismo día que la etapa anterior desde 

superficie hasta 2698 pies de profundidad. Finalmente el día cinco de Octubre 
del 2017 se realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a 
una profundidad de 2707 ft.  

 
El completamiento del pozo A5 comenzó el día nueve de Octubre de 2017 y 
finalizo el 16 de Noviembre del mismo año para un total de siete días. Los 
intervalos intervenidos están entre 1365 pies hasta 2081 pies. El completamiento 
del pozo se puede evidenciar con más detalle en el estado mecánico que se 
encuentra en el Anexo A.  
 
4.5.2 Detalle de la operación de estimulación ácida. En la Tabla 18 se 
presentan las seis zonas del pozo A5 con sus respectivas características. La 
estimulación con el fluido BJJ se realiza en las Arenas B.  
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     Tabla 18. Zonas del Pozo A5 

 
 
1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en 

cuenta los elementos del protocolo de movilización del campo y las 
recomendaciones de HSE.  
 

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los 
involucrados en la operación, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias 
para realizar el trabajo de forma segura. 
 

3. Se movilizan equipos a la locación, el fractank de capacidad 500 bbls, la 
cisterna de capacidad 5000 galones y la química para la adecuada mezcla de 
los sistemas.  
 

4. Se realiza limpieza de sarta con 10 bbls de Pickling HCL y se desplaza con 1 
bbl de agua posteriormente se reversa fluido a superficie y se neutraliza con 
soda Caustica.  
 

5. Se posicionan empaques en la zona 1 y se bombea tren de fluidos en la zona 1 
asi como se muestra en la Tabla 19.  
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Tabla 19. Bombeo de tren de fluidos Zona 1 Pozo A5  

Componentes Cantidad 

Preflujo acético 
fórmico 

10 bbl 

NH4Cl 4% 3 bbl 

BJJ 36 bbl 

NH4Cl 4% 3 bbl 

Control de finos 36 bbl 
Desplazamiento 

NH4Cl 4% 
12 bbl 

  

6. Se realiza prueba de Inyectividad post estimulación zona1 se observa 
diferencial de aproximadamente 200 psi con respecto a la prueba de 
inyectividad antes de la estimulación. 
 

7. Posiciona empaques en zona 2 a 1980 ft. Se Bombea preflujo acético fórmico 
3bbls, Desplazamiento Salmuera NH4Cl 4% 12bls; se deja en remojo por 6 
horas.  
 

8. Continua tratamiento BJSS 18bbl; Salmuera NH4Cl 4% 3bls; Control Finos 
18bbls; Desplazamiento Salmuera NH4Cl 4% 12bbls. 
 

9. Se posiciona empaques en zona 3 a 1865 ft y se bombea tren de fluidos asi 
como se muestra en la Tabla 20. 

 
Tabla 20. Bombeo de tren de fluidos Zona 3 Pozo A5 

Componentes Cantidad 

Preflujo acético 
fórmico 

4 bbl 

NH4Cl 4% 3 bbl 

BJJ 23 bbl 

NH4Cl 4% 3 bbl 

Control de finos 26 bbl 
Desplazamiento 

NH4Cl 4% 
11 bbl 

 
10.  Se realiza prueba de inyectividad en la zona 3 post estimulación y se observa 

un diferencial de presión aproximadamente de 200 psi con respecto a la 
prueba de inyectividad antes de la estimulación. 
 

11. Se posicionan empaques en la zona 4 a 1850 ft. 
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12. Se bombea tren de fluidos en la zona 4 asi como se muestra en la Tabla 21. 
 

Tabla 21. Bombeo de tren de fluidos Zona 4 Pozo A5 

Componentes Cantidad 

Preflujo acético 
fórmico 

2 bbl 

NH4Cl 4% 3 bbl 

BJJ 8 bbl 

NH4Cl 4% 3 bbl 

Control de finos 8 bbl 
Desplazamiento 

NH4Cl 4% 
11 bbl 

 
13.  Se posicionan empaques en la zona 5 a 1750 ft, posteriormente se bombea 

preflujo acético fórmico 5 bbl, desplazamiento salmuera NH4Cl 4% 12 bbl y se 
deja en remojo por 6 horas. 
 

14. Continúa el tratamiento en la zona 5 así como se muestra en la Tabla 22. 
 

Tabla 22. Bombeo de tren de fluidos zona 5 Pozo A5 

Componentes Cantidad 

NH4Cl 4% 3 bbl 

BJJ 35 bbl 

Control de finos 35 bbl 
Desplazamiento 

NH4Cl 4% 
10 bbl 

 
15. Se posicionan empaques en la zona 6 a 1520 ft y se bombea preflujo acético 

fórmico 8 bbl, desplazamiento salmuera NH4Cl 4% 10 bbl y se deja en 
remojo por 7 horas. 
 

16. Se continúa con el tratamiento BJSS en la zona 6 así como se muestra en la 
Tabla 23. 

Tabla 23. Bombeo de tren de fluidos Zona 6 Pozo A5 

Componentes Cantidad 

NH4Cl 4% 3 bbl 

BJJ 27 bbl 

Control de finos 27 bbl 
Desplazamiento 

NH4Cl 4% 
9 bbl 
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17. Se colocan empaques en zona 7 a 1443 ft y se bombea tren de fluidos así 
como se muestra en la Tabla 24. 

 
Tabla 24. Bombeo de tren de fluidos Zona 7 Pozo A5 

Componentes Cantidad 

Preflujo acético 
fórmico 

3 bbl 

NH4Cl 4% 3 bbl 

BJJ 8 bbl 

NH4Cl 4% 3 bbl 

Control de finos 8 bbl 
Desplazamiento 

NH4Cl 4% 
9 bbl 

 
4.5.3 Histórico general de inyección del pozo A5. Para la realización de una 
estimulación en un pozo inyector se debe conocer el comportamiento histórico de 
inyección general del pozo y determinar si necesita de estimulación o no. En la 
Gráfica 13 se observa el comportamiento general de inyección del pozo A5. Se 
debe tener en cuenta que el Pozo A5 es un pozo nuevo es decir que nunca ha 
inyectado.  
 
           Gráfica 13. Histórico general de inyección Pozo A5 
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En la gráfica anterior, se puede observar que el comportamiento de la inyección 
permanece relativamente constante, los caudales de inyección están alrededor de 
los 600 bwpd por lo que se puede concluir que la estimulación resultó efectiva. 
 
4.6 CASO 6: POZO A6, ESTIMULACIÓN CON DISSOLVINE 
 
Para el sexto caso se analiza el pozo A6, el cual es un pozo inyector ubicado en 
Infantas cuya inyección ha disminuido debido a un taponamiento por óxidos de 
hierro. A continuación se describe detalladamente la perforación y su 
completamiento así como el historial del pozo antes y después de la estimulación. 
 
4.6.1 Perforación y completamiento del Pozo A6. El 5 de Diciembre de 2011 se 
iniciaron las operaciones para la perforación del pozo A6 la cual finalizo el 10 de 
Diciembre de 2011, para un total de cinco días. A continuación se describe el 
proceso de perforación y completamiento: 
 

 Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspección del equipo que 
se va a emplear para la perforación teniendo en cuenta información como: 
capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive, 
capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y 
conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunión pre 
operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del 
equipo con que se va a llevar a cabo la operación.   
 

 La primera etapa de superficie fue perforada el 5 de Diciembre de 2011 con 

una broca de 124
1 de pulgada, alcanzando una profundidad de 328 ft.  

 

 Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diámetro 98
5 de 

pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 322.8 ft y el 
cemento utilizado es clase G.  
 

 La segunda etapa fue perforada el seis de Diciembre. En esta etapa comienza 

la perforación direccional con una broca de 92
1 para dar inicio a la perforación 

de los intervalos productores.  
 

 En la tercera etapa comienza la perforación direccional de los intervalos 
productores. La perforación inicia el mismo día que la etapa anterior con broca 

de 92
1 de pulgada desde 328 ft hasta llegar a una profundidad 4578 ft en MD 

terminando el seis de Diciembre. La perforación de todos estos intervalos 
requiere del registro de varios surveys en donde se registró el mayor grado de 
inclinación a una profundidad de 2794 pies, alcanzando un valor de 36,44º y un 
Azimuth de 168,34º. 
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 Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing 
de producción de siete pulgadas de diámetro el día nueve de Diciembre desde 
superficie hasta 4531 pies de profundidad. Finalmente el 10 de Diciembre se 
realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a una 
profundidad de 4578 ft.  

 
El completamiento del pozo A6 comenzó el cinco de Enero de 2012 y finalizó el 10 
de Enero del mismo año para un total de cinco días. Fueron intervenidos 16 
intervalos los cuales estaban entre 4056 ft y 3653 ft. El completamiento del pozo 
se puede evidenciar con más detalle en el estado mecánico que se encuentra en 
el Anexo A. 
 
4.6.2 Detalle de la operación de la estimulación con Dissolvine StimWell. En 
la Tabla 25 se presenta la zona a estimular la cual se encuentra resaltada en 
Amarillo y está en el intervalo 3740 ft – 3840 ft.  
                        

Tabla 25. Zona candidata a estimulación con Dissolvine StimWell. 

 
 
A continuación se presenta el procedimiento operacional de la estimulación con el 
fluido dissolvine. Para este procedimiento se utilizó varilla hueca tanto para la 
estimulación como para la realización del pickling anterior al bombeo del 
tratamiento. 



123 

1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en 
cuenta los elementos del protocolo de movilización del campo y las 
recomendaciones de HES.  
 

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los 
involucrados en la operación, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias 
para realizar el trabajo de forma segura. 
 

3. Se arma unidad de slickline con el fin de hacer prueba a la camisa de 
circulación y cambio de válvulas reguladoras de flujo por válvulas ciegas. 
 

4. Se avanza con dificultad a 3580 ft de MD con el recogedor de muestras. 
 

5. Se corre varilla hueca hasta 3580 ft y se realiza pickling con HCl. 
 

6. Se instala unidad de bombeo y se realiza circulación de dos fondos arriba 
analizando el fluido de retorno donde al dejarlo en reposo se observa fluido 
turbio y presencia de sólidos. 
 

7. Se desplazan dos barriles de HCl con 9,4 barriles de agua dejando en reposo 
por 20 minutos y se desplaza medio barril para reponer el ácido utilizado. 
 

8. Se reinicia circulación consiguiendo retornos de fluido con sólidos más finos. 
 

9. Se instala unidad de slickline para hacer cambio de válvulas reguladoras de 
flujo por válvulas ciegas en todas las zonas. 
 

10. Se instala unidad de bombeo y se realiza pickling bombeando 13 barriles de 
HCl 7,5%. 
 

11. Se realiza prueba de inyectividad inicial SRT con 8,5 barriles de salmuera 
NH4Cl de la siguiente forma Ver Tabla 26. 

