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I. Terminación del Pozo
Se define como fecha de termina-

ción del pozo aquella en que las pruebas y
evaluaciones finales de producción, de los es-
tratos e intervalos seleccionados son conside-
radas satisfactorias y el pozo ha sido provisto
de los aditamentos definitivos requeridos y,
por ende, se ordena el desmantelamiento y sa-
lida del taladro del sitio.

Evaluaciones previas
Durante el curso de la perforación,

la obtención y estudio de muestras de ripio o
de núcleos convencionales o de pared; el aná-
lisis continuo e interpretación del posible con-

tenido de hidrocarburos en el fluido de per-
foración; la toma de diferentes registros petro-
físicos e interpretación cualitativa y cuantitati-
va de la información; la correlación de la infor-
mación geológica, sísmica y/o petrofísica; el
comportamiento y velocidad de penetración
de la barrena; y la información e interpretación
de alguna prueba de producción hecha con la
sarta de perforación en el hoyo desnudo, con-
figuran por sí o en conjunto la base para de-
cidir la terminación del pozo en determina-
do(s) yacimiento(s) y los respectivos intervalos
escogidos.

La abundancia y tipo de información
para evaluar y correlacionar las perspectivas
del pozo dependen de si la perforación es de
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Fig. 4-1. Desarrollo de las inmensas acumulaciones de petróleo de la Faja del Orinoco. Operaciones de perforación en el área
de Cerro Negro, estado Monagas. 



exploración, de avanzada o de desarrollo, en
cuyos casos el grado de control geológico y la
experiencia acumulada del personal encargado
de formular la terminación determinará cuáles
datos son suficientes e indispensables para rea-
lizar la tarea.

Las apreciaciones más importantes
que conducen a una buena terminación son:

• El tipo de hoyo que penetra los
estratos perforados: vertical, desviado conven-
cional, desviado de largo alcance, inclinado u
horizontal. 

• El rumbo y el aspecto de la cir-
cunferencia de la trayectoria del hoyo, para
que las sartas de revestimiento queden bien
centradas y la cementación de las mismas sea
eficaz. Y, posteriormente, que tanto la inser-
ción y manejo de otras sartas y herramientas
como su extracción se realicen sin causar des-
gastes y/o daños a los revestidores.

• En el caso del hoyo desviado de
largo alcance, el inclinado o el horizontal se
tomarán las precauciones requeridas para evi-
tar atascos durante las operaciones de revesti-
miento y cementación de las sartas. Si la sarta
horizontal se utiliza como revestidora y como
sarta de producción, la metida y colocación en
el hoyo requiere esmerada atención para que
quede bien centrada, y la cementación y el ca-
ñoneo se hagan sin inconvenientes

• Los gradientes de presión y de
temperatura para mantener el fluido de per-
foración o los especiales de terminación den-
tro de las exigencias requeridas.  Igualmente la
selección de cementos y aditivos para la ce-
mentación de sartas, especialmente la última
sarta.

• Revisión del Informe Diario de
Perforación para refrescar la memoria sobre
los incidentes importantes surgidos como: atas-
camiento de la sarta de perforación, enchave-
tamiento del hoyo, pérdidas parciales o total
de circulación, desviación desmedida del hoyo

y correcciones, derrumbes, arremetidas por flu-
jo de agua, gas y/o petróleo.

• Interpretaciones  cualitativas y cuan-
titativas de pruebas hechas con la sarta de per-
foración en el hoyo desnudo para discernir so-
bre: presiones, régimen de flujo, tipo y calidad
de fluidos: gas, petróleo, agua.

• Registros y/o correlaciones de re-
gistros para determinar: tope y base de los es-
tratos, espesor de intervalos presuntamente
productivos, zonas de transición, porosidad,
permeabilidad, tipo de rocas, buzamientos, ac-
cidentes geológicos (fallas, plegamientos, adel-
gazamientos, discordancia, corrimientos, etc.),
características del petróleo a producirse.

• Estudio de historias de perfora-
ción, terminación y producción de pozos con-
tiguos, cercanos o lejanos para apreciar pro-
cedimientos empleados antes, comportamiento
mecánico de las terminaciones, posibles re-
paraciones realizadas y desenvolvimiento de la
etapa productiva de los pozos.

Tipos de terminación
Existen varios tipos de terminación

de pozos. Cada tipo es elegido para responder
a condiciones mecánicas y geológicas impues-
tas por la naturaleza del yacimiento. Sin em-
bargo, siempre debe tenerse presente que la
terminación mientras menos aparatosa mejor,
ya que durante la vida productiva del pozo, sin
duda, se requerirá volver al hoyo para trabajos
de limpieza o reacondicionamientos menores
o mayores. Además, es muy importante el as-
pecto económico de la terminación elegida
por los costos de trabajos posteriores para con-
servar el pozo en producción.

La elección de la terminación debe
ajustarse al tipo y a la mecánica del flujo, del
yacimiento al pozo y del fondo del pozo a la
superficie, como también al tipo de crudo. Si
el yacimiento tiene suficiente presión para ex-
peler el petróleo hasta la superficie, al pozo se
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le cataloga como de flujo natural, pero si la
presión es solamente suficiente para que el
petróleo llegue nada más que hasta cierto nivel
en el pozo, entonces se hará producir por
medio del bombeo mecánico o hidráulico o
por levantamiento artificial a gas.  

Además de las varias opciones para
terminar el pozo vertical (Figuras 4-2 a 4-11,
respectivamente), ahora existen las modalida-
des de terminación para pozos desviados nor-
malmente, los desviados de largo alcance, los
inclinados y los que penetran el yacimiento en
sentido horizontal.

Terminación vertical sencilla
La terminación sencilla contempla,

generalmente, la selección de un solo horizon-
te productor para que descargue el petróleo
hacia el pozo. Sin embargo, existen varias mo-
dalidades de terminación sencilla.

La terminación sencilla clásica, con el
revestidor cementado hasta la profundidad total
del hoyo, consiste en que el revestidor sea ca-
ñoneado a bala o por proyectil a chorro, para
abrir tantos orificios (perforaciones) de determi-
nado diámetro por metro lineal hélico para es-
tablecer el flujo del yacimiento hacia el pozo.

El diámetro del cañón, que puede
ser de 83 a 121 milímetros y diámetros inter-
medios, se escoge de acuerdo al diámetro del
revestidor, que generalmente puede ser de 127
a 178 milímetros y diámetros intermedios con-
vencionales. El diámetro del proyectil común-
mente es de 6 a 19 milímetros, con incremen-
tos convencionales para diámetros intermedios
deseados que pueden ser de 9,5; 12,7 y 15,9
milímetros.

Como el fluido de perforación es ge-
neralmente utilizado para controlar la presión
de las formaciones, se decidirá si será utilizado
durante el cañoneo en su estado actual o si se
opta por dosificarlo con aditivos específicos o
cambiarlo totalmente por un fluido especial.

Pues, durante el cañoneo y las tareas subse-
cuentes, el pozo debe estar controlado por el
fluido. Por tanto, esta etapa de terminación
puede tornarse crítica.

Luego de cañoneado el intervalo o
los intervalos seleccionados, se procede a ex-
traer el cañón del pozo para comenzar des-
pués a meter la tubería de producción, llama-
da también de educción. Para el caso básico
de terminación sencilla, como se muestra en la
Figura 4-2, la tubería de producción lleva en su
parte inferior una empacadura adecuada que
se hinca contra la pared del revestidor. La parte
superior de la sarta se cuelga del cabezal del
pozo y del cabezal sale la tubería de flujo que
lleva el petróleo hasta el múltiple de la insta-
lación de separadores donde se separa el gas,
el petróleo y el agua. De aquí en adelante, en
la estación de flujo y almacenamiento, se pro-
cede al manejo de estos tres fluidos de acuer-
do a sus características.

En el cabezal del pozo se instalan
dispositivos, tales como un manómetro para ve-
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Fig. 4-2. Modalidad de terminación sencilla básica, pozo vertical.
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rificar la presión del flujo del pozo, un estran-
gulador (fijo o graduable) para regular el flujo
del pozo y las válvulas para cerrar el pozo y te-
ner acceso al espacio anular en caso necesario.

Otra versión de terminación sencilla,
permite que selectivamente pueda ponerse en
producción determinado intervalo (Figura 4-3).
Para esto se requiere adaptar a la sarta de pro-
ducción las empacaduras de obturación re-
queridas y las válvulas especiales en frente de
cada intervalo para permitir que el petróleo
fluya del intervalo deseado y los otros dos es-
tratos se mantengan sin producir.

Por las características petrofísicas de
la roca, especialmente en el caso de caliza o
dolomita, la terminación sencilla puede hacer-
se a hoyo desnudo (Figura 4-4), o sea que el
revestidor se cementa más arriba del intervalo
productor. Luego se puede estimular o fractu-
rar el intervalo productor.

Algunas veces se puede optar por
revestir el intervalo productor utilizando un re-
vestidor corto, tubería calada (Figura 4-5), que
cuelga del revestidor de producción.

Otra opción de terminación para
contener arenas muy deleznables, que se em-
plea mucho en pozos que producen a bombeo

mecánico, es la de empacar el intervalo produc-
tor con grava de diámetro escogido (Figura 4-6),
de manera que los granos sueltos de arena,
impulsados por el flujo, al escurrirse por la gra-
va se traben, formando así un apilamiento firme
y estable que evita que la arena fluya hacia el
pozo.

El empaque puede lograrse colgan-
do una tubería calada especial, previamente
empacada o con una tubería calada por medio
de la cual, antes de colgarla, se rellena el espa-
cio anular con la grava escogida.

Terminación vertical doble 
Cuando es necesario producir inde-

pendientemente dos yacimientos por un mis-
mo pozo, se recurre a la terminación doble
(Figura 4-7). Generalmente, el yacimiento su-
perior produce por el espacio anular creado
por el revestidor y la tubería de educción y el
inferior por la tubería de educción, cuya empa-
cadura de obturación se hinca entre los dos in-
tervalos productores.

Algunas veces se requiere que el in-
tervalo productor inferior fluya por el espacio
anular y el superior por la tubería de educción
única que desea instalarse (Figura 4-8). En este
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Fig. 4-3. Terminación sencilla
de opción múltiple selectiva.
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caso se puede elegir una instalación que por
debajo del obturador superior tenga una deri-
vación a semejanza de una Y, que permite in-
vertir la descarga del flujo.

Otras veces se puede optar por ins-
talar dos tuberías de educción para que los
fluidos de cada intervalo fluyan por una tube-
ría sin tener que utilizar el espacio anular para
uno u otro intervalo (Figura 4-9).

Terminación vertical triple
Cuando se requiere la producción

vertical independiente de tres estratos se opta
por la terminación triple (Figura 4-10). La se-
lección del ensamblaje de las tuberías de educ-
ción depende, naturalmente, de las condicio-
nes de flujo natural de cada yacimiento. Gene-
ralmente puede decidirse por la inserción de
dos sartas para dos estratos y el tercero se hará
fluir por el espacio anular. Otra opción es la de
meter tres sartas de educción (Figura 4-11).

Otras modalidades de terminación
Las terminaciones mencionadas an-

teriormente corresponden todas a las de pozo
por flujo natural.

Para pozos que desde el mismo co-
mienzo de su vida productiva no puedan fluir
por flujo natural, se recurre entonces a la ter-
minación por bombeo mecánico, bombeo hi-
dráulico, levantamiento artificial por gas o
bombeo mecánico asociado con inyección de
vapor, según las características del yacimiento
e intervalos seleccionados para producir.
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Bombeo mecánico
El revestimiento y la manera de ter-

minar el pozo puede ser muy parecida a la an-
tes descrita para pozos de flujo natural, excep-
to que la gran diferencia estriba en cómo hacer
llegar el petróleo desde el fondo del pozo a la
superficie.

El yacimiento que ha de producir
por bombeo mecánico tiene cierta presión, su-
ficiente para que el petróleo alcance un cierto
nivel en el pozo. Por tanto, el bombeo mecá-
nico no es más que un procedimiento de suc-
ción y transferencia casi continua del petróleo
hasta la superficie.

El balancín de producción, que en
apariencia y principio básico de funcionamien-
to se asemeja al balancín de perforación a per-
cusión, imparte el movimiento de sube y baja
a la sarta de varillas de succión que mueve el
pistón de la bomba, colocada en la sarta de
producción o de educción, a cierta profundi-
dad del fondo del pozo (Figura 4-12).

La válvula fija permite que el petró-
leo entre al cilindro de la bomba. En la carre-
ra descendente de las varillas, la válvula fija se
cierra y se abre la válvula viajera para que el
petróleo pase de la bomba a la tubería de
educción. En la carrera ascendente, la válvula
viajera se cierra para mover hacia la superficie
el petróleo que está en la tubería y la válvula
fija permite que entre petróleo a la bomba. La
repetición continua del movimiento ascenden-
te y descendente (emboladas) mantiene el flu-
jo hacia la superficie (Figura 4-13).

Como en el bombeo mecánico hay
que balancear el ascenso y descenso de la sar-
ta de varillas, el contrapeso puede ubicarse en
la parte trasera del mismo balancín o en la ma-
nivela. Otra modalidad es el balanceo neumá-
tico, cuya construcción y funcionamiento de la
recámara se asemeja a un amortiguador neu-
mático; generalmente va ubicado en la parte
delantera del balancín. Este tipo de balanceo
se utiliza para bombeo profundo.

Los diámetros de la bomba varían
de 25,4 a 120 milímetros. El desplazamiento de
fluido por cada diámetro de bomba depende
del número de emboladas por minuto y de la
longitud de la embolada, que puede ser de va-
rios centímetros hasta 9 metros. Por tanto, el
bombeo puede ser de fracciones de metro
cúbico hasta unos 470 metros cúbicos/día.

Las bombas son del tipo llamado de
tubería de educción, ya que el cilindro o pis-
tón de la bomba va conectado a la tubería de
educción y se mete en el pozo como parte in-
tegral de la sarta a la profundidad deseada de
bombeo. El émbolo de la bomba, que lleva la
válvula viajera, constituye la parte extrema in-
ferior de la sarta de varillas de succión. La sarta
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cánico tipo balancín.



de varillas se mete en la tubería de educción
hasta llegar a la válvula fija, ubicada en el fon-
do del cilindro. Luego se sube la sarta de va-
rillas cierta distancia y por medio del vástago
pulido, colgador y riendas se fija en el balan-
cín, de manera que en la carrera descendente
no golpee la válvula fija.

Otro tipo de bomba es la integral,
en la cual todos sus elementos conforman una
sola pieza, que utilizando la sarta de varillas se
puede colocar o extraer, sin necesidad de sacar

la sarta de educción, para cambiarle algunos
de sus componentes o reemplazarla por otra
del mismo diseño. Este tipo requiere que la
sarta de educción sea provista de un niple ade-
cuado o dispositivo similar para encajarla.

Como las válvulas fija y viajera de-
ben ser resistentes a la corrosión y a la abra-
sión, sus esferas y asientos se fabrican de acero
inoxidable, acero templado, metal monel, alea-
ciones de cobalto, acero tungsteno o bronce.

Las varillas de succión son hechas
de varias aleaciones de metales. Están sujetas a
un funcionamiento mecánico que le impone
esfuerzos de estiramiento, encogimiento y vi-
bración; fatiga, corrosión, erosión.

Cada varilla tiene en un extremo una
espiga (macho) redonda, sólida y roscada, y más
abajo del hombrillo, en forma cuadrada, una
muesca para encajar la llave para el enrosque y
desenrosque. En el otro extremo lleva la caja o
conexión hembra, internamente roscada, con
muesca exterior o con muesca por debajo de la
caja, para otra llave que facilita el enrosque o
desenrosque de la varillas una tras otra.

Las varillas se fabrican, generalmen-
te, en diámetros de 15,9; 19; 22,2; 25,4 y 28,6
milímetros, con sus correspondientes dimen-
siones para la espiga, hombrillo, caja, muesca,
etc. La longitud de las varillas es de 7,6 y 9,15
metros. El peso de las varillas, en kg/30 metros
de longitud, va desde 32,7 a 167,3 kilogramos.
Para cada diámetro de tubería de educción
existe un diámetro adecuado de varillas, para
mayor efectividad de funcionamiento.

Bombeo hidráulico
En este tipo de mecanismo de ex-

tracción del petróleo del fondo del pozo, se
usa como medio impelente del petróleo un
fluido que se bombea por la tubería de educ-
ción. El petróleo producido y el fluido impe-
lente suben a la superficie por el espacio anu-
lar. La mezcla pasa por un separador o des-
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Fig. 4-13. Partes de una bomba de succión de pozos petrolíferos.



gasificador y luego a un tanque de donde el
petróleo producido pasa al almacenamiento y
suficiente impelente permanece en el tanque
para ser succionado por la bomba y ser bom-
beado otra vez al pozo (Figura 4-14).

Existe una variada selección de bom-
bas de fondo y equipos afines de superficie
para el diseño de bombeo hidráulico continuo
o intermitente, de acuerdo con las caracterís-
ticas de flujo y requerimientos de los pozos.

Levantamiento artificial por gas
El levantamiento artificial por gas,

de los tipo intermitente y continuo, se usa des-
de hace mucho tiempo. Mayor ventaja ofrece
el tipo de inyección continua para hacer pro-
ducir pozos que mantengan una razonable
presión de fondo que sostenga un índice de
productividad de líquidos no menor de 0,23
m3/día/kg/cm2 (1,45 brls/día).

