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RESUMEN 

El presente proyecto contempla un contenido para desarrollar una aplicación de 

fracturamiento hidráulico para lograr incrementar el potencial productivo del pozo SAL-

X-14 del campo San Alberto de la formación Huamampampa. Los conceptos 

encontrados en el presente documento recopilan información de varios libros y 

artículos relacionados con la técnica de fracturamiento hidráulico. 

En el capítulo 1 presenta una breve introducción al tema de investigación. Al igual que 

una delimitación, planteamiento del problema, formulación del problema. Además del 

objetivo general a alcanzar con la aplicación del tratamiento y también los objetivos 

específicos que son los pasos a seguir para alcanzar el objetivo principal que es 

incrementar la producción del pozo SAL-X14ñ también contiene su respectiva 

justificación y su metodología de investigación del presente proyecto, 

Capítulo 2, se encuentra el estudio de las propiedades mecánicas de las rocas, 

propiedades petrofísicas de los reservorios, propiedades de los fluidos del yacimiento. 

En este capítulo nos centramos en demostrar la técnica y los pasos a seguir para la 

realización del tratamiento de fracturamiento hidráulico, estudiando la selección del 

pozo a fracturar, obtención de diseño, estudios geológicos. Además de una breve 

historia sobre el fracturamiento hidráulico. 

Capítulo 3, se muestra la información general del pozo SAL-X14, para así realizar los 

cálculos de ingeniería que permitirán realizar el diseño del tratamiento de 

fracturamiento hidráulico.  También la selección de fluidos de fracturamiento y aditivos. 

Además de la simulación mediante el SOFTWARE PROSPER. 

Capítulo 4, se muestra el análisis económico en donde se puede observar con claridad 

que la presente técnica como estimulación es rentable económicamente hablando y 

por tanto se debería aplicar el tratamiento en el pozo SAL-X14. 

En el capítulo 5, encontramos las conclusiones para la aplicación de esta técnica y 

también recomendaciones para un mejor resultado del que se obtuvo. 
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SIMBOLOGIA 

 

LISTA DE ABREVIACIONES  

m.= Metros 

Bbls.= Barriles 

MMPC= Millones de pies cúbicos 

MPC.= Miles de pies cúbicos 

 RP. =Reservas probadas  

RA.= Reservas acumulada 

RR.=Reservas remanentes  

UNID.= Unidad 

AIE=Agencia Internacional de Energía 

ASME= American society of mechanical engineers 

ANSI =American society national instrument  

ASTM =American society for testing and materials  

NFPA =National fire protection association  

Bo. =Factor del volumen. 

Fac. =Rec. Factor de recuperación  

OOIS.= Petróleo original ínsito. 

Bs. = bolivianos 

S.A =Sociedad Anónima. 

API = (American Petroleum Institute)  

DST= Transformador reductor 

VF=  Variador de frecuencia 

SUT = Transformador elevador 

INTAKE =Entrada de la bomba 
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ABREVIACIONES DE FORMULAS 

 

BPPD = Barriles de Petróleo Por Día  

BFPD = Barriles de Fluidos Por Día  

BSW = Sedimentos básicos y agua, %  

Acres = Unidad de área  

GOR o RGP = Relación gas- petróleo  

SCF/STB = Standard cubic feet/Stock tank barrel  

md = Milidarcy, unidad de permeabilidad  

IPR = Relación de rendimiento de influjo del pozo  

Ø = Porosidad, %  

h = Espesor de la formación, ft (pies)  

Sw = Saturación de agua, %  

So = Saturación de petróleo, %  

IP = Índice de productividad, stb/psi-día  

q = Tasa de producción, stb/d  

k = Permeabilidad efectiva, md  

SGw = Gravedad especifica del agua  

SGg = Gravedad especifica del gas  

Pb = Presión de punto de burbuja del gas, psi  

μo = Viscosidad del petróleo, cp  

BHP = Caballos de Potencia por cada etapa, HP  

Eff = Eficiencia de la bomba, %  

C = Capacidad de la bomba, bls/día  

TVD = Profundidad total vertical  

MD = Profundidad medida  

PVT = Presión, volumen y temperatura (Análisis de laboratorio)  

VSD = Variador de frecuencia  

AM = Amperaje del motor  

pws = Presión estática del yacimiento  

pwh = Presión en el cabezal  
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Pdesc = Presión de descarga de la bomba  

ΔPpump= Diferencial de presión ocasionado por la bomba; psi  

ΔP fr= Diferencial de presión por fricción; psi  

yf= gravedad especifica del fluido  

ID = Diámetro Interno  

RPM = Revoluciones por minuto  

HP = Potencia requerida por el motor 

h = Espesor de pago, ft  

u = Viscosidad del líquido, cp (cent poise)  

B = Factor volumétrico del líquido bbl/stb  

re= Radio de drenaje del pozo, ft  

rw= Radio de la cara del pozo, ft w r  

pr= Presión del reservorio, psi R p  

pwf= Presión de fondo fluyente, psi wf p  

pr= Presión de reservorio, psi R p  

qmax= Tasa máxima de producción, stb/d (stock tank barrel/día) max q  

TDH = Cabeza Total Dinámica  

THP = La presión de cabeza del tubing  

LVN = Levantamiento neto, ft (pies)  

PB= Profundidad de asentamiento de la bomba en TVD, ft PB  

Pcasing= Presión en la tubería de revestimiento, psi g ca P sin  

PIP= Presión de entrada a la bomba, psi PIP  

Gg= Gradiente del gas, psi/ft g G  

Go= Gradiente del petróleo, psi/ft O G  

Pf = Pérdidas de presión por fricción  

V = Voltios  

KVA = Potencia Aparente  

V/Hz = Voltios/Hertz Pag 
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CAPÍTULO I 
GENERALIDADES 

1.1 ANTECEDENTES  

A continuación, se detalla los antecedentes institucionales como también los 

antecedentes académicos para poder entender el problema que se puntúa en la 

investigación. 

1.1.1 Antecedentes institucionales  

La Cámara Boliviana de Hidrocarburos y Energía, es una institución representativa 

del sector energético que aglutina a empresas de toda la cadena de producción 

petrolera su misión es ser una empresa líder, sostenible en recursos y además es 

innovadora en soluciones que promueve la dinámica de la industria energética de 

Bolivia, en una publicación realizada el 2016 en la página de la misma, se detalla la 

ubicación y el número de pozos que posee el campo san Alberto administrada por una 

asociación de tres empresas las cuales son Petrobras Bolivia S.A. con un 35%, YPFB 

Andina S.A. (subsidiaria de Yacimientos Petrolíferos Fiscales Bolivianos) 50% y Total 

E&P Bolivia Sucursal Bolivia 15% (Cámara Boliviana de Hidrocarburos, 2016). 

 

El campo San Alberto es productor de gas y condensado y está adjudicado 

actualmente a la empresa PETROBRAS Bolivia. La producción del Campo San 

Alberto viene desde 1967 con sus primeros descubrimientos a poca profundidad, 

como el caso del pozo SAL X-3 el cual se perforó a 846 metros y resultó descubridor 

B-1, llegando a producir 653,000 Bbl de crudo hasta 1995.Campo San Alberto se 

encuentra ubicado en la serranía del Aguaragüe de la Faja Sub- Andina Sur y posee 

ocho pozos productores (SAL-13, SAL-10, SAL-14, SAL-12, SAL-15, SAL-17, SAL-11 

y SAL-16 según una publicación de Cámara Boliviana de Hidrocarburos y Energía 

(Cámara Boliviana de Hidrocarburos, 2016). 

 

La descripción Geológica del Campo San Alberto es compleja, regionalmente se 

caracteriza con el nombre de Sub Andino Sur de Bolivia que comenzó a deformarse 

durante la última gran crisis tectónica que ocurrió a fines de Neógeno, seguido a esto 
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se produjeron levantamientos tectónicos y formación de trampas estructurales que 

permitió que las rocas madres entren en la ventana de generación de hidrocarburos y 

puedan acumularse en trampas estructurales  (Gallardo).  

 

Página siete es un periódico boliviano de renombre donde exponen noticias 

nacionales e internacionales, en junio de 2016 la periodista Lidia Mamani público un 

artículo donde indica en su título “Declina San Alberto, campo que puso a Bolivia en 

mapa petrolero” exhibe los distintos datos históricos de producción del campo gasífero 

San donde resaltó que la producción representaba el 30% del total producido en el 

país y que en la actualidad solo llega a seis MMmcd, es decir el 13%.(Página siete, 

2018) y en una más reciente edición del 2019 San Alberto ocupa un 4to lugar en 

cuanto a producción ya que en primer lugar la reserva que produce más es Margarita 

Huacaya con 31% ¿, seguido por Sábalo con el 24 %, Incahuasi en tercer lugar con 

el 15 % y en cuarto lugar San Alberto con el 7% a nivel de producción. (Página 

Siete,2019) Además, se observa la investigación con expertos del área donde se 

calculó que San Alberto durará como máximo seis años y que sufrirá un descenso 

gradual hasta 2020 (Página Siete, 2016) 

 

Ante tal situación que acontece en el campo san Alberto se amerita a la gestión del 

gobierno de Morales, de sobre explotar los mega campos para cumplir los contratos 

con la Argentina y el Brasil, sino que en estos diez años no se incurrieron en nuevas 

exploraciones por parte de Yacimientos Petrolíferos Fiscales Bolivianos YPFB.      

(Página Siete, 2016) 

 

Pasando a otro punto se considera al Sub andino Sur un lugar bastante plegado de 

horizontes estructurales que lo caracteriza como se cita continuación. 

 

En el texto de Pizarro donde describe al Sub Andino Sur lo siguiente “la faja plegada 

y corrida pertenece a un sobre escurrimiento superficial con dos horizontes de 

despegue principales que son ligados, uno en la Formación Kirusillas del Silúrico y el 

otro en la Formación de los Monos del Devónico, al oeste de la falla Mandiyuti la 
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geometría de los pliegues por flexura de fallas (rampa, plano) predominan un cambio 

de sección estratigráfica”  (Pizarro, 2018). 

 

Otro estudio realizado por Carlos E. Cruz, Jaime Oller Veramendi, Matías Di 

Benedetto, Martín Pereira y Héctor J. Villar, llamado “Sistemas petroleros de las 

cuencas andinas” afirma que las trampas de la región sub andino sur corresponden a 

estructuras anticlinales bien preservadas, con cierre en cuatro sentidos y cuyas 

dimensiones es del orden de decenas de kilómetros, aun así, las columnas de gas de 

las trampas de esta región se caracterizan por tener varias centenas de metros, 

llegando a superar 1.7 km. Esto se debe a la frecuente sobrepresión de la Formación. 

Los Monos, que según Vaamonde (2002) proporciona un sello hidrodinámico de 

características excelentes (280kg/cm2)  (Carlos E. Cruz, 2018). 

 

Así mismo en el estudio afirma que la porosidad y permeabilidad en la zona es muy 

baja donde recalca lo siguiente “En el Subandino Sur de Bolivia estas características 

se mantienen, existiendo valores de porosidad más frecuentes medidos en coronas 

entre 3% y 4.5%, sin superar el 8.5% y permeabilidades también bajas, cuyo valor 

más frecuente es 0.025 mD” tal como se citó en Glorioso 2005 (Carlos E. Cruz, 2018). 

Estas aseveraciones impartidas hacen referencia a la formación Los Monos cual está 

caracterizado por componer rocas lutitas de baja porosidad y permeabilidad. (Carlos 

E. Cruz, 2018). 

 

El Fracturamiento Hidráulico fue diseñado para estimular la producción de un pozo en 

Texas en el año 1947, como se ve esta técnica no es nueva, su versatilidad en el uso 

de agua a bajo costo bombeado a grandes presiones probó la eficiencia de esta 

técnica, además de ser usado para mejorar la producción esta técnica reduce el daño 

a la formación que se ocasiona durante las etapas de perforación y completación del 

pozo. (Jácome, 2016) 

 

Con el tiempo esta técnica se ha ido mejorando con el desarrollo de nuevos fluidos 

Fracturantes, agentes de sostén, diseños analíticos y la incorporación de nuevos 
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equipos más versátiles aplicables a mayores profundidades y aumentos de 

temperatura logrando una mejor eficiencia en la práctica. (Jácome, 2016) 

En el plano nacional se puede observar investigaciones con esta técnica a 

continuación: 

 

Según Amos Batto y Dirk Hoffmann ambos investigadores independientes indica en 

un informe llamado “El riesgo de fracking en Bolivia” para una organización boliviana 

llamada “REACCIÓN CLIMÁTICA” resalta la escasez de Hidrocarburos por el método 

convencional para cumplir los contratos con Argentina y el Brasil, además que Bolivia 

ya tuvo miras a una tecnología llamada fracking (Hoffman, 2014). 

 

Basado en estudios publicados por el Departamento de Energía de los Estados 

Unidos (Energy Information Administration, “EIA”) titulado: “Recursos mundiales del 

Shale gas, una evaluación inicial en 14 regiones fuera de Estados Unidos”, indica la 

existencia de 47 TCF (Trillones de pies cúbicos) que se encuentran ubicados en los 

esquistos devónicos del Sur del país ( (MONGABAY Latam, 2020)), la gran mayoría 

de este gas está en el Chaco de Tarija y Santa Cruz que tendría 37 TCF en gas que 

está en profundidades entre 1000 y 5000 metros bajo el suelo  (Hoffman, 2014). 

 

Sin embargo, Bolivia desarrolló una asociación con Argentina para estudiar 

potenciales reservas de Fracking en Bolivia en la revista “Informe Fracking América 

Latina” donde dice lo siguiente “otro hito importante en la promoción del fracking en el 

país es la firma de cooperación técnica entre YPFB e YPF de Argentina para estudiar 

la potencialidad de recursos no convencionales en Bolivia” (Última Frontera, 2017). 