 
Tabla 26. Prueba de inyectividad previa al tratamiento con Dissolvine StimWell 

Q (bpm) P (psi) 

0,03 183 

0,05 371 

0,10 1540 

0,13 1827 

0,20 2016 

0,30 2088 
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12.  Se realiza bombeo de la primera etapa del Dissolvine StimWell desde la 
cabeza de pozo con 30 barriles y se deja por un tiempo de remojo de 10 horas 
(22 barriles de fluido en la tubería y 8 barriles en la formación). 
 

13. Se realiza el bombeo de la segunda etapa del fluido Dissolvine StimWell con 
42 barriles que se desplazan con 22 barriles de salmuera NH4Cl y se deja en 
remojo por dos horas. 
 

14.  Se realiza prueba de inyectividad SRT posterior al bombeo del Dissolvine 
StimWell y se observan los siguientes resultados Ver Tabla 27. 

 
Tabla 27. Prueba de inyectividad posterior al tratamiento con Dissolvine StimWell 

Q (bpm) P (psi) 

0,03 94 

0,05 314 

0,10 533 

0,13 739 

0,20 1131 

0,30 1351 

 
15. Se desconecta línea y equipos de tratamiento. 
 
Una vez finalizado el procedimiento de bombeo del tren del fluido de estimulación 
se realiza una comparación de las pruebas de inyectividad que se realizaron 
durante este proceso en la zona estimulada. Ver Gráfica 14.  
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Gráfica 14. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después del 
tratamiento con el fluido Dissolvine StimWell Pozo A6 

 
 
En la gráfica anterior se presenta la comparación de las pruebas de inyectividad 
realizadas antes y después de la estimulación en la zona afectada (3740-3809) ft. 
Se puede evidenciar que la presión disminuyo en un 36% aproximadamente lo que 
indica que el tratamiento resulto efectivo.  
 
4.6.3 Histórico General de inyección del Pozo A6. Para la realización de una 
estimulación o limpieza se debe conocer el comportamiento histórico de inyección 
general del pozo y determinar si necesita o no de una estimulación y/o limpieza, 
este comportamiento del Pozo A6 se puede observar en la Gráfica 15. 
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         Gráfica 15.Historico General de Inyección del Pozo A6 

 
 

En el gráfico anterior se observa el comportamiento de inyección de agua del pozo 
A6 en el cual se observa una caída drástica de inyección en Junio de 2015 
llegando a valores de 10 bwpd por lo que se decide realizar la limpieza con 
Dissolvine. Realizando una serie de análisis se decide llevar acabo la limpieza con 
Dissolvine StimWell. Una vez realizada la operación se observa como el caudal 
aumenta nuevamente a valores de 350 aproximadamente bwpd. 
 
4.6.4 Histórico de Inyección por zonas. Como se mencionó en el capítulo 2, el 
completamiento en los pozos inyectores del Campo La Cira Infantas se realizan 
con sartas selectivas para garantizar un mejor control de las operaciones que se 
van a realizar en el pozo, de igual forma se realiza la estimulación garantizando 
así un mejor resultado a la hora de realizar dichas operaciones. En la Tabla 28, se 
muestra el caudal de inyección que presentaban antes de la estimulación y 
después de realizar el tratamiento: 
 
Tabla 28. Histórico de inyección por zonas antes y después de la estimulación del 
Pozo A6 
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En la tabla anterior se presentan los resultados de la inyección en la zona después 
de la estimulación. El trazador muestra que una vez se intervino la zona y se puso 
a inyectar el pozo, se ve que resulto efectivo ya que antes la inyección era nula 
mientras que ahora se ve un aumento en el caudal. 
 
Finalmente, en la Tabla 29 se presenta un resumen de los casos anteriormente 
mencionado.
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   Cuadro 7. Resúmen de Casos de operación para la realización de la Matriz de decisión 

Po
zo 

Inyección Sector Problema Tratamiento Detalle operativo 

Aumento 
en la 

inyecció
n 

A1 
Cayo 

paulatinamente 
Cira 
Sur 

Taponamiento por 
migración de finos 

Estimulación 
química con 

OMA (organic 
mud  acid) 

- zonas intervenidas: 3. 
- Arenas C. 
- Operación: se realiza pickling, bombeo de 

NH4Cl, preflujo, sistema principal OMA. 

24% 

A2 
Cayo 

drásticamente 
Cira 
Este 

Taponamiento por 
carbonatos 

Estimulación 
química con 

preflujo 
 

- zonas intervenidas: 3 
- Arenas C. 
- Operación: se realiza pickling (HCL 7%), 

bombeo de preflujo, bombeo de 
estabilizador de arcillas. 

33% 

A3 
Cayo 

paulatinamente 
Cira 
Este 

Taponamiento por 
Arenas 

Limpieza con 
coiled tubing 

- zonas intervenidas: 2. 
- Arenas C. 
- Operación: se realiza slickline para 

verificación de fondo, posterior se limpia 
con coiled tubing, bombeo de píldora 
viscosa, bombeo de agua para desplazar 
píldora, verificación de retornos. 

23% 

A4 
Cayo 

drásticamente 
Cira 

Norte 
Taponamiento por 

arenas. 

Estimulación 
mecánica con 

suabeo 

- pozos intervenidos: 1 (A4-A) 
- Zonas intervenidas: 3 
- Operación: se instalo unidad de suabeo y 

equipo lubricador. 

49% 

A5 Nunca Inyecto 
Cira 
Sur 

Taponamiento por 
migración de finos 

Estimulación 
química con 

BJSS 

- Zonas intervenidas: 7 
- Arenas B 
- Operación: se realiza pickling (HCl), se 

bombea preflujo, tratamiento principal con 
BJSS, bombeo de control de finos. 

100% 

A6 
Cayo 

Paulatinamente 
Infanta

s 
Taponamiento por 
óxidos de hierro 

Limpieza con 
Dissolvine 
StimWell 

- zonas intervenidas: 1 
- Arenas C. 
- Equipo utilizado: varilla hueca. 
- Operación: se realiza pickling (HCl), 

bombeo del DissolvineStimWell en dos 
etapas, análisis de pruebas post-
tratamiento. 

27% 
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4.2 DISEÑO DE LA MATRIZ DE DECISIÓN 
 
Teniendo en cuenta los casos presentados anteriormente en donde se obtuvo 
éxito de limpieza y estimulación en pozos inyectores del Campo La Cira Infantas 
se procede a establecer los parámetros de decisión y posterior diseño de la matriz. 
 
4.2.1 Comportamiento de la inyección. Este será el parámetro de entrada para 
la matriz de decisión ya que es importante tener en cuenta las siguientes 
condiciones: 
 

 Si el pozo nunca inyecto o tuvo caídas drásticas en la inyección. 

 Si el pozo estaba inyectando y comenzó caer paulatinamente. 

4.2.2 Sector del Campo. Es el segundo parámetro para tomar la decisión ya que 
el campo se divide en seis sectores los cuales son: Infantas Norte (IN), Infantas 
Sur (IS), Infantas Central (IC), Cira Norte (CN), Cira Sur (CS) y Cira Este (CE) en 
donde se pueden presentar problemas diferentes. Para este caso en particular se 
tomaran los sectores así:  
 

 Cira Norte 00. 

 Cira. 

 Infantas. 

4.2.3 Causa de disminución en la inyección de agua. Como se mencionó en el 
capítulo 2, existen diversos factores por los cuales la inyección no se está 
realizando de la mejor forma. Teniendo en cuenta los problemas observados en 
los casos planteados se van a tener en cuenta los siguientes problemas: 
 

 Taponamiento por arenas. 

 Taponamiento por carbonatos. 

 Migración de finos. 

 Taponamiento por óxidos de hierro. 

4.2.4 Valor Presente Neto de cada tratamiento propuesto. Como cuarto 
parámetro de decisión se obtuvo el VPN en un pozo tipo de La Cira Infantas el 
cual se explicara más adelante en el capítulo financiero. Los valores obtenidos 
son: 

 Coiled Tubing: $1.029.057 

 Dissolvine StimWell: $873.883 

 Suabeo: $649.535 

 Preflujo: $518.666 

 OMA: $256.927 

 BJJ: $99.883 
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Teniendo en cuenta lo anterior en la Figura 28 y la Figura 29 se muestra la 
representación gráfica de la matriz de decisión, en donde como se observo 
anteriormente se basa en casos de éxito ya probados lo que indica que ésta matriz 
es netamente experimental. 
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   Figura 28. Matriz de decisión Parte 1 
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  Figura 29. Matriz de decisión Parte 2 
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Como se observa en la Figura 28 se presenta la primera mitad de la matriz de 
decisión en donde se observa de color amarillo, el primer parámetro de selección 
el cual es el comportamiento de la inyección que para esta primera parte es 
cuando el pozo nunca inyecto. A continuación se muestra en los recuadros 
naranja el segundo parámetro de selección que denominados sector del campo 
(Cira Norte 00, Cira e Infantas), una vez seleccionado el sector del campo se 
presentan las causas de la disminución en la eficiencia las cuales son: 
Taponamiento por arenas y taponamiento por carbonatos respectivamente, en el 
caso de infantas no se ha presentado disminución en la eficiencia, por lo tanto no 
aplica. Seguido de esto, están los recuadros verdes los cuales representan las 
soluciones que han sido probadas y exitosas para cada sector del campo las 
cuales son: Operaciones de suabeo y bombeo del preflujo respectivamente. 
Finalmente se presentan las opciones que podrían implementarse en dado caso 
que la opción en verde no haya dado los resultados esperados.  
 
De igual forma en la Figura 29 se presenta la segunda mitad de la matriz de 
decisión en donde se observa de color amarillo, el primer parámetro de selección 
el cual es el comportamiento de la inyección que para esta segunda parte es 
cuando el pozo inyecto y comenzó a caer paulatinamente la inyección. de agua. A 
continuación se muestra en los recuadros naranja el segundo parámetro de 
selección que denominamos sector del campo (Cira Norte 00, Cira e Infantas), una 
vez seleccionado el sector del campo se presentan las causas de la disminución 
en la eficiencia las cuales son: Taponamiento debido a un daño en la formación 
(migración de finos), Taponamiento de arenas y taponamiento por óxidos de 
hierro. Seguido de esto, aparecen los procedimientos operacionales que se deben 
hacer y finalmente el tratamiento propuesto para cada caso los cuales estan 
representados en los recuadros verdes que son las soluciones que han sido 
probadas y exitosas para cada sector del campo las cuales son: Operaciones de 
suabeo, Estimulación quimica con OMA o BJJ dependiendo de la Arena, Coiled 
Tubing y bombeo del fluido Dissolvine Stimwell respectivamente. 

