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“MODELO MATEMÁTICO PARA CONTROL DE PRODUCCIÓN 

DE AGUA EN POZOS PRODUCTORES” 

Autor: Catuto Solano Pablo Lenin 

Tutor: Ordoñez Andrade Jorge  

 

RESUMEN 

 

La mayoría de campos petroleros impulsados por agua, sea por acuífero natural o por 

inyección, producen petróleo junto con agua. Esta coproducción causa problemáticas 

como corrosión, deposición de escala, formación de hidratos de gas, entre otros. El 

objetivo de esta investigación es: desarrollar un modelo matemático mediante la selección 

de variables que intervienen en un control de producción de agua para determinar pozos 

productores idóneos que necesitan disminuir la tasa de esa producción. La metodología 

del estudio establece las siguientes fases: selección de pozos petroleros, análisis de 

variables significativas (análisis multicriterio y análisis de correlación), modelo 

matemático para el control de producción de agua en pozos productores, validación del 

modelo matemático y comparación del modelo matemático con otros existentes. Los 

resultados muestran un modelo matemático de predicción que estima los pozos petroleros 

que tienen menor producción de agua, con el 57% de bondad de ajuste utilizando los 

predictores: tiempo de producción, producción de petróleo y producción acumulada de 

petróleo.   

 

 

PALABRAS CLAVE: producción de agua, modelo matemático, producción acumulada 

de petróleo, pozos productores. 
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“MATHEMATICAL MODEL FOR CONTROL OF WATER 

PRODUCTION IN PRODUCING WELLS” 

Autor: Catuto Solano Pablo Lenin 

Tutor: Ordoñez Andrade Jorge  

 

ABSTRACT 

 

Most water-driven oil fields, whether by natural aquifer or injection, produce water along 

with oil. This co-production causes problems such as corrosion, scale deposition, and the 

formation of gas hydrates. The objective of this research is: to develop a mathematical 

model through the selection of variables that intervene in the control of water production 

to determine suitable producing wells that need to reduce the rate of that production. The 

study methodology establishes the following phases: selection of oil wells, analysis of 

significant variables (multicriteria analysis and correlation analysis), mathematical model 

for the control of water production in producing wells, validation of the mathematical 

model, and comparison of the mathematical model with other existing ones. The results 

show a mathematical prediction model that estimates the oil wells with less water 

production, with 57% goodness of fit using the predictors: production time, oil production 

and accumulated oil production. 

 

 

KEYWORDS: water production, mathematical model, accumulated oil production, 

producing wells.  
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CAPITULO I: INTRODUCCIÓN 

 

 

1.1  PROBLEMA DE INVESTIGACIÓN 

 

En la exploración de un yacimiento se determinan diversos factores técnicos, operativos, 

económicos y ambientales, siendo uno de los principales factores la producción de 

petróleo y el cálculo de reservas en un reservorio.  

 

No obstante, en los yacimientos se denota también la presencia de agua proveniente de 

acuíferos subterráneos, que por la gravedad y la presión se encuentran en zonas donde 

reposa el hidrocarburo. 

 

Uno de los principales objetivos de la industria del petróleo es reducir la producción de 

agua y aumentar la producción del hidrocarburo, consiguiendo una baja producción de 

fluido agua-petróleo y generando una mayor rentabilidad en proyectos de exploración y 

explotación del petróleo (Ramírez et al., 2019).  

 

Por esto, se necesita de técnicas-mecanismos, metodologías de control y mitigación de 

producción de agua, que aporten eficazmente en la toma de decisiones. Bajo este 

contexto, se propone un modelo matemático para el control de producción de agua según 

la elección de pozos productores idóneos del campo petrolero.  

 

 

 



 

21 
 

1.2  ANTEDECENTES 

 

Reyes en 2010, analizó la identificación del origen de la producción de agua, mediante 

un método práctico, un modelo de sistema de producción de yacimientos, basado en la 

simulación de costos, beneficios y tiempo de ciclo de vida del campo. En esta 

investigación se obtuvo un análisis, diagnóstico y diseño de soluciones de producción de 

agua en yacimientos de petróleo y gas bajo la perspectiva de recuperación del 

hidrocarburo, reducción de riesgos y costos del impacto ambiental.  

 

En una investigación relacionada al mejoramiento del rendimiento y la capacidad de 

tratamiento de agua producida (TAP) en procesos de producción de petróleo y gas se 

utilizó un software basado en métodos de innovación. Integraron un control inteligente 

anti-slug con un separador coordinado y control de hidrociclones. Los resultados 

mostraron un nuevo sistema TAP orientado a la protección del medio ambiente, mejoró 

las tasas de producción del hidrocarburo y redujo la relación costo-producción (Yang et 

al., 2013). 

 

En cuanto, a la reducción de producción de agua en yacimientos de petróleos 

heterogéneos, realizaron un análisis de mecanismos y sensibilidad de un dispositivo de 

control de influjo (DCI), identificaron diversos factores de recuperación de petróleo 

retrasando la conificación del agua (J. Wang et al., 2016).  

 

Schovsbo et al. en 2018, realizaron una investigación en el campo Halfdan en el Mar del 

Norte, en la que establecieron un seguimiento a la producción y optimización del petróleo 

a partir del análisis de agua producida. Analizaron datos de 5 pozos petroleros y 

representaron el rendimiento de la producción. Obtuvieron predicciones en la eficiencia 

del barrido, el aceite y agua producida.   

 

Otro estudio, (Aguilera V. y Malagón M., 2021) aplicaron modelos proxy para predecir 

producción de petróleo y agua en un campo petrolero de Colombia. Se basaron en dos 

enfoques, el primero mantuvo constantes las variables operacionales a través del tiempo 

y consideró la estimación de petróleo y agua como variables respuesta. Por el contrario, 

en el segundo enfoque las variables operacionales varían mensualmente. El modelo con 

predicción más cercana a la realidad fue el polinomial cuadrático sin interacciones. 
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Recomendaron utilizar otras variables operacionales para predecir la producción mensual 

de crudo y agua.   

 

Finalmente, otros hallazgos presentan el desarrollo de un método de control de agua a 

través de la evaluación del subsuelo. Consideraron registros eléctricos, registros de 

cementación e historial de producción de petróleo de pozos del Oriente ecuatoriano. Los 

resultados muestran que más de 12 pozos producen agua mala debido a la canalización y 

flujo detrás de coning y casing. Propusieron estrategias para los reservorios del campo 

petrolero, basados en el análisis del subsuelo y análisis nodal (Díaz J. y Chulde S., 2021).   

 

1.3  HIPÓTESIS 

 

Mediante el uso de un modelo matemático basado en variables significativas se determina 

que pozos petroleros productores tienen menor producción de agua. 

 

1.4  OBJETIVOS 

 

1.4.1 Objetivo General. 

 

• Desarrollar un modelo matemático mediante la selección de variables que 

intervienen en un control de producción de agua para determinar los pozos 

productores idóneos que necesitan disminuir la tasa de producción de agua. 

 

1.4.2 Objetivos Específicos. 

 

• Analizar la producción de agua en el campo de forma cualitativa y cuantitativa, 

para obtener un diagnóstico referencial de los pozos.  

 

• Establecer las variables que intervienen en el control de producción de agua para 

el modelo matemático.  

 

• Seleccionar las variables significativas para el estudio. 
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• Comparar el modelo matemático propuesto con modelos matemáticos o 

correlaciones analizadas en otros campos petroleros con los métodos de Chan, 

Ramos o Meyer y Garder. 

 

1.5  ALCANCE 

 

Es importante analizar toda la información referente al control de producción de agua, 

con la finalidad de fortalecer el fundamento teórico de esta investigación. 

 

Para el desarrollo del modelo matemático se dispone de datos provenientes de la empresa 

Pacifpetrol, matriz de control de pozos petroleros de la provincia de Santa Elena, campo 

Gustavo Galindo, actualizada hasta el año 2016. Se seleccionaron datos de 6 pozos 

productores cuya característica significativa es el aumento de la producción de agua. 