 

Se reporta también en dicha revista que “En marzo de 2013, YPFB Chaco, subsidiaria 

de YPFB, con el apoyo de la empresa Halliburton, realizó una “mini fractura” en el 

pozo Ingre X-2 (Departamento de Chuquisaca) en la formación Tupambi, que habría 

permitido descubrir petróleo de arenas compactas. De acuerdo a la información 

brindada en una publicación de la Cámara Boliviana de Hidrocarburos, se inyectó 
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“material” (no se menciona cuál), para darle permeabilidad artificial al reservorio11, 

habiendo podido extraer pequeñas cantidades de petróleo” (Última Frontera, 2017) 

Finalmente “El presidente de YPFB, Herlan Soliz Montenegro, señaló que Bolivia 

continuará con las gestiones necesarias para la implementación de la tecnología del 

fracking En la rendición pública de cuentas del Ministerio de Hidrocarburos, llevada a 

cabo en la ciudad de Yacuiba el 19 de febrero de 2020” (Campanini, 2021) 

 

1.1.2 Antecedentes Temáticos 

En los antecedentes temáticos se observa algunas investigaciones documentadas en 

tesis y proyectos de grado de diferentes universidades bolivianas y no bolivianas 

referente al fracturamiento hidráulico. 

 

 Proyecto de Grado “Estudio de Factibilidad para la Implementación de Pozos 

Multi-well Pad para la Producción de Shale gas en el sub andino sur, 

perteneciente a la cuenca Chaco-Tarija de Bolivia, a nivel de la formación Los 

Monos” escrito por (Tola, 2015)de la Universidad Mayor de San Andrés. Donde 

observa que en años anteriores no se realizaron nuevos descubrimientos que 

puedan remplazar los mega campos de gas convencional en el país el cual su 

objetivo general fue de poder conocer si es factible la implementación de pozos 

Multiwell Pad en el sub andino sur de Bolivia a nivel de la formación Los Monos, 

el resultado obtenido fue que el proyecto si es factible debido a los factores de 

diseño del fracturamiento hidráulico, una buena selección de la locación donde 

haya altas cantidades de gas y una profundidad no muy grande para reducir 

costos. 

 

 Proyecto de Grado “Estudio Técnico para el Incremento del Potencial de 

Producción mediante Aplicación de Fracturamiento Hidráulico en el pozo DRD-

X1001” escrito por (Figueroa, 2012) de la Universidad de Aquino Bolivia. Donde 

observa si es factible la aplicación del proceso de fracturamiento hidráulico para 

el incremento del potencial de producción en dicho pozo, su principal objetivo 

fue realizar un estudio técnico para la aplicación de fracturamiento hidráulico 
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logrando así incrementar el potencial productivo del pozo DRD X 1001 en 

volúmenes mayores a los que se obtenían con la recuperación primaria 

extendiendo el tiempo de productividad antes de llegar al límite económico; 

según las conclusiones el proyecto si se puede realizar el fracturamiento pero 

adecuándolo a la formación productora donde es viable y económicamente 

rentable. 

 

 El Trabajo de Titulación “Propuesta Técnica de Fracturamiento Hidráulico en 

Reservorios no Convencionales “Pozo Ingre – X2” escrito por (Rodriguez, 

2017) de la Universidad Mayor Real y Pontificia de San Francisco Xavier de 

Chuquisaca. Donde observa la declinación de campos con explotación 

convencional y la demanda de gas y petróleo que va creciendo de manera 

descontrolada lo cual ocasionaría el desabastecimiento energético en el país, 

su principal objetivo fue incrementar la producción de gas natural y 

condensado, considerando una propuesta de Fracturamiento Hidráulico de 

Reservorios no convencionales aplicado al pozo Ingre X2, y la conclusión que 

obtuvo fue que en la formaciones de Iquiri, Huamampammpa y los Monos en 

las cuales existen la condiciones para efectuar dicha técnica se fracturó 

alcanzando diámetros de 0.24m lo cual mejora la producción Tesis “Análisis y 

Retos Técnicos del Desarrollo de Shale Gas en México” escrito por Endo 

(2013) de la Universidad Nacional Autónoma de México. Donde observa que 

en muchos campos son productivos gracias a la técnica del Fracking a su vez 

concluye que de generarse una perforación horizontal es posible realizar una 

fracturación hidráulica en múltiples etapas y los factores de rentabilidad 

dependen mucho del precio actual del crudo.  

 

 Tesis “Fracturamiento Hidráulico Multietapas” escrito por (Álvarez) de la 

Universidad Nacional Autónoma de México. Donde observa una declinación de 

reservas de gas y aceite, además observa que los yacimientos a ser 

fracturados se limitaban a tener un solo agujero o con terminaciones de Liner 

ranurado con resultados costosos, Su objetivo fue utilizar el esfuerzo creciente 
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alrededor de la primera fractura creada por la primera inyección para desviar el 

siguiente intervalo, la respuesta fue optima y eficiente ahorrando tiempos y 

costos de operación además que se puede implementar en pozos horizontales 

como verticales conociendo muy bien las propiedades del yacimiento. 

 

 Proyecto de Grado “Diseño de Fracturamiento Hidráulico para la optimización 

de la producción en el pozo FICT-2D” escrito por (Jácome, 2016) de la Escuela 

Superior Politécnica del Litoral. Donde en años anteriores la producción de 

FICT 2D comenzó a disminuir debido a una baja de presiones en el fondo del 

pozo y una escasa producción, el objetivo principal fue diseñar un 

fracturamiento hidráulico para mejorar la presión con los fluidos adecuados 

mejorando la producción, la conclusión fue una vez realizada la simulación 

obtuvo un aumento considerable en la producción y una caída de presión 

relativamente pequeña. 

 

1.2 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA  

En el planteamiento de problema se observa los problemas secundarios para definir 

el problema de investigación y el problema principal. 

 

1.2.1 Problemas Secundarios  

 La estructura geológica y litológica del área del campo San Alberto comprende 

una estructura Anticlinal compleja a la hora de realizar la técnica de fracturación 

Hidráulica.  

 

 Se observa una declinación natural del yacimiento debido al tiempo de         

producción del campo y también a una mala gestión de autoridades 

gubernamentales, de tal forma que no se hizo inversiones en nuevas 

exploraciones que puedan ayudar en la producción de hidrocarburos para el 

cumplimiento de los contratos sostenidos con el vecino país del Brasil. Todo 

ello provoca que se vaya acortando la vida productiva del mega campo San 

Alberto. 
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 Existe una baja porosidad y permeabilidad en las formaciones productoras de 

gas condensado del campo San Alberto y dificulta en la extracción de 

hidrocarburos mediante el método convencional, además de poseer un alto 

daño a la formación en 3.5 el cual provoca una declinación en la producción. 

 

1.2.2 Problema Principal 

Declinación del campo a efecto de disminución de presión del reservorio, el daño a la 

formación productora y una mala gestión que fueron acortando la vida estimada del 

campo el cual se pretendía llegar con el pozo SAL X-14 del campo San Alberto. 

 

1.3 OBJETIVOS 

Los objetivos se desglosan en el objetivo principal y los objetivos específicos, las 

cuales nos ayudaran para la realización de la investigación. 

 

1.3.1 Objetivo General  

Proponer la técnica de Fracturamiento Hidráulico para la optimizar la producción en la 

Formación Huamampampa en el pozo SAL X-14 del Campo San Alberto. 

 

1.3.2 Objetivos Específicos  

 Describir la estratigrafía y litología de la formación de interés  

 Definición de los parámetros, técnicas y clases de fluidos que intervendrán en 

la fractura hidráulica 

 Realizar la optimización del fracturamiento hidráulico mediante la simulación 

con el software PROSPER 

 Realizar una evaluación de factibilidad económica. 

 

1.4 OPERACIONALIZACIÓN DE VARIABLES  

 Variable Dependiente: optimización de la producción de shale gas 

 Variable Independiente: Implementación de Fracturamiento Hidráulico. 
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1.5 DELIMITACIÓN  

La delimitación estará dada por el límite temporal y el límite geográfico. 

 

1.5.1 Límite Temporal  

El tiempo programado para la realización del proyecto abarca desde Julio de 2025 

hasta agosto de 2026. 

 

1.5.2 Límite Geográfico  

El pozo SAL-X14 se encuentra ubicada al Sur Este de la ciudad de Tarija en la 

segunda sección de la Provincia Gran Chaco, y a 18 Km al Sur Oeste en el municipio 

Caraparí. El Proyecto de Factibilidad Técnica por Fracturamiento Hidráulico se 

realizará en la siguiente ubicación geográfica y con coordenadas UTM del área de 

estudio son X: 409878.00 m E, Y: 7575994.00 m S. 

 

En la Tabla 1.1 se describe la ubicación geográfica así también el departamento, la 

provincia, el municipio, el campo, el pozo y el titular a cargo de este pozo. 

 
Tabla 1.1 Ubicación Geográfica 

Departamento: Tarija 

Provincia: Gran Chaco 

Municipio: Caraparí 

Campo: San Alberto 

Pozo: SAL – X14 

Titular: Petrobras 

Fuente: (Jennifer, 2018). 

 

1.6 JUSTIFICACIÓN  

La Investigación se desarrolla mediante la justificación técnica, social y económica el 

cual están desarrolladas en los siguientes puntos. 

 



 

11 
 

1.6.1 Justificación Técnica.  

 

Para cumplir el incremento de producción correctamente se propone realizar la técnica 

de Fracturación hidráulica, realizando el diseño operacional, análisis y cálculos de las 

propiedades de las rocas, prueba de presiones, estudio del daño de la roca, los fluidos 

de fractura, análisis de penetración optima, análisis de la declinación de la presión 

además de revisión bibliográfica para su aplicación en el pozo SAL – X14. 

 

1.6.2 Justificación Económica  

Es la principal ventaja generada a partir del Fracturamiento hidráulico, el 2019 el 

periódico digital expansión hablaba de un crecimiento de producción de un 28%. ( 

(Expansion, 2019) Así también es conocido que potencias mundiales como Estados 

Unidos dejo de ser un país comprador a vender petróleo y ser uno de los mayores 

exportadores a nivel mundial.    

 

El proyecto pretende incrementar la producción de gas y petróleo mediante la técnica 

del Fracking mejorando de manera directa la rentabilidad para la empresa Petrobras 

a cargo del pozo SAL-X14 por los caudales de producción y de manera indirecta al 

departamento de Tarija y posteriormente a Bolivia por el ingreso de las regalías que 

genera el incremento en la producción de gas para su exportación. 

 

En Bolivia, sin duda las autoridades consideran la gran cantidad de regalías que el 

fracking puede aportar.  Entre los años 2000 y 2012 Bolivia aumentó su producción 

de gas en un 32,6%. YPFB sigue con planes para extraer más hidrocarburos y 

planifica invertir $us 2.052 millones en la exploración de gas entre 2013 y 2016 para 

triplicar sus reservas probadas (P1) de gas.  

En junio de 2013 YPFB firmó un acuerdo con YPF, la petrolera estatal de Argentina, 

para realizar la exploración de gas de esquisto en Abapó, Santa Cruz. Asi mismo el 

expresidente de YPFB, Carlos Villegas, manifestó, "En Bolivia hemos detectado la 

existencia de shale gas y la Argentina tiene una vasta experiencia y un conocimiento 
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tecnológico, por tanto, vamos a coordinar acciones conjuntas para iniciar trabajos de 

investigación en shale gas en el país. (Batto, 2016). 

 

1.6.3 Justificación Social  

El actual estado plurinacional del Bolivia define la distribución de recursos a diversos 

niveles de organización gubernamental como el nivel central, departamental, municipal 

y entidades territoriales indígenas. Cada uno de estos niveles reciben recursos 

provenientes del IDH con el que básicamente se financian proyectos diversos de 

índole social productiva.  

 

Es decir, con la implementación de la fracturación hidráulica mejorará la producción 

en el pozo SAL X-14, lo cual representa mayores ingresos para cada uno de esos 

niveles de descentralización.  

 

A nivel académico estos ingresos también representan el fortalecimiento de la 

Educación Superior Pública pues las Universidades Públicas reciben parte de los 

ingresos generados por el IDH, lo cual a futuro representa la cualificación de la 

población Bolivia.  

 

Talento Boliviano que se espera asegure la continuidad de la producción y crecimiento 

del país.  Así mismo, con la implementación de la fracturación hidráulica mejorará la 

producción en el pozo Sal X14 y servirá de parámetro técnico para la implementación 

en nuevos proyectos de Fracturación Hidráulica a los diferentes pozos del Campo San 

Alberto y beneficiará a la empresa Petrobras que está a cargo del pozo para cumplir 

los contratos sostenidos con el País. 

 

1.6.4 Justificación Ambiental 

Existe gran proliferación de artículos que aseguran que la fractura hidráulica es dañina 

para el medio ambiente incluso aunque los datos al respecto no sigan una rigurosidad 

científica. El 2014, científicos de MIT y King Fahd University of Petroleum and Minerals 

han encontrado tecnología que podría suavizar este impacto.  
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Su propuesta es filtrar el agua resultante a través de múltiples etapas de electrodiálisis, 

que utiliza cargas eléctricas para extraer la sal a través de una membrana. Esto por 

supuesto que no nos daría agua potable, pero podría ser reutilizable, y eso en cambio 

podría reducir o incluso eliminar el uso de agua dulce más allá de la que se necesita 

en un principio. Durante el proceso de Fracturación Hidráulica se bombearán a la 

formación miles de litros de agua tratada con sustancias químicas, el cual se prioriza 

un post tratamiento de estas aguas de retorno causen un impacto ambiental mínimo, 

cumpliendo con las normas requeridas para cumplir esta labor, normalizada por el 

RASH, ley 1333 de medio ambiente.   