4.3 APLICATIVO DE LA MATRIZ DE DECISIÓN 

Una vez presentada la matriz de decisión gráficamente se procede a explicar un 
aplicativo diseñado en excel para una mayor facilidad de decisón. A continuación 
se explica el paso a paso del funcionamiento de la matriz. 
 
En primer lugar se muestra una ventana principal que es donde se da inicio a la 
matriz de decisión como se observa en la Figura 30.  
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                Figura 30. Ventana de inicio de la matriz de decisión. 

        
Una vez dado inicio a la matriz, aparece una ventana como la que se muestra en 
la Figura 31.  
 

         Figura 31. Ventana principal de la matriz de decisión. 

 
En la figura anterior se puede observar la pantalla principal de la matriz de 
decisión. En esta se aprecian en el costado izquierdo tres iconos los cuales son: la 
casa representa “home” que direcciona a la portada del trabajo, el ojo representa 
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la visualización completa de la matriz de decisión y el icono de “play” representa la 
ejecución como tal de la matriz. En el centro de la pantalla se muestra una 
ventana como la de la Figura 32. 
 
Figura 32. Ventana principal de la matriz de decisión. 

 
Como se observa en la imagen anterior, aparecen dos listas desplegables las 
cuales son: Comportamiento de la inyección y sectores del campo. A mano 
derecha se encuentra un botón denominado reiniciar comportamiento el cual es 
para comenzar de nuevo todas las selecciones.  
 
Figura 33. Selección del comportamiento de la inyección en el aplicativo. 

 
 
Para dar un ejemplo, seleccionamos en comportamiento de inyección el que se 
refiere a que estaba inyectando y comenzó a caer paulatinamente como se 
observa en la Figura 33 y en la Figura 34 se observa la elección del segundo 
parámetro de entrada que seria el sector del campo, en este caso seleccionamos 
Cira. 
 
Figura 34. Selección del sector en el aplicativo. 

 
 
Una vez ingresado los datos de entrada se despliega el problema que esta 
causando la disminución en la eficiencia de la inyección y un resultado que 
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corresponde al tratamiento que se recomienda realizar para mejorar dicha 
ineficiencia.  
 
Para este ejemplo, como se puede observar en la Figura 35 aparecen dos 
opciones en las cuales se dice que una vez realizado el muestreo slickcline lo que 
se encontró fue: si hay o no taponamiento en el pozo. Dependiendo de la elección 
del resultado del procedimiento de slickline se muestra enseguida el problema que 
esta causando la disminución en la inyección. En este caso se decidio que no 
habia taponamiento, por lo que el problema que se tiene es un daño de formación 
por migración de finos y la solución propuesta es en primer lugar realizar una 
operación de suabeo. Si el suabeo no resulta efectivo o no da los resultados 
esperados, se selecciona el botón de estimualción química.  
 

     Figura 35. Ventana de resultados de la matriz de decisión. 

 
 
Una vez presionado el botón de estimulación química se despliegan nuevamente 
dos opciones las cuales son: Arenas “C” o Arenas “B”. Este factor es fundamental 
a la hora de realizar la estimulación química debido a que el fluido utilizado para la 
estimulación en las Arenas “C”  presenta características especificas para este tipo 
de arenas, distintas a las carcaterísticas del fluido utilizadas para las Arenas “B”. 
Para el ejemplo, como se observa en la Figura 36, se decide que la estimulación 
se realiza en las Arenas “C”. Una vez seleccionada dicha opción el resultado 
propuesto cambia a estimulación con OMA. 
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     Figura 36. Ventana de resultado de la matriz parte 2. 

 
Si por el contrario, las arenas que se van a tratar son las Arenas “B” el tratamiento 
que se propone es la estimulación química con BJJ como se muestra en la Figura 
37, ya que es un fluido de características mas fuertes.  
 

     Figura 37. Ventana de resultados de la matriz parte 3. 

 
Es importante aclarar que cada resultado que se propone, tiene un parámetro 
financiero que es el Valor presente neto (VPN) el cual ayuda a tomar la decisón 
dependiendo de las condiciones económicas que le convengan mas a la compañía 
y de igual forma se presenta una ventana en donde se recuerda la función y 
característica operacional para cada caso. 
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5. IMPLEMENTACIÓN DE LA MATRIZ DE DECISIÓN EN UN POZO PILOTO 
DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS 

En el presente capitulo se describe la implementación de la matriz de decisión en 
un pozo piloto con el objetivo de incrementar los volúmenes de inyección de dicho 
pozo, para ello se describe su perforación y completamiento, así como la causa 
que ha generado la disminución en la inyección de agua, sus caudales antes y 
después de la inyección y finalmente el análisis de resultados. 
 
En primer lugar se presenta la información básica del pozo para seleccionar los 
datos de entrada de la matriz de selección esto es: su estado mecánico y 
completamiento, así como la causa de su baja inyectividad y el histórico general 
del pozo. 
 
Para la implementación de la matriz se estudio el pozo piloto P1-1 el cual es un 
pozo inyector ubicado en Infantas Norte cuya inyección ha disminuido 
paulatinamente. A continuación se realiza una descripción breve de la información 
básica del pozo para hacer uso de la matriz de decisión y decidir el mejor 
tratamiento.   
 
5.1 PERFORACIÓN Y COMPLETAMIENTO 
 
La perforación del pozo PI-1 comenzó el 18 de Junio de 2008 y se terminó el 27 
de Junio del mismo año para un total de nueve días. A continuación se describe el 
detalle de la operación y completamiento. En la Figura 38 se observa el estado 
mecánico del pozo. 
 

 Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspección del equipo que 
se va a emplear para la perforación teniendo en cuenta información como: 
capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive, 
capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y 
conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunión pre 
operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del 
equipo con que se va a llevar a cabo la operación.   
 

 La primera etapa de superficie comenzó el 21 de Junio de 2008 con una broca 

de 124
1 de pulgada, alcanzando una profundidad de 350 ft. 

 

 Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diámetro 98
5 de 

pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 342.36 ft y el 
cemento utilizado es clase G. Se bombearon 1.5 bbl de agua fresca para 
limpiar las líneas. Esta operación se realizó el 22 de Junio del mismo mes. 
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 La segunda etapa fue perforada el mismo día que la etapa anterior. En esta 

etapa comienza la perforación direccional con una broca de 82
1 para dar inicio a 

la perforación de los intervalos productores.  
 

 En la tercera etapa comienza la perforación direccional de los intervalos 
productores. La perforación inicia el mismo día que las etapas anteriores con 

broca de 82
1 de pulgada desde 350 ft hasta llegar a una profundidad 3287 ft en 

MD terminando el 27 de Junio del mismo año. La perforación de todos estos 
intervalos requiere del registro de varios surveys en donde se registró el mayor 
grado de inclinación a una profundidad de 1505 ft, alcanzando un valor de 
18,69º y un Azimuth de 270.44º. 

 

 Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing 
de producción de siete pulgadas de diámetro el mismo día que la etapa 
anterior desde superficie hasta 3278 pies de profundidad. Finalmente el 28 de 
Junio se realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a 
una profundidad de 3287 ft.  

                            
                    Figura 38. Estado mecánico del pozo piloto PI-1 
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El completamiento del pozo PI-1 comenzó el primero de Julio de 2008 y finalizo el 
mismo día. Fueron intervenidos 10 intervalo. El completamiento del pozo se puede 
evidenciar con más detalle en la Figura 39.  
 
      Figura 39. Completamiento del pozo píloto PI-1 
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5.2 HISTÓRICO GENERAL DEL POZO DE INYECCIÓN 
 
A continuación en la Gráfica 16 se presenta el comportamiento de inyección de 
agua del pozo PI-1. 
 
     Gráfica 16. Comportamiento de inyección de agua Pozo PI-1 

 
 
Como se puede observar en el gráfico anterior la tendencia de la curva al principio 
es aparentemente constante pero comienza a decaer paulatinamente el 17 de 
Diciembre de 2016 debido a una obstrucción por óxidos de hierro. Durante el 
siguiente año el caudal de inyección siguió con la misma tendencia y hubo otro 
bajón el 23 de Septiembre del 2017 por lo que la estimulación química con 
Dissolvine Stimwell resultaba la mejor opción.  
 
5.3 IMPLEMENTACIÓN DE LA MATRIZ 
 
A continuación se procede a seleccionar los parámetros de entrada de la matriz 
para verificar el proceso operativo de estimulación que se debe ejecutar en éste 
pozo. 
 
5.3.1 Comportamiento de la Inyección. Como se observa en la Gráfica 16 la 
inyección del pozo comenzó con una buena inyección, aproximadamente 1100 
BWPD pero comenzó a disminuir paulatinamente a través del tiempo. Por lo que el 
primer parámetro de entrada de la matriz es cuando la inyección comenzó buena y 
comenzó a caer paulatinamente.  
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5.3.2 Ubicación en el Campo. Como se mencionó anteriormente, el pozo PI-1 se 
encuentra ubicado en Infantas Norte, por lo que en la matriz propuesta nos 
ubicamos en Infantas. 
 
5.3.3 Causa de baja inyectividad. Teniendo en cuenta dos muestras realizadas a 
otros dos pozos que se encuentran en el mismo sector, se determinó que en esta 
zona la causa de baja inyectividad se debe a incrustaciones de óxidos de hierro 
que están obstruyendo el flujo en las válvulas de inyección y presencia de solidos 
inorgánicos que han invadido y/o precipitado en el radio crítico del pozo. 
  
Teniendo en cuenta los parámetros seleccionados, se procede a ingresarlos en la 
matriz de decisión así como se muestra en la Figura 40. 
 
    Figura 40. Selección de los parámetros de inicio del pozo PI-1. 

 
Una vez seleccionados estos parámetros en la matriz, nos damos cuenta que la 
solución propuesta es la limpieza en la zona cercana al pozo con Dissolvine 
StimWell como se observa en la Figura 41, el cual fue explicado en el capítulo 3.  
    Figura 41. Solución propuesta para el Pozo PI-1. 
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5.4 OBJETIVO DEL TRATAMIENTO 
 
Mejorar la inyectividad del pozo PI-1 mediante la limpieza desincrustante para 
remover las escamas, ya sea por óxidos de hierro o por minerales que se 
superponen a lo largo de la tubería, en los cañoneos etc., que actualmente están 
obstruyendo el flujo de agua a través de las válvulas de inyección de los mandriles 
M3 y M4. Así mismo se realiza la estimulación matricial de la formación para 
remover los sólidos inorgánicos que se han precipitado en el radio crítico del pozo 
entre los intervalos (2784-2832) ft y (2848-2893) ft. 
 