 

En la actualidad, a nivel local no existen estudios referentes a modelos matemáticos que 

controlen la producción de agua en un pozo de petróleo; de tal manera, que se percibe un 

alcance exploratorio para controlar la producción de agua con relación a todas sus 

características o variables. Esta investigación es la apertura para desarrollar diferentes 

modelos matemáticos en diversos procesos de la industria petrolera, con perspectiva de 

replicar el estudio en diversos campos petroleros.  

 

1.6  VARIABLES 

 

1.6.1 Variables Dependientes. 

 

• Producción de agua en pozos productores. 

 

1.6.2 Variables Independientes. 

 

• Propiedades petrofísicas del fluido.  

• Costos de tratamiento químico para producción de agua. 

• Tiempo.
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CAPITULO II: MARCO TEÓRICO 

 

 

2.1  GENERALIDADES DEL CAMPO PETROLERO GUSTAVO 

GALINDO VELASCO 

 

El campo petrolero Gustavo Galindo Velasco, se encuentra localizado en la provincia de 

Santa Elena. A 120 km al oeste de la ciudad de Guayaquil. Este campo fue descubierto 

en al año 1911, dando origen a la perforación del pozo Ancón 1.  

 

Desde 1921 hasta 1976 las áreas petroleras fueron explotadas por Anglo Ecuadorian 

Oilfields. En este periodo, la producción promedio del petróleo fue de 10000 bppd. 

Llegando a perforar 2814 pozos de petróleo (Grupo Synergy, 2011).     

 

Este campo petrolero se encuentra dividido en tres zonas: Norte, Central y Sur (Figura 

1). El sistema de producción petrolera se realizó mediante bombeo mecánico, Swab y 

herramienta local.    

 

Figura 1. Ubicación geográfica del campo Gustavo Galindo Velasco, (Bustos, 2018). 
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2.1.1 Descripción geológica del campo Gustavo Galindo Velasco. 

 

El campo Gustavo Galindo Velasco (GGV) se ubica en la unidad geológica 

Levantamiento de Santa Elena. Este levantamiento limita al norte de la cordillera 

Chongón Colonche, al este con la falla La Cruz, al sur con Graben de Jambelí y al oeste 

por el prisma Neógeno (Rodríguez R., 2011).  

 

El Levantamiento Santa Elena comprende la secuencia sedimentaria del Cretácico 

Terciario Inferior (Paleoceno-Eoceno), sobre la corteza oceánica (Tigse, 2018).   

 

2.1.2 Estratigrafía del campo. 

 

En el campo petrolero Gustavo Galindo Velasco, se encuentra presente la formación 

Santa Elena (Cretácico) sobre la formación Atlanta (Paleoceno-Eoceno). Además de las 

rocas del Grupo Ancón formadas por Passage Beds (PB), la arenisca Santo Tomás, 

Socorro, Seca y Zapotal. Así como las formaciones más jóvenes, Tablazo (Pleistoceno). 

(Figura 2) (Rodríguez R., 2011).  

 

Formación Santa Elena (Cretácico Superior). – formada por areniscas medias a 

gruesas, capas de arcillas silicíficadas. Aparecen afloramientos de facies de los Cherts de 

Formación Guayaquil (con colores verde a rojo, gris y negro) (Tigse, 2018).  

 

Formación Atlanta (Paleoceno – Eoceno Inferior). – formada por arenisca gris dura, 

silícea con textura media a gruesa, lutitas, constituye el principal reservorio por sus 

fracturas (Bustos, 2018). 

 

Arenisca Santo Tomás. – constituida por arenisca silícea y conglomerática, bajo una 

presencia muy fuerte de intercalaciones de lutitas. Se caracteriza por ser una formación 

altamente resistiva con porosidad promedio baja del 11% (Bustos, 2018).  

  

Grupo Ancón (Eoceno Inferior – Eoceno Medio). – comprende rocas silicoclásticas, 

está compuesto a su vez por las formaciones: Clay Pebble Beds (CPB), Santo Tomas 

(ST), Passage Beds (PB), Socorro, Seca y Punta Ancón (Synergy, 2011). Esta formación 

aflora en los acantilados de Ancón, compuesta de una secuencia diamictitica maciza de 
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matriz arcillosa, aparecen flujos de barro densos submarinos con turbiditas (Rodríguez 

R., 2011).   

 

Formación Passage Beds. – formada por interestratificaciones de areniscas y lutitas.  

 

Formación Clay Pebble Beds (CPB). – compuesta por arcilla. Presenta guijarros 

tobáceos, silíceos y calcáreos (Rodríguez R., 2011).  

 

Formación Socorro. – está formada por areniscas turbidíticas y pelitas. Existen 

alternancia de lutitas deleznables grises hasta color negro y areniscas delgadas verdosas 

(Grupo Synergy, 2011).  

 

 

Figura 2. Columna estratigráfica del campo petrolero, (Rodríguez R., 2011). 
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2.1.3 Geología del petróleo del campo petrolero Gustavo Galindo. 

 

Roca Madre. – se la encuentra de forma regional en la formación Cayo de edad Cretácica. 

Los biomarcadores señalan que los crudos de la península de Santa Elena son co-

genéticos, producidos por una roca madre silicoclástica madura (Rodríguez R., 2011).    

 

Reservorios. – presenta varias formaciones, la más importante Atlanta Sandstones. 

Aparecen otros dependiendo de la producción de niveles de arenas como la formación 

Socorrro y Passage Beds (Grupo Synergy, 2011).  

 

2.1.4 Historial de producción del campo. 

 

En el año de 1911 se inició la explotación del petróleo con el primer pozo de petróleo 

llamado Ancón 1 de la provincia de Santa Elena. Para el año 1927 la producción de 

petróleo fue 3000 barriles de petróleo diario (bppd) hasta el año de 1955 que alcanzó un 

nivel de 10000 bppd. En el año de 1940 se construyó la primera Refinería “La Libertad”, 

preparada para procesar 1000 bppd. Para el año de 1955 la producción del crudo de Santa 

Elena se ubicaba en 10000 bppd, el mismo que era insuficiente para cubrir la demanda 

nacional. 

A continuación, la tabla 1 presenta la producción en barriles desde el año 2008 hasta el 

año 2012 de los bloques petroleros de la península de Santa Elena (EP Petroecuador, 

2013).  

 

Tabla 1. Producción del crudo en barriles de los bloques petroleros de la península de Santa Elena, 

(EP Petroecuador, 2013). 

Año 

Bloque 1  

(Pacoa) 

Bloque 2  

(Gustavo Galindo) 

Producción 

total 

 
Producción 

anual 

Promedio 

diario 

Producción 

anual 

Promedio 

diario 
 

2008 35377 97 534255 1460 569632 

2009 27697 76 504952 1383 532649 
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2010 25678 70 487839 1337 513517 

2011 21416 59 473349 1297 494766 

2012 19787 54 453898 1240 473685 

Total 129955 71 2454293 1343 2584248 

 

2.2  CONCEPTOS GENERALES  

 

2.2.1 Control de producción de agua en pozos productores. 

 

Todos los campos petrolíferos impulsados por agua, ya sea por inyección de agua o por 

un acuífero natural, finalmente producen agua junto con el petróleo, hasta ahí esta 

producción de agua es normal, pero cuando la tasa supera por mucho a la de petróleo 

como es el caso de cortes de agua superiores al 70%, es considerado como exceso de agua 

(Baley et al., 2000). Incluso los yacimientos de gas y de agotamiento pueden producir 

algo de agua. Esta coproducción de agua puede causar problemas como:  

 

• Corrosión 

• Deposición de escala/sales 

• Formación de hidratos de gas 

• Deposición de sólidos de hidrocarburos (asfaltenos y ceras) 

 

Por estas razones, así como las económicas, no es deseable que la producción de agua sea 

mayor o igual que el hidrocarburo. Existen tecnologías de control para estos problemas 

del agua (Baley et al., 2000). 

 

Desafortunadamente, el petróleo se produce con un gran volumen de aguas residuales que 

representan más del 80 % de los desechos líquidos (Azetsu-Scott et al., 2007), y esta cifra 

puede llegar al 95 % en yacimientos petrolíferos maduros (Kaur et al., 2009). 