 

1.7 TIPO DE ESTUDIO DE LA INVESTIGACIÓN  

La investigación estará desarrollada en dos partes, la primera parte se basará en un 

estudio de tipo descriptivo para analizar las características que posee el pozo, como 

ser la geología, litología, petrofísica del pozo, y en una segunda parte se realizará un 

estudio de tipo analítico descriptivo, para poder implementar de forma correcta la 

técnica de fracturamiento hidráulico en el pozo SAL X-14 para el incremento de su 

producción con un método de validación mediante la simulación en software. 

 

1.8 MÉTODOS DE INVESTIGACIÓN 

La metodología de investigación aplicada será por el método deductivo ya que se 

tienen bases de datos que se dan por ciertas en un conjunto de afirmaciones a teorías 

y diseños para la implementación de técnicas de fracturamiento hidráulico, además 

se analizará las documentaciones del pozo a través de revisión de archivos, estudios 

informes y todo tipo de publicación que se haya realizado referente al tema de 

investigación. 

 

1.9 TÉCNICAS E INSTRUMENTOS DE INVESTIGACIÓN  

La técnica de investigación a realizar será mediante el análisis de documentación, la 

cual nos ayudará en la toma de datos para la elaboración del diseño de fracturamiento 

hidráulico, se tomará en cuenta todas las fuentes posibles referentes a nuestro tema 
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de estudio y como instrumento de investigación a través de una guía de análisis de 

documentos, la cual se dará prioridad a los documentos de primera fuente y 

posteriormente su análisis para la toma de decisiones durante el proyecto. 

 

1.10 POBLACIÓN Y MUESTRA 

La población está dada por el diseño de Fracturamiento Hidráulico que efectuara un 

incremento en la producción en el pozo SAL X14. 

 

La muestra está definida por las implementaciones de tipo técnico y operacional que 

se realizará después de la implementación de diseño de Fracturamiento Hidráulico 

para la sostenibilidad de la producción en el pozo SAL X14. 
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CAPITULO II 
 MARCO TEÓRICO 

 

2.1. PROPIEDADES MECÁNICAS DE LAS ROCAS 

La mecánica de las rocas es la ciencia que estudia el comportamiento físico frente al 

campo de fuerza aplicado y su importancia radica en la determinación de la orientación 

y geometría de las fuerzas de fractura inducidas durante el fracturamiento hidráulico. 

portal del petróleo. 

 

Es de vital importancia conocer estas propiedades mecánicas en el área petrolera, la 

finalidad es conocer y predecir el comportamiento de las rocas, como ser  (Madrid, 

2016) 

 

 Para determinar las propiedades elásticas de la roca 

 Para predecir la presión de poros 

 Para determinar la magnitud y dirección de los esfuerzos in situ 

 Para la distribución de la presión del poro en arcillas de la zona de estudio. 

 

La aplicación de fuerzas o la modificación de la distribución da lugar a cambios en los 

sistemas rocosos de las formaciones el cual dicho sistema está caracterizado por: 

 

 Su fuerza de cada una de las partes determinada por sus propias coordenadas 

 La fuerza que actúa sobre el sistema  

 La velocidad con que las partes cambian de posición ( (Madrid, Portal del 

petróleo, 2020)) 

 

2.1.1. Desplazamiento 

Es el cambio de posición de una partícula, en un sistema el movimiento será 

homogéneo desplazando así cada partícula en magnitud y dirección. 
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En la Figura 2.1 se muestra un diagrama de desplazamiento de Vector y sus campos 

desplazados. 

Figura 2.1 Vector de desplazamiento y campos desplazados 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 

 

2.1.2. Deformación  

Es el cambio de la configuración de un cuerpo conforme al desplazamiento que sufre 

la roca al soportar la carga, se puede presentar como la variación de la longitud con 

la longitud inicial entre partículas (Madrid, Portal del petróleo, 2020). 

 𝜀 = (𝑙𝑖 − 𝑙𝑓)𝑙𝑖 = ∆𝑙𝑙𝑖    (2.1) 

Donde: 

ε: Deformación 

li: Longitud inicial 

lf: Longitud final. 

 

2.1.3. Estado Tensional 

Es la tensión en un sistema de fuerzas actuadas sobre un mismo cuerpo cuando las 

fuerzas varían en un plano considerado (Madrid, Portal del petróleo, 2020). 
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2.1.4. Fuerza 

Las fuerzas son dos las fuerzas gravitatorias o volumétricas y las fuerzas superficiales, 

que son ejercidas a un mismo cuerpo por los materiales que actúan sobre él y las 

superficies de contacto en un plano tridimensional (Madrid, Portal del petróleo, 2020). 

En la figura 2.2 se observa el comportamiento de las fuerzas en un sistema rocoso. 

 

Figura 2.2 Fuerzas actuando sobre un sistema rocoso 

Fuente: Portal del Petróleo 
 

2.1.5. Esfuerzo 

Es la reacción interna aplicada a la fuerza este puede variar si la fuerza esta aplicada 

en áreas diferentes y no variará si la fuerza es homogénea sobre un plano 

determinado. 

 

Las tensiones o esfuerzos que se generan por la aplicación de las fuerzas pueden 

producir deformaciones o roturas de las rocas y esto a dependencia de las 

resistencias de las rocas (Madrid, Portal del petróleo, 2020). 𝜎 − 𝑙𝑖𝑚 ∆𝐹∆𝐴 = 𝑑𝐹𝑑𝐴 (2.2) 

Donde: 
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σ: Esfuerzo 

ΔF: Magnitud de la fuerza 

ΔA: Área 

El esfuerzo tiene dos componentes las cuales son normal y tangencial bajo la siguiente 

ecuación. 𝜎𝑛 = 𝑙𝑖𝑚 ∆𝑁∆𝐴  (2.3) 

Donde: 

σn: Esfuerzo normal 

ΔN: Fuerza normal 

ΔA: Área perpendicular a la fuerza normal 𝜎𝑇 = 𝑙𝑖𝑚 ∆𝑇∆𝐴  (2.4) 

Donde: 

σT: Esfuerzo tangencial 

ΔT: Fuerza tangencial 

ΔA: Área perpendicular a la fuerza tangencial 

La Figura 2.3 muestra un diagrama de tridimensional de Tensiones 

 

Figura 2.3 Tensiones en tres Dimensiones 

 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 
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Los esfuerzos pueden ser considerados positivos cuando se comprimen y negativos 

cuando son tensionados. 

La Figura 2.4 muestra una definición en cuanto a esfuerzos con un diagrama sobre 

un plano. 

Figura 2.4 Tipos de Esfuerzos 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 

 

2.1.6. Resistencia 

Es definida como “el esfuerzo que la roca puede soportar para ciertas condiciones de 

deformación” (portal del petróleo) de tal manera es que su valor es importante para 

desarrollar una correcta fractura de rocas. 

 
2.1.7. Rotura 

Es una reacción de la roca frente a las altas presiones a las cuales se somete, y al no 

poder soportar las fuerzas aplicadas este se rompe o se fractura. 

 
2.1.8. Módulo de young 

Es la relación entre esfuerzo y la deformación que se aplica a la roca (Madrid, Portal 

del petróleo, 2020), al aplicar un alto esfuerzo o presión a una roca esta intentara a 

deformarse hasta desfragmentarse ya que la roca no es un material ideal como lo es 

una barra de metal. 
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𝜕 = 𝐸/∝ (2.5) 𝜕 = Modulo de Young (Psi) 

E = Deformación en la dirección X 

α = Esfuerzo en la dirección X. 

 

El módulo de Young puede ser determinado en laboratorio por pruebas a muestras 

testigo de roca que se tiene (Madrid, Portal del petróleo, 2020). Un valor muy alto de 

E significa que es un material muy duro, lo que significa que se requerirá un alto 

esfuerzo o alta presión para deformar esa roca. 

 

La Figura 2.5 Nos muestra el diagrama del módulo de Young con los esfuerzos axiales 

y la deformación unitaria Axial. 

 

Figura 2.5 Módulo de Young 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 

 

Para entrar más a profundidad sobre este tema hablaremos sobre el efecto de 

confinamiento. 
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2.1.9. Efectos de Confinamiento 

Las mecánicas de las rocas no son materiales ideales que siguen un comportamiento 

continuo lineal ya que, al poseer poros, fisuras estos lo hacen variar (Madrid, Portal 

del petróleo, 2020), es por eso que si se aplica presiones en las zonas aledañas o 

llamada esfuerzos in situ, sobre una roca esta tiende a deformarse causando una 

presión de confinamiento. 

 

En la Figura 2.6 observamos el efecto de confinamiento durante el cálculo de módulo 

de Young, asi mismo se efectúan para su caso presiones desde la 0 psi de presión 

hasta los 4500 psi de presión. 

 

Figura 2.6 Efecto de confinamiento en la determinación del Módulo de Young 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 
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2.1.10. Arenisca típica 

Durante las pruebas de ruptura en laboratorio se observan los tres diferentes 

comportamientos antes de la fractura (Madrid, Portal del petróleo, 2020), durante y 

después de la ruptura de la roca. estas llamadas Axial Volumétrico y Lateral. 

 

En la Figura 2.7 se observa las distintas etapas de deformación aplicados de acuerdo 

al esfuerzo en un diagrama de coordenadas. 

 

Figura 2.7 Etapas del proceso de deformación de acuerdo al esfuerzo aplicado 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 

 

2.1.11. Efecto sobre la geometría de fractura 

Al ser estudiado el módulo de Young esto para entender cuanto se ira avanzando con 

respecto a la presión de fractura que apliquemos lo cual se define como a mayor 

Modulo de Young habrá una menor deformación y consecuentemente menor ancho 

de fractura (Madrid, Portal del petróleo, 2020). 
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Por tanto, podrían existir zonas donde el ancho de fractura no es suficiente para el 

paso del agente de sostén, lo cual encadenaría un arenamiento en dicha zona. 

 

En la Figura 2.8 observamos el efecto del módulo de Young en el ancho de fractura 

en formaciones con distintas propiedades litológicas en el subsuelo. 

 

Figura 2.8 Efecto del Módulo de Young en el ancho de fractura en formaciones con distinta 

litología 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente: (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 

 
 

2.1.12. Factores que afectan la determinación E en laboratorio 

Para el ensayo en laboratorio se necesitan equipamiento bastante especializado para 

realizarlo como ser una celda tri-axial para el confinamiento de la muestra, y cumplir 

algunos requisitos (Madrid, Portal del petróleo, 2020) como ser: 

 

 No debe tener anisotropía 

 No debe tener fisuras 
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La humedad debe ser la misma que se tienen en el subsuelo, además de la presión y 

saturación (Madrid, Portal del petróleo, 2020), es por esta razón que es difícil la 

simulación en laboratorio, y es por eso que se utiliza otras técnicas para hallarlas como 

el perfilaje o logging. 

 

2.2. RELACIÓN DE POISSON 

Se define como la expansión lateral a la compresión que sufre por las direcciones 

longitudinales de una muestra bajo un esfuerzo triaxial (Madrid, Portal del petróleo, 

2020). 𝑉 = 𝐸1𝐸2  (2.6) 

 

V = Relación de Poisson (Adim.) 

E1 = Deformación Longitudinal 

E2 = Deformación Lateral. 

 

Las arcillas poseen mayor relación de Poisson que las arenas, lo cual requieren mayor 

esfuerzo y al igual que el módulo de Young tiene variantes a lo largo del rango de 

esfuerzo. 

 

En la Figura 2.9 se muestra en un diagrama la relación de Poisson con la deformación 

unitaria lateral versus la deformación unitaria axial. 
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Figura 2.9 Relación de Poisson 

Fuente: (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 
 

La Figura 2.10 muestra las propiedades de algunas rocas de yacimientos frente a sus 

rangos de módulo de Young con un promedio de presión y la relación con el coeficiente 

de poisson. 

 

Figura 2.10 Propiedades de algunas rocas y presiones vs Poisson vs Modulo de Young 

 

Fuente: (Figueroa, 2012) 

 



 

26 
 

2.3. PROPIEDADES PETROFÍSICAS DE LAS ROCAS 

La Petrofísica es el estudio de las propiedades de las rocas tanto físicas y químicas y 

sus interacciones con los fluidos de subsuelo  (Millan, 2014) esta a su vez se aplica 

en la exploración y explotación de yacimientos. 

 

2.3.1. Porosidad 

Se define como la fracción de volumen de espacio vacíos con relación al volumen total 

de la roca. (Nava 2019 p2) los rangos de porosidad que se tienen en la siguiente tabla: 

 

La Tabla 2.1 presenta los rangos de porosidades de las rocas y su descripción entre 

rangos para poder identificar mejor la roca de subsuelo siendo 0-5 un rango de 

porosidad despreciable cual en esta situación la fluibilidad será más lenta, pero esto 

muy asociado a la densidad del fluido. 

 
Tabla 2.1 Rangos de porosidades de las rocas 

 
RANGO DESCRIPCIÓN 

0-5 Despreciable 

5-10 Pobre 

10-15 Moderado 

15-20 Buena 

20-25 Muy buena 

25+ Excelente 

Fuente (Nava, 2019) 
 
 

En la siguiente tabla veremos el porcentaje de porosidad efectiva en rangos de las 

rocas para su valoración en la industria petrolera. 