La selección de uno u otro tipo de-
pende de la presión de fondo, de la disponibi-
lidad del volumen y presión de gas requeridos,
como de las características y condiciones del
yacimiento.

El diseño y la instalación del sistema
dependen de la selección de los elementos
que van en el pozo: tipo de válvulas; espacia-
miento y profundidad de colocación de las vál-
vulas en la sarta; características de las sartas de
revestimiento final y de educción; tipo de ter-
minación del pozo y previsiones para posterior
desencaje, cambio e inserción de elementos de
la sarta, utilizando herramientas manipuladas
desde la superficie por medio de un cable o
alambre.

En la superficie, se dispone todo lo
concerniente al manejo del gas que debe utili-
zarse: características, recolección, presiones,
tratamiento, medición, control de volúmenes,
compresión, distribución e inyección para la
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red de pozos del sistema. De igual manera,
existen también en la superficie las instalacio-
nes requeridas para recibir la producción de
los pozos: gas-petróleo-agua, y efectuar su se-
paración, tratamiento, almacenamiento, distri-
bución y despacho.

La sarta de educción
Al mencionar los diferentes tipos de

terminación de pozos, aparece la utilización de
una, dos y hasta tres sartas de educción, según
el número de estratos que independientemente
ameriten ser producidos. Tan importantes son
las especificaciones y diseño de cada sarta de
educción como las de las sartas de revesti-
miento. Pues, ambas por sí y en conjunto, ade-
más de representar una gran inversión para cada
pozo, son el pozo mismo. Por tanto, la función
eficaz y durabilidad de cada sarta son garantía
de la seguridad y permanencia del pozo.

La manufactura y características de
los tubos para sartas de producción se rigen
por normas y propiedades físicas recomenda-
das por el Instituto Americano del Petróleo
(API), que cubren los siguientes factores:

• Diámetro nominal.
• Diámetro externo.
• Peso nominal, con acoplamiento

liso o recalcado.
• Espesor.
• Grado (H-40, J-55, C-75, N-80, P-105).
• Resistencia a la tensión, aplasta-

miento y estallido.
• Esfuerzo de torsión de enroscado.
• Inspección, transporte, manteni-

miento y uso.
Para satisfacer la variedad de necesi-

dades y condiciones en los pozos, los diáme-
tros externos nominales disponibles son: 19,5;
25,40; 31,75; 38,10; 52,39; 60,32; 73,02; 88,90;
101,60 y 114,30 milímetros, que corresponden
respectivamente a 3/4, 1, 11/4, 11/2, 21/16, 23/8,
27/8, 31/2, 4 y 41/2 pulgadas. Generalmente, la

longitud de cada tubo para el Rango 1 es de
6,1 a 7,42 metros (20 - 24 pies, inclusive) y pa-
ra el Rango 2 de 8,54 a 9,76 metros (28 - 32
pies, inclusive). Para cada diámetro hay una
serie de grados (H-40, J-55, etc.) y correspon-
dientes espesores, según la resistencia a la ten-
sión, aplastamiento y estallido, que se compa-
ginan con el peso integral de cada tubo.  

Todo es importante en cada tubo,
pero al elegir la sarta hay una parte que re-
quiere especial atención, como lo es el acopla-
miento o enrosque de los extremos de los tu-
bos entre sí para formar la sarta. Cada tubo tie-
ne en un extremo (macho) un cordón de ros-
cas externas y en el otro (hembra) una unión
o niple, de mayor diámetro que el cuerpo del
tubo, con su cordón interno de roscas.

Como el enroscamiento de los tubos
debe formar un empalme hermético, las roscas
juegan papel muy importante y por ello el nú-
mero de roscas, generalmente de 3 a 4 por
centímetro lineal, aproximadamente, tienen va-
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Fig. 4-16. Muestras de tubería de educción con empalme sin
recalce y con recalce.

recalce



riadas configuraciones para que junto con el
hombrillo donde se asienta el borde del macho
en la hembra se produzca un sello de metal a
prueba de fuga. Además, de la fortaleza del
acoplamiento depende que la carga colgada
que representa la sarta no se desprenda. De
allí que la resistencia del acoplamiento sea
esencialmente igual a la que posee la totalidad
del tubo. Para darle a la unión la fortaleza re-
querida es porque el metal es más grueso en
ese punto y el recalce se hace externamente.
También se fabrican conexiones sin recalce
(Figura 4-16).

Las tuberías para revestimiento de po-
zos, las tuberías de educción y las tuberías cala-
das se fabrican sin costura, de piezas integrales
o soldadas eléctricamente, de acuerdo con nor-
mas y especificaciones que rigen el aspecto quí-
mico-metalúrgico de los aceros escogidos; como
también el proceso térmico empleado en la con-
fección de las tuberías; el control de calidad de
fabricación, que incluye pruebas químicas y físi-
cas de tensión, aplastamiento y estallido.

Aditamentos para la sarta de educción
Debido a los requerimientos y

opciones de la terminación, el diseño de sarta
de educción puede ser sencillo o complejo.
Habida cuenta de la profundidad, presiones,
estratos a producir y características de la pro-
ducción, hay disponibles una variedad de adi-
tamentos complementarios para la instalación
y fijación de la sarta en el pozo y otros que,
formando parte integral de la sarta, sirven para
ciertas funciones y acciones mecánicas que de
vez en cuando deban hacerse en el pozo por
medio de la sarta.

En el primer caso, se tienen la válvu-
la de charnela, que se enrosca en el extremo
inferior de la sarta. La zapata guía, en caso de
circulación o cementación, que también puede
enroscarse en el extremo inferior. Centraliza-
dores, que pueden ser ubicados a profundida-
des escogidas para centrar la sarta en el hoyo.

Obturadores o empacaduras para hincar la
sarta en diferentes sitios o para aislar zonas di-
ferentes de producción, como en el caso de
terminación con varias zonas. Niples o válvu-
las deslizables, que por medio del manipuleo
con herramientas colgadas de un alambre o ca-
ble pueden abrirse o cerrarse desde la superfi-
cie para cortar o iniciar el flujo, inyectar flui-
dos, etc. Válvulas de seguridad para controlar
el flujo del pozo en caso de averías en el ca-
bezal. Estranguladores de fondo. Mandriles pa-
ra el asiento de válvulas para levantamiento
artificial por gas. O algunos otros dispositivos
para medición permanente de temperatura,
presión de fondo, medidores de corrosión, o
tuberías de muy pequeño diámetro para circu-
lación de diluente o anticorrosivos. 

Terminación de pozos horizontales
Los tipos de terminación clásica del

pozo vertical, descritos en páginas anteriores,
representan la evolución de la tecnología pe-
trolera desde los comienzos de la industria,
1859, hasta hoy. El éxito de la opción para ter-
minar y producir económica y eficientemente
el pozo depende de los conocimientos preci-
sos que se tengan de la geología del subsuelo;
de los detalles del programa general de perfo-
ración; de las evaluaciones petrofísicas y co-
merciales de los intervalos petrolíferos delinea-
dos y del plan de seguimiento del comporta-
miento de la producción de hidrocarburos con
fines de lograr la más larga vida comercial po-
sible de los yacimientos. En resumen, extraer
el mayor volumen de hidrocarburos corres-
pondiente al área de drenaje de cada pozo.

Precisamente, en la década de los
setenta, en la industria surgió la idea del pozo
horizontal para extraer el mayor volumen de
los hidrocarburos in situ del área de drenaje
de cada pozo y por ende de todo el yacimien-
to. (Ver Capítulo 3, “Perforación”, Apreciacio-
nes sobre los parámetros del hoyo horizontal).
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Los adelantos en las aplicaciones y
tecnología de la terminación de pozos hori-
zontales han sido espectaculares. Prácticamen-
te, en todas las áreas petrolíferas del mundo se
hace hoy un gran número de pozos horizon-
tales. Sin embargo, como se verá, por razones
operacionales, el pozo horizontal definitiva-
mente no sustituye al pozo vertical. Cada cual
tiene sus méritos, según los aspectos geológi-
cos del yacimiento, las características de las
formaciones y las propiedades de los hidrocar-
buros in situ.

De los estudios y experimentos de
laboratorio, conjuntamente con experiencias de-
rivadas de los trabajos de campo, se ha logrado
en los últimos diez años un desarrollo rápido de
herramientas y tecnología que incluyen:

• Cementación de la tubería de re-
vestimiento y de producción en el hoyo hori-
zontal, entre cuyos aspectos destacan: la longi-
tud de la tubería, que a veces puede ser muy
larga; centralización de la tubería; características
del fluido de perforación y de la mezcla agua-
da de cemento; calibre y horizontalidad del
hoyo, de manera de evitar escurrimiento del ce-
mento y dejar ciertos tramos de la parte supe-
rior de la tubería sin recubrimiento y protección
requeridas respecto a la parte alta del hoyo.

• Tomar secciones sísmicas utilizan-
do equipo de superficie y el de fondo despla-
zándolo a lo largo del hoyo horizontal para ha-
cer correlaciones lo más exactas posibles.

• Hacer perfiles del hoyo horizon-
tal mediante las técnicas de “Medición Mientras
se Perfora” (MMSP).

• Utilizar tubería devanada para ha-
cer ciertos perfiles.

• Aplicaciones de fluidos de perfo-
ración y de terminación, apropiadamente dosi-
ficados para aumentar la capacidad y eficiencia
de horadación de la barrena, disminución de la
turbulencia del flujo del fluido, mantenimiento
de sólidos en suspensión, y notable reducción
de filtrado hacia la formación.

• Mantenimiento de la trayectoria
del hoyo en la formación de pequeño espesor
y de contacto crítico petróleo/agua, donde la
columna petrolífera es muy corta.

• Fracturamiento y empaque con
grava.

• Terminación en hoyo desnudo o
con tubería calada. Utilización de obturadores
inflables. Aislamiento y taponamiento de tra-
mos indeseables por flujo de gas o agua.

• Mediante modelos y ejercicios
de simulacro con las características y datos de
los yacimientos determinar y comparar el com-
portamiento de pozos verticales y horizontales
para decidir lo apropiado.

• Realizaciones de pruebas espe-
ciales de producción de pozos para verificar
volumen de petróleo, relación gas/petróleo/agua,
comportamiento de la presión del pozo, índices
de productividad y otros factores.

Tubería continua o devanada de educción
En la década de los sesenta se hi-

cieron intentos por establecer en la industria
petrolera el uso de la tubería continua de
educción o tubería devanada, especialmente
en tareas de servicio y mantenimiento de po-
zos que necesiten una tubería de pequeño diá-
metro. Los esfuerzos de entonces no echaron
raíces.  
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Fig. 4-17. Cementaciones defectuosas afectan la integridad de
la terminación del pozo horizontal.



La utilización de tubería continua (o
sea la tubería que a semejanza de un cable se
devana en un carrete) nació de las necesidades
de suministros rápidos y de flujos constantes
de combustibles para los ejércitos aliados du-
rante la invasión de Normandía, Francia, en ju-
nio de 1944, Segunda Guerra Mundial. El ser-
vicio logrado con estos poliductos, de 76,2 mi-
límetros de diámetro interno (3 pulgadas), fue
extraordinario. Desde la costa inglesa, 23 tube-
rías cruzaron el canal de la Mancha para llegar
a cada playa de desembarque dominada por
las tropas invasoras de la costa francesa. Indi-
vidualmente, 17 tuberías alcanzaron 48 kilóme-
tros de longitud y otras seis se extendieron 112
kilómetros tierra adentro.

De 1976 en adelante se avanzó en la
técnica de fabricación de tubería devanada y
ya para 1980 se había logrado establecer las
categorías técnicas deseadas.

A partir de noviembre de 1991 hasta
junio de 1993, Alexander Sas-Jaworsky II et al.
escribieron para la revista World Oil una serie
de 16 artículos sobre “Tubería devanada... ope-
raciones y servicios”, que detalladamente cu-
bren los logros y aspectos siguientes:

• Seguridad en el trabajo con tube-
ría devanada.

• Diámetro del tubo, resistencia
y comportamiento (pandeo y dobladuras resi-
duales).

• Capacidad de la tubería devana-
da en operaciones y servicios.

• Lavado de arena y limpieza de
pozos, descarga de sólidos a chorro.

• Empleo de la tubería devanada
hoyo abajo en trabajos con alambre fino y re-
gistros de pozos.

• Estimulaciones de pozos, inyec-
ción de ácido y lavado a través de las perfora-
ciones a bala.

• Consolidación de arena deleznable.
• Cementación.

• Ensanchamiento del hoyo.
• Rescate de piezas y fresado a tra-

vés de la tubería de educción.
• Perforación con tubería devanada.
• Tubería devanada utilizada co-

mo sifón y tubería de producción.
• Uso futuro de la tubería devanada.
Por las aplicaciones actuales de la

tubería devanada se pueden apreciar los ade-
lantos que han enriquecido y ampliado la tec-
nología de reacondicionamiento de pozos, ta-
rea a la que han contribuido empresas petro-
leras, empresas de servicio y fabricantes de
material tubular, de herramientas y de equipos
requeridos para las diferentes etapas de las
operaciones de campo.

E l  P o z o  I l u s t r a d o160

dobladura

carrete

empacadura
de producciónobstrucción de arena

extremo de la tubería a 10.000 pies

tubería devanada 1 1/4 pulgadas

tubería de educción 2 7/8 pulgadas

bomba

tanque de descarga

dobladura

conjunto
impiderreventón

Fig. 4-18. El caso típico de un acondicionamiento de pozo con
tubería devanada puede ser el de lavar y sacar la arena que obs-
truye la tubería de producción a una profundidad de 10.000
pies. Fuente: Alexander Sas-Jaworsky II, World Oil, marzo 1992,
p. 71.



Tabla 4-2. Propiedades mecánicas de la tubería devanada de titanio

Las propiedades y características de
la tubería devanada responden a determinadas
especificaciones técnicas incluidas en la serie
de publicaciones antes mencionadas. Las Ta-
blas 4-1, 4-2 y 4-3 resumen lo esencial de los
parámetros correspondientes a fabricación.

Los procedimientos de fabricación
de tubería devanada son básicamente los mis-
mos que se emplean cuando para este tipo de
tubería se utiliza el acero convencional al car-
bono pero después la tubería se somete a cali-
bración del diámetro y al proceso de templado
rápido. Las propiedades mecánicas de la tube-

ría se ajustan a las especificaciones promul-
gadas por el API en su Boletín 5C3, “Fórmulas
y Cálculos para Tuberías de Revestimiento, de
Educción, de Perforación y de Ductos”.

Por las características de fabricación
y por sus propiedades mecánicas, la tubería
devanada de hoy puede utilizarse como tube-
ría de educción permanente en el pozo, bajo
ciertas condiciones de la modalidad de flujo
del yacimiento y otros aspectos de funciona-
miento de la sarta hoyo abajo. Hay tuberías
hasta de 3,5 pulgadas de diámetro normal
(88,9 mm). Como la sarta no tiene conexiones,
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Tabla 4-1. Propiedades físicas y químicas del acero de alta resistencia 
y baja aleación para fabricar tubería devanada

Descripción de la aleación de acero:

A-606, Tipo 4, modificada

Propiedades físicas:

Resistencia cedente mínima: 70.000 lppc
(4.932 kg/cm2)

Resistencia tensora mínima: 80.000 lpcc
(5.636 kg/cm2)

Elongación mínima: 30 %

Dureza máxima: 22 C Rockwell

Composición química:

Carbono, rango 0,10 - 0,15
Manganeso, rango 0,60 - 0,90
Fósforo, máximo 0,030
Azufre, máximo 0,005
Silicio, rango 0,30 - 0,50
Cromio, rango 0,55 - 0,70
Cobre, rango 0,20 - 0,40
Níquel, máximo 0,25

Grado 2 40.000 lppc 50.000 lppc 20 %
(2.818 kg/cm2) (3.515 kg/cm2)

Grado 12 70.000 lppc 80.000 lppc 18 %
(4.932 kg/cm2) (5.636 kg/cm2)

Beta-C 140.000 lppc 150.000 lppc 12 %
(9.864 kg/cm2) (10.568 kg/cm2)

Tipo Resistencia mínima Tensión mínima Elongación mínima



es toda hermética y no hay fugas. Sin embargo,
el procedimiento mecánico de meter y sacar
tubería devanada del hoyo conlleva que se ha-
gan seis pasos que implican doblar y desdo-
blar la tubería en la distancia entre el carrete y
el cabezal del pozo, tres a la metida y tres a la
sacada. El arco de dobladura depende del diá-

metro del eje del carrete y del radio de la guía
sobre el cabezal.