 

Vale la pena mencionar que, para el tratamiento y desalinización del petróleo, se consume 

un alto volumen de agua en la industria del petróleo y el gas, que se asume como una de 

las ocho industrias más intensivas en agua. Como resultado, las aguas residuales se 
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generan en gran cantidad con las actividades de extracción en los sectores aguas arriba y 

aguas abajo. En otras palabras, en la industria petrolera mundial, el agua producida es una 

parte inseparable de la operación de producción (Ebrahimi y Vilcáez, 2018). 

Según (Baley et al., 2000) la producción diaria mundial de agua de los pozos de petróleo 

promediaba aproximadamente 3 barriles de agua por día por barril de petróleo, aunque 

algunos pozos producen cantidades significativamente más altas. En un pozo que produce 

petróleo con un corte de agua del 80 %, el costo de manejar el agua puede duplicar los 

costos normales de extracción (Seldal, 1997). Sin embargo, los pozos con cortes de agua 

superiores al 90% aún pueden producir suficientes hidrocarburos para ser económicos. 

La tecnología de control del agua está destinada a reducir los costos de producción de 

agua. 

 

No es necesario bloquear completamente el agua coproducida. La lógica aquí es la 

distinción entre agua “óptima” (necesaria) y “en exceso”. El agua “óptima” es aquella 

agua producida a una tasa por debajo del límite económico agua/petróleo; (es decir, el 

petróleo producido puede pagar por el agua producida). El agua “óptima”, entonces, es 

aquella que no se puede simplemente bloquear sin reducir la producción de petróleo. El 

flujo de agua fraccional está dictado por el comportamiento de mezcla natural que 

aumenta gradualmente la relación agua/petróleo (RAP). El agua “óptima” también es 

causada por líneas de flujo convergentes desde el inyector hasta el pozo productor. La 

irrupción de agua en la inyección ocurre inicialmente a lo largo de la vía de flujo más 

corta (menos resistente) entre el inyector y el productor, mientras que el petróleo sigue 

siendo barrido a lo largo de otras vías de flujo (Baley et al., 2000). 

 

El agua “en exceso” es agua producida en el pozo que no produce petróleo o no produce 

suficiente petróleo para pagar el costo del manejo del agua. El resto de esta discusión trata 

sobre el agua “en exceso”. 

 

Figura 3. Definición del agua buena y mala en la producción de un pozo, (Baley et al., 2000) 
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2.2.2 Mecanismos de intrusión de agua. 

 

No existe un mecanismo único para la intrusión de agua "en exceso", y no existe una 

tecnología que bloquee la intrusión de agua. Hay 10 tipos básicos de problemas de agua 

(Baley et al., 2000). 

 

a. Problemas que son relativamente fáciles de controlar: 

 

• Fugas en el revestimiento, la tubería o el empacador. 

• Flujo del canal detrás de la tubería de revestimiento del cementado primario que 

no aísla las zonas acuíferas de la zona productiva. 

• Contacto agua/petróleo en movimiento (CAPM). 

• Capa distribuida sin flujo cruzado: este es un problema común con una producción 

multicapa y una zona de alta permeabilidad aislada con barreras de flujo (por 

ejemplo, un lecho de lutita) por encima y por debajo de la zona. Se muestra 

esquemáticamente en la Figura 4. 

 

 

Figura 4. Capa distribuida sin flujo cruzado, (Bailey B. et al., 2000) 
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b. Problemas que son más difíciles, pero el control aún es factible. 

 

• Fracturas o fallas entre inyector y productor. 

• Fracturas o fallas de una capa de agua. El agua se puede producir a partir de 

fracturas que se cruzan con una zona de agua más profunda. 

 

c. Problemas que no se prestan a soluciones sencillas y económicas cercanas al pozo 

y que requieren cambios de terminación o producción como parte de la estrategia 

de gestión del yacimiento (p. ej., pozos multilaterales, desvíos, aislamiento con 

tubería flexible y terminaciones dobles). 

 

• Conificación. La conificación se produce en un pozo vertical cuando hay un OWC 

cerca de los disparos con una permeabilidad vertical relativamente alta que 

impulsa caudales elevados. 

• Borde de agua debido a un barrido superficial deficiente. La anisotropía de la 

permeabilidad areal causa este problema. 

• Capa segregada por gravedad. En una gruesa capa de yacimiento con alta 

permeabilidad vertical, el agua, ya sea de un acuífero o de un inyector, se precipita 

hacia abajo en la formación permeable y barre solo la parte inferior del yacimiento 

(Figura 5). 

 

 

Figura 5. Capa segregada por gravedad, (Baley et al., 2000) 
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• Capa distribuida con flujo cruzado. Esto es difícil, si no imposible, de tratar. 

 

El control efectivo del agua generalmente se basa en conocer la posición y el mecanismo 

(fuente) del agua intrusa. Estos parámetros pueden establecerse a partir de la medición 

directa, los registros de producción del pozo y el historial de producción. 

 

El historial de producción se puede utilizar de varias maneras, como se menciona a 

continuación: 

 

1. Está la curva de recuperación (semilog): que expresa la relación agua/petróleo 

(WOR) frente a la producción acumulada, que permite la extrapolación al límite 

económico WOR (donde la producción de agua es igual al valor del petróleo 

producido). Si la producción extrapolada es aproximadamente igual a las reservas 

esperadas, el pozo está produciendo agua aceptable y no es necesario controlar el 

agua.  

 

2. Está el historial de producción en sí mismo: un gráfico log-log para determinar un 

comportamiento lineal entre las tasas de petróleo/agua frente al tiempo. Los 

buenos candidatos para el control del agua muestran un aumento en la producción 

de agua y una disminución en la producción de petróleo aproximadamente al 

mismo tiempo. 

3. Está el análisis de la curva de declive (semilog): que describe la producción de 

petróleo frente al petróleo acumulado. Un aumento repentino en la disminución 

puede indicar un problema de agua o un agotamiento severo de la presión causado 

por la acumulación de daños.  

 

4. Finalmente, hay gráficas de diagnóstico de relación agua petróleo (log-log): que 

registran WOR vs. tiempo.  

 

Tres formas básicas (patrones) distinguen entre diferentes mecanismos de penetración de 

agua (Figura 6) 
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Figura 6. Perfiles idealizados que caracterizan el mecanismo de ruptura del agua, (Baley et al., 

2000). 
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Acerca de la Figura 4, (arriba) una trayectoria de flujo abierta muestra un avance muy 

rápido (p. ej., a través de una fractura de falla, canal detrás del revestimiento). El flujo de 

límite (centro) generalmente muestra un rápido aumento en el avance, seguido de una 

curva en línea recta. Un aumento gradual en el agua (abajo) indica la acumulación de un 

cono de agua al principio de la vida del pozo (las curvas WOR son las derivadas 

temporales de las gráficas WOR). 

 

El análisis de cierre y estrangulamiento por los datos WOR fluctuantes puede 

proporcionar pistas sobre el tipo de problema. Los problemas de entrada de agua, como 

la conificación o una sola fractura que intercepta una capa de agua más profunda, darán 

lugar a un WOR más bajo durante el estrangulamiento o el cierre. Las fracturas o fallas 

que intersecan una capa de agua suprayacente tienen el efecto contrario (Baley et al., 

2000). 

 

2.3  MODELOS O CORRELACIONES PARA PERFILAR LA 

PRODUCCIÓN DE AGUA 

 

La producción de petróleo y el corte de agua (Ershaghi y Omoregie, 1978) son índices de 

desarrollo importantes en los yacimientos de hidrocarburos que inundan con agua. Es de 

gran importancia pronosticar con precisión, pero es una tarea difícil para los ingenieros 

de yacimientos (K. Li y Horne, 2007; P. Liu y Zhang, 2015; Reyes et al., 2004). Ahora, 

el modelo de predicción de producción de petróleo y las curvas características de 

inundaciones de agua son dos métodos importantes para predecir los índices de 

desarrollo. 