La Porosidad también se divide en: 
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 Porosidad efectiva 

 Porosidad no efectiva 

 Porosidad Absoluta 

 

La Tabla 2.2 Muestra el porcentaje de efectividad en cuanto al tipo de roca para su 

mejor identificación. 

Tabla 2.2 Porcentaje de Efectividad 
 

ROCA % EFECTIVIDAD 

Arcilla o lutita (Rocas Madres) 0-5 

Limos 3-19 

Arenas Finas 10-28 

Arenas Limosas 10-28 

Arenas Gruesas 22-35 

Grava 13-26 

Shale Intacta 0.5-5 

Shale Fracturada 0-3 

Arenisca 0.5-10 

Calizas Dolomías no cartificadas 0.1-5 

Calizas Dolomías cartificadas 5-40 

Roca Ígnea 0.0005 

Roca Metamórfica 0.0005-0.1 

Basalto 1-6 

Pizarra 0-5 

Roca cristalina 0-5 

Rudita 2-10 

Conglomerado Fluvial 5-20 

Granito 15-23 

Fuente: (Nava, 2019) 
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2.3.2. Permeabilidad 

Es otra propiedad petrofísica de mucha importancia y se define como la habilidad que 

tiene la roca para permitir que en su interior puedan moverse los fluidos (Nava, 2019). 

El científico que ha creado esta variable es Darcy y sus unidades son en Darcys o 

miliDarcys. 

 

En la Tabla 2.3. muestra los siguientes rangos de permeabilidad de la roca en donde 

se mide la permeabilidad en milidarcys. 

 
Tabla 2.3 Rangos de permeabilidad 

 
Rango Md Clasificación 

1-15 Pobre 

10-50 Moderadamente Bueno 

50-1000 Muy Bueno 

1000+ Excelente 

Fuente (Nava, 2019) 

 
La Tabla 2.4 muestra la permeabilidad que tienen algunas rocas de yacimiento. 
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Tabla 2.4 Permeabilidad de las rocas por tipo de roca 
 

Roca K (m/día) 

Arcilla 0.0004 

Limo  1=1.16 mD 

Arena 41 

Arenas Finas (Limosas) 41 

Arena Gruesa 41 

Grava 4100 

Arenisca 41 

Caliza 0.002 

Cuarcito 0.0004 

Fuente (Nava, 2019) 

 
Los métodos para medir la porosidad y la permeabilidad pueden ser: 

 Registros de Pozos 

 Resonancia Magnética 

 En Laboratorio con previa toma de testigo 

 Mediante Pruebas de Presión. 

 
2.3.3.  Saturación de los fluidos 

Es la saturación de un determinado fluido ya sea gas natural, petróleo crudo o 

simplemente agua del cual está ocupando el espacio entre granos o huecos de la roca 

(Escobar, 2005).  

 
La saturación de los fluidos en medios porosos debe dar 1 o 100%, pero nunca hasta 

cero 0% (Nava, 2019) ya que siempre queda una cantidad capilar de fluidos a esto se 

lo conoce como saturación residual de fluidos. 

 

Existen 2 métodos para la determinación de la saturación: 

 Método directo en el laboratorio 
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 Método indirecto mediante perfilaje eléctrico de registros de pozos 

En la Figura 2.11 se muestra la descripción gráfica de saturación de fluidos en 

arena o roca. 

 

Figura 2.11 Descripción de saturación en rocas 

 

 
 
 
 
 
 

 
 
 
 
 
 

 
 
 

 
 

Fuente: Martell 2008 
 
 

2.3.4. Fluidos irreducibles  

Se manifiestan como saturaciones de agua irreducible y agua connata (Escobar, 

2005). 

 

Agua Intersticial Swi 

Agua Intersticial o connata – innata es aquel que está presente en cualquier 

yacimiento la cual rodea los granos y rellena los pequeños poros. 

 

En la Figura 2.12 se muestra la saturación en distintas proporciones de las zonas de 

la roca identificadas como Zona productiva 80%, Zona Transición 50% y Zona 

productiva de agua con 10 a 20%. 
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Figura 2.12 Esquema demostrativo de la distribución del fluido no mojante o petróleo (en 

negro) 

Fuente (Gutiérrez & Iturralde, 2017) 
 

 
“Las areniscas de poros grandes, calizas y todas las rocas con altas porosidades 

tienen relativamente bajos valores de saturación de agua connata irreducible, mientras 

que las areniscas de poros pequeños tienen en general altas saturaciones de agua 

connata irreducible” (Gutiérrez & Iturralde, 2017). 

 

2.4. PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS DEL YACIMIENTO 

A continuación, se detalla las siguientes propiedades físicas que contienen el 

yacimiento. 

 

2.4.1. Propiedades físicas del gas natural 

El gas natural es un hidrocarburo el cual está compuesto principalmente por metano, 

y otros componentes como el “nitrógeno, etano, CO2, H2O, butano, propano, 

mercaptanos y trazas de hidrocarburos más pesados” y puede constituir hasta el 97 

% de gas natural. (Fundación Gas Natural, 2009).  
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Las propiedades en un análisis PVT (Presión, Volumen y Temperatura) son los 

siguientes: 

 

2.4.2. Peso molecular aparente, Mo:  

Está formado por n componentes de las cuales pueden calcularse a partir de la 

fracción molar y pesos moleculares para cada componente (Jácome, 2016) bajo la 

siguiente ecuación 𝑀𝑎 = ∑ (𝑌𝑖)(𝑀𝑤𝑖)𝑛𝑖−1  (2.7) 

Donde: 

Ma: Peso molecular aparente de la mezcla de gas, lbm/lbm-mol. 

Mwi: Peso molecular del componente ‘i’ de la mezcla de gas. 

 Yi: Fracción molar del componente ‘i’ de la mezcla de gas. 

  n: Numero de componentes en la mezcla de gas.  

2.4.3. Gravedad específica e 

Está definida como la razón que se tiene en cuanto a la densidad del gas a la del aire 

seco bajo condiciones específicas de presión y temperatura.  𝐺 = 𝜌𝑔𝜌𝑎𝑖𝑟𝑒 (2.8) 

Donde: 

G:  Gravedad especifica del gas natural. 𝜌𝑔 : Densidad del gas natural, lbm/ft3. 𝜌𝑎𝑖𝑟𝑒: Densidad del aire, lbm/ft3. 

Bajo las condiciones de gases ideales la ecuación cambiaría a un plano 

estándar de presión 14.65 psia y 60° F para la temperatura. 𝐺 = 𝑀𝑔𝑀𝑎𝑖𝑟𝑒 (2.9) 

Donde: 

Ma: Peso molecular aparente del gas natural, lbm/lbm-mol. 
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Maire: Peso molecular del aire, 28.9625 lbm/lbm-mol. 

2.4.4. Factor de Compresibilidad Z 

El factor de compresibilidad Z es adimensional que se usa para corregir el 

comportamiento ideal de los gases donde Z=1 defiriendo a su comportamiento real 

mediante la ecuación PV=nRTZ ambas variantes como la presión y temperatura están 

en función seudoreducidas y se definen como: 

 𝑃𝑠𝑟 = 𝑃𝑃𝑠𝑐 (2.10) 𝑇𝑠𝑟 = 𝑇𝑇𝑠𝑐 (2.11) 

 

Donde: 

P: Presión a la cual se desea determinar ‘Z’; psia. 

T: Temperatura a la cual se desea determinar ‘Z’; oR. 

Psr: Presión seudoreducida. 

Tsr: Temperatura seudoreducida. 

Psc: Presión seudocrítica. 

Tsc: Temperatura seudocrítica. 

 

Si los valores del gas son conocidos entonces se utiliza las ecuaciones 𝑃𝑠𝑐 = ∑ (𝑌𝑖)(𝑃𝑐𝑖)𝑛𝑖=1  (2.12) 𝑇𝑠𝑐 = ∑ (𝑌𝑖)(𝑇𝑐𝑖)𝑛𝑖=1  (2.13) 

Donde: 

Yi : Fracción molar del componente ‘i’ de la mezcla de gas. 

Pci : Presión crítica de componente ‘i’ de la mezcla de gas. 

Tci : Temperatura crítica de componente ‘i’ de la mezcla de gas. 
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n: Numero de componentes en la mezcla de gas. 

Existen muchas ecuaciones o algoritmos para entender esta correlación como la de 

Standing – Katz y la prueba y error con los cuales determina valores muy precisos 

para el cálculo de flujo de dos fases. 

 𝑧 = 𝐴 + (1 − 𝐴)𝐸𝑋𝑃(−𝐵) + 𝐶(𝑃𝑠𝑟)𝐷 (2.14) 

Donde: 𝐴 = 1.39(𝑇𝑠𝑟 − 092)0.5 − 0.36(𝑇𝑠𝑟) − 0.101 𝐵 = 𝑃𝑠𝑟(0.62 − 0.23𝑇𝑠𝑟) + 𝑃𝑠𝑟2(0.066𝑇𝑠𝑟 −0.86−0.037) + 0.32 𝑃𝑠𝑟6𝐸𝑋𝑃(20.723(𝑇𝑠𝑟 − 1)) 𝐶 = 0.132 − 0.32𝑙𝑜𝑔𝑇𝑠𝑟 𝐷 = 𝐸𝑋𝑃(0.715 − 1.128𝑇𝑠 + 0.42𝑇𝑠𝑟2 

 

En esta parte no se realiza ninguna corrección ya que el contenido de contaminantes 

es despreciable en relación al CO2 y no se presentan H2S. 

 

2.4.5. Densidad 

La densidad del aceite se clasifica de acuerdo a su peso específico basado en una 

escala realizada por el American Petroleum Institute esta escala se llama API, se 

utilizan los grados API y se lo halla mediante la siguiente ecuación: 

 °𝐴𝑃𝐼 = 141.5𝛾 − 131.5  (2.15) 

 

Donde γ es la densidad relativa del petróleo a condiciones estándar 

La Figura 2.13 muestra la clasificación del aceite de acuerdo a su densidad donde a 

menor API el crudo es más denso, y a mayor grados API el crudo es menos denso. 
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Figura 2.13 Clasificación del aceite por su densidad en grados API 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente: propiedades de los fluidos 
 
 

2.4.6. Volumen específico  

Es el volumen ocupado por unidad de masa de un material (Glosarios, 2019) en un 

ambiente confinado como el subsuelo es importante debido a que se requiere saber 

cuánto realmente está siendo ocupado por gas y/o petróleo expresada en m3/kg o 

pie3/libra, según su conversión. 

 𝑣 = 𝑉𝑚 = 1𝜌 (2.15) 

Donde: 

V: Volumen 

M: masa 

Ρ: Densidad 

 

2.4.7. Factor Volumétrico del gas Bg 

El factor volumétrico del gas está altamente asociado a las condiciones de presión y 

temperatura de cual gas está ocupado en una masa a condiciones estándar de 14,7 

psia y 60° Farenheit (la comunidad petrolera 2017), cada comportamiento está 

asociado a la ley general de los gases, los gases pueden ser dos, gases reales y gases 

ideales 
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𝐵𝑔 = 𝑉𝑜𝑙ú𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒 𝑔𝑎𝑠 𝑎 𝐶𝑌𝑉𝑜𝑙ú𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒 𝑔𝑎𝑠 𝑎 𝐶𝑆 (2.16) 

Donde: 

Bg: Factor Volumétrico del gas 

CY: condiciones de Yacimiento 

CS: Condiciones de Superficie 

Un gas ideal cumple los siguientes factores 

 Un gas ideal es donde en un volumen dado es ocupado por moléculas con una 

relación muy insignificante con su volumen ocupado. 

 Además de ocupar un bajo espacio estas moléculas no poseen repulsión ni 

atracción en un ambiente ideal. 

 Y finalmente entre los choques de moléculas se consideran inexistentes o 

elásticos. 

 

2.4.8. Método Volumétrico  

Otra de las variables que se utiliza en el cálculo de volumen de yacimientos es el 

Método Volumétrico el cual es la estimación a partir del volumen de la roca que 

conforma el yacimiento, previamente realizado un registro de pozos, ya que en esta 

ecuación se emplean (Torres, 2012) 

𝐺𝑂𝐸𝑆 = 43560 ∗ 𝑉𝑂𝐿𝑈𝑀𝐸𝑁 𝑇𝑂𝑇𝐴𝐿 𝐷𝐸𝐿 𝑅 ∗ ∅ ∗ (1 − 𝑆𝑤𝑖)𝐵𝑔𝑖  

 GOES= Gas original in situ 

 Volumen de la Roca o (Área X Altura) 

 Porosidad promedio 

 Saturación promedio del agua 

 Factor volumétrico del gas a presiones iniciales (PCY/PCN) 

2.4.9. Factor de expansión del gas Eg 

El factor de expansión está basado en la temperatura, sí un gas se calienta este 

empieza a expandirse y si la temperatura disminuye comienza a encogerse en su 
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espacio (readthedocs, s.f.), esto debido a las moléculas que lo componen, también 

llamado el efecto de Joule Thompson (Kelvin) 𝜇 = ∆𝑇∆𝑝  (2.17) 

Donde: 𝜇: es el factor de expansión 

AT= es la variación de temperatura 

Ap=es la variación de presión. 

 

2.5. PROPIEDADES FÍSICAS DEL AGUA DE FORMACIÓN 

Las propiedades físicas del agua de formación son las siguientes: 

 

2.5.1. Factor volumétrico del agua de formación 

Está determinada por la ecuación donde el volumen del agua a condiciones de 

yacimiento se divide con el volumen normal del agua en condiciones ambientales y 

casi siempre este valor nos da 1.0 y su importancia es casi ignorable. (Schlumberger, 

s.f.) 