Ejemplos de otras muy variadas apli-
caciones de tubería devanada en trabajos de
campo se han efectuado en regiones petro-
líferas del mundo y con marcado énfasis en los
Estados Unidos (Alaska, Texas y la costa esta-
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Tabla 4-3. Dimensiones, especificaciones sobre presión e información general 
comercial disponible acerca de tubería devanada

0,875 0,087 0,701 0,737 14,455 10,624 13,280
1,00 0,067 0,866 0,688 12,982 7,056 8,820
1,00 0,075 0,850 0,741 14,505 7,952 9,940
1,00 0,087 0,826 0,848 16,738 9,296 11,620
1,00 0,095 0,810 0,918 18,191 10,192 12,740
1,00 0,102 0,796 0,978 19,262 10,864 13,580
1,00 0,109 0,782 1,037 20,492 11,648 14,560
1,25 0,075 1,100 0,941 18,409 6,362 7,952
1,25 0,087 1,076 1,081 21,301 7,437 9,296
1,25 0,095 1,060 1,172 23,194 8,154 10,192
1,25 0,102 1,046 1,250 24,595 8,691 10,864
1,25 0,109 1,032 1,328 26,210 9,318 11,648
1,25 0,125 1,000 1,506 29,375 10,573 13,216
1,25 0,134 0,982 1,597 31,583 11,469 14,336
1,25 0,156 0,938 1,840 35,867 13,261 16,576
1,50 0,095 1,310 1,425 28,197 6,795 8,493
1,50 0,102 1,296 1,522 29,928 7,243 9,053
1,50 0,109 1,282 1,619 31,928 7,765 9,707
1,50 0,125 1,250 1,836 35,862 8,885 11,107
1,50 0,134 1,232 1,955 38,620 9,557 11,947
1,50 0,156 1,188 2,245 44,004 11,051 13,813
1,75 0,109 1,532 1,910 37,645 6,656 8,320
1,75 0,125 1,500 2,190 42,350 7,552 9,440
1,75 0,134 1,482 2,313 45,657 8,192 10,240
1,75 0,156 1,438 2,660 52,140 9,472 11,840
2,00 0,109 1,782 2,201 43,363 5,824 7,280
2,00 0,125 1,750 2,503 48,837 6,608 8,260
2,00 0,134 1,732 2,671 52,694 7,168 8,960
2,00 0,156 1,688 3,072 60,277 8,288 10,360
2,375 0,125 2,125 3,010 58,568 5,565 6,956
2,375 0,134 2,107 3,207 63,250 6,036 7,545
2,375 0,156 2,063 3,710 72,482 6,979 8,720

Columnas: (1)  Diámetro nominal, pulgadas.
(2)  Espesor de la tubería, pulgadas.
(3)  Diámetro interno, pulgadas.
(4)  Peso nominal, libras/pie.
(5)  Capacidad de carga. Punto cedente, libras.
(6)  Resistencia a la presión, lppc probada.
(7)  Presión de estallido, lppc.

Observaciones: El punto cedente mínimo (5) está calculado sobre el espesor mínimo. El valor de la prueba de resistencia (6)
representa 80 % de la resistencia interna a la presión. La presión máxima de trabajo está en función de la condición de la tube-
ría, la cual determinará el usuario. Toda la información se refiere a tubería nueva en condiciones mínimas de resistencia.

1 2 3 4 5 6 7



dounidense del golfo de México), Canadá, No-
ruega y otras áreas del mar del Norte.

De los avances tecnológicos logra-
dos hasta hoy en la manufactura y aplicaciones
de la tubería devanada en actividades de per-
foración y producción, se aprecia que mayores
contribuciones se obtendrán en el futuro en la
medida en que se generalice el uso de este ti-
po de tubería.

Terminación de pozos costafuera
La terminación de pozos verticales,

desviados y horizontales costafuera, en lo que
se refiere a las sartas de educción y sus adita-
mentos, no difiere mucho de las terminaciones
en tierra. Sin embargo, la profundidad de las
aguas influye mucho en varios aspectos de la
terminación.

Generalmente, en aguas muy llanas
o llanas, el cabezal del pozo queda montado
sobre una plataforma. Del fondo a la superfi-
cie del agua y de allí al piso de la plataforma,
cuando las distancias no son muy largas no
hay mucho inconveniente en que las tuberías
de superficie, revestidoras y de educción lle-
guen a la plataforma. En ocasiones, desde una
gran plataforma se perforan direccionalmente
un cierto número de pozos. La plataforma tie-
ne suficiente área propia o área auxiliar adya-
cente para acomodar separadores, tanques de
prueba, de transferencia o de tratamiento,
bombas y todo cuanto sea necesario para ma-
nejar fluidos producidos en el sitio. Cuando las
distancias de la costa son muy largas, las pla-
taformas están provistas de instalaciones y co-
modidades para el alojamiento y permanencia
del personal de trabajo.

A medida que la profundidad de las
aguas ha ido aumentando, porque las opera-
ciones se realizan cada vez más lejos de la cos-
ta, se ha evolucionado en la concepción de di-
seños de cabezales y sus componentes. Por
ejemplo, el cabezal puede permanecer en el

fondo del mar. Si la instalación está en contac-
to directo con el agua se llama “cabezal sub-
marino húmedo”, pero si está aislado del agua
por medio de una cámara u otro dispositivo, se
le llama “cabezal submarino seco”.

Los tipos de terminaciones submari-
nas y los avances tecnológicos logrados son
fruto de adelantos en la electrónica, el radar, la
telemetría, la televisión, la soldadura acuática, la
electrohidráulica, la metalurgia, los aditamentos
y sellos, las válvulas y sensores, la telekinesia,
el buceo, la cibernética, la computación, y mu-
chas otras ciencias y tecnologías afines.

De tal manera que hoy se puede
perforar en profundidad de aguas a más de
1.325 metros. En el fondo del agua y sobre el
lecho acuático se dispone la base del cabezal,
que primero servirá para la perforación y lue-
go para la producción. Del barco al fondo
acuático se hace contacto por medio de una
conexión especial -subiente- que facilita el
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Fig. 4-19. Tipo de plataforma para pozo costafuera.



control y manejo de las herramientas de perfo-
ración. Después, el subiente servirá para pro-
ducir el pozo a la superficie, si no es que su
producción es manejada por estaciones sub-
marinas de recolección.

Las experiencias que durante mu-
chos años de operaciones costafuera en aguas
llanas ha cosechado la industria en Venezuela,
en el golfo de México, en el mar Caspio y otros
sitios, han servido de base y referencias para
operaciones a mayores profundidades de agua
como en el mar del Norte, las costas de Cali-
fornia, Alaska, el mismo golfo de México y
otras zonas marinas alrededor del mundo. De
igual manera, las nuevas experiencias e inno-
vaciones aplicadas en estas zonas mar adentro
a veces se emplean ventajosamente, sin o con
modificaciones, en las operaciones en tierra o
en zonas de aguas menos profundas. 
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Fig. 4-20. Cabezal de pozo, costafuera, en el lecho acuático.

Fig. 4-21. Apreciación artística de un pozo en el fondo acuático, protegido por una cámara que lo aísla del agua.



II. Características de los Yacimientos

Para que los hidrocarburos perma-
nezcan contenidos en el yacimiento, las capas
o estratos suprayacentes y subyacentes que lo
cobijan deben ser impermeables.  De igual ma-
nera, los lados tienen que impedir la fuga de
los líquidos.

Ciertas condiciones fundamentales
deben estar presentes para que exista un yaci-
miento, como son: la porosidad de la roca, que
como ya se ha visto indica el porcentaje de
capacidad de almacenamiento del volumen to-
tal de la roca; el volumen total del yacimiento
que se estima tomando en consideración su
espesor promedio y extensión; la presencia de
hidrocarburos en sitio, dada por el porcentaje
de saturación, o sea el porcentaje del volumen
que forman los poros y que está ocupado por
los hidrocarburos. Estos factores básicos sirven
para estimar el aspecto volumétrico del yaci-
miento. Para complementar la apreciación vo-
lumétrica en sitio, es muy importante determi-
nar y aplicar el factor de extracción, que repre-
senta el porcentaje estimado de petróleo que
podrá producirse durante la etapa primaria de

producción del yacimiento. Tanto este factor
como, por ende, la etapa primaria de produc-
ción, están íntimamente ligados al aspecto eco-
nómico del desarrollo inicial y la vida produc-
tiva subsiguiente del yacimiento.

Desafortunadamente, es imposible ex-
traer todo el petróleo en sitio del yacimiento.
Sin embargo, no se escatiman esfuerzos por es-
tudiar, investigar y aplicar métodos que conduz-
can al mayor porcentaje acumulado de extrac-
ción durante la primera y segunda etapas de vi-
da productiva del yacimiento y, quizás, si fuese
posible, hasta una tercera y cuarta etapas.

Otro factor muy importante que com-
plementa los antes señalados es la permeabili-
dad de la roca, que representa la facilidad con
que los fluidos se desplazan a través del medio
poroso, no obstante que no existe una deter-
minada relación de proporcionalidad entre po-
rosidad y permeabilidad. La permeabilidad se
mide en darcys, en honor al ingeniero hidráuli-
co francés Henri Darcy, quien formuló la ley
que lleva su nombre, que reza: “la velocidad
del flujo de un líquido a través de un medio
poroso, debido a la diferencia de presión, es
proporcional al gradiente de presión en la
dirección del flujo”. En la industria petrolera,
las normas API para determinar la permeabili-
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Fig. 4-22. Corte de un domo petrolífero para demostrar las ca-
racterísticas y partes esenciales del yacimiento.
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Fig. 4-23. Esquema de un especimen de roca y dimensiones,
utilizado en el laboratorio para medirle la permeabilidad.



dad (K) de las rocas definen permeabilidad co-
mo “el régimen de flujo en mililitros por segun-
do de un fluido de 1 centipoise de viscosidad
que pase a través de una sección de 1 cm2 de
roca, bajo un gradiente de presión de una at-
mósfera (760 mm Hg) por centímetro cuadrado,
y en condiciones de flujo viscoso”. En la indus-
tria se emplea el milidarcy, equivalente a 0,001
darcy. Las rocas pueden tener permeabilidades
que van desde 0,5 hasta 3.400 milidarcys.

Los estratos tienen permeabilidad
horizontal y vertical. Ambas son muy impor-
tantes para el desplazamiento de fluidos en los
estratos. La permeabilidad depende de factores
como la deposición, la sedimentación, la com-
pactación y la homogeneidad o heteroge-
neidad de los sedimentos. Podrá visualizarse
que intercalar estratos permeables e impermea-
bles en determinado intervalo petrolífero afec-
tará su contenido o espesor neto de arena y
tendrá influencia en las características y com-
portamiento del flujo desde el yacimiento ha-
cia el pozo.

Es importante apreciar que no existe
ninguna correlación matemática entre porosi-
dad y permeabilidad. Una y otra se obtienen
mediante análisis de especímenes de roca en el
laboratorio o mediante la interpretación de re-
gistros específicos directos hechos a la columna
geológica del pozo y el cálculo de los valores
obtenidos. En todo caso, en la práctica, el valor
utilizado es un promedio estadístico ponderado
representativo de la roca estudiada.

Son muy importantes también la vis-
cosidad (µ) del petróleo y la presión, que
como podrá apreciarse en la ecuación entran
en el cálculo de flujo. En el laboratorio, la de-
terminación de permeabilidades vertical y ho-
rizontal se hace utilizando especímenes de nú-
cleos, debidamente cortados y limpiados, que
se introducen en un tipo de permeámetro se-
leccionado. Datos de perfiles y pruebas direc-
tas de presión de fondo y de producción
pueden ser utilizadas para obtener valores de

permeabilidad. Como podrá apreciarse, la mag-
nitud universal de la permeabilidad de un es-
trato o formación debe obtenerse de un mues-
treo estadístico de laboratorio y de campo para
lograr la mayor aproximación real posible.

Presión del yacimiento
Es muy importante la presión del

yacimiento porque es ésta la que induce al
movimiento del petróleo desde los confines
del yacimiento hacia los pozos y desde el fon-
do de éstos a la superficie. De la magnitud de
la presión depende si el petróleo fluye natu-
ralmente con fuerza hasta la superficie o si,
por el contrario, la presión es solamente sufi-
ciente para que el petróleo llegue hasta cierto
nivel en el pozo. Cuando se da este caso, en-
tonces se recurre a la extracción de petróleo
del pozo por medios mecánicos.

En la práctica, el gradiente normal
de presión ejercido por una columna de agua
normal es de 0,1 kilogramo por centímetro cua-
drado por metro de profundidad (kg/cm2/mp).
Generalmente, el gradiente de presión de las
formaciones está entre 0,1 y 0,16 kg/cm2/mp.
Cualquier valor por debajo de 0,1 es subnor-
mal y por encima de 0,16 tiende a ser alto y
por tanto anormal. A veces se han encontrado
gradientes tan altos que registran 0,234 kg/
cm2/mp.
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Fig. 4-24. Dispersión de valores de porosidad y permeabilidad.



A medida que el pozo produce hay
decaimiento de la presión. En el transcurso de
la vida productiva del pozo, o del yacimiento
en general, se llega a un límite económico de
productividad que plantea ciertas alternativas.
Anticipadamente a la declinación antieconómi-
ca de la presión se puede intentar restaurarla y
mantenerla por inyección de gas y/o agua al
yacimiento, con fines de prolongar su vida
productiva y aumentar el porcentaje de extrac-
ción de petróleo del yacimiento económica-
mente, o abandonar pozos o abandonar el ya-
cimiento en su totalidad.

La presión natural del yacimiento es
producto de la naturaleza misma del yacimien-
to. Se deriva del mismo proceso geológico que
formó el petróleo y el yacimiento que lo con-
tiene y de fuerzas concomitantes como la so-
brecarga que representan las formaciones su-
prayacentes y/o agua dinámica subyacente
que puede ser factor importante en la expul-
sión del petróleo hacia los pozos. De igual
manera, el gas en solución en el petróleo o
casquete de gas que lo acompañe representa
una fuerza esencial para el flujo del petróleo a
través del medio poroso.

Temperatura del yacimiento
En la práctica se toman medidas de

temperatura en los pozos para tener idea del
gradiente de temperatura, que generalmente se
expresa en 1 °C por cierto intervalo constante
de profundidad. El conocimiento del gradiente
de temperatura es importante y aplicable en ta-
reas como diseño y selección de revestidores y
sartas de producción, fluidos de perforación y
fluidos para reacondicionamiento de pozos,
cementaciones y estudios de producción y de
yacimientos.

La temperatura está en función de la
profundidad. Mientras más profundo esté el
yacimiento, mayor la temperatura. Si el gra-
diente de presión es de 1 °C por cada 30 me-
tros de profundidad, se tendrá para un caso hi-
potético de un estrato a 1.500 metros, una tem-
peratura de 50 °C mayor que la ambiental y si
la temperatura ambiental es de 28 °C, la tem-
peratura del estrato será 78 °C, y a 3.000 me-
tros sería 128 °C.

Viscosidad de los crudos
La viscosidad de los crudos repre-

senta su característica de fluidez. Los crudos
extrapesados son más viscosos que los pesa-
dos. Los pesados más viscosos que los media-
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Fig. 4-25. Relación profundidad-presión en varios pozos de un
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Fig. 4-26. Correlación de valores de profundidad y temperatu-
ra en varios pozos.



nos. Los medianos más viscosos que los livia-
nos. Los livianos y condensados son los más
fluidos. Otro índice de apreciación de la flui-
dez de los crudos es la gravedad °API, que
mientras más alta sea indica más fluidez.

La viscosidad de los crudos se mide
en poise o centipoise, en honor al médico e
investigador Jean Louis Poiseuille. En términos
físicos, la viscosidad absoluta se expresa en
dina-segundo por centímetro cuadrado. O de
otra manera, se expresa que la viscosidad ab-
soluta de un fluido es la fuerza tangencial en
dinas necesarias para mover una unidad de
área de un plano a unidad de velocidad, con
relación a otro plano fijo y a una unidad de
distancia entre los planos, mientras que el flui-
do en cuestión está en contacto con los dos
planos (Figura 4-28).

Como buen índice de comparación
sirve el agua, cuya viscosidad a 20 °C es 1 cen-
tipoise, o 0,01 poise. La viscosidad también se
puede obtener utilizando viscosímetros como

el Saybolt Universal, el Engler o el Redwood.
Por medio de fórmulas apropiadas en las que
entran la viscosidad en poise, el tiempo de flu-
jo, la densidad y la temperatura de la prueba
se pueden hacer las conversiones requeridas.

La viscosidad es factor importante
que aparece en todas las fórmulas para calcu-
lar el flujo de petróleo y gas en el yacimiento
y por tuberías. También es importante para el
cálculo del flujo de cualquier otro líquido. La
viscosidad de los crudos está sujeta a cambios
de temperatura, así que un crudo viscoso se
torna más fluido si se mantiene a una tempera-
tura más alta que la ambiental. Esta disminu-
ción de la viscosidad hace que la fricción sea
menor y, por ende, facilita el flujo y hace que
la presión requerida para el bombeo por tube-
ría sea menor.

Por ejemplo, un crudo venezolano
muy viscoso como el de Boscán (10 °API) tie-
ne una Viscosidad Universal Saybolt (SUS) de
90.000 a 38 °C. El crudo liviano del campo de
Santa Rosa (45 °API) tiene una viscosidad de
34 SUS a la misma temperatura y ambos a pre-
sión atmosférica. Relacionando las dos viscosi-
dades, se podría decir que Boscán es 2.647 ve-
ces más viscoso que Santa Rosa o que éste es
2.647 veces más fluido que Boscán a esta tem-
peratura.

Cada crudo en situación estática en
el yacimiento tiene determinada viscosidad,
característica de la presión y temperatura. To-
do crudo en el yacimiento contiene cierta can-
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Fig. 4-27. Descarga de crudo pesado de un pozo durante ope-
raciones de terminación y pruebas. Se aprecia una fluidez bas-
tante lenta.