 

El proceso de crecimiento (naturaleza que explica las curvas de producción) es una 

característica común en muchos campos de aplicación (Banks, 1994; Klie, 2015). El 

modelo de crecimiento es un tipo de modelo de predicción de producción (Can y Kabir, 

2012; Klie, 2015). Está comprobado que el proceso de desarrollo de los yacimientos de 

hidrocarburos es muy similar al crecimiento biológico; por lo que, el modelo de 

crecimiento se puede aplicar para predecir índices de desarrollo como la producción de 

petróleo y la producción acumulada de petróleo, entre otros. De hecho, los modelos de 

crecimiento han sido ampliamente aplicados en el desarrollo de yacimientos de 

hidrocarburos. 
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Los modelos de crecimiento más comúnmente aplicados en yacimientos de hidrocarburos 

son los modelos Gompertz (Gompertz, 1825; Klie, 2015; Trappey y Wu, 2008), Logistic 

(Blumberg, 1968; Chen et al., 2011; Clark et al., 2011; Trappey y Wu, 2008), Weibull 

(Bilir et al., 2015; F. Liu et al., 2013), Usher (Guofei1 et al., 2019) y Morgan-Mercer-

Flodin (MMF) (Morgan et al., 1975), entre otros. 

 

La curva característica de inundación de agua también se usa comúnmente para 

pronosticar el corte de agua y la producción acumulada de petróleo en la ingeniería de 

yacimientos de hidrocarburos (CRAFT et al., 1991; Craig, 1971; R. R. Wang et al., 2013; 

Zhaojie et al., 2013). Pero los modelos de crecimiento y las curvas características de 

inundación de agua tienen, respectivamente, algunos límites e inconvenientes (WJ Gao, 

2007; Zhang et al., 2013). El modelo de crecimiento puede predecir la producción de 

petróleo y la producción acumulada de petróleo, pero no puede predecir el corte de agua. 

Las curvas características de inundación de agua pueden predecir el corte de agua y la 

producción acumulada de petróleo, pero no pueden establecer la relación entre los índices 

de producción y el tiempo de desarrollo. Afortunadamente, estos dos métodos son 

complementarios. 

 

En muchos casos, un aumento en el corte de agua suele estar asociado con una 

disminución de la producción de petróleo (Fetkovich MJ, 1971; Y. Li et al., 2008). Hay 

varios modelos en la literatura dedicados a ajustar el corte de agua con la producción de 

petróleo durante la declinación del petróleo. (Cunningham y Lecompte, 2005) 

recomendaron ajustar curvas de declinación independientes al corte de petróleo y la tasa 

de producción de petróleo y luego usar ambas, simultáneamente para establecer la 

relación entre la variación de la producción total de líquido (o agua) y el tiempo. Como 

ha sido señalado por (Lawal et al., 2007), el ajuste de curvas independiente no tiene 

respaldo teórico y, en varios casos, puede no ser confiable. (Ershaghi y Omoregie, 1978) 

correlacionaron el corte de agua y la producción acumulada de petróleo. Más tarde, Liu 

(1989) sustituyó el corte de agua con la relación entre la producción acumulada de 

petróleo y la producción acumulada de agua en el modelo propuesto por (Ershaghi y 

Omoregie, 1978). Warren (1998) reportó una relación lineal entre el flujo fraccional 

acumulado y la producción de petróleo acumulada. 

 

Según (Lawal et al., 2007), estas correlaciones podrían dividirse en tres clases principales: 
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• Utilizando la teoría del flujo fraccional, en la que las funciones de permeabilidad 

relativa se aproximan para establecer la variación del corte de agua (o relación 

agua-petróleo) con la recuperación de petróleo (Ershaghi y Omoregie, 1978; Lo 

et al., 1990; Sitorus et al., 2006). 

 

• Usando el modelo de Arps (Arps, 1945) y sus modificaciones, por ejemplo, corte 

de agua semilogarítmico versus recuperación de petróleo; y 

 

• Tendencias observadas, por ejemplo, corte lineal de agua versus recuperación de 

petróleo. Si bien estos métodos se han aplicado ampliamente, se ha encontrado 

que pocos son lo suficientemente sólidos. 

 

Además, en los modelos tradicionales de corte de agua solo se establece la relación entre 

el corte de agua y la producción acumulada de petróleo. Desafortunadamente, la propia 

producción acumulada de petróleo debe estimarse. Considerando los problemas antes 

mencionados, se debe derivar nuevos modelos que correlacionan directamente el corte de 

agua y el tiempo de producción. 

 

2.3.1 Modelo Ershaghi-Omoregie. 

 

En 1978, Ershaghi y Omoregie propusieron una relación entre el corte de agua y la 

producción acumulada de petróleo. Este modelo se expresa de la siguiente manera: 

 

[
𝟏

𝒇𝒘
− 𝐥𝐧 (

𝟏

𝒇𝒘
− 𝟏)] ∝ 𝑵𝒑 

(1) 

 

donde, 𝑓𝑤 es corte de agua; 𝑁𝑝 es la producción acumulada (ecuación 1), como lo señalan 

Ershaghi y Omoregie (1978), es aplicable cuando el corte de agua es superior a 0,5. 

 

2.3.2 Modelo de Liu. 

 

Sobre la base del Modelo Ershaghi-Omoregie, Liu (1989) sustituyó el corte de agua por 

la relación entre la producción acumulada de petróleo y la producción acumulada de agua 

y propuso el siguiente modelo: 
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[𝐥𝐧 (
𝑵𝒑

𝑾𝒑
) −

𝑵𝒑

𝑾𝒑
] ∝ 𝑵𝒑 

          (2) 

 

Donde 𝑊𝑝 es la producción acumulada de agua. 

 

2.3.3 Modelo de Warren.  

 

De acuerdo con Warren (1998), una gráfica de flujo fraccional acumulado, frente a la 

producción de petróleo acumulada debería ser lineal. El modelo se expresa como: 

 

(
𝑵𝒑

𝑾𝒑 +𝑵𝒑
) ∝ 𝑵𝒑 

          (3) 

 

2.3.4 Modelo de Purvis.  

 

Debido a la falta de fiabilidad de la gráfica semilogarítmica convencional WOR frente a 

Np con un WOR < 1,0. Purvis (1985) sugirió graficar (WOR+1) frente a Np, es decir, una 

relación lineal entre WOR+1 y Np. 

 

𝑾𝑶𝑹+ 𝟏 ∝ 𝑵𝒑           (4) 

 

Donde WOR es la relación agua/petróleo: 

 

𝑾𝑶𝑹 =
𝑸𝒘

𝑸𝒐
 

          (5) 

 

Aquí 𝑄𝑤 es la tasa de producción de agua y 𝑄𝑜 es la tasa de producción de petróleo. 

 

2.3.5 Modelo de Lawal.  

 

En 2007, basándose en el modelo de producción de Arps, (Lawal et al., 2007) propuso el 

siguiente modelo para igualar y predecir el corte de agua: 
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𝒇𝒘𝒕 = 𝟏 − 𝒇𝒐𝒊𝒆
−𝜶𝒕           (6) 

 

Donde 𝑓𝑤𝑡 es el corte de agua al tiempo de producción t; 𝑓𝑜𝑖 es el corte inicial de petróleo; 

𝛼 es una constante de declinación de petróleo. La suposición de Lawal que realizó para 

la derivación de la ecuación 6 fue que la tasa de producción total de líquido (petróleo y 

agua) también obedece a la disminución exponencial: 

 

𝑸𝒕 = 𝑸𝒕𝒊𝒆
−𝒘𝒕           (7) 

 

Donde Qt es la tasa de producción de líquido total y 𝑄𝑡𝑖 la tasa de producción de líquido 

total inicial. Como este modelo es exponencial, la tasa de producción líquida total puede 

no disminuir en absoluto o puede no disminuir exponencialmente en muchos casos. 

 

2.3.6 Modelo de 1 de Kewen Li.  

 

Excepto por la ecuación 6, todos los modelos de predicción de corte de agua mencionados 

anteriormente son funciones de la producción acumulada de petróleo. Esto es 

inconveniente para aplicaciones prácticas. Tenga en cuenta que la suposición de la 

ecuación 6 puede no ser cierto como se discutió anteriormente.  

 

(K. Li et al., 2011) derivó los nuevos modelos de predicción de corte de agua como 

funciones del tiempo de producción en lugar de la producción acumulada de petróleo. 