 

2.5.2. Viscosidad del agua de formación, μw 

La viscosidad es la oposición que no deja fluir libremente en los líquidos y su unidad 

de medida es el centipois, además de que en el agua de formación la viscosidad se 

encuentra en función de las propiedades de presión temperatura y salinidad (Espín, 

2014) 

 Si aumenta la presión aumenta la viscosidad  

 Si aumenta la temperatura disminuye la viscosidad 

 Si aumenta la salinidad aumenta la viscosidad. 

 

2.5.3. pH 

En el agua el indicador de pH nos otorga la facilidad de saber cuándo un líquido es 

ácido, neutro o salino (Espín, 2014), ya que el pH es un factor muy importante para 
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ver si esta agua es manejable y sobre todo utilizable dentro de los procesos de 

fracturamiento. 

 

2.5.4. Potencial RedOx 

Dentro de las medidas de las propiedades también está el potencial redox el cual tiene 

la función de medir la actividad de electrones (Espín, 2014), a su inversa de pH que 

tiene la función de medir los protones del agua de formación. 

 

2.6. MECANISMOS DE DAÑO A LA FORMACIÓN 

El daño más frecuente en la formación de pozos es mientras se realiza la perforación, 

es también cuando la permeabilidad y la porosidad hayan sido alteradas definiéndose 

así una zona dañada también se conoce como efecto skin. (Cordero, 2013) 

2.6.1. Efecto Skin 

El daño a la formación de durante las operaciones de perforación y completación en 

donde la sección cercana al pozo puede verse afectada en la permeabilidad 

produciéndose un efecto de daño o efecto skin (S) (Hirschfelt, 2008) 

Tabla 2.5 Condición de daño 
 

Condición del pozo Valor de S 

Altamente dañado S=mayor a 10 

Dañado S=mayor a 0 

Sin daño S=0 

Acidificado S=mayor a -1 y menor a -3  

Fracturado S=mayor a -2 y menor a -4 

Masivamente Fracturado S=menor a -5 

Fuente: fracturing engineering manual Treament design 1998 
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2.6.2. Taponamiento del espacio poroso 

Uno de los factores de daño a la formación también puede ser causado por el 

taponamiento del espacio poroso hechas por las partículas sólidas, durante la 

fracturación hidráulica este problema es muy frecuente el taponamiento de poros ya 

que los mismos poros son conexiones hechas por aberturas, en estos poroso se difiere 

las conexiones debido al medio de succión durante la producción y el fracturamiento, 

los pequeños y finos granos pueden ocasionar un tapamiento en los poros donde se 

está produciendo. (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 

 

Figura 2.14 Tapamiento de poros por partículas finas 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 

Fuente (Madrid, Portal del petróleo, 2020) 
 
 

2.7. FRACTURAMIENTO HIDRÁULICO 

El fracturamiento hidráulico tiene diversas definiciones que como se aprecia a 

continuación encuentran su punto de conversión a partir del punto de vista técnico. 

Así tenemos que para Barrientos Muñoz (Barrientos, 2015) el fracturamiento 
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hidráulico más comúnmente conocido como fracking es un proceso de estimulación 

realizado una vez se ha concluido la perforación y es una operación independiente a 

la perforación. Por su parte Portela e Higuera (Veladia Higuera, 2020) entienden que 

el fracturamiento hidráulico de pozos es una técnica comprobada de mejora tanto de 

la productividad de hidrocarburos como de la inyectividad de agua y gas. Mantilla ( 

(McCormick, 2013) indica que esta consiste en la introducción de un fluido altamente 

viscoso, con el objetivo de generar canales de flujo (fracturas) y colocar un elemento 

de empaque (arena) que permita incrementar la conductividad de la formación y, por 

ende, el flujo de fluidos hacia el pozo. 

 

Los siguientes autores también entienden la fracturación hidráulica como un proceso 

o técnica, tal el caso de Nolen (Molina, 2021) para quien es un tratamiento de 

estimulación que consiste en inducir la ruptura de la roca y crear un canal de flujo 

conductivo mediante la inyección de uno o más fluidos a un caudal y presión 

determinado, donde la inyección de fluido debe ser a una presión superior a la presión 

de fractura del yacimiento. 

 

Para Camacho (Páez, 2018) el fracturamiento hidráulico consiste, en fracturar o fallar 

la roca del reservorio con una cantidad definida de agua, la cual a altas presiones 

logra vencer el gradiente de fractura de la formación, el cual está determinado 

anteriormente y utilizado continuamente en el diseño de la fractura. Es la técnica más 

conocida para fracturar la roca, logrando sobrepasar la zona de daño aledaña al pozo 

incrementando el área de drenaje, y con esto aumentar la producción de 

hidrocarburos. 

 

Así también Schlumberger lo define como un tratamiento de estimulación ejecutado 

en forma rutinaria en los pozos de petróleo y gas de los yacimientos de baja 

permeabilidad. Fluidos con diseños técnicos especiales son bombeados a alta presión 

y alto régimen de bombeo en el intervalo a tratar, produciendo la apertura de una 

fractura vertical. Las alas de la fractura se extienden lejos del pozo, en direcciones 

opuestas, de acuerdo con los esfuerzos naturales presentes en la formación. El 
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apuntalante, tal como los granos de arena de un tamaño determinado, se mezcla con 

el fluido de tratamiento para mantener la fractura abierta cuando concluye el 

tratamiento. El fracturamiento hidráulico genera una comunicación de alta 

conductividad con una extensa área de la formación y sortea cualquier daño que 

pudiera existir en la región vecina al pozo. (Schlumberger, Oilfield Glosary, 2021). 

 

Analizando las definiciones podemos definir al Fracturamiento Hidráulico como una 

técnica mejorada que consiste en la inyección de agua arena y agentes químicos a 

alta presión para generar canales de flujo (fracturas) logrando incrementar el flujo de 

fluidos hacia el pozo. 

 

2.7.1. Breve historia del fracturamiento hidráulico 

La técnica de Fractura Hidráulica es utilizada hace más de 60 años a nivel comercial 

a nivel mundial, fueron comunes en las décadas de los 70´s y 80´s y en los 90´s se 

realizaron fracturas en múltiples etapas y a inicios del siglo XXI fueron más comunes 

los pozos horizontales. En 1997 se consiguió la primera fractura hidráulica 

combinando la técnica del fracking y pozos horizontales. Si bien ambas técnicas ya 

eran conocidas, en 2005 en Texas exactamente en el pozo Barnett Shale se inició con 

este tipo de extracción en los Estados Unidos 

.  

(Opaso, Toledo, & Yurisch, 2017) nos describen los inicios del Fracturamiento 

hidráulico se remontan hasta 1860, en la costa este norteamericana. En 1930 se 

estudia por primera vez la posibilidad de utilizar agua. Este método empezó a 

aplicarse industrialmente en 1949 por la empresa Stanolind Oil. 

En la Unión Soviética, el primer pozo de fracturación hidráulica se llevó a cabo en 

1952. Otros países en Europa y el norte de África emplearon técnicas de fracturación, 

incluyendo Noruega, Polonia, Checoslovaquia, Yugoslavia, Hungría, Austria, Francia, 

Italia, Bulgaria, Rumania, Turquía, Túnez y Argelia.  

 

Actualmente se considera a George P. Mitchell como el 'padre' de la moderna industria 

del fracking, al conseguir su viabilidad económica en el yacimiento conocido como 
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Barnett Shale, reduciendo sus costes hasta los 4 dólares por millón de BTU (British 

Thermal Units). Su empresa, Mitchell Energy, consiguió la primera fracturación 

hidráulica comercial en 1998. (ACP, 2019). 

 

2.7.2. Proceso de fracturamiento hidráulico 

Los tres ingredientes principales en la extracción de petróleo mediante el 

fracturamiento hidráulico, cumplen tres funciones distintas. En primer lugar, el agua 

se encarga de fracturar las rocas de esquisto en las que se encuentra atrapado el gas 

natural, la arena se encarga de que estas rocas no se vuelvan a juntar hasta que el 

proceso haya terminado y las sustancias químicas son las responsables de disolver 

los materiales para liberar el gas. 

 

Una vez se ha llevado a cabo este proceso, el agua con arena y químicos vuelve a la 

superficie, pero esta vez también con el petróleo o el gas natural extraído. De esta 

manera obtenemos combustibles fósiles para ser distribuidos por todo el mundo. 

(Ingeoexpert, 2018). 

 

Figura 2.15 Proceso de Extracción de Hidrocarburos mediante fracturación hidráulica 

Fuente (Bluske Moscoso, 2021) 
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2.7.3. Objetivos del fracturamiento hidráulico 

Los objetivos principales del fracturamiento hidráulico son: 

 

 Aumentar la productividad del pozo: El fracturamiento hidráulico normalmente 

aumenta la producción de un pozo entre 200 y 500%. No obstante, deben 

definirse los criterios adecuados cuando se trata de fracturamiento en pozos 

nuevos o en pozos de producción.  

 Aumento de presión en pozos inyectores: Este proceso es aplicable en pozos 

inyectores de gas o agua, cuya función es mantener la presión del yacimiento 

y por ende la producción económica de los pozos productores. 

 Corregir los daños originados a la permeabilidad de la formación en las 

proximidades del pozo: Una fractura a través de la zona dañada proporcionará 

una mejor trayectoria al flujo, aumenta su conductividad. Si se realiza un diseño 

apropiado de fracturamiento hidráulico, se puede eliminar una gran variedad de 

problemas que abarcan desde daño en la zona alrededor del pozo ocasionado 

por los fluidos de perforación hasta yacimientos con muy bajas 

permeabilidades. 

 

2.7.4. Productos obtenidos por fracturamiento hidráulico 

Mediante la fracturación hidráulica se obtiene shale gas, en español gas de esquistos 

o gas de lutitas. Igualmente se extrae shale oil, en español petróleo de esquisto o 

petróleo de lutitas. El shale gas es similar al gas natural convencional que se viene 

utilizando en hogares, industria, comercio y vehículos. El gas natural se compone 

entre un 90% y 95% de metano, cuya contribución al efecto invernadero es 21 veces 

mayor que el del CO2, aunque su participación en la atmósfera es 220 veces menor.  

 

El shale oil es similar al petróleo convencional. La diferencia entre ambos productos 

de esquistos con sus pares tradicionales radica en el modo como están atrapados en 

las rocas, a profundidades que pueden superar los tres kilómetros, así como la 

tecnología no convencional necesaria para su extracción. (Chacín, 2019) 
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Otros productos obtenidos a partir del fracturamiento reciben la denominación de 

hidrocarburo no convencional que va dependiendo en el estado que se encuentre ya 

sea líquido o gaseoso. (López, 2016) 

 Hidratos de gas: este gas se genera y almacena en los sedimentos más 

profundos 

 Oil san o arenas bituminosas: son arenas de bitumen, el cual se obtiene 

petróleo a partir del destilado de bitumen originarias de Canadá y Arabia 

Saudita. 

 Coal bed methane o gas metano de Carbón: es el gas obtenido a partir de 

las capas de carbón, se originan en Estados Unidos Canadá y Australia. 

 Tight gas o yacimientos de baja porosidad: se obtienen de rocas muy 

compactas y areniscas con valores de porosidad y permeabilidad muy bajos. 

 Shale gas: o gas de esquisto: se encuentra almacenado en la roca pizarra o 

rocas lutitas siendo la misma roca como almacén y la más importante 

actualmente 

 

Figura 2.16 Sección representativa de tipos generales de recursos de crudo y gas y las 

orientaciones de los pozos de producción utilizadas en fracturación hidráulica 

 

Fuente: (TFM Palomo 2016) 
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2.7.5. Países donde se acepta el Fracturamiento Hidráulico 

Según Ingeoexpert (2018) Actualmente existen varios países que se encuentran en 

desarrollo de la técnica del fracking en su territorio, pero hay cuatro que ya lo hacen 

con bastante asiduidad y demanda; estos cuatro países son Estados Unidos, Canadá, 

China y Argentina. Los países de Colombia y México también están llevando a cabo 

esta técnica, pero en menor medida que los anteriormente mencionados.  

 

Las razones para ser llevado esta técnica es que aporta beneficios, así como 

oportunidades del cual hoy al ser un combustible altamente requerido es innegable 

poder aprovechar este recurso en nuestro tiempo ya que se espera que en 2040 las 

energías podrían ser sustituidas por baterías y el petróleo podría quedar desplazado 

casi en su totalidad. (Energia a Debate, 2018). 

 

2.7.6. Países donde no se acepta el Fracturamiento Hidráulico 

En una publicación en la gaceta del senado en México el 2018 donde hicieron 

investigaciones en todo el mundo donde refiere a la técnica de fracturamiento 

hidráulico prohibido en regiones de Alemania, Escocia, Bulgaria, Sudáfrica, Republica 

Checa, Suiza, Australia, Irlanda, Irlanda del Norte, Italia, España, Nueva Zelanda y 

Francia, siendo el país de Francia el que legislo la prohibición absoluta en su región. 

 

Las razones para su prohibición es el uso de grandes cantidades de agua en un rango 

de 2 a 4 millones de galones por pozo, y por tratamiento de agua solo se llega a 

recuperar un 30 a 40 por ciento del volumen total y además que al retornar esta vuelve 

altamente contaminada por químicos altamente tóxicos para la salud humana. 