5.5 INFORMACIÓN DEL POZO 
 
Como se mencionó anteriormente el Pozo PI-1 es un pozo inyector de agua 
ubicado en el campo La Cira Infantas el cual tiene perdida de inyectividad en las 
zonas donde se encuentran los mandriles M3 y M4. Se presume que es debido a 
un taponamiento de los componentes de inyección del mandril y a la reducción de 
la permeabilidad en la formación cercana. La obstrucción que se presume es de 
naturaleza inorgánica como óxidos, carbonatos y sulfatos de hierro y calcio. Esto 
es con base a muestras tomadas en pozos cercanos a este. A continuación se 
presenta en la Tabla 29, las propiedades de las formaciones que se van a tratar.  
 
   Tabla 29. Propiedades de las zonas a tratar en el pozo piloto PI-1 

 
Dos pruebas de campo realizadas en dos pozos permitieron validar que Dissolvine 
StimWell es capaz de remover los depósitos inorgánicos depositados en dichos 
pozos los cuales recuperaron de manera significa su inyectividad.  
 
5.6 DISEÑO DEL TRATAMIENTO 
 
Esta sección se divide en cuatro partes las cuales son: La formulación y 
preparación del tratamiento, la ejecución de la operación, las pruebas de flujo 
escalonado antes y después de cada etapa y finalmente el análisis de resultados 
de cada prueba.  
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5.6.1 Formulación y preparación del tratamiento. Este apartado se enfoca en 
los parámetros básicos que se tuvieron en cuenta al momento de preparar el 
fluido, las cantidades necesarias en general como lo muestra la Tabla 30 entre 
otras como se explica a continuación: 
 

 En primer lugar el Dissolvine StimWell se debe preparar en tanques limpios 
para evitar cualquier cambio en las propiedades del fluido.  

 Para realzar la mezcla del tratamiento de forma homogénea se conectó el 
tanque con agua dulce a un circuito de recirculación con presión baja, 
manteniendo esta operación como mínimo media hora.  

 La cantidad que fue sugerida para el tratamiento de los mandriles 4 y 3 fueron: 
38 bbl y 33 bbl respectivamente. Ver Tabla 31. 

 El tratamiento se realizó en dos etapas: en la primera se decidió hacer limpieza 
interna de cada mandril y la segunda etapa se atacó las obstrucciones 
presentes dentro del medio poroso.   

 Finalmente se recomendó realizar un Step Rate Test antes y después de cada 
etapa para evitar alcanzar la presión máxima de fractura.  

 
Tabla 30. Formulación del tratamiento para el pozo piloto PI-1 

Componente Volumen (gal) Total (bls) 

Dissolvine®  

StimWellTM 
1750 

83 
Agua Fresca 1743 

Surfactante 7 

 
Tabla 31. Volumen, tasa y remojo por cada mandril del pozo piloto PI-1 

Mandril Etapa Vol. (bbls) Tasa (bpm) Remojo (hrs) 

4 
1 13 0,1 6 

2 20 0,1 6 

3 
1 13 0,1 7 

2 25 0,1 6 

 
Previo al trabajo de estimulación se tuvieron en cuenta ciertos parámetros que se 
deben cumplir antes de ejecutar dicha operación como: alistar todos los equipos 
con los que se iba a realizar el trabajo de estimulación (unidad de bombeo, 
mangueras y tuberías, tanques de mezcla y de almacenaje, sistema de 
adquisición de datos, etc.), verificar que en la locación se tuviese la suficiente 
agua fresca y los químicos para la preparación del tratamiento, realizar la 
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respectiva reunión de seguridad para evitar cualquier contra tiempo y que todo el 
equipo involucrado en la operación estuviese enterado de lo que se iba a realizar y 
finalmente realizar una revisión previa del desempeño de los equipos a utilizar.  
 
5.6.2 Ejecución del tratamiento. El procedimiento que se presenta a 
continuación fue propuesto por AkzoNobel junto con Oxy, se llevó a acabo de la 
siguiente forma: 
 
1. Como primera medida se realizó un análisis del estado interno de la sarta por 

medio de Slickline. 
 

2. Posteriormente se procede a reemplazar las válvulas de inyección que están 
en los mandriles por válvulas ciegas para aislar los intervalos abiertos. 
 

3. Se realizó limpieza de la sarta (pickling) por medio de coiled tubing con una 
solución acida dosificada con inhibidor de corrosión. Se circularon 10 bbls de 
este ácido inhibido y posteriormente se monitorearon y verificaron retornos 
limpios.  

4. Por medio de la unidad de slickline se extrajo la válvula ciega del mandril 
número tres. 
 

5. Se realizó la prueba de inyectividad para verificar la presión necesaria por 
debajo de la presión de fractura previa al tratamiento en la formación y se 
utilizó agua compatible con las arcillas de la formación.  
 

6. Se procedió a inyectar la primera etapa del tratamiento bajando tubería 
continua y se posiciono frente al mandril número tres. La tasa de inyección fue 
de 0.1 bpm y 13 bbls de Dissolvine StimWell. Se desplazó con agua a la misma 
tasa con el fin de que el tratamiento estuviese en los componentes internos del 
mandril, el espacio anular entre el mandril y el revestidor y en los perforados.  
 

7. Una vez inyectado el tratamiento se cerró el pozo y se esperó por seis horas.  
 

8. A continuación se procedió a realizar la segunda etapa del tratamiento que 
consistió en posicionar la tubería continua e inyectar los 20 bbls de Dissolvine 
StimeWell a una tasa de 0.1 bpm.  
 

9. Después de la segunda etapa de tratamiento se cerró el pozo nuevamente por 
seis horas. Una vez se cumplieron las horas de remojo se realizó la prueba de 
inyectividad post- tratamiento del mandril tres.  
 

10. Se procede a realizar el tratamiento para el mandril cuatro, por lo que con la 
unidad de slickline se instaló la válvula ciega del mandril tres y posteriormente 
se extrae la válvula ciega del mandril cuatro.  
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11. Se realizó la prueba de inyectividad para verificar la presión necesaria por 
debajo de la presión de fractura previo al tratamiento en la formación y se 
utilizó agua compatible con las arcillas de la formación. 
 

12. Se procedió a inyectar la primera etapa del tratamiento bajando tubería 
continua y se posiciono frente al mandril número cuatro. La tasa de inyección 
fue de 0.1 bpm y 13 bbls de Dissolvine StimWell. Se desplazó con agua a la 
misma tasa con el fin de que el tratamiento estuviese en los componentes 
internos del mandril, el espacio anular entre el mandril y el revestidor y en los 
perforados.  
 

13. Una vez inyectado el tratamiento se cerró el pozo y se esperó por siete horas. 
 

14. A continuación se procedió a realizar la segunda etapa del tratamiento que 
consistió en posicionar la tubería continua e inyectar los 25 bbls de Dissolvine 
StimeWell a una de 0.1 bpm.  
 

15. Después de la segunda etapa de tratamiento se cerró el pozo nuevamente por 
seis horas. Una vez se cumplieron las horas de remojo se realizó la prueba de 
inyectividad post- tratamiento del mandril cuatro.  

16. Finalmente se realizó el desarme de equipos y se entregó el pozo para que 
siguiera su operación normal.  

 
5.6.3 Pruebas de flujo escalonado (SRT). Como se explicó en el capítulo tres, 
las pruebas de flujo escalonado o Step Rate Test son necesarias a la hora de 
realizar una estimulación matricial con el fin de no sobrepasar la presión de 
fractura. Los resultados que arroja esta prueba de inyectividad son de gran utilidad 
para la identificación de parámetros que facilitan la evaluación y ejecución de la 
operación. Durante la ejecución del tratamiento con Dissolvine StimWell se 
realizaron una serie de pruebas de inyectividad antes y después para evaluar la 
efectividad del tratamiento las cuales se presentan a continuación:   
 

 Mandril 3, Zona 1. Con el objetivo de evaluar que tan efectivo resulta el 
tratamiento se realizaron los respectivos SRT antes y después de la 
estimulación. De esta forma en la Tabla 32 se presentan los resultados de la 
prueba de inyectividad previo al tratamiento y en la Grafica 17 su 
comportamiento. De igual forma en la Tabla 32 se presentan los resultados de 
la prueba de inyectividad posterior al tratamiento y en la Grafica 18 su 
comportamiento. 
 
Se realizó SRT inicial previo al bombeo en donde el caudal de bombeo definido 
fue de 0.1 BPM. 
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Tabla 32. Pueba de inyectividad previa al tratamiento (Zona 1) Pozo PI-1 

Pre-Tratamiento 

Caudal Promedio (bpm) Presión Promedio (psi) 

0,04 609 
0,06 1826 
0,09 2040 
0,1 2147 
0,2 2320 
0,3 2388 

 
Gráfica 17. Comportamiento prueba de inyectividad previa al tratamiento Zona1 
Pozo PI-1 

 
En la gráfica anterior se puede observar el comportamientoi que tuvo la prueba 
SRT, en donde en azul se registran los intervalos de caudal y en amarillo el 
comportamiento de la presión. 
 

Tabla 33. Prueba de inyectividad posterior al tratamiento (Zona 1) Pozo PI-1 

Post- Tratamiento 

Caudal Promedio 
(bpm) 

Presión Promedio 
(psi) 

0,04 910 

0,06 1276 

0,09 1388 

0,1 1542 

0,2 1777 

0,3 1898 
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Gráfica 18. Comportamiento prueba de inyectividad posterior al tratamiento Zona 
1 Pozo PI-1. 

 
 

En la gráfica anterior se puede observar el comportamiento que tuvo la prueba 
SRT después del tratamiento, en donde en azul se registran los intervalos de 
caudal y en amarillo el comportamiento de la presión. 
 
Después del bombeo del tratamiento se realizó prueba de SRT en donde se logra 
observar una ganancia en la presión aproximadamente de 600 psi. Ésta ganancia 
se puede identificar con esta prueba ya que en dicha zona el pozo admitió más 
caudal de agua a una presión menor que cuando el pozo se encontraba con 
restricción por daño, lo cual nos indica que el tratamiento está siendo efectivo. 
 