El modelo de declinación exponencial Arps puede ser expresado como: 

 

𝑸𝒐 = 𝑸𝒐𝒊𝒆
−𝑫𝒕           (8) 

 

Donde 𝐷 es la tasa de declinación; 𝑄𝑜𝑖 es la tasa inicial de producción total de petróleo:  

 

𝑵𝒑 = ∫ 𝑸𝒐𝒊𝒆
−𝑫𝒕

𝒕

𝟎

𝒅𝒕 
          (9) 

 

Se podría obtener: 
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𝑵𝒑 =
𝑸𝒐𝒊(𝟏 − 𝒆−𝑫𝒕)

𝑫
 

        (10) 

 

El modelo de Purvis (ecuación 4) puede ser escrita como: 

 

𝑸𝒘

𝑸𝒐
+ 𝟏 = 𝒂𝑵𝒑 + 𝒃 

        (11) 

 

Reordenando la ecuación 11 según la definición de corte de agua, se puede obtener: 

 

𝒇𝒘 = 𝟏 −
𝟏

𝒂𝑵𝒑 + 𝒃
 

        (12) 

 

Sustituyendo la ecuación 10 dentro de la ecuación 12, 

 

𝒇𝒘 = 𝟏 −
𝟏

𝒂
𝑸𝒐𝒊(𝟏 − 𝒆−𝑫𝒕)

𝑫 + 𝒃

 
        (13) 

 

Ecuación 13 podría ser reducida como: 

 

𝒇𝒘 = 𝟏 −
𝟏

𝒄(𝟏 − 𝒆−𝑫𝒕) + 𝒃
 

        (14) 

 

Este es el primer modelo que correlaciona el corte de agua con el tiempo de producción 

en lugar de la producción acumulada de petróleo, que se denomina modelo de corte de 

agua I (WCM I) para este autor. 

 

2.3.7 Modelo 2 de Kewen Li.  

 

La derivación del segundo modelo de corte de agua se presenta a continuación. 

 

El modelo de Warren (ecuación 3) puede ser escrito como: 
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𝑵𝒑

𝑾𝒑 +𝑵𝒑
= 𝒂𝑵𝒑 + 𝒃 

        (15) 

 

Reordenando la ecuación 15 se obtiene;  

 

𝑾𝒑 = 𝑵𝒑 [
𝟏

𝒂𝑵𝒑 + 𝒃
− 𝟏] 

        (16) 

 

Sustituyendo la ecuación 10 dentro de la ecuación 16: 

  

𝑾𝒑 = 𝑸𝒐𝒊(𝟏 − 𝒆−𝑫𝒕) [
𝟏

𝒂𝑸𝒐𝒊(𝟏 − 𝒆−𝑫𝒕) + 𝒃𝑫
−
𝟏

𝑫
] 

        (17) 

 

De acuerdo a la definición del corte de agua, a un tiempo de producción 𝑡𝑖, se aplica la 

siguiente ecuación: 

 

𝒇𝒘
𝒊 =

𝑾𝒑
𝒊 −𝑾𝒑

𝒊−𝟏

(𝑵𝒑
𝒊 +𝑾𝒑

𝒊 ) − (𝑵𝒑
𝒊−𝟏 +𝑾𝒑

𝒊−𝟏)
 

        (18) 

 

Donde 𝑓𝑤
𝑖 , 𝑁𝑝

𝑖  y 𝑊𝑝
𝑖  son el corte de agua, producción acumulada de petróleo y agua al 

tiempo de producción 𝑡𝑖, respectivamente; 𝑁𝑝
𝑖−1 y 𝑊𝑝

𝑖−1 son el corte de agua, producción 

acumulada de petróleo y agua al tiempo de producción 𝑡𝑖−1, respectivamente. 

 

Sustituyendo la ecuación 10 y 17 en la ecuación 18: 

 

 

fw
i

=

Q
oi
(1-e-Dti) [

1

aQ
oi
(1-e-Dti)+bD

-
1
D
] -Q

oi
(1-e-Dti-1)[

1

aQ
oi
(1-e-Dti-1)+bD

-
1
D

]

Q
oi
(1-e-Dti)

aQ
oi
(1-e-Dti)+bD

-
Q

oi
(1-e-Dti-1)

aQ
oi
(1-e-Dti-1)+bD

 

 (19) 

 

Este es el segundo modelo que correlaciona el corte de agua con el tiempo de producción 

en lugar de la producción acumulada de petróleo, que se denomina modelo de corte de 

agua II (WCM II) para este autor. 
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2.4  ANÁLISIS DE REGRESIÓN MÚLTIPLE, ANÁLISIS 

MULTICRITERIO 

  

(Moore et al., 2006), establecieron que la regresión múltiple es una técnica estadística que 

se utiliza para analizar la relación entre una sola variable dependiente y varias variables 

independientes. El objetivo del análisis de regresión múltiple es utilizar las variables 

independientes cuyos valores se conocen para predecir el valor del valor dependiente 

único. Cada valor predictor se pesa, los pesos indican su contribución relativa a la 

predicción general. 

 

(Petchko, 2018), determinó que el Análisis de Regresión Múltiple (ARM) es un 

procedimiento estadístico que evalúa la relación entre una variable dependiente y varias 

variables predictoras. Las estimaciones generadas por ARM se denominan coeficientes. 

Usando ARM, podemos calcular la cantidad de variación en la variable dependiente que 

se explica por la variación en cada una de las variables independientes. Este cálculo 

muestra la importancia relativa de cada variable independiente en la relación. 

 

En un estudio ARM, generalmente se informa la siguiente información generada por 

cualquier software de regresión (Petchko, 2018): 

 

• El tamaño y el signo de los coeficientes de regresión. El tamaño de los coeficientes 

de regresión muestra cuánto contribuye cada variable predictora por sí sola a la 

varianza de la variable dependiente, después de eliminar estadísticamente los 

efectos de todas las demás variables predictoras del modelo. En su forma 

estandarizada, los coeficientes de regresión son una medida de la importancia de 

cada variable, lo que permite a los investigadores comparar la importancia relativa 

de los predictores. 

 

• Significancia estadística para cada coeficiente estimado, que se determina 

comparando el valor p (o probabilidad de significancia) asociado con un 

coeficiente con el nivel de significancia elegido. Si el valor p es menor, el 

coeficiente se interpreta como estadísticamente significativo; si es mayor, el 

coeficiente se interpreta como no significativo. 
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• Estadísticas de “bondad de ajuste”. Estas estadísticas muestran qué tan bien el 

modelo que se está probando explica los datos: ¿Cuánta variación en la variable 

dependiente se explica por la combinación de los predictores? La estadística F se 

usa para determinar si todos los coeficientes del modelo son estadísticamente 

significativos, mientras que R2 (o R2 ajustado) se usa para determinar la cantidad 

total de varianza en la variable dependiente que se explica por todas las variables 

predictoras en combinación. 

 

Los resultados de la regresión siempre se presentan en forma de tabla. Una tabla de 

regresión típica incluye la siguiente información: coeficientes de regresión, errores 

estándar (entre paréntesis), estadísticas que indican la importancia y estadísticas de 

bondad de ajuste. 

 

La ecuación de regresión lineal simple se puede adaptar para acomodar múltiples 

variables dependientes de la siguiente manera (Henke, 2020): 

 

𝒀 = 𝒂 + 𝒃𝟏𝑿𝟏 + 𝒃𝟐𝑿𝟐 +⋯+ 𝒃𝒏𝑿𝒏         (20) 

 

Aquí Y es la variable dependiente, y 𝑋1. . . . 𝑋𝑛 son las n variables independientes. Al 

calcular los pesos, a, 𝑏1 .... 𝑏𝑛 el análisis de regresión asegura la predicción máxima de la 

variable dependiente del conjunto de variables independientes. Esto generalmente se hace 

mediante la estimación de mínimos cuadrados (Moore et al., 2006). 