Fig. 4-28. El desplazamiento del plano móvil sobre el fluido da
idea de la viscosidad de éste.
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tidad de gas, que empieza a liberarse al pro-
ducir el petróleo por medio de los pozos. El
petróleo fluye porque el yacimiento tiene sufi-
ciente presión para hacerlo fluir a la superficie
y la liberación de gas debido a la diferencia de
presión estática y presión de flujo hace que la
viscosidad del petróleo tienda a aumentar a
medida que asciende a la superficie. De igual
manera, como la temperatura del crudo en el
yacimiento es mucho mayor que la temperatu-
ra en la superficie, a medida que el crudo fluye
hacia la superficie tiende a enfriarse y aumen-
ta su viscosidad. Por tanto, la viscosidad que
tiene el crudo en el tanque de almacenamien-
to es varias veces mayor que la que tenía en el
yacimiento.

Hay que tomar en cuenta que si a
un líquido se le aplica presión para comprimir-
lo entonces su viscosidad aumentará.

Mecanismos naturales de producción 
del yacimiento

El empuje del petróleo hacia los
pozos se efectúa por la presión natural que tiene
el yacimiento. En la práctica se ha constatado
que este empuje se puede derivar de la presen-
cia de un casquete de gas libre que yace encima
del petróleo; de un volumen de gas disuelto en
el petróleo; de un volumen de agua dinámica
subyacente o de empuje por gravedad.

Generalmente, se da el caso de que
uno de estos mecanismos es preponderante en
empujar el petróleo hacia los pozos y la posi-
ble presencia de otro podría actuar en forma
coadyutoria.

Es muy importante detectar lo más
anticipadamente posible el mecanismo natural
de empuje o expulsión del petróleo. Esta tem-
prana apreciación servirá para obtener el ma-
yor provecho del futuro comportamiento del
mecanismo en el yacimiento y de cada pozo
en particular; también ayudará para estudiar
futuras aplicaciones de extracción secundaria
por inyección de gas o de agua, o gas/agua u
otros elementos. Para detectar el mecanismo
de producción prevaleciente, se acude al pro-
cesamiento e interpretación de una extensa se-
rie de información obtenida durante la perfo-
ración de los pozos e información recabada
durante el comienzo y toda la etapa de pro-
ducción primaria. Cuando falta alguna infor-
mación complementaria, ésta se puede suplir
utilizando correlaciones de error y tanteo,
pruebas simuladas de laboratorio, estadísticas
regionales y el recurso de la experiencia prác-
tica y profesional de quienes adquieren, proce-
san e interpretan la información.

La aplicación de conceptos, técni-
cas, modelos, fórmulas y prácticas operaciona-
les dependerá de lo positivo que emerja de los
siguientes datos:

• Composición y características
geológicas y petrofísicas de las formaciones
petrolíferas.
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Fig. 4-29. En el laboratorio se someten los crudos a diversos
análisis para determinar sus características.



• Buzamiento de las formaciones.
• Profundidad de las formaciones

petrolíferas.
• Extensión (área) y espesor de las

formaciones petrolíferas.
• Porosidad y permeabilidad de los

estratos.
• Saturaciones de los fluidos (gas-

petróleo-agua) en los estratos petrolíferos.
• Análisis de muestras de fluidos y

relaciones presión-volumen-temperatura.
• Pruebas de producción.
• Relaciones volumétricas de los flui-

dos: gas/petróleo, petróleo/agua.
• Análisis de las características de

los hidrocarburos.
• Presión estática y de flujo de los

fluidos. Abatimiento y surgencia de la presión.
• Historias de producción de fluidos.

Separación, tratamiento y manejo de fluidos.
• Presiones de inyección y de frac-

tura de las formaciones.
• Profundidades de contacto gas-

petróleo-agua.
• Y otros datos geofísicos, petrofísi-

cos y de producción adicionales que contribu-
yen a evaluar los aspectos operacionales y
económicos del desarrollo y continuidad de la
producción de los hidrocarburos hallados. Por
otra parte, apreciación del manejo, procesa-
miento, mercadeo y comercialización de los
crudos y/o productos derivados para tener el
panorama económico definido a corto, media-
no y largo plazo.

Casquete o empuje de gas
En este tipo de yacimiento, bajo las

condiciones originales de presión y temperatu-
ra, existe un equilibrio entre el gas libre y el
petróleo presente. La presión y la temperatura,
bajo condiciones normales, están relacionadas
con la profundidad.

Si aplicamos gradientes normales de
presión (0,1 kg/cm2/metro de profundidad) y

de temperatura (1 °C/30 metros de profundi-
dad), y se supone que el yacimiento de la ilus-
tración está a 2.340 metros de profundidad, en-
tonces la presión de fondo en el pozo será de:

2.340 x 0,1 = 

234 kg/cm2 y a temperatura 2.340  x 1 °C
30

+ 30°C (temperatura del ambiente) = 108 °C

Al poner el pozo a producir contro-
ladamente, la diferencia entre la presión del
yacimiento y la presión en el cabezal del pozo
(presión de flujo) hace que el petróleo y el gas
disuelto en éste lleguen a la superficie.

Generalmente, el control del volu-
men de flujo en la superficie se hace mediante
la instalación de un estrangulador o reductor
de diámetro de la tubería de producción en el
cabezal del pozo.

Este dispositivo puede ser del tipo
graduable o del tipo fijo. El orificio puede te-
ner un diámetro de 0,4 a 38 milímetros o más,
y los incrementos de diámetro se especifican
de 0,4 en 0,4 milímetros.

El estrangulador se emplea para
mantener el régimen de producción más efi-
ciente de acuerdo con la energía natural del
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Fig. 4-30. Yacimiento cuyo mecanismo principal de produc-
ción es el casquete de gas y como coadyutorio el gas disuel-
to en el petróleo.



yacimiento, de manera que la relación gas-
petróleo (RGP, m3/m3) lograda durante el pe-
ríodo de extracción primaria redunde en el
más alto porcentaje de petróleo en sitio produ-
cido del yacimiento.

Por su mecanismo y características
de funcionamiento, el casquete o empuje de
gas ofrece la posibilidad de una extracción pri-
maria de petróleo de 15 a 25 %. Por tanto, al
terminar la efectividad primaria del mecanis-
mo, debido al abatimiento de la presión y pro-
ducción del gas, queda todavía por extraerse
75 a 85 % del petróleo descubierto.

Para lograr la extracción adicional
de crudo por flujo natural se recurre entonces
a la vigorización del mecanismo mediante la
inyección de gas o de gas y agua para restau-
rar la presión. En este tipo de mecanismo es
fundamental el gas libre, el gas disuelto en el
petróleo, y la presión y temperatura del yaci-
miento. La presión-volumen-temperatura son
propiedades físicas y también físico-químicas
que se relacionan por las leyes de Charles y de
Boyle sobre el comportamiento de los gases:

V1 P1 P2 V2
_____     = _____

T1 T2

Esta relación básica se extiende a las
leyes de Gay-Lussac, Avogadro, Stokes y otros
sobre los aspectos termodinámicos de los gases.

La cantidad de gas disuelto en el
petróleo influye sobre la viscosidad del crudo
en el yacimiento. A mayor cantidad de gas di-
suelto en el crudo, menos viscoso es el crudo
y su movimiento se hace más fácil. El efecto de
la temperatura sobre el gas y el crudo es tam-
bién muy importante. A mayor temperatura, la
viscosidad del crudo se reduce pero la del gas
aumenta.

Para permitir el flujo del petróleo ha-
cia el pozo, la tubería de revestimiento que cu-
bre el estrato productor se cañonea a una pro-

fundidad muy por debajo del contacto gas-
petróleo. Esto se hace para evitar producir gas
libre del casquete de gas. Sin embargo, al co-
rrer del tiempo y debido a la extracción de cru-
do del yacimiento, la presión disminuye pau-
latinamente y el volumen del casquete de gas
aumenta, por lo cual el nivel del contacto gas-
petróleo baja. Este descenso del contacto gas-
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Fig. 4-31. Evolución del gas disuelto en el petróleo mediante
la disminución de la presión del yacimiento durante el proce-
so de producción de los pozos.
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petróleo hace que los pozos ubicados en la
parte estructural más alta del yacimiento sean
los primeros en producir gas del casquete. Esta
situación empieza a manifestarse y a detectarse
a través del continuo y sostenido incremento
de la relación gas-petróleo producida.

Cuando se nota marcadamente el
aumento de relación gas-petróleo y habida
cuenta de los estudios y predicciones de com-
portamiento del yacimiento, se opta por tomar
ciertas acciones correctivas. Una puede ser ais-
lar por medio de la cementación forzada los
intervalos superiores del estrato productor que
fueron cañoneados en la terminación original
del pozo y recañonear a niveles más bajos. Si
este procedimiento remedia la situación, se po-
drá seguir produciendo el pozo hasta que la re-
lación gas-petróleo adquiera límites indesea-
bles. Llegará un momento en que los repetidos
cañoneos del pozo no darán los resultados es-
perados y entonces se aplicarán otras opciones.
Una puede ser no producir el pozo y mante-
nerlo como punto de observación. Otra, utili-
zarlo como inyector de gas de acuerdo con
programas de vigorización de la presión y con-
servación de gas en el mismo yacimiento.

A medida que cada barril o metro
cúbico de la mezcla de hidrocarburos (gas y
peróleo) hace su recorrido de las entrañas del
yacimiento hacia el pozo, el diferencial de pre-
sión que promueve el flujo hace que a una
cierta presión (presión de burbujeo) comience
a desprenderse el gas que estaba disuelto en el
petróleo. Por tanto, al llegar el fluido al pozo,
el volumen de líquido ha disminuido en cierto
porcentaje. De igual manera, del fondo del po-
zo a la superficie y de allí a los separadores y
hasta los tanques de almacenaje se sigue libe-
rando gas. Esta relación volumétrica se deno-
mina factor volumétrico de petróleo en la for-
mación (Bo), a presión y temperatura del ya-
cimiento. Como el volumen ha mermado des-
de el yacimiento al tanque de almacenamiento,

a la recíproca del volumen de formación se le
nombra factor de merma. Ejemplo: Si un barril
de petróleo en el yacimiento cuando llega al
tanque de almacenaje acusa solamente 0,70 ba-
rril de líquido, esto quiere decir que ha mer-
mado 30/70 = 43 %. Y su factor volumétrico de
formación es 1,00/0,70 = 1,43

Empuje por gas disuelto
En este tipo de mecanismos no exis-

te capa o casquete de gas (Figura 4-32). Todo
el gas disuelto en el petróleo y el petróleo
mismo forman una sola fase, a presión y tem-
peratura originalmente altas en el yacimiento.

Al comenzar la etapa de produc-
ción, el diferencial de presión creado hace que
el gas comience a expandirse y arrastre el pe-
tróleo del yacimiento hacia los pozos durante
cierta parte de la vida productiva del yacimien-
to. Eventualmente, a medida que se extrae pe-
tróleo, se manifiesta la presión de burbujeo en
el yacimiento y comienza a desarrollarse el
casquete o capa de gas en el yacimiento, in-
ducida por la mecánica de flujo. Este tipo de
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Fig. 4-32. Ejemplo de un yacimiento virgen, cuyo mecanismo
de producción será del tipo de gas disuelto inicialmente en el
petróleo. Eventualmente, durante la vida productiva de los po-
zos se desarrollará la capa o casquete de gas.

petróleo

agua agua



extracción es considerado más eficiente que el
de casquete de gas. La práctica ha demostrado
que la extracción primaria puede acusar de 20
a 40 % del petróleo en sitio.

Como podrá apreciarse, la relación
gas disuelto en el petróleo (m3/m3) es impor-
tante y el volumen de gas disuelto en el petró-
leo está en función de la presión y temperatu-
ra en el yacimiento y las características del cru-
do. El análisis de P-V-T, las medidas de presión
de fondo en pozos claves y en el yacimiento
en general, así como el historial de produc-
ción, proporcionan datos básicos para tener el
adecuado seguimiento durante la vida produc-
tiva del yacimiento.

Algunas veces puede ser que la pre-
sencia de agua en el fondo del yacimiento
constituya un latente mecanismo de expulsión.
Estudios sobre esta posibilidad pueden indicar
que en determinado tiempo se hará sentir su
contribución, la cual podría ser importante pa-
ra aumentar el porcentaje de extracción del pe-
tróleo en sitio. También puede ser que el acuí-

fero existente ofrezca oportunidad para consi-
derar la inyección de agua, que conjuntamente
con la inyección de gas en la parte superior del
yacimiento, haga que ambos mecanismos, ac-
tuando simultáneamente, contribuyan más efec-
tivamente a la extracción vigorizada del petró-
leo en sitio y, por ende, se aumente signifi-
cativamente el porcentaje de producción de
petróleo (Figura 4-33).

Para la inyección de gas y/o de agua,
previo los estudios requeridos, se escogerán
pozos claves existentes que puedan ser con-
vertidos a inyectores o se abrirán nuevos po-
zos para tales fines.

Empuje por agua o hidráulico
El empuje por agua es considerado el

mecanismo natural más eficiente para la extrac-
ción del petróleo. Su presencia y actuación efec-
tiva puede lograr que se produzca hasta 60 % y
quizás más del petróleo en sitio.

Sin embargo, este tipo de mecanis-
mo requiere que se mantenga una relación
muy ajustada entre el régimen de producción
de petróleo que se establezca para el yaci-
miento y el volumen de agua que debe mover-
se en el yacimiento. El frente o contacto agua-
petróleo debe mantenerse unido para que el
espacio que va dejando el petróleo producido
vaya siendo ocupado uniformemente por el
agua. Por otro lado, se debe mantener la pre-
sión en el yacimiento a un cierto nivel para
evitar el desprendimiento de gas e inducción
de un casquete de gas.

La tubería de revestimiento de los
pozos se perfora a bala o cañonea bastante por
encima del contacto agua-petróleo para evitar
la producción de agua muy tempranamente.
Sin embargo, llegará una fecha en que algunos
pozos empezarán a mostrar un incremento
paulatino de producción de agua y que de re-
pente puede aumentar drásticamente. La veri-
ficación de este acontecimiento puede indicar
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Fig. 4-33. Yacimiento que originalmente produjo por gas di-
suelto (Fig. 4-32), pero ahora la continuidad de su vida pro-
ductiva comercial dependerá de la inyección de gas o de agua
o de ambos a la vez.

Inyectores de gas  = 

Inyectores de agua  =  I 
A

Productores  =  P

gas

petróleo

aguaagua

I
A

PIGPIA IG

I 
G



que en realidad el frente o contacto ya está a
nivel de las perforaciones o en ciertos pozos se
está produciendo un cono de agua que impi-
de el flujo del petróleo hacia el pozo.

Cuando se detecta el influjo drástico
del agua se procede a verificar la ocurrencia
con los estudios de comportamiento prepara-
dos sobre el yacimiento. Es posible que lo más
recomendable sea aislar por cementación for-
zada las perforaciones por donde está fluyen-
do el agua y cañonear el revestidor a más alto
nivel del contacto agua-petróleo. O, en caso
de conificación, con cerrar el pozo por cierto
tiempo se produce la desaparición del cono al
equilibrarse el contacto agua-petróleo. En al-
gunos yacimientos se ha constatado que el co-
no de agua se desvanece al cerrar el pozo por
cierto tiempo y al abrirlo produce petróleo sin
gran cantidad de agua durante un tiempo, pero
luego se vuelve a repetir la conificación. Así
que cerrando y abriendo el pozo por determi-
nados períodos se puede controlar el cono. El

cono se produce debido a la movilidad con
que el agua y el petróleo se desplazan hacia el
pozo. En este caso, la relación de movilidad pe-
tróleo-agua favorece al agua y hace que el pe-
tróleo quede rezagado. Existen casos de acuí-
feros de gran extensión que afloran en la super-
ficie y las aguas que corren por el suelo se fil-
tran, robusteciendo así la energía del yaci-
miento. El agua contenida en el acuífero está
sujeta a la presión y temperatura del yacimien-
to que le imponen una muy tenue compresión,
pero si se considera la extensión y volumen de
agua, el agregado de esa compresión ejerce una
apreciable influencia en el desplazamiento del
petróleo hacia los pozos.

Empuje por gravedad
Generalmente, los estratos tienen

una cierta inclinación o buzamiento que de un
punto a otro crea un desnivel. Este buzamien-
to se expresa en grados y puede ser muy pe-
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Fig. 4-34. Contacto agua-petróleo en un yacimiento, cuyo me-
canismo preponderante de producción será el acuífero, si es
lo suficientemente activo.

petróleo

agua

Fig. 4-35. El efecto del desequilibrio en el contacto agua-
petróleo hace que el agua forme un cono alrededor del fondo
del pozo y obstaculice parcial o totalmente la producción de
petróleo.

agua

petróleo
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queño, 2°, o puede ser muy empinado, 45° o
más. Mientras más alto sea el buzamiento, ma-
yor oportunidad tendrá el petróleo de escu-
rrirse buzamiento abajo. En la Figura 4-36 se
presenta un caso hipotético general que mues-
tra la contribución que el buzamiento puede
prestar al drenaje de petróleo, coadyuvando
con otros mecanismos de extracción de los
cuales uno puede ser predominante. Si la capa
de gas es activa, los pozos ubicados buzamien-
to arriba empezarán a mostrar incrementos en
su relación gas-petróleo durante cierta época
de su vida productiva. El mantenimiento de la
presión del yacimiento por inyección de gas
equivaldría a que la masa de gas actuará como
émbolo que comprime y desplaza el petróleo
hacia los pozos ubicados buzamiento abajo,
los cuales tardarán mucho más tiempo en in-
crementar su relación gas-petróleo, según su
posición estructural.