 Mandril 4, Zona 2. Con el objetivo de evaluar que tan efectivo resulta el 
tratamiento se realizaron los respectivos SRT antes y después de la 
estimulación. De esta forma en la tabla 34 se presentan los resultados de la 
prueba de inyectividad previo al tratamiento y en la Gráfica 19 su 
comportamiento. De igual forma en la tabla 35 se presentan los resultados de 
la prueba de inyectividad posterior al tratamiento y en la Grafica 20 su 
comportamiento. 
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Se realizó SRT inicial previo al bombeo en donde el caudal de bombeo definido 
fue de 0.08 BPM 
 

Tabla 34. Pueba de inyectividad previa al tratamiento (Zona 2) Pozo PI-1 

Pre-Tratamiento 

Caudal Promedio 
(bpm) 

Presión 
Promedio (psi) 

0,04 650 

0,06 1692 

0,09 1779 

0,1 1762 

0,2 1844 

0,3 1877 

 
Gráfica 19. Comportamiento prueba de inyectividad previa al tratamiento Zona2 
Pozo PI-1 

 
En la gráfica anterior se puede observar el comportamiento que tuvo la prueba 
SRT, en donde en azul se registran los intervalos de caudal y en amarillo el 
comportamiento de la presión. 
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Tabla 35. Prueba de inyectividad posterior al tratamiento (Zona 2) Pozo PI-1 

Post-Tratamiento 

Caudal Promedio 
(bpm) 

Presión 
Promedio (psi) 

0,04 11 

0,06 20 

0,09 195 

0,1 466 

0,2 902 

0,3 1308 

 
Gráfica 20. Comportamiento prueba de inyectividad posterior al tratamiento Zona 
2 Pozo PI-1 

 
Se realizó una prueba de SRT posterior al bombeo del tratamiento en donde se 
logra observar una ganancia en presión aproximadamente de 500 psi, esta 
ganancia se puede identificar con esta prueba ya que en dicha zona el pozo 
admitió más caudal de agua a una presión menor que cuando el pozo se 
encontraba con restricción por daño, lo cual nos indica que el tratamiento fue 
efectivo. 
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5.7 ANÁLISIS DE RESULTADOS DE LA ESTIMULACIÓN EN EL POZO PI-1 
CON DISSOLVINE STIMWELL  
 
En éste apartado se presentan los resultados y el análisis obtenido de las pruebas 
realizadas en los mandriles número tres y cuatro que fueron las zonas en las 
cuales se identificó la disminución en la inyectividad de agua. Para ello se 
presenta una comparación en las pruebas de inyectividad antes y después del 
tratamiento y su gráfica.  
 
En primer lugar se analiza el resultado obtenido por el tratamiento en la zona 1 
que corresponde al mandril 3. En el Tabla 36 se presenta la comparación de las 
dos pruebas de inyección que se realizaron y en la Gráfica 21 se observa la 
comparación de estas dos pruebas en donde se aprecia mejor la efectividad que 
tuvo el tratamiento.  
 
Tabla 36. Comparación de las pruebas SRT realizadas en la zona 1 (Mandril 3) 
Pozo PI-1 

 
 
Como se puede observar en la tabla anterior la formación mejoro de forma 
considerable en la tasa de admisibilidad y como se aprecia en los recuadros en 
amarillo la presión, aun cuando el caudal de bombeo es el mismo, disminuyó 
aproximadamente 500 psi por lo que se puede decir que el tratamiento fue 
efectivo.  
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Gráfica 21. Comportamiento de la presión en prueba SRT pre y post tratamiento 
en la zona 1 (Mandril 3). Pozo PI-1 

 
 
En la gráfica anterior se presenta la comparación de las pruebas de inyectividad 
realizadas antes y después del bombeo del fluido. Se puede evidenciar que los 
resultados con el tratamiento resultaron efectivos ya que con los mismos caudales 
de inyección la presión disminuyo en un 25% aproximadamente.  
En segundo lugar se analiza el resultado obtenido por el tratamiento en la zona 2 
que corresponde al mandril 4. En la Tabla 37 se presenta la comparación de las 
dos pruebas de inyección que se realizaron y en la Gráfica 22 se observa la 
comparación de estas dos pruebas en donde se aprecia mejor la efectividad que 
tuvo el tratamiento.  
 
Tabla 37.  Comparación de los SRT realizados en la Zona 2 (Mandril 4) Pozo PI-1 
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Como se puede observar en la tabla anterior la formación mejoró de forma 
considerable en la tasa de admisibilidad y como se aprecia en los recuadros en 
amarillo la presión, aun cuando el caudal de bombeo es el mismo, disminuyó 
aproximadamente 600 psi por lo que se puede decir que el tratamiento fue 
efectivo.  
 
Gráfica 22. Comportamiento de la presión en prueba SRT pre y post tratamiento 

en la zona 2 (Mandril 4). Pozo PI-1 

 
 
En la gráfica anterior se presenta la comparación de las pruebas de inyectividad 
realizadas antes y después del bombeo del fluido. Se puede evidenciar que los 
resultados con el tratamiento resultaron efectivos ya que con los mismos caudales 
de inyección la presión disminuyo en un 35% aproximadamente.  
 
Teniendo en cuenta los análisis realizados previamente se puede afirmar que el 
tratamiento para mejorar la inyectividad del pozo PI-1 mediante la limpieza 
desincrustante para remover las escamas y estimular el radio cercano a la 
formación cumplió con el objetivo planteado. En la Tabla 38 se presenta el 
comportamiento de la presión y del caudal del pozo una vez puesto a inyección el 
31 de Enero de 2018: 
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Tabla 38. Comportamiento de inyección de agua del Pozo PI-1 posterior al 
bombeo del tratamiento 

POZO PI-1 

Fecha Presión (psi) Caudal (Bwpd) 

1/28/2018 1720 1370 

1/29/2018 1720 1280 

1/30/2018 1750 1203 

1/31/2018 1760 1100 

2/1/18 1750 1088 

2/26/2018 1710 1156 

 
En la Gráfica 23 se muestra el comportamiento del caudal de inyección del 15 de 
Agosto de 2017 fecha antes de tomar la decisión de bombear el tratamiento con 
Dissolvine StimWell. 
 
Gráfica 23. Comportamiento de inyección del Pozo PI-1 antes del tratamiento 

 
 

En la gráfica anterior se observa que los valores de caudal de inyección de agua 
son variables a través del tiempo, mostrando valores entre 400 y 550 BWPD, 
siendo valores muy bajos.  
 
En la Gráfica 24 se muestra el comportamiento del caudal de inyección del 13 de 
Febrero de 2018, fecha en la cual el tratamiento con Dissolvine StimWell ya fue 
bombeado.   
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Gráfica 24. Comportamiento de inyección del Pozo PI-1 despues del tratamiento 

 
 
Como se puede observar en la gráfica anterior el caudal de inyección de agua por 
día se mantiene entre 1043 BWPD hasta 1104 BWPD. Comparando con la 
Gráfica 23 se observa que el caudal aumento aproximadamente a un 55% con 
respecto al caudal de agua antes de realizar el tratamiento.  Por lo tanto, se puede 
concluir que el tratamiento resulto efectivo así como la matriz de decisión 
propuesta.  
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6. ANÁLISIS FINANCIERO 

Actualmente en el Campo La Cira Infantas se está presentando una disminución 
en la eficiencia de la inyección de agua en los pozos inyectores y como 
consecuencia de esto una disminución en la producción de petróleo en el campo, 
esto se debe a una serie de problemas que se han estudiado a lo largo de este 
trabajo entre los cuales están: migración de finos, Taponamiento por orgánicos, 
entre otros. 
 
Lo que se propone para mejorar este problema es una matriz de decisión que 
permita elegir el mejor fluido de estimulación, limpieza o procedimiento para así 
mejorar en los caudales de inyección de agua y que se aumente de esta forma los 
niveles de producción en el campo. 
 
La herramienta desarrollada se hizo con base a las experiencias que han 
resultado exitosas en el campo, vale aclarar que la matriz está diseñada 
únicamente para el campo La Cira Infantas. A continuación se presentan tres 
escenarios en los cuales se va a demostrar la importancia de implementar la 
matriz de decisión. 

6.1 ANÁLISIS DE COSTOS DE INVERSIÓN (CAPEX) 

Cuando se habla de costos de inversión o CAPEX se hace referencia a la 
inversión inicial o requerida que debe realizar una empresa en la adquisición o 
mejora de los bienes de capital y de la cual se espera obtener una rentabilidad en 
un periodo determinado. 
 
6.1.1 Inversión requerida para el escenario de evaluación actual. Para este 
escenario se tiene en cuenta que no se realiza inversión ya que se esta evaluando 
el caso en el que no se aplica la matriz de decisión y por consiguiente no se 
realiza ningún tipo de estimulación.  
 
6.1.2 Inversión requerida para el escenario de evaluación de limpieza con 
Dissolvine Stimwell. En la Tabla 39 se observa la inversión requerida para 
realizar el bombeo del fluido Dissolvine Stimwell. Esta se realiza con el objetivo de 
aumentar la inyección  en el pozo inyector PI-1 y por consiguiente aumentar la 
producción de petróleo en los pozos productores correspondientes al pozo 
inyector.  
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Tabla 39. Inversión requerida para el tratamiento Dissolvine StimWell. 

Descripción de costo Inversión (Dólares) 

Wireline/Slickline 30.755,00 

Dissolvine Stimwell, unidad de 
bombeo y otros 

66.030,33 

Impuestos (19% regulación 2017) 18.389,21 

Inversión total 115.174,54 

 
 
6.1.3 Inversión requerida para el escenario de evaluación de estimulación 
con fluido OMA. En la Tabla 40 se observa la inversión requerida para realizar el 
bombeo del fluido de estimulación OMA. La inversión realizada es con el objetivo 
de aumentar la inyección  en el pozo inyector PI-1 y por consiguiente aumentar la 
producción de petróleo en los pozos productores correspondientes al pozo 
inyector.  
 
Tabla 40. Inversión requerida para el tratamiento con OMA. 

Descripción de costo Inversión (Dólares) 

Rig Daily Cost 95.051,17 
Wireline/Slickline (Incluye 

cañoneos) 
7.858,45 

OMA, empaques, calibración 169.850,89 
Impuestos (19% regulación 2017) 51.824,50 

Inversión total  324.585,01 

6.2 ANÁLISIS DE COSTOS DE OPERACIÓN (OPEX) 

Cuando se habla de costos de operación u OPEX se hace referencia a los costos 
en que incurre un sistema ya instalado o adquirido, durante su vida útil, con objeto 
de realizar los procesos de producción, es decir los costos innecesarios para el 
mantenimiento del sistema. En este caso las intervenciones se realizan cada tres 
años.  
 
Los costos de operación de este proyecto serán las intervenciones realizadas al 
pozo inyector PI-1 y de igual forma el costo de levantamiento de los barriles de 
petróleo totales producidos de los pozos correspondientes al pozo PI-1. En el 
Campo La Cira el costo de levantamiento actual es de 14 dólares por barril.  
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6.2.1 Costos de operación requeridos para el escenario de evaluación actual. 
En la Tabla 41 se presentan los costos de intervención del pozo inyector sin 
hacerle ningún tratamiento y los costos de producción de petróleo de los pozos 
productores correspondientes al pozo PI-1.   
 
Tabla 41. Costos de Operación para el escenario en donde no se realiza 
estimulación. 