 

Este enfoque se puede aplicar para el análisis de datos de series temporales multivariantes 

cuando una de las variables depende de un conjunto de otras variables. Podemos modelar 

la variable dependiente Y sobre el conjunto de variables independientes. En cualquier 

instante de tiempo cuando se nos dan los valores de las variables independientes, podemos 

predecir el valor de Y a partir de la ecuación 20. 
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CAPITULO III: METODOLOGÍA 

 

 

La metodología del estudio se basa en las siguientes etapas (Figura 7): 1) Selección de 

pozos petroleros. 2) Análisis de variables. 3) Modelo Matemático para el control de 

producción de agua en pozos productores. 4) Validación del modelo matemático y 5) 

comparación del modelo matemático con otros existentes.  

 

3.1  SELECCIÓN DE POZOS PETROLEROS DEL ESTUDIO 

 

Para controlar la producción de agua en un campo es necesario identificar que pozos 

tienen un elevado corte de agua como también el análisis de la data de cada pozo a 

intervenir. Toda la información recopilada permitirá justificar el modelo matemático a 

desarrollar y, por ende, nos ayudará a un mejor control de la producción de agua. Cabe 

mencionar que no todos los pozos presentan los mismos problemas, de allí la importancia 

del estudio de cada variable a considerar.  

 

Para este estudio se tomó en cuenta 6 pozos productores activos del sector Santa Paula 

pertenecientes al campo Gustavo Galindo de la empresa Pacifpetrol S.A. La fuente de 

información proporcionada data desde que inició la vida productiva hasta el año 2016, 

período donde detalla las intervenciones y las condiciones mecánicas de los pozos, 

aclarando que los datos solo fueron otorgados hasta el 2016 por parte de la empresa 

Pacifpetrol S.A. debido a derechos de privacidad de esta. 

 

El presente estudio se basa en los siguientes indicadores como son: 

 

• Selección de los 6 pozos a analizar: ANC1940, PET0101, SPA0221, SPA0235, 

SPA0247, SPA1002. 

• Historial de cada pozo. 

• Historial de producción tanto de petróleo como agua.
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Figura 7. Metodología del estudio. 
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La particularidad entre los pozos ANC1940, PET0101, SPA0221, SPA0235 y SPA0247 

es que empezaron a producir agua en 1996, año en el cual se realizaron trabajos de pulling 

En el caso del pozo SPA1002 se punzó y fracturó al iniciar su vida productiva (1997). 

Para todos los pozos hubo una mejora en su producción de petróleo como también un 

aumento en el corte de agua. 

 

Tabla 2. Producción acumulada de petróleo y agua. 

 

Producción 

acumulada de 

petróleo (bbl) 

Producción 

acumulada de agua 

(bbl) 

ANC1940 

1965 1481,04 0 

1996 24325,8 149,8 

2016 38668,89 2295,2 

PET0101 

1951 417 0 

1996 23017,44 733,19 

2016 36325,32 53628,14 

SPA0221 

1953 8277,96 0 

1996 39287,04 11,49 

2016 73768,23 6070,73 

SPA0235 

1954 97,33 0 

1996 109002,36 6,9 

2016 143500,75 5809,22 

SPA0247 

1995 4013,04 0 

1996 129079,2 934,4 

2016 169074,1 5972,76 
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SPA1002 

1997 8396,4 914,5 

2016 43514.62 6086,7 

 

3.2  ANÁLISIS DE VARIABLES SIGNIFICATIVAS  

 

En esta etapa se determina la significancia de las variables que intervienen en el modelo 

matemático para el control de producción de agua en pozos productores. Se realizó el 

análisis en base a dos métodos: i) Análisis multicriterio de las variables y ii) Análisis de 

correlación de variables. 

 

3.2.1 Análisis multicriterio de variables  

 

Para la determinación de criterios y selección de variables se utilizó un juicio de expertos 

a través de un grupo focal (Duerlund et al., 2019). Según (Escobar-Pérez y Cuervo-

Martínez, 2008), el juicio de expertos establece una opinión basada en personas con 

trayectoria en el tema, experiencia en toma de decisiones, reputación en la comunidad, 

disponibilidad y motivación para participar, imparcialidad y confianza en sí mismo. Bajo 

este contexto, el juicio de expertos de este estudio se realizó con cuatro ingenieros en 

petróleos con alta experiencia profesional en el área de hidrocarburos. Los mismos que 

analizaron las variables consideradas de mayor importancia para el control de producción 

de agua en pozos petroleros productores, según la ponderación de valores de cada 

variable. Las variables que se utilizaron son: 1) propiedades petrofísicas, 2) producción 

de petróleo, 3) producción acumulada de petróleo,4) precio del barril del petróleo, 5) 

producción de agua, 6) producción acumulada de agua y 7) tiempo de producción (meses 

o años). 

 

El análisis multicriterio de variables a través del juicio de expertos permitió el análisis y 

selección de las variables que intervienen en el modelo matemático para control de 

producción de agua. La figura 8 muestra los pasos que implica el análisis multicriterio: 

1) Objetivo a conseguir, en este caso el modelo matemático de control de producción de 

agua en pozos productores. 2) Determinación de diversos criterios para conseguir el 

objetivo y 3) Selección de las mejores variables.  

 



 

47 
 

 

Finalmente, se jerarquizó las variables a través del juicio de expertos. Para aquello se 

realizó una entrevista digital, una encuesta y dos grupos focales que definieron la 

importancia y relación entre las variables mediante las ponderaciones otorgadas por los 

expertos (Anexo A). El nivel de importancia de las variables se determinó a través de una 

escala de valores, de 1 a 5, tal como 1: No es importante, 2: Poco Importante, 3: 

Neutralmente importante, 4: Importante y 5: Muy importante (Bodart y Cauwerts, 2017).     
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 Figura 8. Análisis Multicriterio.  
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3.2.2 Análisis de correlación de variables  

 

Este análisis contribuye con una forma alternativa de demostrar la significancia de las 

variables que intervienen en el modelo matemático. Para aquello se realizó un análisis 

estadístico con las variables utilizadas en el análisis multicriterio. El análisis de correlación 

encontró la relación más significativa entre la variable dependiente (control de producción 

de agua) y las variables explicativas. La tabla 3 muestra la distribución de variables.  

 

Tabla 3. Distribución de variables para el control de producción de agua en pozos productores. 

Variables Nombres 

Y Control de producción de agua en pozos productores  

X1 Propiedades petrofísicas 

X2 Producción de petróleo 

X3 Producción acumulada de petróleo 

X4 Precio del barril del petróleo 

X5 Producción de agua 

X6 Producción acumulada de agua 

X7 Tiempo de producción 

 

El coeficiente de correlación establece la fuerza de relación que existe entre las variables. 

Una relación nula se encuentre en el rango de 0 a 0.1; una relación débil entre 0.1 y 0.3; una 

relación moderada entre 0.3 y 0.5; y una relación fuerte entre 0.5 y 1 (Korun et al., 2020).   
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3.3  ANÁLISIS PARA EL CONTROL DE PRODUCCIÓN DE AGUA 

(MODELO MATEMÁTICO) 

 

La principal tarea es maximizar la producción de petróleo al menor costo posible. Aunque 

el costo de procesamiento del agua de producción en superficie no es un problema, si lo son 

las implicaciones indirectas de un inadecuado control. 

 

Los problemas de producción excesiva de agua se supondría inicialmente que son efectos 

directos del a) ambiente del reservorio, pero pueden ser por otros problemas como; b) 

mecánicos (integridad mecánica deficiente en la tubería de revestimiento, tubería de 

producción y empacadores por la corrosión o el desgaste, presión excesiva o deformación 

de la formación), c) de completación (una mala cementación cerca de una zona de agua o 

por los intentos de estimulación de capas contenedoras de hidrocarburos) (Elphick y Seright, 

1997). 

 

Aunque se podría inferir en ciertas particularidades del campo GGV sobre los problemas de 

producción de agua, no sería factible porque no se cuenta con esa información. Acerca de 

los problemas relacionados al reservorio, la disponibilidad de esta data es limitada, existen 

informes de trabajos de fracturamiento de algunos pozos (información que no les es 

permitido liberar) pero aun así no serían de aporte porque no son del área cercana de los 

pozos que han sido tomados para este estudio. 