En el caso de la presencia de un
acuífero bien definido, su avance está relacio-
nado con el régimen de producción que se de-
see imponer al yacimiento. Naturalmente, la
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Fig. 4-36.  Esquema que muestra un yacimiento productor por
gravedad, ayudado quizás por casquete de gas y, posiblemen-
te, el acuífero.

gas

petróleo

agua

40°

estrato productor de buzamiento alto

Fig. 4-37. La apreciación continua del comportamiento de los yacimientos requiere una revisión oportuna de toda la informa-
ción. Esta revisión es tarea multidisciplinaria en la que participan especialistas en las diferentes ramas de las Ciencias de la
Tierra: geofísicos, geólogos, ingenieros de petróleos, petrofísicos y otros.



masa de agua está también sujeta a la fuerza
que le imprime el buzamiento hacia abajo por
lo que su desplazamiento buzamiento arriba se
ve afectado en cierto grado. Por tanto, el régi-
men de producción tiene que ser uno que
mantenga el contacto agua-petróleo en balan-
ce. El agua se desplaza para ocupar la parte
vacía que va dejando el petróleo que se extrae
del yacimiento.

Si el agua se desplaza buzamiento
arriba, lo cual no es muy factible cuando el bu-
zamiento es demasiado alto, los pozos buza-
miento abajo empezarán a producir agua cuan-
do el contacto agua-petróleo haya subido a los
intervalos donde fue cañoneado el revestidor.

Como podrá observarse, la ubica-
ción de los pozos es muy importante para ob-
tener el mayor provecho de producción de pe-
tróleo durante el más largo tiempo sin que se
produzca gas del casquete que eventualmente
se formará, o agua en caso del avance del con-
tacto agua-petróleo.

III. Manejo de la Producción

Desde el cabezal de cada pozo arran-
ca la tubería de flujo que, tendida sobre el
suelo, llega a una determinada estación de re-
colección, diseñada para recibir la producción
de cierto número de pozos.

El número de tuberías de flujo (flu-
joducto) que tiene cada cabezal depende de la
terminación del pozo: sencilla, doble o triple.
El diámetro de cada flujoducto corresponde al
máximo volumen de producción que se piense
manejar, como también las características del
crudo, especialmente la viscosidad y la presión
del flujo natural en el cabezal. En el caso de
pozos que producen por bombeo mediante
varillas de succión, la presión en el cabezal es
casi nula pero la viscosidad del crudo es factor
de consideración especial para seleccionar el
diámetro del flujoducto si el crudo es muy pe-

sado o extrapesado. Existe una variada selec-
ción de diámetros de tuberías para satisfacer to-
dos los requerimientos. Generalmente, los diá-
metros nominales más utilizados están entre
50,8 y 101,6 milímetros, 2 a 4 pulgadas. Diáme-
tros mayores pueden ser requeridos para ma-
nejar altos volúmenes de producción o petró-
leos muy viscosos.

Todos los elementos del cabezal:
bridas, sellos, carretos, adaptadores, crucetas,
colgadores, pernos y dispositivos adicionales
como válvulas y emplazamiento de reductores
o estranguladores son manufacturados según
normas API y catalogados para funcionar bajo
la acción de presiones cuyo rango va de 140 a
1.400 kg/cm2.

Separación de fluidos
La estación de flujo y recolección de

la producción de los pozos la componen un
grupo de instalaciones que facilitan el recibo,
la separación, medición, tratamiento, almace-
namiento y despacho del petróleo. El flujo del
pozo consiste preponderantemente de petró-
leo, al cual está asociado un cierto volumen de
gas: relación gas-petróleo (RGP), que se mide
en m3 de gas por m3 de petróleo producido o
en pies cúbicos de gas por barril de petróleo
producido, a condiciones estipuladas en la su-
perficie. Además, el flujo de petróleo y gas
puede mostrar la presencia de agua y de sedi-
mentos procedentes del yacimiento productor.

El múltiple de producción
En la estación de flujo y de recolec-

ción, el múltiple de producción representa un
sistema de recibo al cual llega el flujoducto de
cada uno de los pozos productores asignados
a esa estación. El múltiple facilita el manejo de
la producción total de los pozos que ha de pa-
sar por los separadores como también el aisla-
miento de pozos para pruebas individuales de
producción. Por medio de las interconexiones
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del sistema y la disposición apropiada de vál-
vulas, se facilita la distribución, el manejo y el
control del flujo de los pozos.

Los separadores de producción
Es muy importante la separación del

petróleo del gas, del agua y de los sedimentos
que lo acompañan desde el yacimiento. Para
realizar la separación del gas del petróleo se

emplean separadores del tipo vertical y hori-
zontal, cuya capacidad para manejar ciertos
volúmenes diarios de crudo y de gas, a deter-
minadas presiones y etapas de separación, va-
ría de acuerdo a las especificaciones de ma-
nufactura y funcionamiento requeridos.

Los separadores se fabrican de ace-
ro, cuyas características corresponden a las
normas establecidas para funcionar en etapas
específicas de alta, mediana o baja presión. En
la separación de gas y petróleo es muy impor-
tante considerar la expansión que se produce
cuando el gas se desprende del petróleo y la
función que desempeña la presión. Además,
en el interior del separador, a través de diseños
apropiados, debe procurarse el mayor despojo
de petróleo del gas, de manera que el gas sal-
ga lo más limpio posible y se logre la mayor
cantidad posible de petróleo.

La separación para una, dos o tres
etapas está regulada por factores tales como la
presión de flujo en el cabezal del pozo, la pre-
sión con que llega a la estación, la relación
gas-petróleo, la temperatura y el tipo de crudo.
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Fig. 4-38. El múltiple de producción facilita el manejo del cau-
dal de cada pozo en la estación de flujo y separación. El nú-
mero de este tipo de instalación depende de la cantidad de po-
zos y de la extensión de cada campo.
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Fig. 4-39. Instalaciones de separadores y etapas de separación de acuerdo con la magnitud de la presión y del volumen de gas-
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La última etapa de separación ocurre en los
tanques de almacenamiento, donde todavía se
desprende gas del petróleo, a una presión le-
vemente mayor o igual a la atmosférica.

Además de un proceso tecnológico,
la separación envuelve procurar la mayor ob-
tención de crudo que, por ende, significa la
mayor extracción de petróleo del yacimiento y
el consiguiente aumento de ingresos.

Cuando la producción está acompa-
ñada de cierta cantidad de agua, que además
tanto ésta como el petróleo pueden contener
elementos corrosivos, entonces la separación
involucra otros tipos adicionales de tratamien-
to como el calentamiento, aplicación de an-
ticorrosivos, demulsificadores, lavado y desa-
lación del crudo, tanques especiales para asen-
tamiento de los elementos nocivos al crudo y
al gas y otros procesos que finalmente acondi-
cionen el crudo y el gas producidos para satis-
facer las especificaciones requeridas para la
entrega y venta a los clientes.

Disposición del crudo
Diariamente los pozos productores

fluyen o bombean sus respectivas cuotas de
producción, como ya se ha señalado, a sus
correspondientes estaciones de flujo. Allí, lue-
go de la separación y tratamiento adecuados,
el crudo pasa a tanques de almacenamiento
cuyo número y volumen son suficientes para
recoger holgadamente la producción de varios
días. También se mantiene un registro de los
volúmenes de crudo recibidos, tratados, alma-
cenados y despachados.

Los tanques utilizados para el alma-
cenamiento son cilíndricos y su altura y diáme-
tro están en función de su capacidad. Los hay
de dos tipos: empernados para los de pequeño
volumen, y soldados para volúmenes mayores.
Existe una variedad de tanques cuya capacidad
va desde 40 a 160.000 m3 para satisfacer todos
los requerimientos. Además, para ciertos casos

especiales de almacenamiento, como crudos
pesados, se han construido fosas de 160.000
m3 y de mucha más capacidad.

Estaciones pequeñas bombean el
crudo a estaciones de mayor capacidad de al-
macenamiento y de recolección, que conecta-
das a oleoductos despachan diariamente
grandes volúmenes de crudo a los puertos de
embarque o directamente a las refinerías.

La fiscalización del almacenaje y des-
pacho de volúmenes de crudo se hacen según
las normas y procedimientos vigentes, de acuer-
do con las leyes y reglamentos de los diferentes
despachos gubernamentales: ministerios de Ener-
gía y Minas, Hacienda, Transporte y Comuni-
caciones, Defensa, etc., para los fines de control
de la producción, exportación, refinación y con-
sumo interno, regalías, impuestos, etc.

Disposición del gas
El gas producido con el petróleo,

luego de separado y tratado preliminarmente,
si fuese necesario, puede ser enviado a plantas
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Fig. 4-40.  Disposición de tanques en un patio de almacenaje,
de donde diariamente se despachan grandes volúmenes de
crudo a puertos y/o refinerías.



especiales de tratamiento final para distribu-
ción por gasductos a las plantas petroquímicas
y refinerías; a ciudades para consumo en las
industrias y servicios domésticos o también es
usado por la misma industria petrolera en sus
operaciones, como combustible o para ser re-
inyectado en los yacimientos para la restaura-
ción y/o mantenimiento de la presión y, por
ende, lograr un mayor porcentaje de extrac-
ción del petróleo en sitio.

En la producción, separación, reco-
lección, transmisión y distribución del gas aso-
ciado con el petróleo es casi imposible utilizar
el gas de baja presión disponible porque los
aspectos económicos involucrados son prohi-
bitivos. El volumen de gas por pozo, general-
mente, es muy poco. La recolección de gas de
tantos pozos requiere compresión, cuya inver-
sión en plantas e instalaciones generalmente
sobrepasa las expectativas de rentabilidad. Por
tanto, las posibilidades de utilización y renta-
bilidad quedan circunscritas al gas de mediana
y alta presión.

Disposición del agua
La cantidad de agua que acompaña

al petróleo producido de los pozos puede ser

de características sencillas, cuya separación por
asentamiento en tanques se logra fácilmente.
En ocasiones, el manejo, tratamiento y disposi-
ción del agua no requieren de instalaciones es-
peciales. Sin embargo, se dan situaciones en las
que el volumen de agua producido diariamen-
te es muy alto. Las características del agua y del
petróleo pueden facilitar emulsiones que re-
quieren de tratamientos mecánico, químico,
térmico o eléctrico para lograr la adecuada se-
paración de los dos fluidos y obtener un crudo
que corresponda a las especificaciones de cali-
dad requeridas. La presencia de sal en asocia-
ción con el agua y el petróleo es de ocurrencia
natural en muchos estratos geológicos. De la
concentración de sal en solución dependerá la
selección del tratamiento que deba emplearse
para despojar el petróleo de la sal que con-
tiene. La sal es indeseable en el crudo por sus
propiedades corrosivas y las implicaciones ope-
racionales y económicas que ello significa para
las refinerías.

El manejo y disposición del agua
asociada con la producción de petróleo es una
fase que a veces puede resultar muy compleja,
especialmente si el volumen de agua es muy
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Fig. 4-41. Para aprovechar y manejar grandes volúmenes de
gas en el lago de Maracaibo se utilizan plantas gigantescas co-
mo ésta, cuya capacidad es de unos 10 millones de metros cú-
bicos por día.

Fig. 4-42. Para mantener y estimular la producción de petró-
leo de los yacimientos se recurre a la inyección de agua me-
diante plantas de diseño específico.



grande y si el agua es salada o salmuera. En
ocasiones, una buena opción operacional y
económica es inyectar el agua al yacimiento.

IV. Comportamiento de la Producción
Comportamiento de los pozos

La historia de cada pozo contiene
una acumulación de datos cronológicos deta-
llados al día. La historia, archivada diligente-
mente, comienza con la proposición, recomen-
daciones, autorizaciones, plano de locación,
programa de perforación y presupuestos for-
mulados internamente por las dependencias
de la empresa y las solicitudes ante los despa-
chos gubernamentales jurisdiccionales corres-
pondientes y las aprobaciones respectivas. Po-
dría decirse que toda esta documentación bási-
ca constituye la partida de nacimiento del fu-
turo pozo productor.

El segundo capítulo de la historia
cubre la perforación de la locación, con todos
los detalles de las incidencias ocurridas duran-
te las diferentes operaciones realizadas para
abrir el hoyo hasta la profundidad deseada y
terminar el pozo oficialmente en los intervalos
y formaciones finalmente seleccionadas. De
aquí en adelante, el pozo adquiere identifica-
ción numérica, o cédula de identidad, como
descubridor o como un productor más del
campo respectivo. La historia queda registrada
en el Informe Diario de Perforación y en los
escritos complementarios que se anexan al ar-
chivo del pozo.

El tercer capítulo de la historia abar-
ca la vida productiva del pozo. Representa el
correr del tiempo, todos los altibajos manifesta-
dos por el pozo y las rehabilitaciones y rea-
condicionamientos practicados al pozo para
mantener su productividad económica. Allí,
cronológicamente, está escrita su producción
de petróleo, gas y/o agua; relación gas-petróleo
y agua; gravedad del crudo, porcentaje de se-

dimentos; producción acumulada de fluidos,
medición de presiones en el cabezal; medi-
ciones de presiones y temperatura de fondo; ni-
veles de fluido; productividad; vida productiva
del pozo por flujo natural, bombeo mecánico o
hidráulico, levantamiento artificial por gas; re-
lación e importancia del pozo como punto de
drenaje individual en el yacimiento o en con-
junción con otros pozos vecinos; expectativas
de su límite económico de productividad.

El cuarto capítulo de la historia pue-
de ser el abandono definitivo, o partida de de-
función, del pozo. Sin embargo, el cuarto capí-
tulo puede comenzar con una nueva etapa de
utilización y cambio de clasificación del pozo,
ya que se pueden presentar varias alternativas
antes de abandonarlo. Por ejemplo: el pozo
puede ser convertido en inyector de gas o de
agua.

Su estado como productor puede
continuar por reterminación en un yacimiento
superior o inferior, distinto al de la terminación
original. El pozo podría ser usado para la per-
foración más profunda en busca de nuevos ya-
cimientos. O podría ser utilizado como punto
de observación y control del comportamiento
del yacimiento.

Comportamiento del yacimiento
La sumatoria del comportamiento de

todos los pozos sirve de base para apreciar y
dilucidar detalles sobre los diferentes sectores
y la totalidad del yacimiento. El seguimiento
continuo sobre el comportamiento del yaci-
miento aparece en estudios e informes fre-
cuentes, preparados por los geólogos, ingenie-
ros y demás personal técnico especializado de
la empresa.

A la larga, los estudios e informes re-
presentan una acumulación cronológica de las
incidencias de la historia productiva del yaci-
miento, y fundamentalmente cubren los siguien-
tes aspectos:

E l  P o z o  I l u s t r a d o180



• Geográficos: Ubicación del yaci-
miento y detalles de identificación y acceso.
Relación geográfica con otros campos y/o ciu-
dades y pueblos. Mapa.

• Geológicos: Reseña sobre méto-
dos de exploración que condujeron al delinea-
miento, interpretaciones y correlaciones. La co-
lumna geológica. Geología del subsuelo. Ori-
gen, migración y entrampamiento de los hidro-
carburos. Características generales y específi-
cas de los estratos productores. Secciones y
correlaciones. Mapas isópacos. Estimaciones
de acumulaciones de hidrocarburos en sitio.
Observaciones y cambios basados en la obten-
ción e interpretación de datos derivados de
pozos terminados últimamente.

• Petrofísicos: Características de los
estratos productores. Profundidad. Espesores.
Arena neta. Porosidad. Permeabilidad. Presión.
Temperatura. Saturación. Características de los
fluidos. Contactos de los fluidos.

• Producción: Correlaciones de aná-
lisis de relaciones presión-volumen-tempera- tura de los fluidos al correr el tiempo. Compa-

raciones e interpretaciones de pruebas de po-
zos, mensura de presión y temperatura general
de presión de fondo de sectores o de todo el
yacimiento. Preparación e interpretación de
gráficos de producción (petróleo-gas-agua) ver-
sus tiempo y/o presión para apreciar declina-
ciones y tendencias. Aplicaciones de fórmulas
matemáticas y modelos para determinar y
comparar declinaciones y tendencias y formu-
lar proyecciones sobre el comportamiento fu-
turo del yacimiento. Análisis del comporta-
miento de extracción primaria de hidrocarbu-
ros y posibles aplicaciones futuras de métodos
y mecanismos para vigorizar la productividad
del yacimiento por la inyección de gas y/o
agua u otros fluidos o aplicaciones  térmicas.
Estimaciones de reservas.

• Económicos: Consideración de in-
versión y gastos. Rentabilidad de la produc-
ción. Modelos económicos y alternativas para
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Fig. 4-43. Cada pozo es un punto de drenaje del yacimiento y
su comportamiento es parte del comportamiento general del
yacimiento. Tipo de balancín para pozo profundo.

Fig. 4-44. En los laboratorios se experimenta, se estudia y se for-
mulan conceptos sobre el comportamiento de los yacimientos.



el desarrollo y continuidad de producción del
yacimiento en las diferentes etapas de extrac-
ción primaria y vigorizada.