Periodo 
Costo de levantamiento 

(Dólares) 
Costo de Intervención 

(Dólares) 

2018 51.219,84 - 

2019 51.918,91 - 

2020 46.319,97 - 

2021 41.481,28 255.231 

2022 37.279,65 - 

2023 33.614,91 - 

2024 30.405,05 - 

2025 27.582,52 255.231 

2026 25.091,35 - 

2027 22.884,94  

2028 20.924,26 - 

2029 19.176,46 255.231 

2030 17.613,81 - 

2031 16.212,73 - 

2032 14.953,15 - 

2033 13.817,88 255.231 

2034 1.103,78 - 

 
6.2.2 Costos de operación requeridos para el escenario de evaluación con 
Dissolvine StimWell. En la Tabla 42 se presentan los costos de intervención del 
pozo inyector una vez implementada la matriz de selección del pozo inyector PI-1.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



159 

Tabla 42. Costos de Operación para el tratamiento con Dissolvine StimWell. 

Periodo 
Costo de levantamiento 

(Dólares) 
Costo de Intervención 

(Dólares) 

2018 128.049,59 96.785 

2019 129.797,28 - 

2020 115.799,93 - 

2021 103.703,19 255.231 

2022 93.199,12 - 

2023 84.037,27 - 

2024 76.012,62 255.231 

2025 68.956,29 - 

2026 62.728,38 - 

2027 57.212,35 255.231 

2028 52.310,64 - 

2029 47.941,16 - 

2030 44.034,52 255.231 

2031 40.531,83 - 

2032 37.382,88 - 

2033 34.544,71 255.231 

2034 2.759,44 - 

 
6.2.3 Costos de operación requeridos para el escenario de evaluación con 
fluido de estimulación OMA. En la Tabla 43 se presentan los costos de 
intervención del pozo inyector una vez implementada la matriz de selección del 
pozo inyector PI-1, y los costos de levantamiento para la producción de petróleo. 
 
           Tabla 43. Costos de operación para tratamiento con fluido OMA. 

Periodo 
Costo de levantamiento 

(Dólares) 
Costo de Intervención 

(Dólares) 

2018 128.049,59 403.300,00 

2019 129.797,28 - 

2020 115.799,93 - 

2021 103.703,19 255.231,00 

2022 93.199,12 - 

2023 84.037,27 - 

2024 76.012,62 - 

2025 68.956,29 255.231,00 

2026 62.728,38 - 

2027 57.212,35 - 

2028 52.310,64 - 

2029 47.941,16 255.231,00 
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          Tabla 43. (Continuación) 
 

Periodo 
Costo de levantamiento 

(Dólares) 
Costo de Intervención 

(Dólares) 

2030 44.034,52 - 

2031 40.531,83 - 

2032 37.382,88 - 

2033 34.544,71 255.231,00 

2034 2.759,44 - 

6.3 ANÁLISIS DE INGRESOS 

Los ingresos que se analizan para este proyecto son los generados por los barriles 
de petróleo producidos por los pozos productores influidos por el pozo inyector PI-
1. Para esto se debe tener en cuenta el precio de venta de un barril de petróleo 
que es de 55 dólares con referencia al WTI. Este valor de referencia será el mismo 
para todos los periodos ya que las evaluaciones económicas en OXY son de tipo 
flat, es decir que son fijas.  
 
Otro factor importante para conocer la producción neta de petróleo son las 
regalías. Las regalías se definen como la contraprestación económica de 
propiedad del estado que se causa por la explotación de un recurso natural no 
renovable, estas comienzan a generarse en la etapa de producción de los 
hidrocarburos. El valor de las regalías está determinado como se observa en la 
Tabla 44. 
 
   Tabla 44. Determinación del valor de las regalías. 

Clasificación % 

Hasta 5.000 barriles diarios 8 
De 125.000 a 400.000 barriles 

diarios 
20 

Más de 600.000 barriles diarios 25 

    Fuente: ANH  
 
Para el escenario de inyección actual sin ningún tipo de tratamiento en el pozo 
inyector PI-1 el porcentaje de regalías corresponde al 8% de la producción de 
venta de los pozos productores correspondientes, a continuación en la Tabla 45 
se muestra la ganancia en dólares de la producción de barriles de petróleo y el 
ingreso neto. 
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Tabla 45. Ingresos netos para el escenario donde no se realiza estimulación. 

Año 
Ganancia 
(Dólares) 

Regalías 8% 
Ganancia 

Neta 
(Dólares) 

2018 201.220,79 16.097,66 185.123,13 

2019 203.967,16 16.317,37 187.649,79 

2020 181.971,32 14.557,71 167.413,61 

2021 162.962,15 13.036,97 149.925,18 

2022 146.455,76 11.716,46 134.739,30 

2023 132.058,57 10.564,69 121.493,88 

2024 119.448,40 9.555,87 109.892,53 

2025 108.359,88 8.668,79 99.691,09 

2026 98.573,17 7.885,85 90.687,31 

2027 89.905,13 7.192,41 82.712,72 

2028 82.202,44 6.576,20 75.626,24 

2029 75.336,11 6.026,89 69.309,22 

2030 69.197,11 5.535,77 63.661,34 

2031 63.692,88 5.095,43 58.597,45 

2032 58.744,53 4.699,56 54.044,97 

2033 54.284,54 4342,763212 49.941,78 

2034 4.336,26 346,90 3.989,36 

 
A continuación en la Tabla 46 se muestra la ganancia neta para el escenario en 
donde el pozo inyector PI-1 se le bombea el tratamiento de limpieza del fluido 
Dissolvine Stimwell. 
 
Tabla 46. Ingresos netos para el tratamiento con Dissolvine StimWell. 

Año 
Ganancia 
(Dólares) 

Regalías 8% 
Ganancia Neta 

(Dólares) 

2018 503.051,98 40.244,16 462.807,82 

2019 509.917,90 40.793,43 469.124,47 

2020 454.928,29 36.394,26 418.534,03 

2021 407.405,38 32.592,430 374.812,95 

2022 366.139,40 29.291,15 336.848,24 

2023 330.146,42 26.411,71 303.734,71 

2024 298.621,00 23.889,68 274.731,32 

2025 270.899,70 21.671,98 249.227,73 

2026 246.432,91 19.714,63 226.718,28 

2027 224.762,81 17.981,03 206.781,79 

2028 205.506,10 16.440,49 189.065,61 

2029 188.340,27 15.067,22 173.273,05 
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    Tabla 46. (Continuación) 

Año 
Ganancia 
(Dólares) 

Regalías 8% 
Ganancia Neta 

(Dólares) 

2030 172.992,77 13.839,42 159.153,34 

2031 159.232,19 12.738,56 146.493,62 

2032 146.861,32 11.748,91 135.112,41 

2033 135.711,35 10.856,90 124.854,44 

2034 10.840,66 867,25 9.973,40 

 
A continuación en la Tabla 47 se muestra la ganancia neta para el escenario en 
donde el pozo inyector PI-1 se le bombea el tratamiento de estimulación matricial 
con el fluido OMA. 
 
Tabla 47. Ingresos netos para el tratamiento con OMA. 

Año 
Ganancia 
(Dólares) 

Regalías 8% 
Ganancia Neta 

(Dólares) 

2018 503.051,98 40.244,16 462.807,82 

2019 509.917,90 40.793,43 469.124,47 

2020 454.928,29 36.394,26 418.534,03 

2021 407.405,38 32.592,430 374.812,95 

2022 366.139,40 29.291,15 336.848,24 

2023 330.146,42 26.411,71 303.734,71 

2024 298.621,00 23.889,68 274.731,32 

2025 270.899,70 21.671,98 249.227,73 

2026 246.432,91 19.714,63 226.718,28 

2027 224.762,81 17.981,03 206.781,79 

2028 205.506,10 16.440,49 189.065,61 

2029 188.340,27 15.067,22 173.273,05 

2030 172.992,77 13.839,42 159.153,34 

2031 159.232,19 12.738,56 146.493,62 

2032 146.861,32 11.748,91 135.112,41 

2033 135.711,35 10.856,90 124.854,44 

2034 10.840,66 867,25 9.973,40 
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6.4 EVALUACIÓN FINANCIERA 
 
Para esta sección pretendemos establecer la viabilidad financiera del proyecto 
usando el indicador financiero Valor Presente Neto (VPN).  
 
Se conoce al Valor Presente Neto al indicador que mide el aporte económico de 
un proyecto a los inversionistas. Esto significa que refleja el aumento o 
disminución de la riqueza de los inversionistas al participar en los proyectos.  
 
Algunas de las características fundamentales del VPN son: 

 Es de muy fácil aplicación. 

 Depende únicamente del flujo de caja y el costo de oportunidad. 

 No solo permite reconocer un proyecto bueno, sino que también permite 
comparar proyectos y hacer ranking de ellos 

 
En la ecuación 3 se observa cómo se calcula el VPN: 
 
 

 
 
 
 
 
Dónde: 

 VPN: Valor Presente Neto 

 F: Valor del flujo de caja neto. 

 i: Tasa de interés de oportunidad (TIO). 

 n: Numero de periodos que existen para la evaluación del proyecto. 

 A: Inversión realizada.  

El valor presente neto se puede interpretar de diferentes formas, esto depende si 
el VPN es negativo, positivo o continuar igual, en el cuadro 8 se presentan las 
diferentes interpretaciones de este: 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

𝑉𝑃𝑁(𝑖) = ∑ −𝐴 +
𝐹

(1 + 𝑖)𝑛
 

 

 

Ecuación 3. Cálculo del VPN. 
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     Cuadro 8.Interpretaciones del VPN. 

Condición Interpretación Decisión 

VPN > 0 

Significa que el proyecto es capaz de 
generar suficiente dinero para recuperar 
lo que se invirtió en él y además deja 
una ganancia. 

Se acepta el 
proyecto 

VPN < 0 
Significa que el proyecto no es capaz de 
producir suficiente dinero para recuperar 
lo invertido en él. 

No se acepta el 
proyecto 

VPN = 0 
Significa que el proyecto no va a 
producir ni ganancias ni pérdidas. 

Es indiferente para 
el inversionista. 

 
Como se mencionó anteriormente, para el cálculo del VPN se necesita conocer el 
valor de la tasa de interés de oportunidad (TIO). La tasa de interés de oportunidad 
es la tasa mínima utilizada para determinar el valor actual neto de los flujos futuros 
de caja del proyecto y es la rentabilidad mínima que se le debe exigir al proyecto 
para tomar la decisión de invertir o no.  
 
Para este caso el valor de la TIO será del 15% efectivo anual, valor propuesto por 
la empresa Occidental de Colombia la unidad monetaria será el dólar americano y 
el periodo en años será de 17 años.   
 
Finalmente es de gran importancia realizar los flujos de caja, los cuales son 
representaciones gráficas que hacen referencia a las salidas y entradas netas de 
dinero que tiene una empresa o proyecto en un periodo determinado. El flujo de 
caja neto se obtiene de restar los ingresos menos los egresos. 
 