Senado.mx 
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Figura 2.17 Países en favor y en contra del fracking 

Fuente (Editorial La República S.A.S., 2018) 
 

 
2.7.7. Fracturamiento Hidráulico en Bolivia 

Hasta la fecha se conocen de diversos estudios de factibilidad técnica de 

Fracturamiento Hidráulico realizadas en distintas Universidades de Bolivia, Sin 

embargo, se realizó la primera fractura no oficial en el pozo INGRE X-2 donde se 

permitió descubrir reservorio de Tigh Oil en Bolivia (Campanini, 2021) 

Otros estudios informan que Bolivia posee una extensa región llamada el bloque de 

Miraflores donde se podría producir Shale gas o gas de esquisto hasta 2013 se 

registró 37 TCF en toda la región del chaco hacia el Paraguay. (Campanini, 2021) 
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Figura 2.18 Mapa de reservas de Shale gas en el Chaco Bolivia – Paraguay 

Fuente: (Campanini, 2021) 
 
 

En el mismo estudio realizado por la Centro de documentación e Información Bolivia 

se indica que entre el Chaco y Miraflores existiría una mar de gas no convencional 

llegando a los 1000 TCF y en Miraflores a 427 TCF. (Campanini, 2021) 

 

Figura 2.19 Mapa del potencial Hidrocarburifero de Bolivia a la gestión 2019 

 

Fuente: (Campanini, 2021) 
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Otro Informe señala que aproximadamente Bolivia Posee 48 TCF de gas no 

convencional a lo largo del Subandino (sur centro y norte) Chaco Beniano y Altiplano, 

estos recursos se encuentran a profundidades mayores que el gas natural y donde se 

genera el gas “in situ” que actúan como rocas generadoras y roca sellos. A su vez 

existen dos tipos de reservorios no convencionales de gas y petróleo como ser el 

shale gas que se encuentran en formaciones lutiticas o arcillas compactas y el tight 

gas que se encuentran a niveles arenosos laminados y compactos. (Corz, 2012). 

 

Basado en noticias preocupantes publicadas en 9 de enero de 2020 en la página 

Energypress acerca de la producción petrolera en Bolivia, se detallan que actualmente 

Bolivia no ha sido capaz de recuperar sus niveles pasados en cuanto a producción de 

gas Natural basados mayormente en una mala gestión política (Pedrazas, 2020). 

 

El mismo año Bolivia a la cabeza de su Presidente ejecutivo Herald Soliz indicaba que 

se continuará con las gestiones necesarias para la implementación de la tecnología 

del fracking o fracturamiento Hidráulico en una rendición de cuentas llevada a cabo 

en Yacuiba en febrero de 2020. (Campanini, 2021). 

 

A la fecha Bolivia no cuenta con un marco normativo en su CPE (Constitución Política 

del Estado) acerca de la explotación de recursos no convencionales por lo cual se 

debe trabajar en un marco de reglamentación tal como se hizo con la reglamentación 

para los Biocombustibles. 

 

2.8. MAQUINARIA E IMPLEMENTOS EN LA FRACTURACIÓN HIDRÁULICA 

A continuación, se describirá las maquinarias e Implementos a utilizar en una fractura 

hidráulica. 
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Figura 2.20 Distribución del Layout de la maquinaria de fracturación hidráulica 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: (Chacín, 2019) 
 
2.8.1. Blender de Fractura 

El blender es el equipo más importante en la fracturación este tiene la capacidad de 

mezclar el líquido y los aditivos para formar el fluido y también es donde se agrega el 

agente de sostén. (M.Madrid, 2019). 

 

Constituye de varias partes las cuales son: 

 Un manifold de succión para succionar el líquido del tanque con 

aperturas hacia ambos lados del equipo. 

 Una bomba centrifuga de 30 a 100 BPM el cual succiona los fluidos 

desde una pileta hacia la batea donde se mezcla el líquido con el agente 

de sostén. 

 Otra bomba centrifuga que succiona desde la batea donde se va 

adicionando los demás aditivos químicos. 

 Las bombas de aditivos como ser surfactantes, activadores, etc. Estas 

bombas deben estar bien calibradas para poder realizar una buena 

calidad de gel, estas bombas pueden descargar en la parte de succión 

como en la parte de descarga. 
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 Sistema de adición de aditivos sólidos 

Monitoreo que registra los caudales de fluido limpio, fluido sucio con gel de sostén.  

 

Figura 2.21 Partes de un Blender de Fractura 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente: (M.Madrid, 2019) 

 
 

Figura 2.22 Esquema de funcionamiento del Blender de Fractura 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente: (M.Madrid, 2019) 
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2.8.2. Unidad de Hidratación 

 La unidad de hidratación se utiliza para fracturaciones grandes el cual el gel actúa 

como hidratante, este equipo se ubica entre el tanque y el blender el gel es un 

concentrado que cuando interviene hidrata de manera rápida. 

 

Figura 2.23 Unidad de Hidratación 

 

Fuente: (M.Madrid, 2019) 
 

2.8.3. Tanques 

Los tanques son utilizados para almacenar el fluido de fractura, donde pueden estar 

los fluidos premezclados o ser usados solamente para almacenar agua, con 

capacidades de 80 a 100 m3, y por último en este equipo no debe haber impurezas ya 

que afectaría sobre la calidad del gel. (M.Madrid, 2019) 
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Figura 2.24 Tanque 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente: (M.Madrid, 2019) 

 
 

2.8.4. Transporte de agente de sostén 

Cuando en las fracturas, los volúmenes de agente sostén son en cantidades menores, 

se utiliza un camión volcador el cual transporta hasta 400 bolsas de agente de sostén 

en una batea, cuando el fracturamiento es demasiado grande se usan cintas 

transportadoras en la parte inferior logrando transportar 250 a 300 bolsas de agente 

de sostén por minuto. (M.Madrid, 2019). 
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Figura 2.25 Transporte de agente de sostén 

Fuente: (M.Madrid, 2019) 

 

 2.8.5. Fracturadores 

En la aplicación de fluido de gran caudal y a muy alta presión se utilizan equipos de 

bombeo llamados fracturadores el cual dirige el agua a muy alta presión hacia el fondo 

de la roca y de esta manera poder fracturar las formaciones de interés, estas pueden 

trabajar entre 5000 a 10000 psi de presión y otras máquinas de mayor capacidad entre 

15000 a 20000 psi. En terreno recibe el fluido desde el blender a una presión de 80 a 

120. 
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Figura 2.26 Esquema de funcionamiento de los fracturadores 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente (M.Madrid, 2019) 

 
A continuación, la foto de un fracturador comúnmente visto en operaciones de fractura 

además de observarse los motores de fractura las líneas de succión y salida y la 

bomba de alta presión. 

Figura 2.27 Fracturador 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 

Fuente: (M.Madrid, 2019) 
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2.8.6. Frac Van 

El Frac Van es el automóvil propio de la empresa que se contrata, así como todos los 

equipamientos vistos, es aquí donde se observan y se monitorean los datos de 

presión, caudales y concentraciones que se tiene mediante los diferentes sensores, 

todo esto en tiempo real ya que puede ser tripulado entre 3 personas, (Madrid, 

Equipamiento para ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020). 

 

Desde los “fracvans” se puede realizar el control del fracturamiento, así también se 

requerirá un monitoreo en afuera para supervisar que todos los equipos marchen 

correctamente evitando contratiempos dentro de la seguridad del trabajo y la 

operación. 

Figura 2.28 Estación de control de los FracVans 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente: (Madrid, Equipamiento para ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020) 

 

2.8.7. Armado de líneas de alta presión 

Para el armado de las líneas de operación “rig less” Las líneas de succión que son por 

lo general mangueras de 4” y la línea de salida es de 3” que inierte alta presión 

dependiendo del caudal puede ser igual a 4”, además que la línea de alta presión es 

dividida en diferentes tramos las cuales se llaman puentes. Además de proporcionar 

en todo momento seguridad dentro de la instalación se pueden utilizar hasta 3 lineas 

de succión que puedan bombear fluidos con agente de sostén con caudales de 
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máximo 18 BPM. (Madrid, Equipamiento para ejecución de Fractura Hidráulica Parte 

II, 2020). 

 
Cada compañía se implementa la instalación de acuerdo a sus propias normativas. 

 

Figura 2.29 Armado de líneas 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente: (Madrid, Equipamiento para ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020) 

 

2.8.8. Elementos de las líneas de alta presión 

Las líneas de alta presión tienen la objetividad de proporcionar seguridad y presión 

para la buena ejecución en la operación de fractura ya que su diseño es muy 

importante y más aun con el material de cual está fabricado. (Madrid, Equipamiento 

para ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020). 

 

 Caños rectos 

 Uniones giratorias chicksans 

 Válvulas de alta presión hammer valves 

 Check valve, para evitar el retorno del fluido desde el pozo a los fracturadores. 

 Válvulas de seguridad pop off, cual ayuda en el alivio de la presión 

 Sensores de presión, medidores de la densidad y caudal para su monitoreo 
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El mantenimiento es sustancial para la seguridad en el campo con controles de calidad 

que se debe cumplir, además de existir casos donde hubieron fisuran en la línea de 

presión provocando reventamientos, es para así debe ser proporcionado un control 

continuo. 

 

Figura 2.30 Efectos de la erosión en elementos que componen la línea de alta presión. 

 
Fuente: (Madrid, Equipamiento para ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020) 

 

2.8.9. Cabezas de fractura 

El elemento de fractura va dependiendo del tipo de reservorio que se tiene para lo cual 

si es uno pozo con petróleo la fracturación deberá ser con una presión inferior a la 

hidrostática y con un diámetro menor al de la cabeza del tubing en el fondo del pozo 

A medida que la fracturación se realice se deberá intervenir con CTo cable para ser 

conectados sobre la válvula en cual el cabezal puede ser operado de manera manual 

o mediante control remoto o electrónico. 
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Figura 2.31 Equipo de protección de fractura por tubing en equipo W.O. 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente: Portal del Petróleo 

 

2.8.10. Tree Saber 

Cuando el pozo posee un árbol de navidad se utiliza un tree saber el cual no permite 

que el agente de sostén no entre en contacto con todas las válvulas del árbol de 

navidad ocasionando un tapamiento dentro las válvulas e impidiendo el cierre correcto. 

(Madrid, Equipamiento para ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020). 

 

Más detalladamente se puede decir que el tree saber es como una camisa colocada a 

un tubo el cual baja hidráulicamente y situándose debajo del árbol de navidad con el 

objetivo de protegerlo, cuando se terminan las operaciones esta vuelve a su posición 

original el cual es elevada hidráulicamente y se pueden cerrar todas las válvulas. 
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Figura 2.31 Esquema de un Tree Saber 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Fuente: (Madrid, Equipamiento para ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020) 

 
 

2.8.11. Tapones y packers 

Para poder prevenir daño al casing es necesario aislar las capas por los efectos de las 

altas presiones, lo cual estas herramientas llamadas tapones y packers ayudan en esa 

acción, la utilización en cuanto a diferentes pozos es variable y ya sea para recuperarlo 

o re perforarlo este sistema en el área del casing. (Madrid, Equipamiento para 

ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020) 
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Figura 2.32 Esquema de deslizamiento del packer empujando al tubing hacia afuera 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente: (Madrid, Equipamiento para ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020) 

 

Se recomienda el mantenimiento y el buen uso de esta herramienta ya que es 

importante a la hora de realizar el fracturamiento porque se encarga de soportar altas 

presiones en el fondo del pozo, eso quiere decir que la superficie inferior del packer 

soportara toda la presión de la fractura.  

 

2.9. DEFINICION DE LOS PARÁMETROS, TÉCNICAS Y CLASES DE FLUIDOS 

QUE INTERVENDRÁN EN LA FRACTURACIÓN HIDRÁULICA 

Antes de entrar a la realización del proceso de estimulación por fracturamiento 

hidráulico tenemos que ver los tipos de fluidos Fracturantes existentes y seleccionar el 

tipo de aditivo a utilizar que este reducirá del daño existente en el pozo además de 

calcular este mismo. 

 

2.9.1. Sistema de fluidos Fracturantes 

En los fracturamientos hidráulicos se utilizan básicamente dos tipos de fluidos base -  

agua y base – aceite y espuma, pero ambos deben cumplir ciertas propiedades como 

ser: (Madrid, Equipamiento para ejecución de Fractura Hidráulica Parte II, 2020) 
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 Bajo coeficiente de perdida 

 Alta capacidad de transporte del apuntalante 

 Bajas perdidas de presión por fricción en las tuberías y altas en la fractura. 

 Fácil remoción después d-el tratamiento 

 Compatibilidad con los fluidos de formación. 

 Mínimo daño a la permeabilidad de la formación y fractura. 
 

Figura 2.33 Tipos de Fluidos de Fracturamiento, composición y usos 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 

 
 

Fuente: (Molina, 2021) 
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Tabla 2.6 Tipos de Fluidos Fracturantes 
 

Fluidos base agua Fluidos base aceite 

Ventajas: 

 Bajo costo 

 No generan ningún tipo de daño 

en la formación 

 Se pueden utilizar polímeros    

solubles en agua. 

 Alto desempeño 

 No existen problemas de 
incendios 

 Fácil manejo en superficie 

 Minimiza la fricción tubular 

Desventajas: 

 Bajos valores de viscosidad. 

 No lleva el agente de sostén 

dentro de la fractura fácilmente. 

Ventajas: 

 Bajos valores de viscosidad 

 pueden generan algún tipo de 

daño en la formación. 

 El flujo de retorno es 

incorporado directamente a la 

producción 

 Previene la decantación de 

agente de sostén hacia el 

fondo de la fractura. 

 Minimiza perdidas de fluido. 

Desventajas: 

 Alto riesgo de incendio 

 Impacto ambiental severo. 