• Mercado: Calidad y rendimiento
de derivados. Opciones de venta de crudos
y/o derivados localmente o al exterior.

Clasificación de las reservas
En la industria petrolera, las posibi-

lidades de hallazgos, descubrimientos ciertos y
la continuidad de la producción comercial tie-
nen un nombre: reservas probadas de hidro-
carburos. Sin embargo, la práctica y la expe-
riencia aconsejan que las reservas sean clasifi-
cadas de acuerdo al grado de certeza de los da-
tos que avalan su existencia o posibilidades.
Pero existe una clasificación universalmente
aceptada. No obstante, todas las clasificaciones
propuestas coinciden en que, con más o menos
detalles, las reservas se clasifiquen fundamen-
talmente como probadas, probables y posibles.

• Reservas primarias probadas son
las que pueden extraerse comercialmente y han
sido actualmente evaluadas por medio de pozos,
equipos y métodos técnicos disponibles que
aseguran un régimen continuo de producción.

• Reservas primarias probables
son aquellas que no han sido probadas direc-
tamente por medio de pruebas prolongadas de
producción comercial, pero que por encontrar-
se dentro de los límites geológicos superiores
e inferiores conocidos y los límites geográficos
de un yacimiento son susceptibles de ser pro-
badas abriendo pozos adicionales y haciendo
pruebas de producción.

• Reservas primarias posibles son
aquellas de posible existencia pero que por
falta de información fehaciente no puede dár-
sele una clasificación categórica.

• Reservas secundarias son reservas
adicionales a las primarias, que pueden ser
producidas comercialmente como resultado de
la vigorización artificial de la energía natural

original del yacimiento; a veces la vigorización
puede inducir cambios en las características
físicas de los fluidos en el yacimiento.

• Reservas secundarias probadas son
las que han sido fehacientemente probadas
por medio de un comportamiento satisfactorio
de producción mediante ensayos pilotos o
firmes de vigorización artificial del yacimiento.

• Reservas secundarias probables
son aquellas cuya factible existencia se deriva
del comportamiento satisfactorio de la produc-
ción primaria del yacimiento, pero el cual to-
davía no ha sido sometido cabalmente a ope-
raciones de vigorización.

• Reservas secundarias posibles son
aquellas que se presume puedan existir en ya-
cimientos factibles de responder satisfactoria-
mente a operaciones de vigorización, pero la
información disponible no avala otra clasifica-
ción más concreta.

De la acumulación de datos e histo-
rias de producción se ha concluido, desafortu-
nadamente, que ningún yacimiento produce
de una sola vez la totalidad de los hidrocarbu-
ros que contiene. A semejanza de cosechas, el
yacimiento, por la acción de su presión inter-
na original, produce un cierto porcentaje del
volumen de hidrocarburos en sitio que se le
denomina producción primaria.

Luego de la producción primaria,
todavía queda en el yacimiento un apreciable
porcentaje o volumen de hidrocarburos fac-
tible de extracción. Pero para lograr traer a la
superficie un cierto porcentaje adicional de los
hidrocarburos remanentes, es necesario vigori-
zar la energía del yacimiento para esa segunda
cosecha, o extracción secundaria.

Llegado el límite económico de la
extracción secundaria, todavía queda un cierto
volumen de hidrocarburos por producir me-
diante un tercer esfuerzo. Esta acometida se
denomina producción o extracción tercia-
ria. Mas, la investigación básica y aplicada,
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cómo extraer el máximo volumen del petróleo
remanente en el yacimiento, inclina el interés
y esfuerzos de los investigadores a la extrac-
ción cuaternaria, o sea un cuarto esfuerzo
para lograr una cosecha más de barriles de pe-
tróleo comercial.

La producción vigorizada
Al considerar la extracción de pe-

tróleo de las entrañas del yacimiento y las di-
ferentes etapas y operaciones que pueden rea-
lizarse para lograr ese objetivo, merecen aten-
ción las definiciones empleadas por E.F. Her-
beck, R.C. Heinz y J.R. Hastings en su trabajo
“Fundamentals of Tertiary Oil Recovery”, Pe-
troleum Engineer, p. 33, enero 1976.

• Extracción primaria (Primary Re-
covery): petróleo y gas producidos por la ener-
gía o fuerza naturales del yacimiento.

• Extracción vigorizada (Enhanced
Recovery): cualquier producción adicional
resultante de la introducción artificial de ener-
gía en el yacimiento. La extracción vigorizada
comprende la inyección de agua, la inyección
de gas y otros procesos que envuelven la in-
yección de fluidos o energía para la extracción
secundaria o terciaria del petróleo.

• Extracción secundaria (Secondary
Recovery): cualquier extracción vigorizada
aplicada por primera vez al yacimiento. Gene-
ralmente sigue a la extracción primaria pero
también puede ser aplicada simultáneamente
durante la extracción primaria. La inyección o
inundación de agua es el método más común
de extracción secundaria.

• Extracción terciaria (Tertiary Re-
covery): cualquier extracción vigorizada usada
luego de la aplicación de operaciones de ex-
tracción secundaria. Ya que generalmente si-
gue a la inyección de agua, la extracción ter-
ciaria es comúnmente considerada entre los
procesos más exóticos de extracción, como lo
son el desplazamiento del petróleo por líqui-

dos miscibles, la extracción por métodos ter-
males o la inundación del yacimiento con sus-
tancias químicas.

Ejemplos numéricos
Uno de los métodos más senci-

llos de estimación original de reservas es el vo-
lumétrico, sin ahondar en la complejidad y va-
riedad de los tantos factores y datos que rigen
las técnicas de evaluación y seguimiento apli-
cables a los mecanismos naturales primarios y
secundarios de expulsión de hidrocarburos a
que puedan estar sujetos los yacimientos.  Si el
área (A) y el espesor neto (En) de un yacimien-
to son conocidos, entonces se puede calcular
su volumen. Ese volumen de roca tiene un
cierto porcentaje de capacidad de almacena-
miento, dado por la porosidad (ø).

Además, la capacidad de almacena-
miento o volumen formado por la sumatoria
de los poros de la roca, generalmente está sa-
turado de petróleo (So ) y agua (Sw).

Durante la producción primaria sólo
un cierto porcentaje del petróleo en sitio podrá
ser extraído del yacimiento, entonces es nece-
sario considerar la aplicación de un factor de
extracción (Fe ). Finalmente, como un metro
cúbico o barril de hidrocarburos en el yacimi-
ento merma en volumen al llegar al tanque de
almacenamiento en la superficie también es
necesario tomar en cuenta este factor de mer-
ma (Fm).

Las siguientes ecuaciones sirven en-
tonces para calcular el volumen o reservas de
petróleo en sitio y el volumen de reservas pro-
badas, o sea el volumen producible y almace-
nable en la superficie.

A x En x ø  (1-Sw)
Reservas en sitio = Rs = ___________________

Fm

A x En x ø (1-Sw) Fe
Reservas  producibles =  Rp =  ____________________

Fm
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Caso 1

Los siguientes datos servirán para utilizar las fórmulas:

Area: 1.950 hectáreas (19,5 x 106 m2) = A
Espesor: 65 metros = En
Porosidad: 22 % = ø 
Saturación de agua: 30 % = Sw
Factor de merma: 1,15 = Fm
Factor de extracción: 25 % = Fe

19,5 x 106 x 65 x 0,22 (1-0,30)
Rs =  ___________________________

1,15

= 169.734.783m3

= 1.067.512.968 brls

Rp = 169.734.783 (0,25) = 42.433.696 m3

= 266.878.244 brls

Caso 2
Las cifras anteriores dan pie para considerar algunos
aspectos sobre el yacimiento.

1. 75 % del petróleo en sitio (127,3 MMm3) queda como
reserva remanente después de descontar el petróleo
extraíble:

Reservas remanentes = 
Reservas en sitio - Reservas producidas

Un cierto porcentaje adicional de reservas remanentes
puede ser extraído por la aplicación de métodos de
extracción secundaria (vigorización del yacimiento).
Según el comportamiento del yacimiento y su sensibili-
dad de reacción, la vigorización puede iniciarse simul-
táneamente con la extracción primaria o cierto tiempo
después de haber logrado determinado volumen de
producción acumulada.

2. Para visualizar el comportamiento del yacimiento
dado como ejemplo, es necesario disponer de una can-
tidad y variedad de datos: presión inicial del yacimien-
to, presión de burbujeo (análisis P-V-T); calidad y tipos
de fluidos; relaciones entre fluidos; declinación de la
producción; límite económico de la producción; número
máximo de pozos productores; pozos inyectores; tipos
de fluidos requeridos para la vigorización; sumas de
dinero para inversiones y operaciones; demostración de
la rentabilidad de las operaciones.

V. Mantenimiento, Estimulación 
y Reacondicionamiento de Pozos

Mantenimiento
Durante su vida productiva, todos

los pozos requieren de mantenimiento, estimu-
lación y reacondicionamiento.

Generalmente, el mantenimiento de
los pozos de flujo natural redunda en hacer
inspecciones programadas para verificar que el
cabezal y sus aditamentos: manómetros, válvu-
las, flujoductos y estranguladores están en buen
estado, para evitar fugas y desperfectos inde-
seables. Frecuentemente se toman muestras de
petróleo en el cabezal para verificar la grave-
dad del crudo, porcentaje de agua y sedimen-
tos producidos. Se observa la presión de flujo
y presión en el espacio anular para determinar
anomalías. A fechas determinadas se les hacen
estudios de presión de fondo (estática y flu-
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Fig. 4-45. En la medida en que el pozo o el yacimiento pro-
ducen petróleo, la producción y la presión merman hasta el
punto de que puede ser antieconómico.
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yente) y el pozo se pone en prueba especial
de producción, a través de la estación de flujo,
para determinar su comportamiento.

Atención igual se presta a aquellos
pozos que producen por levantamiento artifi-
cial por gas. Es muy importante verificar el es-
tado y funcionamiento de todos los compo-
nentes del cabezal. Es esencial cerciorarse de
que la presión y el volumen de gas, continuo
o intermitente, se ajustan a las magnitudes de-
seadas, y que la producción del pozo y su re-
lación gas-petróleo concuerdan con las estima-
ciones estipuladas. De todas estas observacio-
nes puede deducirse si las válvulas de inyec-
ción de gas en la sarta de educción están fun-
cionando adecuadamente, si la descarga de
petróleo del yacimiento al pozo no ha sufrido
deterioro debido a reducción de permeabili-
dad en la periferia de la pared del pozo, are-
namiento y/o influjo de agua.

En pozos que producen por bom-
beo hidráulico, se hacen inspecciones rutina-
rias para verificar que las instalaciones en la
superficie, como son tanques, tuberías, medi-
dores, válvulas, bombas y otros dispositivos
funcionan mecánicamente bien. Por otra parte,
es importante cerciorarse sobre el estado, la

calidad, el volumen y la presión del fluido mo-
triz que hace funcionar el sistema.

Los pozos que producen por bom-
beo mecánico, tipo balancín, presentan una
gran variedad de desperfectos mecánicos que
surgen de las características mismas del siste-
ma, tanto en la superficie como en el mismo
pozo, desde el cabezal hasta el fondo.

Fallas en la fuerza eléctrica o fuerza
mecánica (motor de combustión interna) que
impulsa el balancín para el bombeo, hacen
que el tiempo perdido se transforme en merma
de la cuota de producción del pozo.

Cualquier desperfecto en algunos de
los elementos del propio balancín (engranajes,
bielas, colgadores, etc.), ocasiona pérdida de
bombeo de petróleo.

En el cabezal del pozo, desperfectos
en el vástago pulido y el prensa-estopa pue-
den ocasionar derrames leves o severos de pe-
tróleo. Generalmente, las varillas de succión se
sueltan o se parten. En ocasiones, la sarta de
varillas se desenrosca de la bomba. En otros
casos, debido a la fatiga, esfuerzos y vibración,
la carrera ascendente y descendente de la sarta
de varillas de succión no es sincrónica y por
estiramiento causa golpeteo que puede des-
truir la bomba o partir las varillas. La válvula
fija y la válvula viajera pueden perder su esfe-
ricidad debido a la corrosión de los fluidos o
el cacarañeo por la arena que se produce con
los fluidos del yacimiento, y esto merma la efi-
ciencia del bombeo debido al escurrimiento de
los fluidos.

Los pozos inyectores de gas, agua o
vapor, utilizados para vigorizar la continuidad
de producción de hidrocarburos del yacimien-
to, son también objeto de adecuado manteni-
miento. Los elementos de sus respectivos ca-
bezales (válvulas, conexiones, medidores de
presión y de temperatura, registros de volúme-
nes inyectados, etc.), deben funcionar bien pa-
ra facilitar el seguimiento de las operaciones y
detectar fallas que puedan presentarse.
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Fig. 4-47. Equipo utilizado en un pozo que requiere trabajos ma-
yores de reacondicionamiento para restaurarle su productividad.



Estimulación de pozos
Durante el preciso período de la ter-

minación del pozo, o durante la vida producti-
va del pozo, se presentan situaciones en las
que el estrato productor no descarga fácilmen-
te el supuesto volumen de hidrocarburos hacia
el pozo. Algunas veces esta inconveniencia
puede se sencilla y de fácil corrección, pero
otras veces se puede presentar muy difícil y
casi insoluble.

Succión
Durante la terminación, la estimula-

ción más sencilla es la succión. Mientras dura
la perforación y la terminación, el fluido de
perforación impone contra la pared del hoyo
una presión algo mayor que la mayor presión
que pueda tener cualquier estrato. Esta dife-
rencia de presión hace que la parte líquida del
fluido así como partículas micrométricas de sus
componentes sólidos se filtren hacia la perife-
ria del hoyo. Si esta invasión es muy severa y
extensa deteriora marcadamente la permeabi-
lidad del estrato productor en las inmediacio-
nes del hoyo.

Por tanto, cuando se hagan los in-
tentos de poner el pozo a producir no se lo-
grará el flujo anticipado. Entonces, para reme-
diar la situación se trata de inducir el pozo a
fluir succionándolo.

Para esto se utiliza la misma tubería
de educción y un cable en cuyo extremo va
colgado un émbolo especial de succión. El ém-
bolo se introduce a una cierta profundidad en
la tubería, y al sacarlo facilita la extracción de
cierto volumen de fluido de la tubería y a la
vez impone una fuerza de succión al estrato
productor. La succión del estrato se va hacien-
do más fuerte a medida que el émbolo va achi-
cando el pozo a mayor profundiad.

La aplicación de la succión tiene
como propósito limpiar la periferia o zona in-
vadida del pozo y establecer la permeabilidad

e inducir el flujo del pozo utilizando la energía
natural del yacimiento.

En la práctica, un mínimo de suc-
ciones pueden ser suficientes para lograr el
flujo, pero a veces se succiona durante muchas
horas o días sin éxito y entonces hay que re-
currir a otros medios.

Inyección de fluidos
Si durante las tareas de terminación

el estrato productor no permite que el petróleo
fluya con facilidad, esto significa que el daño a
la permeabilidad en la periferia del hoyo debe
ser corregido.

La inyección de fluidos como petró-
leo liviano, querosén o destilados puede lograr
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cionar e inducir el flujo de petróleo de un estrato cuya per-
meabilidad está obstruida.



arrancar o desplazar las obstrucciones y facili-
tar la limpieza de los canales de flujo durante
el contraflujo que se produce al poner el pozo
en pruebas de producción. Para coadyuvar la
acción desplazante del fluido inyectado, se
puede optar por agregarle desmulsificantes o
agentes que activen su desplazamiento y su ac-
ción de barrido del material que obstruye los
poros.

El volumen de fluidos y aditivos y la
presión de inyección dependerán del espesor
del estrato, de la competencia y características
de la roca, según las apreciaciones derivadas
de los datos logrados por análisis de ripio, nú-
cleos y registros petrofísicos.

Fracturamiento de estratos
En ciertas ocasiones, la inyección de

fluidos a un determinado estrato puede hacer-
se con la deliberada intención de fracturarlo, o
sea abrir canales de flujo de mayor amplitud y
penetración alrededor de la periferia y más allá
del hoyo, debido a que la baja permeabilidad
natural, más la invasión del filtrado y partículas
del fluido de perforación depositadas en el es-
trato, imposibilitan que pueda existir flujo ha-
cia el pozo.

Para estos casos es muy importante
tomar en cuenta la viscosidad, peso y compo-
sición del fluido, como también la presión de
ruptura que debe aplicarse para fracturar el es-
trato. Como la inyección debe concentrarse en
determinado intervalo y la prolongación del
resquebrajamiento del estrato debe ser radial,
es muy importante que la cementación entre el
revestidor y el estrato, por encima y por deba-
jo del intervalo escogido para hacer la inyec-
ción, sea sólida y fuerte para evitar canaliza-
ción y fuga del fluido hacia arriba y/o hacia
abajo, a lo largo de la cementación, o que el
fluido fracture intervalos no escogidos.

Como podrá apreciarse, el fluido in-
yectado a alta presión penetra en el estrato co-

mo una cuña que abre canales de flujo. Sin
embargo, al descartar el fluido, durante el flujo
desde el estrato al pozo, puede ser que desa-
parezcan los canales al disiparse la presión de
ruptura y asentarse el estrato, o quizás se haya
logrado que permanezcan los canales estables
y abiertos.