6.4.1 VPN para el escenario en donde no se realiza ningún tipo de limpieza o 
estimulación. Como se puede observar en la Gráfica 25 se muestran los flujos de 
caja netos para el escenario en donde no se realiza estimulación, los cuales salen 
de restar los ingresos y los egresos.  
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    Gráfica 25. Flujo de Caja para el escenario en donde no se realiza 
estimulación. 

 
Teniendo en cuenta los flujos de efectivo anteriores se procede a calcular el VPN 
aplicando la ecuación 3. 
 

𝑉𝑃𝑁 = −0 +
133.90

(1 + 0,15)1
+

135.73

(1 + 0,15)2
+

121.09

(1 + 0,15)3
+

−146.787

(1 + 0,15)4
+

97.460

(1 + 0,15)5

+
87.879

(1 + 0,15)6
+

−175.744

(1 + 0,15)7
+

72.109

(1 + 0,15)8
+

65.596

(1 + 0,15)9
+

−195.403

(1 + 0,15)10

+
54.702

(1 + 0,15)11
+

50.133

(1 + 0,15)12
+

−209.183

(1 + 0.15)13
+

42.385

(1 + 0,15)14

+
39.092

(1 + 0,15)15
+

−219.107

(1 + 0,15)16
+

2.886

(1 + 0,15)17
 

 
El VPN que resulta de resolver la ecuación anterior es de $ 203.839 USD. 
 
6.4.2 VPN para el escenario en donde se realiza limpieza con Dissolvine 
StimWell. Como se puede observar en la Gráfica 26 se muestran los flujos de 
caja netos para el escenario en donde se realiza estimulación con Dissolvine 
StimWell. 
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      Gráfica 26. Flujo de caja para el escenario con Dissolvine StimWell. 

 
Teniendo en cuenta los flujos de efectivo anteriores se procede a calcular el VPN 
aplicando la ecuación 3. 
 

𝑉𝑃𝑁 = −115.174 +
237.973

(1 + 0,15)1
+

339.32

(1 + 0,15)2
+

302.734

(1 + 0,15)3
+

15.878

(1 + 0,15)4

+
243.649

(1 + 0,15)5
+

219.697

(1 + 0,15)6
+

−56.512

(1 + 0,15)7
+

180.271

(1 + 0,15)8
+

163.98

(1 + 0,15)9

+
−105.661

(1 + 0,15)10
+

136.75

(1 + 0,15)11
+

125.331

(1 + 0,15)12
+

−140.112

(1 + 0,15)13

+
105.961

(1 + 0,15)14
+

97.729

(1 + 0,15)15
+

−164.921

(1 + 0,15)16
+

7.213

(1 + 0,15)17
 

 
El VPN que resulta de resolver la ecuación anterior es de $ 870.852 USD. 
 
6.4.3 VPN para el escenario en donde se realiza estimulación con OMA. Como 
se puede observar en la Gráfica 27 se muestran los flujos de caja netos para el 
escenario en donde se realiza estimulación con OMA. 
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    Gráfica 27. Flujo de caja para el escenario de estimulación con OMA. 

 
Teniendo en cuenta los flujos de efectivo anteriores se procede a calcular el VPN 
aplicando la ecuación 3. 
 

𝑉𝑃𝑁 = −324.585 +
−68.541

(1 + 0,15)1
+

339.327

(1 + 0,15)2
+

302.704

(1 + 0,15)3
+

15.878

(1 + 0,15)4

+
243.649

(1 + 0,15)5
+

219.697

(1 + 0,15)6
+

−56.512

(1 + 0,15)7
+

180.271

(1 + 0,15)8
+

163.989

(1 + 0,15)9

+
−105.661

(1 + 0,15)10
+

136.754

(1 + 0,15)11
+

125.331

(1 + 0,15)12
+

−140.112

(1 + 0,15)13

+
105.961

(1 + 0,15)14
+

97.729

(1 + 0,15)15
+

−164.92

(1 + 0,15)16
+

7.213

(1 + 0,15)17
 

El VPN que resulta de resolver la ecuación anterior es de $ 394.907 USD 

6.5 CONCLUSIÓN FINANCIERA. 

Una vez realizada la evaluación financiera determinando el Valor Presente Neto 
para los 3 escenarios, se determinó que la ejecución de la matriz de decisión 
resulto favorable económicamente como se muestra en la Tabla 48.  
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   Tabla 48.Conclusión del análisis financiero 

Escenario VPN 

Inyección de agua sin tratamiento $ 203.839 USD 
Limpieza con fluido Dissolvine 

Stimwell(Ejecución de la Matriz) 
$ 870.852 USD 

Estimulación con OMA (Organic Mud 
Acid) 

$ 394.907 USD 

 
Como se puede observar en la tabla anterior la opción que resulta más rentable 
para la empresa es la aplicación y ejecución de la matriz de decisión de un fluido 
de limpieza y estimulación debido a que comparando con los otros dos escenarios 
hay un Valor Presente Neto mayor. 
 
Teniendo en cuenta lo anterior se puede analizar que aplicando la matriz de 
decisión durante los 17 años próximos, genera un aumento a dólares de hoy en un 
76,59% en la ganancia comparado con lo que se está realizando actualmente sin 
matriz de decisión. En caso tal que se tomará la decisión de bombear cualquier 
fluido sin tener como base la matriz propuesta, el escenario 3 (estimulación con 
OMA), se puede concluir que aunque aumenta la ganancia en los próximos años 
con respecto a lo que se está realizando, no se compara con el resultado obtenido 
por la matriz de decisión, ya que la diferencia con respecto al fluido Dissolvine es 
de $ 475,945 USD. De igual forma se debe tener en cuenta que la producción de 
petróleo de los pozos productores que están relacionados al pozo inyector es la 
misma pero el tratamiento tiene un menor nivel de beneficio como lo es con el 
Dissolvine Stimwell que fue el fluido de decisión al aplicar la herramienta 
propuesta. 

6.6 CÁLCULO DEL VPN PARA UN POZO TIPO EN LA CIRA INFANTAS 

En esta sección se realiza el análisis de los seis casos propuestos por la matriz de 
decisión a los cuales se les calcula el Valor Presente Neto en un pozo tipo del 
Campo La Cira Infantas con el objetivo de agregar un parámetro más de decisión 
a la matriz que permita y facilite a la empresa la selección del mejor tratamiento 
dependiendo de los recursos que esta tenga en el momento de tomar la decisión 
de implementar cualquiera de los tratamientos. En la Tabla 49 se muestran los 
valores de inversión por cada tratamiento: 
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    Tabla 49. Inversiones para cada tratamiento propuesto. 

TRATAMIENTO INVERSIÓN (USD) 

Estimulación con BJJ $519,000.00 
Estimulación con OMA $445,000.00 

Estimulación con Preflujo $295,000.00 
Operaciones de Suabeo $225,000.00 

Limpieza con Dissolvine StimWell $105,000.00 
Limpieza con Coiled Tubing $22,000.00 

 
Teniendo en cuenta el costo de inversión que se requiere por cada tratamiento se 
procede a revisar el costo de levantamiento e intervención y la ganancia neta que 
se obtendría con cada tratamiento para proceder a calcular el VPN. En las tablas 
50, 51, 52, 53, 54 y 55 se observan los flujos de caja netos para cada tratamiento.  
 

 Estimulación con BJJ. 

      Tabla 50. Flujo de Caja Neto para el tratamiento con BJJ. 

BJJ 

Periodo 
Costo 

levantamiento 
(USD) 

Costo de 
intervención 

(USD) 

Ganancia 
Neta (USD) 

Flujo neto de 
caja (USD) 

2018 128,049.59 519,000 462,807.82 -184,241.77 
2019 129,797.28   469,124.47 339,327.19 
2020 115,799.93   418,534.03 302,734.10 
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76 
2022 93,199.12   336,848.24 243,649.12 
2023 84,037.27   303,734.71 219,697.44 
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30 
2025 68,956.29   249,227.73 180,271.44 
2026 62,728.38   226,718.28 163,989.90 
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 -105,661.56 
2028 52,311   189,065.61 136,754.97 
2029 47,941.16   173,273.05 125,331.89 
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 -140,112.18 
2031 40,531.83   146,493.62 105,961.79 
2032 37,382.88   135,112.41 97,729.53 
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 -164,921.27 

2034 2,759.44   9,973.40 7,213.96 
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 Estimulación con OMA. 

        Tabla 51. Flujo de Caja Neto para el tratamiento con OMA. 

OMA 

Periodo 
Costo 

levantamiento 
(USD) 

costo de 
intervención 

(USD) 

Ganancia 
Neta (USD) 

Flujo neto 
de caja 
(USD) 

2018 128,049.59 435,000 462,807.82 -100,241.77 
2019 129,797.28   469,124.47 339,327.19 
2020 115,799.93   418,534.03 302,734.10 
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76 
2022 93,199.12   336,848.24 243,649.12 
2023 84,037.27   303,734.71 219,697.44 
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30 
2025 68,956.29   249,227.73 180,271.44 
2026 62,728.38   226,718.28 163,989.90 
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 -105,661.56 
2028 52,311   189,065.61 136,754.97 
2029 47,941.16   173,273.05 125,331.89 
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 -140,112.18 
2031 40,531.83   146,493.62 105,961.79 
2032 37,382.88   135,112.41 97,729.53 
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 -164,921.27 

2034 2,759.44   9,973.40 7,213.96 

 

 Estimulación con Preflujo. 

             Tabla 52. Flujo de caja neto para el tratamiento con preflujo 

PREFLUJO 

Periodo 
Costo 

levantamiento 
(USD) 

costo de 
intervención 

(USD) 

Ganancia 
Neta (USD) 

Flujo neto de 
caja (USD) 

2018 128,049.59 295,000 462,807.82 39,758.23 
2019 129,797.28   469,124.47 339,327.19 
2020 115,799.93   418,534.03 302,734.10 
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76 

2022 93,199.12   336,848.24 243,649.12 
2023 84,037.27   303,734.71 219,697.44 
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30 
2025 68,956.29   249,227.73 180,271.44 
2026 62,728.38   226,718.28 163,989.90 
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 -105,661.56 
2028 52,311   189,065.61 136,754.97 



171 

           Tabla 52. (Continuación) 

PREFLUJO 

Periodo 
Costo 

levantamiento 
(USD) 

costo de 
intervención 

(USD) 

Ganancia 
Neta (USD) 

Flujo neto de 
caja (USD) 

2029 47,941.16   173,273.05 125,331.89 
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 -140,112.18 
2031 40,531.83   146,493.62 105,961.79 
2032 37,382.88   135,112.41 97,729.53 
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 -164,921.27 

2034 2,759.44   9,973.40 7,213.96 

 

 Operaciones de Suabeo. 