 Conductividad de la fractura es 
baja 

 Transportan arenas a bajas 

concentraciones 

Fuente: Elaboración propia en base a Oil well stimulation. Schechter S. R.; 1992 

 
 

2.9.2. Aditivos 

Existen una gran variedad de aditivos utilizados en los fluidos Fracturantes y son la 

clave para la obtención de las propiedades requeridas para el éxito del fracturamiento, 

sin embargó para la selección del mismo primero mostraremos una comparación 

general de los polímeros solubles en agua y posteriormente aremos la selección del 

polímero que se utilizara. (Páez, 2018). 
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 Amortiguadores. Tiene como función ajustar el pH en fluidos acuosos, ayuda a 

la deshidratación de los polímeros.  

 Bactericidas. Estos previenen la pérdida de la viscosidad en fluidos a base de 

agua o acuosos por degradación bacterial.  

 Estabilizadores. Previene la degradación de los geles polisacáridos a 

temperaturas por encima de los 200ºF.  

 Interruptores. Elimina el gel polímero donde la temperatura de pozo es baja.  

 Surfactantes. Crea burbujas estables dentro de las espumas. Ayuda como 

agente reductor de tensión superficial. Realiza el proceso de limpieza en la 

fractura del fluido de fracturación. Sirve como bactericida y agente controlador 

de arcillas.  

 Estabilizador de arcillas. Controla el arenamiento manteniendo deshidratadas 

las arcillas inhibiendo la migración.  

 Control de pérdida de fluido. Tapona los poros de la formación evitando la 

pérdida de fluido a través de la misma.  

 Los activadores más usados son el borato, titanato, zirconato y el aluminato. 
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Tabla 2. 7 Comparación general de las propiedades de polímeros solubles en agua 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

FUENTE: Oil well stimulation. Schechter S. R.; 1992 
 
2.9.3. Polímero HMC 

La función de un polímero es proporcionar sostenibilidad, floculabilidad, gran 

capacidad de acarreo y suspensión, los polímeros son colides orgánicos conformados 

por unidades estructurales llamados monómeros cuales se repiten en la cadena 

llamado polimerización. 

Las cadenas de monómeros pueden ser iguales (homopolímero) y diferentes 

(copolímero). 

 

Los polímeros pueden ser estructurados molecularmente en cadenas lineales o 

ramificadas. 

P
o
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m
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Figura 2. 34 Cadena de un polímero lineal y ramificada. 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente Polímeros 
 
 

Los polímeros se clasifican de acuerdo a su origen en Naturales, Modificados y 

Sintéticos  

 Naturales: son de origen natural como el Almidón y no requieren de un proceso 

químico de producción, son económicos y además son hidrocoloides, que se 

no se solubilizan, sino que hidratan aumentando la viscosidad. Su uso 

generalmente en el filtrado de sistemas salinos. 

 Modificados: Son tratados químicamente para resistir más las formaciones 

salinas además de resistir la solubilidad y tener estabilidad térmica, Otra 

caractiristica es que se utilizan para viscosificar las salmueras por no poseer 

cargas eléctricas como ser el Hidroxi-etil-celulosa HEC 

 Sintéticos: se obtienen mediante reacción de sus propiedades monómeros, por 

lo general estos son de alto peso molecular razón por la cual se utilizan para 

viscosificar flocular y estabilizar como ser los polímeros parcialmente 

hidrolizados 
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Por su estructura pueden ser celulosa o derivados de alcohol a su vez ser iónicos y no 

iónicos respectivamente. 

 

Las estructuras iónicas no poseen cargas eléctricas lo cual es al contrario de los no 

iónicos cuales, si poseen, cargas eléctricas y además son solubles en agua y son 

utilizados para viscosificar fluidos de completación o reparación como ser la Hidroxi 

etil Celulosa. 

 
Tabla 2. 8 Propiedades físicas y químicas del polímero HMC 

 
 

FUENTE: Hidroxietil Celulosa, Ficha De Datos De Seguridad Revisión: agosto de 2020 – Versión: 3 
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2.10. SOFTWARE PROSPER 

El programa que se utilizó “Prosper” está basado en modelos y funcionalidades a su 

basta lista de opciones que se tiene en el programa que ha ido desarrollando desde 

los años 90, donde existen más de tres millones de combinaciones para describir la 

gran mayoría de fenómenos físicos que ocurren en pozos y en tuberías, además de 

proporcionar en su lista la opción de fracturamiento hidráulico con la introducción de 

variables a las cuales el programa hace una simulación en cuanto a introducción de 

datos se trata. (Petex.com 2021). 

 

2.11. ANÁLISIS ECONÓMICO 

Mediante la Interacción de diversos componentes matemáticos como el Valor Actual 

Neto (VAN), la Tasa Interna de Retorno (TIR), la relación de Utilidad de Inversión (RUI) 

y el Periodo de Recuperación de la Inversión o PAYBACK TIME, las cuales son 

componentes de Análisis financiero del Libro Preparación y Evaluación de Proyectos. 

Chambi 2019. 

 

2.11.1. Metodología del valor actual neto (VAN) 

El valor actual neto es la suma de los flujos netos que hay en cajas (FNC) bajo la 

siguiente fórmula: 𝑉𝐴𝑁 = ∑ ( 𝐹𝑁𝐶(1+𝑟)𝑘)𝑛𝑘𝑑=0  (2.18) 

Donde: 

VAN: valor actual neto 

FNC: flujo neto de cajas 

K: número de meses 

R: taza de actualización (al tanto por uno) 

N: tiempo de vida del proyecto 

Algo muy importante es que sí el VAN nos otorga un valor positivo, significaría que el 

proyecto es viable económicamente, y de lo contrario si el valor VAN es negativo no 

sería viable. 
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2.11.2. Tasa interna de retorno (TIR) 

Se necesita el empleo del método TIR para encontrar una tasa de interés en donde se 

cumplen ciertas condiciones al momento de iniciar o aceptar un proyecto de inversión. 

Es por eso que se tiene dos reglas para su mejor comprensión. (Vidal, 2007). 

 

 Sí el TIR es mayor a la tasa de descuento indica que nuestra inversión es 

factible económicamente y es viable realizar dicha inversión. 

 Sí el TIR es menor a la tasa de descuento indica que nuestra inversión no es 

factible por lo tanto no es conveniente realizar la inversión. 

 

Para hallar este valor se debe utilizar la ecuación. 

 𝐼0 = ∑ ( 𝐹𝑁𝐶(1+𝑇𝐼𝑅)𝐾)𝑛𝑘𝑑=0  (2.19) 

Donde: 

I0: Inversión a realizar en el periodo cero 

FNC: Flujo neto de caja 

n: periodo de análisis 

k: número de meses 

 

2.11.3. Flujo neto de caja 

El valor del flujo neto de caja significa los movimientos que se realizó en caja o 

explicado de mejor manera a la generación de los fondos en caja y su determinación 

se basa en el hallazgo de los ingresos y egresos de la empresa. (Vidal, 2007) 

 

FNC=R-D (2.20) 

Donde 

FNC es el flujo de caja correspondiente al año k 

R: monto de ingresos correspondientes al año k 

D: monto de la inversión prevista. 
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2.11.4. Tiempo estimado para la recuperación de la inversión 

Se entiende como el tiempo necesario para poder recuperar la inversión neta de un 

determinado proyecto, para esto se realiza una interpolación p’p de sumas 

acumuladas de cajas con datos anteriores y posteriores del tiempo de recuperación 

de la inversión bajo la siguiente ecuación. (Challa, 2020). 

 𝑇𝐸𝐼 = 𝑇1 + 𝑆𝐹𝑁𝐶1(𝑇2−𝑇1)𝑆𝐹𝑁𝐶1+𝑆𝐹𝑁𝐶2 (2.21) 

 

TEI: tiempo estimado para la recuperación de la inversión 

SFNC1: suma acumulada de los flujos netos de caja al tiempo T1 

SFNC2: suma acumulada de los flujos netos de la caja al tiempo T2 

T1: tiempo estimado antes de la recuperación de la inversión inicial 

T2: tiempo estimado luego de la recuperación de la inversión inicial. 

 

2.1.5. Relación Costo Beneficio 

La relación costo beneficio se realiza con la división entre la ganancia y los egresos 

más el capital, otorgándonos un índice de ganancias por cada peso que se gasta la 

tasa de retorno será la relación costo beneficio. (Challa, 2020). 

 𝑅𝐵𝐶 = 𝐼𝑛𝑔𝑟𝑒𝑠𝑜𝑠𝐸𝑔𝑟𝑒𝑠𝑜𝑠  (2.22) 

 

 Menor a 1: no es económicamente rentable 

 Igual a 0: no es conveniente la inversión 

 Mayor a 1: la inversión es económicamente rentable 
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CAPÍTULO III 
 MARCO PRÁCTICO  

3.1. INGENIERÍA DEL PROYECTO  

3.1.1. Ubicación Geográfica del Campo San Alberto 
La región del Subandino Sur y Pie de Monte de la Cuenca de Tarija, es una provincia 

gasífera que abarca un área cercana a los 100,000 𝑘𝑚2. El sector comprende desde 

el punto de vista geológico, la Faja Corrida Externa y el Pie de Monte ubicado entre el 

Codo de Santa Cruz al Norte y la región del límite político Bolivia –Argentina hacia el 

Sur, desde Yacuiba a 23.00 Km y dirección 62° W.  

El bloque San Alberto se encuentra al Sureste del territorio boliviano y muy cerca de 

la frontera con la República Argentina; El porcentaje de participación de las empresas 

en el campo San Alberto es de 50% de Andina, 35% Petrobras, 15% Total.  

Tabla 3.1 Antecedentes del campo san Alberto 
 

País: Bolivia 

Departamento: Tarija 

Provincia: Gran Chaco 

Cuenca: Subandino  sur 

Estructura  Anticlinal de San Alberto 

Sistema  Devónico  

Denominación  del 

área: 

San Alberto, Campo San Alberto (Mega 

campo Hidrocarburifero) 

Ubicación  del área: Zona  20 

Superficie  Total: Hectáreas: 31,520.99; Parcelas: 12,61 

Empresa Operadora: Petrobras  Bolivia S.A 

Fuente: Contrato de Operación de YPFB-Petrobras, Andina, Total. 
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Figura 3.1 Vista Satelital del Campo San Alberto con el Programa Google Earth 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente: Imagen satelital de Google Earth 
 

Actualmente el Campo San Alberto cuenta con 26 pozos perforados. El campo San 

Alberto aumento su producción de 12 MMmcd de gas natural a más de 17 MMmcd, 

gracias a la Planta Itaú de procesamiento de este carburante el año 2012. 

 

3.2. SISTEMA PETROLERO DEL CAMPO SAN ALBERTO 

3.2.1. Roca generadora de petróleo 

La roca generadora perteneciera a la Formaciones infra yacentes a la Formación 

Huamampampa que sería la Formación Icla y también como segunda opción sería la 

Formación Los Monos que esta sobre yacente y como tercera formación potencial es 

la formación Kirusillas (Suarez 1992), de acuerdo a (Aguilera 1996), los valores de 

COT, Son pobres ,moderados alcanzando valores máximos de 0, 99%,este valor de 

COT es superior a 0,4 % a partir del cual se lo considera la roca madre de 

hidrocarburos (Doria, 1995). 

 

La formación de Los Monos se considera como el principal de roca generadora de 

hidrocarburos de Subandino (Mendoza & Suarez, 1981), con un contenido de COT de 
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2 a 1 %, que es favorable a la generación efectiva de hidrocarburos y alcanza su 

espesor hasta 1000 m (Suarez & Diaz, 1996). 

 

Las rocas madres generadoras de hidrocarburos, para el Subandino Sur son las 

formaciones: Kirusillas. Icla, Los Monos, Iquiri, Itacua, Itacami y Vitiacua. 

 

Figura 3.2 Rocas Generadoras y Sello debajo del Campo San Alberto 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente:  (Carlos E. Cruz, 2018) 
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Figura 3.3 Corte Sección Estructural 

Fuente: (Petrobras, 2016) 
 

3.3. DESCRIPCIÓN DE LAS CARACTERÍSTICAS GEOLÓGICAS   

Descripción de las características geológicas de cada formación implicada en el pozo 

SAL-X14. 
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La columna estratigráfica del Pozo Sal X-14 está situada en el Subandino Sur del 

Departamento de Tarija, las cuales comprenden desde Suelo las formaciones de los 

periodos Terciario, Cretacico Jurasico,Jurásico Triásico, Pérmico, Carbonifero, 

Devonico y Silúrico, mostradas a continuación en el siguiente gráfico. 

 

Figura 3.4 Estratigrafía generalizada del Subandino Sur 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
 
 

Fuente: (Carlos E. Cruz, 2018) 
 

3.3.1. Formación Iquiri  

Es considerada por las Fascies de arena superior del Devónico en la Faja Sub andino 

Sur, que se apoya sobre las formaciones sedimentarias de la Formación de los Monos, 

está constituida por paquetes sedimentarias de arenisca gris claras y de tonos 
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verdosos que lo general son de grano fino a medio de unas capas delgadas y gruesas 

que se encuentran con horizontes de Lutitas gris oscuras. (Carlos E. Cruz, 2018). 

 

3.3.2. Formación Los Monos 

Este horizonte consiste de esquistos micáceos carbonosos deleznables, de colores 

oscuros y con capas de areniscas cuánticas en su lado superior que por el contrario 

su límite inferior no se encuentra expuesto y en algunas estructuras son portadoras de 

hidrocarburos entre su espesor promedio ronda los 1500 metros (Carlos E. Cruz, 

2018). 