Otra modalidad de fracturamiento es
que al fluido se le agrega, en relación de volu-
men por volumen, un material sólido y compe-
tente, generalmente arena de determinadas es-
pecificaciones con respecto a tamaño de granos,
circularidad, distribución del agregado, resisten-
cia, densidad y calidad. Al inyectarse la mezcla
al estrato, la arena va depositándose en los ca-
nales como una cuña estable, porosa y permea-
ble, que impedirá el asentamiento del estrato al
desvanecerse la presión de ruptura y, por ende,
mantendrá los canales de flujo abiertos.
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Fig. 4-49. Estimulación de la productividad del pozo por la inyec-
ción de fluido y fracturamiento del estrato mantenido por cuñas.
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Este procedimiento ha dado muy bue-
nos resultados y, a medida que se ha acumu-
lado mucha experiencia de campo, la tecnolo-
gía de aplicaciones de fracturamiento ha avan-
zado en lo concerniente al diseño y fabricación
de equipos y herramientas y en la selección,
preparación y utilización de sólidos y fluidos
para atender una variedad de necesidades.

Todos estos adelantos permiten ha-
cer hoy fracturamientos masivos que involu-
cran altos volúmenes de fluidos y sólidos. Por
ejemplo, en intervalos de gran espesor, arena
muy compacta y de muy baja porosidad se ha
inyectado 3.262.518 litros (20.519 barriles) de
fluido gelatinoso de alta viscosidad, preparado
con polímeros, aditivos corrientes y cloruro de
potasio, sin agregarle hidrocarburos. A este
fluido se le mezclaron 711.364 kilos (0,22 ki-
los/litro) de arena de tamaño de tamiz 20-40.
La inyección se efectuó sin contratiempos y se
logró irradiar largos canales de flujo que per-
mitieron al intervalo producir gas en cantida-
des comerciales.

Acidificación
La acidificación de estratos petrolí-

feros constituye una de las aplicaciones más
viejas empleadas por la industria petrolera en
la estimulación de pozos. Empezó a utilizarse
desde 1895. Como las rocas petrolíferas pue-
den contener carbonato de calcio (CaCO3, cali-
za), el ácido clorhídrico (HCl) en solución de
15 %, ha sido un buen disolvente que ayuda a
abrir canales de flujo en el estrato productor.
La reacción química se realiza según la siguien-
te fórmula:

2HCl + CaCO3 = CaCl2 + H2O + CO2

Después de la reacción se obtiene
cloruro de calcio, agua y dióxido de carbono,
como resultado de la descomposición del car-
bonato de calcio por el ácido.

La cantidad de ácido requerida está
en función del volumen de roca que se propo-
ne tratar. Para apreciar ese volumen se recurre
a ensayos de laboratorio, utilizando ripio y/o
núcleos del estrato, como también otros datos
petrofísicos y experiencias de acidificaciones
anteriores en el área o sitio de operaciones.

Durante los años, el diseño y reali-
zación de tareas de acidificación de pozos
petrolíferos han evolucionado en todos los as-
pectos. Los análisis básicos de laboratorio son
más extensos y fundamentales para determinar
las características físicas y químicas de las ro-
cas y sus reacciones a los diferentes tipos de
ácidos aplicables como: puros, concentrados,
diluidos o gelatinosos. Factores como la visco-
sidad, densidad, temperatura, presión, penetra-
ción y celeridad o amortiguación de la reac-
ción son evaluados con miras a obtener el me-
jor resultado posible. Como los ácidos clorhí-
dricos y fórmicos son corrosivos, se dispone
de inhibidores y otros aditivos que permiten
aminorar su corrosividad en el equipo de aci-
dificación y las tuberías del pozo mismo.
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Fig. 4-50. Fracturamiento del estrato e inyección de material
sólido para lograr mejor productividad del pozo.



Limpieza de pozos
Desde el comienzo de la etapa de

producción hasta la fecha en que cesa de ser
productor comercial, cada pozo requiere de
limpieza y reacondicionamientos, según los
síntomas y dificultades mecánicas que presen-
tan sus instalaciones hoyo abajo y/o el mismo
estrato productor.

Los programas de limpieza y rea-
condicionamiento de pozos en los campos pe-
troleros son partes importantes del esfuerzo de
cada día para mantener la producción de hi-
drocarburos a los niveles deseados. Además,
estos programas, de por sí y conjuntamente
con todas las otras actividades de apoyo que
requieren, representan un alto porcentaje del
presupuesto de operaciones, especialmente si
los pozos producen mayoritariamente por
bombeo mecánico y los yacimientos tienen
años produciendo.

Arenamiento
A medida que el yacimiento descar-

ga petróleo hacia el pozo, con el tiempo se va
acumulando arena y sedimento en el fondo del
pozo. Esta acumulación puede ser de tal mag-
nitud y altura que puede disminuir drástica-
mente o impedir completamente la producción
del pozo.

Los casos de arenamiento son más
graves y más frecuentes cuando los estratos
son deleznables. Cuando se dan estratos de es-
te tipo, la terminación del pozo se hace de ma-
nera que, desde el inicio de la producción, el
flujo de arena y sedimentos sea lo más leve
por el más largo tiempo posible. Para lograr
esto, el tramo de la sarta de revestimiento y de
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Fig. 4-51. Disposición de los elementos requeridos para esti-
mular el pozo mediante la inyección de ácido.
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Fig. 4-52. Bombeo de fluido para limpiar un pozo arenado.



producción que cubre el estrato productor es
de tubos ranurados especialmente. Las ranu-
ras, cortadas de afuera hacia adentro y de apa-
riencia cuneiforme, tienen una abertura lo sufi-
ciente estrecha, según análisis granulométrico
de la arena, para retener la arena y lograr que
el apilamiento de los granos sea compacto y
estable y, por ende, no fluyan junto con el pe-
tróleo hacia el pozo.

Además del método anterior, existen
otras modalidades para contener el flujo de are-
na. Hay tuberías ranuradas y preempacadas, o
sea que la tubería ranurada interna viene cu-
bierta por otras tuberías internas y el espacio
anular entre estas dos tuberías está relleno de
arena o material granular, lo que en sí forma un
filtro y retenedor prefabricado. Otra es, a seme-
janza de la anterior, que el empaque con grava
especialmente seleccionada se hace en sitio.
Para eso, la sarta de revestimiento y de produc-
ción se hinca y cementa por encima del estra-
to productor. Luego se hace el ensanche del
hoyo frente al estrato productor. Para revestir el
hoyo ensanchado se utilizará una tubería cala-
da (ranurada), la cual al final quedará colgada
del revestidor cementado por encima del estra-

to productor. Antes de colgar la tubería calada,
se bombea la cantidad determinada de grava
para rellenar el espacio entre el estrato produc-
tor y la tubería calada. Hecho esto, se cuelga la
tubería calada y se continúa con las otras fae-
nas para poner el pozo en producción.

El arenamiento de los pozos es de
ocurrencia muy común. Y para mantener los
pozos en producción plena se recurre a des-
arenarlos y limpiarlos utilizando fluidos debi-
damente acondicionados que se bombean pro-
gresivamente hasta el fondo para extraer la
arena y sedimentos hasta la superficie por cir-
culación continua.

Algunas veces no es suficiente la cir-
culación de fluidos y hay que utilizar achicado-
res o bombas desarenadoras en el fondo del
pozo para poder hacer la limpieza.

Además de disminuir la capacidad
productiva del pozo, la presencia de arena en
el pozo es dañina porque a medida que fluye
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Fig. 4-53. Terminación por empaque de grava.
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Fig. 4-54. Tuberías caladas concéntricas preempacadas.



con el petróleo causa cacarañeo, corrosión o
abrasión de las instalaciones en el pozo y en la
superficie. En el caso de pozos de flujo natu-
ral, la velocidad del flujo hace que la arena y
sedimentos acentúen su poder de desgaste so-
bre las instalaciones. En los pozos de bombeo
mecánico, a veces, es muy serio el daño que la
arena causa a la bomba y sus partes, principal-
mente a las varillas de succión, al vástago puli-
do y a la sarta eductora.

Acumulación de parafina
Cuando se habla de la densidad de

los petróleos se dice, en sentido general, que
son extrapesados, pesados, medianos, livianos o
condensados. Cuando se habla de su composi-
ción, se dice que son de base parafínica, asfálti-
ca o mixta. Ambas clasificaciones se emplean
para apuntar las características físicas de los cru-
dos: densidad o gravedad API, viscosidad o flui-
dez, hasta el color y posibles contenidos de sal,
azufre y metales, su flujo en el yacimiento, ex-
pectativas de extracción y modalidades de la
producción primaria y subsecuentes aplicacio-
nes de métodos de extracción vigorizada.

Los crudos parafínicos tienen algo
de asfalto y viceversa, de allí la catalogación de
base mixta.

La temperatura es factor importante
que afecta el comportamiento de la viscosidad
del crudo, desde el yacimiento hasta la superfi-
cie. A medida que el crudo fluye del yacimien-
to al pozo y hasta la superficie, la disminución
de la temperatura hace al crudo más viscoso,
especialmente si el crudo es pesado o extrape-
sado, los cuales generalmente son de tipo asfál-
tico o nafténico. La disminución de temperatura
o enfriamiento causa el desprendimiento de par-
tículas de parafina. Esta cera o parafina que no
arrastra el flujo tiende a obstruir los canales de
flujo en la periferia del estrato productor alrede-
dor de la pared del hoyo, reduciendo así la pro-
ductividad del pozo. De igual manera, el flujo

hacia la superficie va depositando parafina en la
pared de la tubería, con la consiguiente reduc-
ción del diámetro interno y, por ende, merma
en el volumen de producción.

La parafina y residuos que se des-
prenden del crudo y que lentamente se van de-
positando en los canales de flujo del pozo tie-
nen que ser removidos por medios mecánicos,
químicos o térmicos. Por ejemplo, se utilizan:

• Raspadores, succionadores, corta-
dores, tirabuzones o escariadores, que se intro-
ducen en la tubería de educción o en el reves-
tidor para efectuar la limpieza mecánicamente, o

• Se recurre a la utilización de sol-
ventes como petróleo caliente, querosén, gasó-
leo o gasolina o substancias químicas que pro-
duzcan generación de calor para ablandar y des-
plazarlas por medio de circulación continua, o
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Fig. 4-55. Adhesiones de parafina que obstruyen la producción
del pozo y merman su potencial.
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• Muchas veces se utiliza vapor o
agua caliente, o se inyecta aire comprimido ca-
liente o gas, o 

• Cuando las adhesiones son muy
rebeldes en la pared del hoyo del estrato pro-
ductor y en la misma periferia del pozo, en-
tonces se recurre a escariar o ensanchar el ho-
yo en el estrato productor.

Como podrá apreciarse, la necesi-
dad de mantener los pozos en buen estado pa-
ra que produzcan diariamente su cuota de hi-
drocarburos, es tarea diaria que ocupa a cierto
número de personal de producción.

Reacondicionamiento de pozos
Las razones por las cuales se pro-

pone el reacondicionamiento de un pozo son
muy variadas. Estas razones involucran aspec-
tos operacionales que justifican la continua uti-
lización del pozo en el campo y, por ende, las
inversiones y/o costos requeridos. El reacon-
dicionamiento es una tarea de mayores pro-
porciones y alcances que el mantenimiento, la
estimulación o limpieza corrientes. Puede exi-
gir la utilización de un equipo o taladro espe-
cial para reacondicionamiento o un taladro de
perforación.

Generalmente, los pozos de un cam-
po petrolero se clasifican según su mecanismo
y mecánica de producción como de flujo natu-
ral, de levantamiento artificial por gas, de bom-
beo mecánico o bombeo hidráulico, de flujo
por inyección alterna o continua de vapor, o co-
mo inyectores de gas o de agua, o como pozos
de observación. Así que durante su existencia
como pozo productor, el pozo puede cambiar
de estado una o varias veces, y ese cambio o
cambios puede requerir varios reacondicio-
namientos. Por ejemplo, un pozo puede haber
comenzado como pozo productor por flujo na-
tural pero al correr del tiempo puede ser con-
vertido a flujo por levantamiento artificial por
gas o bombeo hidráulico o mecánico. Quizás

en la etapa final de su vida útil puede ser con-
vertido a inyector o a pozo de observación. O,
a lo mejor, requiere que el estrato productor
original sea abandonado y el pozo retermina-
do en un estrato superior como productor de
un yacimiento distinto. También puede darse
el caso de que al abandonar el yacimiento
donde fue originalmente terminado el pozo,
no existan posibilidades de una reterminación
hoyo arriba y el pozo pueda ser utilizado para
desviarlo y ahondarlo para explorar horizontes
desconocidos más profundos o hacer una ter-
minación más profunda en yacimientos ya
conocidos.

Todas las alternativas antes mencio-
nadas exigen estudios y evaluaciones precisas
que desembocan en inversiones y costos ma-
yores, los cuales deben ser justificados técnica
y económicamente con miras a la rentabilidad
requerida.
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Fig. 4-56. Abandono del estrato inferior A y reterminación del
pozo en el estrato B.
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Tareas para reacondicionamiento de pozos
Para realizar el reacondicionamiento

de los pozos es necesario preparar programas
cronológicos de operaciones que describen la
selección y ejecución apropiadas de una varie-
dad de tareas, ajustadas a una secuencia técnica
y seguridad requeridas para evitar accidentes.

El reacondicionamiento propuesto
puede ser sencillo o complejo, según las condi-
ciones y estado físico del pozo y el contenido
del programa a seguir. Sin embargo, un reacon-
dicionamiento sencillo puede tornarse compli-
cado por imprevisiones.

Entre la variedad de tareas que pue-
de tener un programa de reacondicionamiento,
sin que la lista que sigue sea exhaustiva, cabe
mencionar las siguientes:

• Estudio minucioso del archivo del
pozo, para apreciar y dilucidar sobre aspectos:

- Geológicos.
- Perforación original.
- Terminación original.
- Trabajos posteriores de limpieza,

estimulación o reacondicionamiento.
- Estado físico actual y disposición

de las sartas y otros aditamentos en el pozo.
• Proposición y detalles del progra-

ma de reacondicionamiento y/o cambio de es-
tado del pozo, que deben incluir:

- Nuevos objetivos y razones técni-
cas y económicas que apoyan el programa.

-Detalles de las operaciones:
Tipo de equipo requerido.
Tiempo de las operaciones.
Inversiones y/o costos.
Estado físico y condiciones mecáni-

cas de las instalaciones dentro del pozo.
Tipo y características de los fluidos

requeridos para la limpieza/reacondicionamien-
to o perforación.

Control del pozo.
Extracción de sartas y otros adita-

mentos del hoyo. 
Circulación del fluido y limpieza.
Recañoneos (intervalos).
Inyección de fluidos.
Forzamiento de arena.
Cementación forzada.
Taponamientos.
Corte y extracción de revestidor.
Abandono de la parte inferior del

hoyo original.
Desportillar el revestidor.
Perforación direccional, de largo al-

cance, horizontal o inclinada.
Registros.
Núcleos.
Revestidores y cementación.
Pruebas.
Conclusión de las operaciones.
• Solicitudes previas de permisos

ante los organismos gubernamentales, y parti-
cipaciones, reseñas, notas o informes poste-
riores sobre el resultado de las operaciones.

VI. Crudos Pesados/Extrapesados

Desde decenios de años se conoce
la existencia de depósitos de crudos pesados y
extrapesados que hoy atraen la atención de los
petroleros del mundo.

Tal es el caso de la Faja del Orinoco
aquí en Venezuela, como también áreas de pe-
tróleos pesados y extrapesados en California,
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Fig. 4-57. Reactivación de pozos en Pedernales, Delta Amacuro.



Canadá, México y otros sitios. Las razones por
las que estos crudos no se produjeron anterior-
mente, se deben principalmente a sus caracte-
rísticas y al hecho de que mejores tipos de cru-
dos (medianos y livianos) se obtenían sin ma-
yores inconvenientes y en abundancia.

Las evaluaciones de los recursos pe-
trolíferos mundiales asomaron la conclusión
de que las reservas probadas aseguradas y las

probables y posibles por contabilizar en las
cuencas sedimentarias conocidas no serían su-
ficientes para abastecer el mundo a largo pla-
zo. Posiblemente las áreas vírgenes restantes y
todavía en espera de estudios y evaluaciones
tampoco contribuirán suficientemente a los in-
mensos volúmenes de petróleo requeridos pa-
ra el futuro. Por tanto, las áreas ya conocidas
de petróleos pesados y extrapesados comen-
zaron a tener importancia mundial y a ser estu-
diadas y evaluadas detalladamente. Un ejem-
plo de este esfuerzo lo constituye el estudio de
la Faja del Orinoco (H. Velarde y J.A. Galavís,
CVP/MMH, respectivamente, 1976), en el cual
se pronosticó la existencia de 700.000 millones
de barriles de petróleo en sitio. Desde esa
fecha, la progresiva evaluación de la Faja me-
diante la exploración sísmica, el taladro y las
pruebas de producción indican que el volu-
men de petróleo en sitio puede ser del orden
del billón (1012) de barriles. Esta es una cifra
fantástica. Pero veamos.
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Fig. 4-58. Abandono de la parte inferior de un pozo y utiliza-
ción de su parte superior para alcanzar objetivos más profun-
dos a través de la perforación direccional.

Fig. 4-59. Vista de una concentración o macolla de pozos, per-
forados desde un solo sitio, en Cerro Negro, Faja del Orinoco,
estado Monagas.