        Tabla 53. Flujo de caja neto para las operaciones de Suabeo. 

SUABEO 

Periodo 
Costo 

levantamiento 
(USD) 

costo de 
intervención 

(USD) 

Ganancia 
Neta (USD) 

Flujo neto 
de caja 
(USD) 

2018 128,049.59 225,000 462,807.82 109,758.23 
2019 129,797.28   469,124.47 339,327.19 
2020 115,799.93   418,534.03 302,734.10 
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76 
2022 93,199.12   336,848.24 243,649.12 
2023 84,037.27   303,734.71 219,697.44 
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30 
2025 68,956.29   249,227.73 180,271.44 
2026 62,728.38   226,718.28 163,989.90 
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 105,661.56 
2028 52,311   189,065.61 136,754.97 
2029 47,941.16   173,273.05 125,331.89 
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 140,112.18 
2031 40,531.83   146,493.62 105,961.79 
2032 37,382.88   135,112.41 97,729.53 
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 164,921.27 

2034 2,759.44   9,973.40 7,213.96 
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 Limpieza con Dissolvine StimWell. 

              Tabla 54. Flujo de caja neto para el tratamiento con Dissolvine StimWell 

DISSOLVINE 

Periodo 
Costo 

levantamiento 
(USD) 

costo de 
intervención 

(USD) 

Ganancia 
Neta (USD) 

Flujo neto 
de caja 
(USD) 

2018 128,049.59 105,000 462,807.82 229,758.23 
2019 129,797.28   469,124.47 339,327.19 
2020 115,799.93   418,534.03 302,734.10 
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76 

2022 93,199.12   336,848.24 243,649.12 
2023 84,037.27   303,734.71 219,697.44 
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30 
2025 68,956.29   249,227.73 180,271.44 
2026 62,728.38   226,718.28 163,989.90 
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 105,661.56 
2028 52,311   189,065.61 136,754.97 
2029 47,941.16   173,273.05 125,331.89 
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 140,112.18 
2031 40,531.83   146,493.62 105,961.79 
2032 37,382.88   135,112.41 97,729.53 
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 164,921.27 

2034 2,759.44   9,973.40 7,213.96 

 

 Limpieza con Coiled Tubing. 

        Tabla 55. Flujo de caja neto para el tratamiento con Coiled Tubing. 

COILED TUBING 

Periodo 
Costo 

levantamiento 
(USD) 

costo de 
intervención 

(USD) 

Ganancia 
Neta (USD) 

Flujo neto 
de caja 
(USD) 

2018 128,049.59 22,000 462,807.82 312,758.23 
2019 129,797.28   469,124.47 339,327.19 
2020 115,799.93   418,534.03 302,734.10 
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76 

2022 93,199.12   336,848.24 243,649.12 
2023 84,037.27   303,734.71 219,697.44 
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30 
2025 68,956.29   249,227.73 180,271.44 
2026 62,728.38   226,718.28 163,989.90 
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 105,661.56 
2028 52,311   189,065.61 136,754.97 
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             Tabla 55. (Continuación) 

COILED TUBING 

Periodo 
Costo 

levantamiento 
(USD) 

costo de 
intervención 

(USD) 

Ganancia 
Neta (USD) 

Flujo neto 
de caja 
(USD) 

2029 47,941.16   173,273.05 125,331.89 
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 140,112.18 
2031 40,531.83   146,493.62 105,961.79 
2032 37,382.88   135,112.41 97,729.53 
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 164,921.27 

2034 2,759.44   9,973.40 7,213.96 

 
Una vez aclarado los CAPEX y los OPEX de cada uno de los tratamientos a 
evaluar, se procede a calcular el VPN con la ecuación 3 explicada anteriormente 
en el apartado 6.4. Para este caso se muestra la Tabla 56 la cual presenta 
únicamente los resultados del VPN para cada caso, hay que tener en cuenta que 
el cálculo del VPN se realizó de igual forma que el apartado ya mencionado.  
                         
                  Tabla 56. VPN para un pozo tipo en La Cira Infantas. 

Tratamiento VPN (Dólares) 

Coiled Tubing 1,029,057 

Dissolvine Stimwell 873,883 

Suabeo 649,535 

Preflujo 518,666 

OMA 256,927 

BJJ 99,883 

 
Como se puede observar en la tabla anterior, los valores del VPN están 
organizados de forma descendiente. Se puede concluir que en un pozo tipo en el 
Campo La Cira Infantas el tratamiento más rentable a futuro es el coiled tubing y el 
menos rentable es el BJJ. 
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7. CONCLUSIONES 

 Se describieron las generalidades y la geología del Campo La Cira Infantas, en 
donde se pudo identificar que las calizas de la formación La Luna constituyen 
la principal fuente generadora de hidrocarburos en la cuenca. Así mismo las 
areniscas de la Formación Colorado (Zona A), Formación Mugrosa (Zona B) y 
Formación Esmeraldas (Zona D) son las rocas reservorio del Campo. Las 
Rocas que actúan como sello son las pertenecientes a la Formación Tablazo y 
La Luna.  

 La geología del campo La Cira Infantas es un factor importante para la 
selección adecuada del tratamiento ya que ésta se caracteriza por tener 
formaciones blandas lo que produce arenamiento, problema frecuente a la hora 
de realizar cualquier tipo de estimulación.  

 En el campo La Cira Infantas el completamiento de los pozos inyectores es con 
sarta selectiva la cual se compone de: camisas de circulación, mandriles, 
empaques hidráulicos, válvulas reguladoras de flujo y conectores On-Off. El 
100% de los pozos inyectores están completados de esta forma. 

 Las causas que se presentan en mayor proporción y que causan la 
disminución en la eficiencia de la inyección de agua se deben principalmente a 
la depositación de arena y migración de finos, produciendo el taponamiento de 
la sarta selectiva, así como taponamiento por carbonatos y óxidos de hierro. 

 En el campo la Cira Infantas se realizan estimulaciones tanto mecánicas como 
químicas. Para las estimulaciones químicas los fluidos utilizados por la 
compañía son el HCL 7.5% (fluido de limpieza), El pre-flujo ácido (remueve 
componentes de calcio), el OMA (Organic Mud Acid), estabilizador de finos, 
Dissolvine StimWell (controla el hierro y elimina escamas) y el BJJ. 

 Para el diseño de la matriz se establecieron los parámetros de decisión con 
base a experiencias exitosas del campo las cuales son: la localización en el 
campo (Cira Norte 00, Cira e Infantas), el comportamiento de la inyección 
(nunca inyectó o disminuyó paulatinamente), el problema presente en el sector 
(si existe taponamiento o daño de formación) y el Valor presente Neto de cada 
tratamiento propuesto. 

 La matriz de decisión planteada resulta una herramienta muy útil para la 
compañía ya que las estimulaciones en el campo son operaciones que llevan 
poco tiempo ejecutándose y como consecuencia de ello no se tiene una guía 
de trabajo que permita tomar la mejor decisión posible teniendo en cuenta los 
parámetros anteriormente mencionados. 

 La matriz de decisión permite observar que las estimulaciones químicas no son 
la única opción para remediar cualquier tipo de obstrucción que disminuya la 
eficiencia en la inyección en un pozo inyector, sino que también es posible 
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realizar operaciones de suabeo en pozos inyectores y obtener resultados 
favorables.  

 La matriz de decisión planteada permite sectorizar los problemas más 
comunes que se presentan en el campo La Cira Infantas a nivel de pozo y 
formación además permite reducir el tiempo en la toma de una decisión 
efectiva y así evitar daños al pozo y/o la formación incurriendo en gastos 
injustificados para la empresa.  

 Se observo que en los casos analizados para diseñar la matriz de decisión, el 
que obtuvo un mayor aumento en el caudal de inyección fue el suabeo con un 
49% y el que menos recuperó fue el Coiled Tubing con un 23%. 

 El pozo piloto PI-1 presentaba un problema de baja inyectividad debido a un 
taponamiento por escamas de óxidos de hierro que se superponían a lo largo 
de la tubería y los cañoneos esto se debia principalmente a la mala calidad del 
agua de inyección.   

 Las pruebas de inyectividad realizadas durante la ejecución del pozo piloto PI-1 
permitieron establecer los parámetros claves para ejecutar el tratamiento sin 
fracturar la formación y sirvieron de guía para el análisis de la efectividad del 
tratamiento.  

 Se ejecutó la matriz de decisión en el pozo inyector PI-1, la cual tuvo éxito al 
seleccionar el mejor tratamiento para aumentar los caudales en la inyección de 
agua, el cual fue Dissolvine StimWell en donde se observó que el caudal de 
inyección de agua aumento en un 55%. 

 En el análisis financiero se observó que la implementación de la matriz de 
decisión es la mejor opción para la compañía, ya que el resultado obtenido por 
esta, en este caso implementar el Dissolvine StimWell, obtuvo un aumento del 
76,59% y esto en dólares es $870.852. 

 Con el análisis financiero realizado en el pozo tipo se puede concluir que el 
tratamiento mas rentable es el coiled tubing con un VPN de $1,029,057.00 y el 
que resulta menos rentable es la estimulación química con BJJ con un VPN de  
$99,883.00.  
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8. RECOMENDACIONES 

 Se recomienda hacer un seguimiento al Dissolvine StimWell, fluido 
seleccionado para el pozo piloto PI-1, y determinar su efectividad a través del 
tiempo debido a que no se tiene un control de ésto. 
 

 Se recomienda investigar otros fluidos de limpieza y estimulación que tengan 
un efecto positivo en los pozos y sean compatibles con la formación para 
mejorar la eficiencia en la inyección de agua y así aumentar la rentabilidad del 
proceso. 
 

 Se recomienda que a medida que haya una data más extensa de los pozos 
inyectores en donde se involucren más parámetros como de roca-fluido, se 
pueda realizar una matriz de selección para así garantizar una mayor 
efectividad.  
 

 Se recomienda investigar sobre otro tipo de daño en el campo La Cira Infantas 
ya que actualmente el único tipo de daño registrado en la formación es 
migración de finos, esto ayudaría a establecer una nueva causa de baja 
inyectividad de agua en el campo.  
 

 Se recomienda estudiar los tipos de completamiento para evaluar si es un 
factor que afecte de manera importante en la eficiencia de la inyección de agua 
en los pozos. 
 

 Se recomienda revisar las operaciones de intervención a pozo, como las 
operaciones de slickline, ya que no se realizan de la mejor manera generando 
así válvulas rotas lo que afecta a la disminución en la eficiencia de la inyección 
de agua.  
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ANEXO A  

ESTADO MECÁNICO DEL POZO A1 
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ESTADO MECÁNICO DEL POZO A2 
 

 
 



183 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



184 

ESTADO MECÁNICO POZO A3 
 

 
 