 

Si el análisis de la excesiva producción de agua se aborda desde posibles problemas del 

reservorio, estos deberían ser; la canalización de agua a través de capas de alta permeabilidad 

(heterogeneidad) o por fractura (naturales o inducidas) y fallas, y desde zonas de agua 

adyacente (Elphick y Seright, 1997). La variedad de escenarios en esta índole como se 

observan es numerosa, aunque hubiera la disponibilidad de aquello, los resultados de buscar 

una correlación no serían los esperados, pero si serían complementarios para un mejor 

diagnóstico. Esto es porque existe una variable sensible e independiente que modela la 

producción de fluidos la cual es el tiempo. 

 

Los gráficos de la relación agua/aceite (WOR) en función del tiempo pueden proporcionar 

una indicación valiosa de cuándo se desarrolla un problema de exceso de agua (Seright et 



 

51 
 

al., 2003). Junto con otra información, estos gráficos también pueden ayudar a identificar la 

causa del problema. Sin embargo, estos “gráficos de diagnóstico” (de WOR o derivado de 

WOR versus tiempo) no deben usarse solos para diagnosticar problemas y mecanismos de 

producción excesiva de agua (Seldal, 1997; Seright, 1997). 

 

Se supone que este método era capaz de distinguir si un pozo de producción está 

experimentando una irrupción prematura de agua causada por la conificación o canalización 

del agua a través de capas de alta permeabilidad (Chan, 1995). De acuerdo con este método, 

las curvas WOR que aumentan gradualmente con pendientes derivadas negativas son únicas 

para los problemas de conificación, y las curvas WOR que aumentan rápidamente con 

pendientes derivadas positivas son indicativas de un problema de canalización. Hasta donde 

sabemos, este método no se ha utilizado para distinguir entre flujo lineal (fractura o flujo 

detrás de la tubería) y flujo radial para canalización o conificación. 

 

3.4  COMPROBACIÓN DEL MODELO MATEMÁTICO 

 

La validación del modelo matemático se realizó mediante el coeficiente de determinación 

(R2) que establece el porcentaje de validación o bondad de ajuste de las variables explicativas 

frente al control de producción de agua en pozos petroleros productores (N. Wang et al., 

2021). 

 

3.5 COMPARACIÓN CON MODELOS EXISTENTES 

 

Un modelo de correlación ideal para este tema de estudio sería el que incluya tanto las 

consideraciones mecánicas como las propias del reservorio y fluidos, pero como ya se 

expuso la limitación de la información, se planteó como variable principal, el tiempo. Hay 

muy pocos modelos en la literatura que solo se basan en esta variable como los modelos 1 y 

2 de Kewen Li. 

Estos modelos parten desde el modelo de Arps y luego toman asunciones de los modelos de 

Purvis y Warren, considerando la producción acumulada de fluidos, el perfil de declinación 

y el tiempo.
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CAPITULO IV: ANÁLISIS Y DISCUSIÓN DE 

RESULTADOS 

 

 

4.1  VARIABLES SIGNIFICATIVAS DEL MODELO 

MATEMÁTICO PROPUESTO 

 

El análisis de variables significativas para el modelo matemático se realizó mediante dos 

técnicas estadísticas que son: el Análisis Multicriterio y el Análisis de Correlación, ambas 

reportaron resultados similares en los criterios de significancia (importancia y relación de 

las variables).  

 

4.1.1 Resultados de significancia del Análisis Multicriterio 

 

La cuantificación de las ponderaciones de los criterios importancia y relación de variables 

(Figura 8), según el juicio de expertos fue ingresada en el programa estadístico RStudio.  

Se realizó una conexión que almacena las ponderaciones (Anexo B). Por lo que, se 

identificó el orden de prioridad de las variables según la importancia de cada una de ellas.  

La figura 9 muestra los resultados de la tabulación de las encuestas, donde las variables 

significativas son: la producción acumulada de petróleo, producción de petróleo, 

producción de agua, producción acumulada de agua, tiempo de producción y precio de 

barril del petróleo. Siendo las variables más ponderadas, producción acumulada de 

petróleo y producción de petróleo. Las mismas que comprobarán si un pozo de petróleo 

puede ser sometido a un proceso de control de producción de agua.  
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Figura 9. Jerarquía de variables según el análisis multicriterio.
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Por otro lado, mediante el criterio relación entre variables se identificaron las variables 

que se analizarán en conjunto, debido a la dependencia que existe entre ellas. Esta 

interacción de variables se presenta a través de una matriz. 

 

La Tabla 4 presenta la relación máxima ponderada entre la producción de agua, 

producción de petróleo y producción acumulada de petróleo. Esta relación podría estar 

soportada por la variable BSW. Además, esta matriz muestra una ponderación aceptable 

para la relación entre la producción acumulada de petróleo con el precio del barril, debido 

a la factibilidad financiera de la gestión petrolera.  

 

Tabla 4. Matriz de interacción, según el criterio relación entre variables para el control de producción 

de agua en pozos productores. 

 Producción de 

agua 

Producción 

acumulada de 

petróleo 

Precio del 

barril del 

petróleo 

Producción de agua 

 

  

- 4,5 3,2 

Producción acumulada de 

petróleo 

  

4,5 - 3,4 

Precio del barril del petróleo 

 

  

3,4 3,6 - 

 

4.2  ANÁLISIS ESTADÍSTICO  

 

El análisis estadístico encontró una relación fuerte (coeficiente de correlación R=0.75), 

entre la producción de agua (variable respuesta) y las variables producción de petróleo 

(X2), producción acumulada de petróleo (X3) y tiempo de producción (X7).  

La tabla 5 presenta los coeficientes de estimación de los diferentes pozos petroleros, con 

su respectivo error estándar. Se resalta el nivel de significancia (p<0.05) lo que justifica 

estadísticamente la explicación de la producción de agua mediante estas variables. Estos 

coeficientes permitirán predecir el control de producción de agua en pozos productores, 

debido a que, multiplicarlos por las variables predictoras (X2, X3 y X7) estima la 

producción de agua.  
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Tabla 5. Coeficientes de estimación para el control de producción de agua en pozos productores. 

Pozo Variables 
Coeficientes de 

estimación 
Error Estándar Nivel de significancia (p) R2 

SPA1002 

Intercepto -7,29E+02 3,39E+01 0,032 

0,52 
X7 2,05E-07 5,45E-08 0,000 

X2 3,03E-02 2,13E-02 0,001 

X3 5,01E+00 1,01E+00 0,000 

PET0101 

Intercepto -2,26E+02 3,09E+01 0,000 

0,62 
X7 8,79E-09 4,25E-08 0,000 

X2 7,84E-01 2,13E-02 0,002 

X3 1,35E+01 1,01E+00 0,031 

SPA0221 

Intercepto 1,37E+01 2,39E+01 0,000 

0,61 
X7 4,25E-08 2,45E-08 0,000 

X2 7,18E-02 1,13E-02 0,005 

X3 -8,53E-01 1,01E+00 0,003 

ANC1940 

Intercepto 1,17E+02 1,39E+01 0,000 

0,53 
X7 1,09E-07 1,45E-08 0,000 

X2 -2,04E-01 1,13E-02 0,000 

X3 -5,97E+00 1,00E-02 0,005 

SPA0235 

Intercepto -3,55E+01 4,39E+01 0,001 

0,52 
X7 1,27E-08 3,45E-08 0,004 

X2 9,05E-02 2,13E-02 0,002 

X3 2,22E-01 2,01E+00 0,005 

SPA0247 

Intercepto -7,09E+00 4,39E+01 0,000 

0,61 
X7 2,03E-08 4,10E-08 0,000 

X2 2,87E-02 2,20E-02 0,000 

X3 -1,54E-02 3,01E+00 0,010 
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4.3  MODELO MATEMÁTICO PARA EL CONTROL DE 

PRODUCCIÓN DE AGUA   

 

La regresión lineal múltiple permitió definir el modelo predictivo para el control de 

producción de agua (ecuación 20). Se consideraron las variables más significativas (p<0.05) 

para la formulación del modelo.  

 

La tabla 6 presenta el modelo de estimación para cada pozo productivo, con las variables 

explicativas que determinan la varianza de la producción de agua. Cabe recalcar que son 

valores predictivos que dependen de las características de producción de los pozos 

petroleros.    