Características
Una de las características de los cru-

dos es la fluidez o viscosidad, representada
también indirectamente por la densidad o gra-
vedad específica (expresada internacionalmen-
te mediante °API). En la escala °API, los cru-
dos extrapesados caen en el rango 0,0-9,9 °API
y los pesados en el rango 10-21,9 °API. Así que
el rango general que cataloga a ambos tipos de
crudos es 0,0-21,9 °API.

La viscosidad o fluidez de estos cru-
dos es bastante alta, de 500 a 1.500 SUS (Vis-
cosidad Universal Saybolt, que representa el
tiempo en segundos para que un volumen de
fluido de 60 centímetros cúbicos salga de un
recipiente tubular por medio de un orificio,
debidamente calibrado y dispuesto en el fondo
del recipiente, el cual se ha mantenido a tem-

peratura constante). En la escala de viscosidad
en centipoise, estos crudos tienen una viscosi-
dad entre 1.200 y 95.000 centipoise. Si se con-
sidera que el agua tiene, aproximadamente,
1 centipoise de viscosidad, se apreciará la poca
fluidez de estos crudos. La viscosidad es muy
importante en el tratamiento y manejo del cru-
do, desde el yacimiento hasta el fondo del po-
zo, de aquí a la superficie, y luego en el trans-
porte e instalaciones de refinación. Por tanto,
para hacerlos más fluidos y manejables requie-
ren calentamiento o diluentes.

Además de lo antes dicho, otras ca-
racterísticas de estos crudos, y no tanto así de
los crudos medianos y livianos, es que por pe-
so tienen un alto contenido porcentual de azu-
fre -1 a 8 %-. De igual manera pueden tener un
apreciable contenido de sal y también contie-
nen metales (níquel, vanadio y otros) en volú-
menes de 100 a 500 ppm y por tanto tienen
cierto poder corrosivo. A veces pueden tener
también cierta cantidad de sulfuro de hidróge-
no, que también es muy corrosivo y venenoso.

Todo esto hace que la refinación de
estos crudos requiera métodos y tratamientos
especiales para mejorar su calidad y obtener
los resultados deseados de comercialización.

De los yacimientos y los crudos pesados
y extrapesados

Generalmente hablando, se dice que
los crudos pesados y extrapesados se encuen-
tran a profundidades someras, 1.000 a 1.500 me-
tros (3.280 a 4.920 pies). Sin embargo, también
se encuentran a profundidades mayores.

También, generalmente hablando,
se dice que los crudos medianos y livianos,
principalmente, no se encuentran sino a pro-
fundidades mayores de 1.500 metros (4.920
pies). La realidad geológica y la experiencia
demuestran lo contrario. En varias partes del
mundo hay yacimientos de crudos livianos a
poca profundidad.
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Fig. 4-60. Vista de instalaciones en Cerro Negro, Faja del Ori-
noco, estado Monagas.
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Tabla 4-4. Comparación de dos crudos venezolanos, uno extrapesado de la Faja
(Morichal, estado Monagas) y uno liviano (Ceuta, estado Zulia)

Propiedades
Gravedad, °API 9,6 33,8
Viscosidad, SUS a 99 °C 2.650 <45
Azufre, % 4,13 0,95
Metales, ppm (Ni +V) 468 101

Rendimiento, % volumétrico
Nafta (C5 - 190 °C) <1 26
Destilados medios (190° - 343 °C) 11 28
Gasóleo de vacío (343° - 566 °C) 39 31
Residuo de vacío (566 °C +) 49 15 

Morichal Ceuta

Tabla 4-5. Comparación del crudo extrapesado (Morichal) sin tratar y mejorado  

Propiedades
Gravedad, °API 9,6 23,6
Viscosidad, SUS a 99 °C 2.650 60
Azufre, % 4,13 0,28
Metales, ppm (Ni +V) 468 27

Rendimiento, % volumétrico
Nafta (C5 - 190 °C) <1 7,5
Destilados medios (190° - 343 °C) 11 32
Gasóleo de vacío (343° - 566 °C) 39 43
Residuo de vacío (566 °C +) 49 23 

Fuente: Gulf Science and Tecnology Co. (GSTC), Oil and Gas Journal, January 7, 1980, p. 75.

Sin tratar Mejorado

Tabla 4-6. Ejemplos de crudos extrapesados y pesados y la profundidad de su ubicación
Venezuela Boscán 10 °API a 2.440 metros (8.000 pies)

Zumo 17,9 °API a 2.800 metros (9.184 pies)
Quiriquire 16 °API a 2.195 metros (7.200 pies)

Perú Bartra 11,5 °API a 2.723 metros (8.931 pies)

México Ayapa 7,2 °API a 2.500 metros (8.200 pies)

Colombia Yarigui 19,2 °API a 2.652 metros (8.698 pies)

Tabla 4-7. Ejemplos de crudos livianos y la profundidad de su ubicación
Venezuela Ruiz 32 °API a 1.372 metros (4.000 pies)

Budare 31,5 °API a 2.800 metros (9.184 pies)

Alemania Wehrbeck 33 °API a 1.036 metros (3.398 pies)

Australia Baraconta 62,8 °API a 1.387 metros (4.550 pies)

Inglaterra East Midlands 35 °API a 1.067 metros (3.500 pies)



La Faja del Orinoco
La Faja tiene unos 700 kilómetros de

largo y arranca desde Tucupita, Delta Amacu-
ro, atraviesa los estados Monagas y Anzoáte-
gui, y cubre parte del estado Guárico. Tiene un
ancho de 32 a 100 kilómetros y su área abarca
unos 53.720 kilómetros cuadrados.

Geológicamente es la parte sur de la
cuenca de Maturín o de Oriente, y geográfica-
mente se le ha dado el nombre de Orinoco
porque en parte su límite sur corre a lo largo y
cercano al río. El delineamiento de su parte
norte se fue construyendo desde mediados de
los años treinta, a medida que el taladro ex-
ploraba la cuenca de Maturín y se avanzaba en
dirección este-oeste y viceversa hacia el sur.
Ejemplos de los campos descubiertos entonces
son: Temblador 1936, Pilón 1937, Uracoa 1937,
Los Caritos 1940, Tucupita 1945, Jobo 1956 y
Morichal 1958.

Muy característico de la mecánica y
comportamiento de la producción de los yaci-
mientos de crudos pesados es que el volumen
extraíble inicial está entre 3 y 10 %. Sin embar-
go, aún así, en el caso de la Faja, dada la in-
mensa cifra de petróleo en sitio (un billón de ba-
rriles), la extracción primaria corre entre 30.000
millones y 100.000 millones de barriles. Mas, si
mediante la aplicación de métodos de mejora-
miento de la producción (por ejemplo, las inyec-
ciones de vapor) se logra duplicar la extracción
primaria, entonces el volumen producible es-
taría entre 60.000 millones y 200.000 millones de
barriles. Esta cifra será mejor apreciada cuando
se compara con los 46.421 millones de barriles
de crudo de todo tipo producidos en Venezuela
durante setenta y siete años (1917- 1994).

Otra de las características de las for-
maciones que conforman los yacimientos de
crudos extrapesados y pesados es que son are-
nas no consolidadas, o sea que los granos de
arenas tienen poca adhesión entre sí y por lo
tanto son bastante sueltos. Esta condición de

poca consolidación hace que el yacimiento en
su estado virgen muestre alta porosidad y alta
permeabilidad pero al ser penetrado por la
barrena la pared del hoyo es bastante inestable
y en caso de tomar núcleos mediante métodos
convencionales la operación se hace imposi-
ble. La alternativa es utilizar sacanúcleos que
tienen portanúcleos de goma para lograr la
mayor extracción posible. Tal procedimiento
permite, al menos, apreciar en cierto grado el
estado de la muestra extraída y aspectos de la
formación y del crudo en condiciones casi ori-
ginales de soterramiento. Para lograr éxito en
la perforación y en la extracción de núcleos se
requiere la utilización de ciertos tipos de flui-
dos fuera de lo común.

Por otra parte, las formaciones delez-
nables exigen que el pozo sea terminado utili-
zando empaques apropiados de grava para in-
ducir el apilamiento y la estabilidad de la forma-
ción. Esto es primordial para evitar el arenamien-
to del pozo durante el mayor tiempo posible.

Además, si el pozo va a ser sometido
a inyección de vapor, la sarta de revestimiento
tiene que ser cementada tomando en conside-
ración este hecho y, de igual manera, la sarta
de producción y sus elementos conexos tienen
que ser escogidos selectivamente para cumplir
su funcionamiento bajo altas temperaturas.
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Fig. 4-61. Módulo de producción y emulsificación. Faja del
Orinoco. 



Otras de las características de este
tipo de crudos es que están acompañados de
muy poco gas, situación que no ayuda al me-
canismo natural de producción del yacimiento
y al flujo ascendente del petróleo por la sarta
hacia la superficie. Por tanto, difícilmente son
pozos de flujo natural.

Interés por la Faja
El interés por la Faja renació en 1969

cuando el entonces ministro de Minas e Hidro-
carburos encomendó a la antigua CVP la per-
foración de tres pozos estratigráficos en el área
La Canoa, estados Monagas y Anzoátegui.  

En la historia petrolera mundial
abundan episodios muy interesantes. Aquí en
Venezuela, la idea de perforar la localización La
Canoa N° 1, en las coordenadas Maturín
N.75.752,34 y E.129.121,20 a 137 metros sobre
el nivel del mar, en el distrito Independencia,
estado Anzoátegui, se debe a G. Moses Knebel,
geólogo y ejecutivo de la Standard Oil Com-
pany of Venezuela, quien en correspondencia
de enero de 1935 se dirigió a Henry E. Linam,
presidente de la empresa, en estos términos:

“Su objetivo principal será determi-
nar las posibilidades de producción de la pro-
nunciada línea de domos del basamento ente-
rrados en la parte sur de los estados Anzoátegui

y Monagas... Esta localización cae en la cresta
de una altura sísmica y cerca del eje de una
máxima anomalía detectada por balanza de tor-
sión. Se espera encontrar el granito a 900 me-
tros o ligeramente por encima de 3.000 pies”.

Linam y los directivos corresponsa-
les en Nueva York aprobaron el proyecto y la
localización fue declarada super secreta. Por
órdenes escritas de Linam sólo el geólogo, R.B.
Kester y K.C. Steer podrían ver los núcleos ex-
traídos o información derivada del pozo. Mas,
Linam quiso darle una gran importancia al ini-
cio de este pozo y se sugirió como testigo la
presencia de un jefe civil pero él prefirió que
fuese un juez. El pozo fue comenzado el 16 de
octubre de 1935 y terminado el 7 de enero de
1936 a la profundidad de 1.175 metros (3.854
pies). El revestidor de producción de 219 mi-
límetros de diámetro (8 5/8 pulgadas) fue hin-
cado a 1.128 metros (3.700 pies). El pozo pro-
dujo erráticamente y por cabezadas petróleo
más pesado que el agua, menos de 10 °API.
Una prueba dio 120 barriles por día.

El intento de buscar y ubicar hidro-
carburos en el área no fue en vano. La Canoa
N° 1 fue el primer pozo que reveló lo que años
más tarde se convirtió en la Faja del Orinoco,
nombrada así por su proximidad a la costa
norte del río. (Fuente: Historia del pozo La Ca-
noa N° 1, Archivo de Geología, Lagoven S.A.). 
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Fig. 4-62. Tanques de almacenamiento de Orimulsión® en la
terminal de Jose, estado Anzoátegui.

Fig. 4-63. Tanquero en la monoboya de la terminal de Ori-

mulsión® en Jose.



Hoy la Faja representa un polo im-
portantísimo de producción de crudos pesa-
dos/extrapesados. Mediante las actividades y
experimentos de laboratorio y de campo, en
Morichal, estado Monagas, realizados por Inte-
vep, Lagoven y Bitor, se comercializa el com-
bustible Orimulsión®, cuyas características y
calidad han sido aceptadas en varios centros
industriales del mundo. En 1994 la producción
de Orimulsión® creció 30 % y fue de 2,453
millones de toneladas métricas.

En 1973, el Ministerio de Minas e
Hidrocarburos contrató con la CVP la perfora-
ción de 14 pozos estratigráficos en la Faja y
anunció también que el desarrollo de la Faja
no sería negociado con terceros sino que sería

encomendado a la CVP. A medida que se fue
obteniendo la información deseada y perfilán-
dose la potencialidad del área en 1974, el
Ministerio encomendó la perforación de 32
pozos estratigráficos, y estableció en ese des-
pacho la Dirección de la Faja del Orinoco.

En el mismo año de 1974, la Creole
Petroleum Corporation propuso al Ministerio
de Minas e Hidrocarburos un proyecto de lar-
go alcance para desarrollar la Faja del Orinoco
y confirmar el potencial de producción de los
yacimientos.

Los estudios de 66 pozos estratigrá-
ficos confirmaron la extensión y el alcance del
potencial de la Faja. Para diciembre de 1975 la
Mobil, por orden del Ministerio de Minas e Hi-
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Fig. 4-64. Plan de desarrollo de la Orimulsión®, 1995-2000 (ver Capítulo 13, Fig. 13-1, p. 534).



drocarburos, había profundizado el pozo Ca-
rrizal-2X hasta 3.035 metros (9.955 pies), cuyo
propósito fue llegar hasta la formación Carrizal
del Jurásico. El 31 de diciembre de 1975 a las
24:00 horas terminaba el régimen de concesio-
nes y la industria petrolera era nacionalizada.
Todos los activos y operaciones de las ex con-
cesionarias pasaron a ser patrimonio de la Na-
ción, a través de Petróleos de Venezuela S.A. y
sus filiales.

Iniciada la estatización de la indus-
tria petrolera venezolana, el Ministerio de Mi-
nas e Hidrocarburos encomendó a la nueva
empresa Meneven, filial de Petróleos de Ve-
nezuela, la perforación de una serie de pozos
exploratorios a lo largo del borde de la cuen-
ca de Maturín.  

Más adelante, en octubre de 1977, el
Ministerio traspasó a PDVSA toda la adminis-
tración y el desarrollo de la Faja del Orinoco.

En 1993, el Congreso de la Repúbli-
ca aprobó dos proyectos integrados de asocia-
ción entre Maraven y socios internacionales
para diversificar los riesgos económicos aso-
ciados a la conversión de los crudos de la Faja
y, al mismo tiempo, garantizar el acceso a nue-
vos mercados. Además, para 1996 estaban en
fase de definición dos nuevos proyectos lide-
rados por Corpoven y Lagoven. Estos proyec-
tos aportarían en total una producción dentre
400.000 y 500.000 barriles diarios de crudo me-
jorado a principios de la próxima década. 

Los convenios Maraven-Conoco y
Maraven-Total-Statoil-Norsk Hydro contemplan
la producción y mejoramiento del bitumen
proveniente de Zuata, el cual será enviado a
Jose para su procesamiento.

Como resultado de la asociación
Maraven-Conoco fue creada la empresa priva-
da Petrozuata, con participación accionaria de
ambas empresas. Esta será responsable de ge-
renciar, durante treinta y cinco años, las activi-
dades de producción de 120.000 barriles dia-
rios de crudo de 9 °API, el cual será mejorado

en la planta de Jose para obtener un crudo de
21 °API aproximadamente, así como 3.000 to-
neladas diarias de coque y 200 toneladas dia-
rias de azufre. Toda la producción será comer-
cializada en Estados Unidos.

El proyecto Maraven-Total-Statoil-
Norsk Hydro también prevé la conformación
de una empresa mixta y contempla la produc-
ción de 100.000 barriles diarios de crudo mejo-
rado de 31 °API, 3.000 toneladas diarias de
coque y 500 toneladas diarias de azufre.

La tercera asociación entre Cor-
poven y Arco International Oil and Gas Com-
pany tiene previsto producir y mejorar unos
200.000 barriles diarios de crudo de mediana
gravedad y moderado contenido de azufre,
proveniente del área de Hamaca.

El cuarto proyecto entre Lagoven
y Mobil prevé la producción de 100.000 barri-
les diarios de la zona de Cerro Negro.
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Fig. 4-65. Asociaciones estratégicas en la Faja del Orinoco.
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Tabla 4-8. Asociaciones estratégicas, Faja del Orinoco

Zuata Maraven-Conoco Venezuela-EE.UU.
Zuata Maraven-Total-Statoil-Norsk Hydro Venezuela-Francia-Noruega
Hamaca Corpoven-Arco-Phillips-Texaco Venezuela-EE.UU.
Hamaca Corpoven-Exxon Venezuela-EE.UU.
Cerro Negro Lagoven-Mobil-Veba Oel Venezuela-EE.UU.-Alemania

Area Empresa País de origen

Como resultado de la apertura petrolera (ver Capítulo 13, “Petróleos de Venezuela”, p. 555), el Ministerio de Energía y
Minas y Petróleos de Venezuela, con la anuencia del Ejecutivo Nacional, a mediados de julio de 1997 iniciaron la transforma-
ción organizativa de la corporación. Por tanto, las funciones y actividades de las tres operadoras Corpoven, Lagoven y Maraven
pasaron a la nueva empresa PDVSA Exploración y Producción, la cual asumió todo lo concerniente a las asociaciones estratégi-
cas en la Faja del Orinoco y, al efecto, entre las cinco nuevas unidades de negocios creadas una ha sido denominada PDVSA
Faja del Orinoco (ver Fig. 13-7, p. 558).  
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