 

4.4  VALIDACIÓN DEL MODELO MATEMÁTICO  

 

El coeficiente de determinación (R2) establece la bondad de ajuste aceptable del modelo de 

predicción. Además, determina que tanto la producción de petróleo, producción acumulada 

de petróleo y el tiempo de producción explican el 57% de variabilidad del control de 

producción de agua, en pozos petroleros productores pertenecientes a este campo.  
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Tabla 6. Modelos de estimación del control de producción de agua en pozos productores. 

Pozo Y= A + b1 X1 + b2 X2 + b3 X3 

SPA1002 

Producción de 

agua 

-7,29E+02  2,05E-07 

X7 

 3,03E-02 

X2 

 5,01E+00 

X3 

PET0101 -2,26E+02  8,79E-09  7,84E-01  1,35E+01 

SPA0221 1,37E+01  4,25E-08  7,18E-02  -8,53E-01 

ANC1940 1,17E+02  1,09E-07  -2,04E-01  -5,97E+00 

SPA0235 -3,55E+01  1,27E-08  9,05E-02  2,22E-01 

SPA0247 -7,09E+00  2,03E-08  2,87E-02  -1,54E-02 

 

Donde X2: producción de petróleo. 

X3: producción acumulada de petróleo. 

X7: tiempo de producción. 

y= -1,44E+02  +  6,64E-08 X7  + 1,34E-01 X2  +  1,98E+00 X3 
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4.5  DISCUSIÓN DE RESULTADOS  

 

Por fines prácticos, se realizó la comparación del modelo propuesto con el modelo I de 

Kewen Li, que están enfocados con respecto al tiempo. 

 

El modelo I de Kewen Li parte de la declinación de Arps para determina el coeficiente D 

que es la tasa de declinación nominal, esto se hace mediante la determinación de una 

tendencia exponencial de una gráfica Qo (log) vs tiempo, los valores de D fueron los 

siguientes (Tabla 7). Se estableció un valor promedio de D y Qoi de aquellos pozos que tienen 

similar tendencia (Figura 10). 

 

Tabla 7. Coeficientes de declinación de producción nominal en pozos productores. 

Pozo D D (Promedio) 

ANC1940 0,0001 

 

0,038 

PET0101 0,036 

SPA0221 0,151 

SPA0235 0,038 

SPA0247 0,02 

SPA1002 0,096 

 

Siguiendo con el modelo de Kewen Li, para determinar los coeficientes a y b del 

planteamiento de Purvis mediante una gráfica WOR (log) vs Np para obtener una correlación 

lineal, los siguientes valores fueron determinados (Tabla 8) (Figura 11). 
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Tabla 8. Coeficientes del modelo de Purvis. 

Pozo A 
a  

(Promedio) 
B 

b 

(Promedio) 

ANC1940 -0,00004 

0,000016 

2,417 

2,148 

PET0101 -0,00003 5,8529 

SPA0221 0,000003 1,0193 

SPA0235 0,000004 0,6058 

SPA0247 -0,000005 1,8373 

SPA1002 -0,000001 1,155 
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Figura 10. Declinación de Arps para el pozo SPA0247.  
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Figura 11. Modelo de Purvis para el pozo SPA0247. 

y = -5E-06x + 1,8373
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Finalmente remplazando en la ecuación 14, se obtiene el modelo de Kewen Li. 

 

𝒇𝒘 = 𝟏 −
𝟏

𝟎. 𝟏𝟕𝟕𝟒𝑸𝑶(𝟏 − 𝒆−𝟎.𝟎𝟑𝟖𝒕) + 𝟐. 𝟏𝟒𝟖
 

        (13) 

 

 

El modelo propuesto determina la tasa de producción de agua por mes, pero para el contraste 

con otro modelo y para facilidad de análisis, se requiere el flujo fraccional de agua (fw), para 

eso  𝑓𝑤 =
𝑄𝑤

𝑄𝑜+𝑄𝑤
. Se mencionó que este modelo puede explicar el 57% de la variación de 

producción de agua con respecto al tiempo y es debido a que para este estudio no se valoraron 

los trabajos de fracturamiento que han sido realizados en los pozos y el modelo no logra 

alcanzar afinidad de correlación. 

 

A continuación, se presentan visiblemente los pronósticos que ha obtenido el modelo frente 

a la información real y el modelo I de Kewen Li; para los pozos ANC1940, PET0101 y 

SPA0221 (Figuras 12-14). 

 

A pesar de que el modelo propuesto describió el 57% de los datos, se observa que tiene 

mejor ajuste para los datos reales que el modelo experimental de Kewen Li, validando 

parcialmente el modelo que puede aún optimizarse. 
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Figura 12. Perfiles de flujo fraccional de agua (fw) del pozo ANC1940.  
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Figura 13. Perfiles de flujo fraccional de agua (fw) del pozo PET0101.  
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Figura 14. Perfiles de flujo fraccional de agua (fw) del pozo SPA0221. 
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CAPITULO V: CONCLUSIONES Y 

RECOMENDACIONES 

 

 

5.1  CONCLUSIONES 

 

La producción de agua está influenciada por algunos aspectos desde el tipo de 

estratigrafía, saturaciones, condiciones de pozo, entre otras, hasta su variabilidad en el 

tiempo. Si toda la información se logra incorporar, los modelos no sólo de producción de 

agua sino de otras variables tendrán un nivel de confianza mayor para describir o 

pronosticar la producción de fluidos.  

 

A lo anterior explicado, el modelo propuesto en este trabajo pudo explicar o modelar el 

57% de la producción de agua real de los pozos estudiados. Esto puede ser desfavorable 

por no superar el 70% de confiabilidad en primera instancia, pero se enfatiza que la 

variable en que se basó el estudio es el tiempo, la cual explica con mejor perfil las tasas 

de producción. Este tipo de modelos basados en el tiempo son los que inicialmente se 

plantean y se van optimizando con la incorporación de más información de otras 

disciplinas como la de reservorio y fluidos. 

 

El análisis multicriterio evidenció lo que ya se esperaba, que el tiempo era una variable 

predominante y que debe incluirse en este tipo de modelos. Además, demostró una 

correspondencia con las variables de petróleo recuperado (Np) y tasa de producción; 

variables que han sido tomadas en innumerables estudios de pronóstico de fluidos de 

producción en la industria petrolera, lo que infiere en que este trabajo tiene soporte. 

 

Son pocos los modelos basados en la variabilidad del tiempo porque suelen ser muy 

sensibles al área o campo (pozos) donde se aplican, mucho más los modelos para 

producción de agua, porque por lo general no registran para los de este fluido. Se 

analizaron los perfiles de resultados entre el modelo propuesto, demostrando un mejor a
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juste que el de referencia de Kewen Li, obviamente porque los datos que se incorporaron 

en el modelo propuesto son de un campo específico y el de Kewen Li es experimental en 

búsqueda de explicar a todos los campos. 
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5.2  RECOMENDACIONES 

 

Como el modelo propuesto es la sección inicial para alcanzar un modelo mejor 

construido, es de vital importancia que se incluyan y analicen las demás características o 

propiedades que influencian la producción de agua, recordando que uno de los desafíos 

de la producción de petróleo no es en sí la producción de agua, sino la producción en 

exceso de agua. 

 

Podría realizarse un análisis con respecto a los trabajos de fracturamiento y como estos 

podrían incluirse en modelos de producción de agua, porque al estar involucrado la 

inyección de fluidos y alteración del subsuelo, reduce la confiabilidad del modelo. 

 

Por lo general, los modelos de producción de agua no tienen la relevancia del caso, puesto 

que la tarea principal es la producción de petróleo, pero debería tomarse como tal porque 

esto ayuda a planificar las medidas correctivas para evitar fallas mecánicas, y un hecho 

importante es que el agua producida forma parte del empuje o energía natural del pozo, y 

debe ser administrada lo más eficientemente posible. 
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ANEXO A  

 

 

 
 

 

 

Figura 15. Formulario electrónico para recolección de información del juicio de expertos. 
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ANEXO B 

 

 

 

Figura 16. Enlace de base de datos al programa RStudio. 
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ANEXO C 

 

 

 

Figura 17. Codificación para obtener los modelos matemáticos del estudio. 