 

3.3.3. Formación Huamampampa 

Constituida por areniscas potentes, de color gris claro, gris muy claro , de grano fino a 

muy fino, estratificadas en bancos de 2 metros de espesor, los cuales presentan una 

alta dureza, e intercalaciones de lutitas y limonitas donde se encuentran abundantes 

fósiles, hacia la parte alta de la serie arenosa existe una capa delgada de arenisca 

conglomerádica integrada por rodados de cuarcita gris y cuarzo blanco, bien 

redondeada, (Carlos E. Cruz, 2018) 
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Figura 3.5 Columna Estratigráfica Generalizada del Subandino Sur 

 

 

 

Fuente: (Carlos E. Cruz, 2018) 
 

La formación Huamampampa con un espesor de 600 m. comprende una sección en 

su mayoría por rocas de tipo arenisca color gris claro y de grano fino y muy fino, con 

una porosidad pobre. (Petrobras, 2016). 

 

3.3.4. Formación Icla 

Esta formación ronda los 300 a 400 m, presentan niveles arcilloso arenosos de grano 

medio exageradas en silíceas, los términos intermedios son mucho más arenosos y 

presentan limonitas (Carlos E. Cruz, 2018) 
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3.3.5. Formación Santa Rosa 

Estas Areniscas están expuestas con un grosor de 120 m. mayormente presentan 

areniscas de predominancia cuarzos de tamaño fino y mediano de colores claros y 

hacia arriba tornándose más oscura, gris y verdoso en láminas de colores claros 

(Carlos E. Cruz, 2018). 

 

Figura 3.6 Columna estratigráfica generalizada del Subandino Sur, área en la que se 

encuentra el Campo San Alberto. 

 

 

 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente  (Carlos E. Cruz, 2018) 
 

 

Los pozos exploratorios perforados en el Campo San Alberto atraviesan la base del 

Cretácico, donde se encuentran los múltiples reservorios arenosos de alta 

productividad de gas y condensado. 

 

El objetivo de estos pozos fue atravesar y ensayar producción en los reservorios 

arenosos de las formaciones Huamampampa, Icla y Santa Rosa del Sistema Devónico 

Inferior. 
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3.3.6. Geología Estructural Regional de Interacción 

La estructura San Alberto, en su concepción simple, corresponde a un anticlinal 

cerrado por cuatro lados, configurando flancos y cierres de muy bajo ángulo. Esta 

disposición determina su considerable amplitud, con una extensión de 20 Km. de largo 

por 4 de ancho, encerrando 80 Km² de superficie. A nivel de reservorio se identificaron 

tres láminas denominadas H0, H1, H2, H3 y H4, conforme se muestra en la Figura 3.7 

 

Figura 3.7 Ubicación de los reservorios 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente:  (Petrobras, 2016) 
 
 

3.4. INFORMACIÓN GENERAL DEL POZO 

3.4.1. Datos de Producción 

El campo san Alberto tiene una producción de gas y condensado, en donde se logró 

conseguir los registros y elaborar los perfiles de producción del pozo SAL – X14 
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Figura 3.8 Tabla de producción vs pronóstico de la planta de San Alberto 

Fuente (ANH, 2017) 
 
 

También existen información de pozos de cuales aún están abiertos y cerrados. 

 

Figura 3.9 Pozos del campo San Alberto 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente (ANH, 2017) 
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Figura 3.10 Pozos cerrados del campo san Alberto 

 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente (ANH, 2017) 
 

Entre las causas del abandono están  

 Baja presión sin reacción 

 Se encuentra seco 

 Llego al fin de su vida productiva 
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Figura 3.11 Estado Final del Pozo SAL X14 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
 

Fuente: (Petrobras, 2016) 
 
 

En la tabla 3.2 y 3.3 se muestran los datos de producción y presiones del pozo SAL - 

X14. 
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Tabla 3.2 Tabla de producción de Sal x14 
 

PRODUCCIÓN DEL POZO SAL X14 

GAS 0.9875 MMPCD 

PETROLEO 3100 MBPD 

AOF 3.5 MMPCD 

DECLINACIÓN NOMINAL 12% 

Fuente: Programa de producción Petrobras; 2016 
 

Tabla 3.3 Tabla de presión de Sal x14 
 

PRESIONES DEL POZO SAL X14 

PRESIÓN DE FONDO 6563 psi 

PRESIÓN DE CABEZA 3618 psi 

CHOQUE 42 

Fuente: Programa de producción Petrobras; 2016 

 
En donde la presión de fondo de pozo hasta la presión de cabeza tiene un choque de 

42”. El choque del pozo SAL-X14 no se disminuye porque bajaría la producción    de gas 

y petróleo hacia la planta y no se aumenta el choque porque se tendría un riesgo en 

la producción de agua. 

 

Para poder evaluar es estado de producción del pozo SAL X14 y ver cuánto nos queda 

de hidrocarburo por recuperar se realizarán estimaciones aproximadas del GOES. 

 

3.4.2. Selección del polímero de fractura 

Debido a la complejidad estructural del campo San Alberto y su caída en cuanto a los 

márgenes de producción de gas y condensado, se decidió realizar la implementación 

de la estimulación por fracturamiento hidráulico empleando el polímero hidroxietil 

celulosa para reducir el dañó a la formación y de esa manera incrementar la producción 

del pozo. 



 

83 
 

3.4.3. Evaluación termodinámica del fluido dentro del reservorio 

Huamampampa H3 

En la tabla 3.4 se pueden observar las propiedades termodinámicas del Reservorio 

Huamampampa H3, en base a estas se realizará la evaluación termodinámica que nos 

ayudará a determinar el tipo de fluido que se encuentra en la formación. 

Tabla 3.4 Propiedades termodinámicas del fluido del reservorio 
 

 

Densidad del Gas(%mol) 0.654 

Gravedad Especifica del Petróleo 0.755 

GOR(PC/BBL) 35000 

Fuente: Programa De Producción Petrobras; 2016 
 

El Reservorio H3 (4346,4-4726,4m) en este tramo se tuvieron buenas detecciones de 

gas dando un máximo de 73 UGT en 4400m, con el análisis cromatográfico dando a 

resultado gas condensado y el valor promedio de este reservorio fue de 18UGT,  

 

Figura 3.12 Diagrama De Fase Para Reservorios De Gas Condensado 

  
 

Fuente: After Clark, N.J. Elementos De Reservorios De Petróleo, Spe, 1969 
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El reservorio de estudio es un reservorio de gas condensado el cual se muestra en  la 

figura 3.12 donde se ve que la temperatura del yacimiento se encuentra entre la 

temperatura crítica y la temperatura Cricondentérmica, en condiciones iniciales del 

yacimiento podemos encontrar el hidrocarburo en fase gaseosa, el cual este al 

disminuir la presión y atravesar la curva de roció por condensación del gas, 

encontramos líquidos y gas en cierta proporción inicial el cual al seguir disminuyendo 

la presión la producción de líquidos aumentara con respecto a la del gas encontrada 

originalmente. 

 

Pero se llegará a una condición de presión en el yacimiento en la cual la saturación de 

líquido será máxima y desde ese punto en adelante comenzara a disminuir la 

producción de líquidos, y hará que el yacimiento llegue a su etapa final de producción, 

este líquido es liviano e incoloro con una gravedad API de 40 a 60. 

 

Para poder demostrar que el reservorio es de gas condenado se hará el cálculo de la 

gravedad api con los datos obtenidos sobre la gravedad específica del petróleo que 

se muestra en la figura 47 entonces tenemos. 

 𝜎𝑜 = 141.5𝐴𝑃𝐼+131.5  (3.1) 

Donde: 
 

Gravedad especifica de petróleo o condensado. (tabla 3.4) 
 

API= American Institute of Petroleum. 
 0.755 = 141.5131.5 + 𝐴𝑃𝐼 

𝐴𝑃𝐼 = 141.50.755 − 131.5 𝐴𝑃𝐼 = 56 

 

Con el resultado de la gravedad API, datos de la tabla 3.4 y los de la figura 3.12 se 

puede hacer el análisis final del tipo de fluido que se encuentra dentro del reservorio. 
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Figura 3.13 Características de los tipos de fluido sal x14 

Fuente: After Clark, N.J. Elementos de Reservorios De Petróleo, Spe, 1969 

 
Con el resultado obtenido de la gravedad API de 56, GOR de 35000 pc/Bbl se puede 

decir que el reservorio está dentro del rango mostrado en la tabla 3.5 quedando así en 

claro que es un reservorio de gas condensado este tipo de reservorio es muy habitual 

en Bolivia, ya que la fuente principal de hidrocarburos que existe es mayormente de 

gas seco, gas húmedo y condensado. 

 

3.4.4. Descripción petrofísica y propiedades del fluido del reservorio 

Huamampampa H3 

En la tabla 3.5 se muestran los datos del Reservorio Huamampampa H3 que fueron 

obtenidos del programa de producción de la empresa Repsol los cuales nos ayudaran 
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a determinar las condiciones actuales del pozo SAL-X14. 

Tabla 3. 5 Datos del reservorio Huamampampa H3 
 

Nombre Cantidad Unidades 

Permeabilidad 0,31 DARCY 

Viscosidad 0,25 CP 

Bgi 0,00292 m3/m3 

Bg 1.2 m3/m3 

Saturacion de agua Swi  0,3743 % 

Fr 55 % 

Longitud del reservorio 41.2 Km 

Rw 0.5 ft 

Área 26.6 Km2 

Espesor 143 m 

Volumen total del reservorio 3.804*109 m3 

Daño a la formación  >3  

Profundidad del pozo 4778 m 

Fuente: YPFB Repsol; Informe Final Pozo SAL-X14 2016 

 
Se realizará la evaluación de las propiedades petrofísicas más relevantes que en 

nuestro caso son la permeabilidad y porosidad que estos nos ayudan a ver el 

comportamiento del reservorio Huamampampa H3 Primero nos vamos con la 

permeabilidad este valor se muestra en la tabla 3.5 donde 0.31 (d) darcy equivalente 

a 310 (md) milidarcy lo cual nos indica en la tabla 3.6 que es una permeabilidad alta. 
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Tabla 3.6 Rangos De Permeabilidad Para Yacimientos 
 

CLASIFICACIÓN 
RANGO(md) 

Muy Baja 0-0.01 

Baja 0.01-1 

Promedio 1-100 

Alta 100-1000 

Muy Alta 10000-100000 

FUENTE: Schlumberger: Caracterización De La Permeabilidad: 2010 

 
Para la porosidad se realizará el cálculo en base a la tabla 3.7 donde nos muestra las 

diferentes porosidades en los diferentes layers. 

 

La formación Huamampampa fue depositada en un ambiente deltaico dominado por 

olas con aporte estuarino (existencia de agua) y a condiciones de alta energía, es por 

esto por lo que las areniscas presentan una excelente limpieza. 

 

El perfil litológico característico de esta formación permite su división en tres unidades 

menores o layers tiene características litológicas propias que se describen a 

continuación: 
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Tabla 3.7 Perfiles Litológicos Subdivididos en Layers 
 

Layer 

L1. 

Arenisca de color blanquecino a gris muy claro, 

granos de cuarzo hialino fino a medio, sub angular o 

sub redondeado, limpia escaso cemento silíceo, 

fuertemente compactado lo que determina su pobre 

porosidad con valor de 0.053 

Layer 

L2. 

Arenisca de color blanquecino a gris muy claro, granos de 

cuarzo hialino mayormente fino escasamente medio, sub 

angular o sub redondeado, escaso cemento silíceo, 

arenisca muy compactada y de pobre porosidad la parte 

inferior de este cuerpo presenta mayor cantidad de mica y 

grano fino con un valor de 0.045 

Layer 

L3. 

Está compuesto por areniscas de color gris claro, granos 

de cuarzo muy finos, bien seleccionados, 

predominantemente angular y sub angular, cemento 

silíceo y pobre porosidad con un valor de 0.022 

Fuente Elaboración propia en base a Estudios Geologicos YPFB 

 
Estos tres cuerpos diferenciados se correlacionan muy bien en todos los pozos de San 

Alberto ya que tienen una amplia continuidad horizontal y muy poca variación de 

espesor. 

 

3.4.5. Cálculo de la porosidad a partir de los datos obtenidos de la tabla 3.7 

 ∅ 𝑃𝑟𝑜𝑚𝑒𝑑𝑖𝑜 = ∑ ∅𝑖𝑛𝑛  (3.2) 
 ∅ 𝑃𝑟𝑜𝑚𝑒𝑑𝑖𝑜 = 0.053 +  0.045 +  0.0223 ∗ 100 

 ∅ 𝑃𝑟𝑜𝑚𝑒𝑑𝑖𝑜 = 4% 
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Tabla 3.8 Clasificación de Porosidad para Reservorios 
 

 
Fuente: Pirson. J. Campos Grandes Geológica Y Reservas; 2010 

 
Con el resultado de la porosidad de 4% se puede apreciar que esta la misma es 

muy pobre, esto se demuestra en la tabla 3.8. 

 

3.4.6. Cálculo de reservas por el método volumétrico 

Con todos los datos obtenidos en la tabla 3.5 se podrá realizar la estimación del 

volumen que queda por recuperar en el pozo SAL X14 con el siguiente calculo: 

 

Datos:  

43560 pies2 = 1 acre 

Volumen total = base * altura (3,804x109) acres 

Porosidad promedio ∅ = 0.04  

Saturación del Agua Swi = 0.3747 

Factor volumétrico del gas a presión inicial Bgi = 0.00292 

 𝐺𝑂𝐸𝑆 = 43560∗𝑉𝑂𝐿𝑈𝑀𝐸𝑁 𝑇𝑂𝑇𝐴𝐿 𝐷𝐸𝐿 𝑅∗∅∗(1−𝑆𝑤𝑖)𝐵𝑔𝑖  (25) 

𝐺𝑂𝐸𝑆 = 43560 ∗ 3.804x109 ∗ 0.04 ∗ (1 −  0.3743))0.00292  𝐺𝑂𝐸𝑆 =  3.26 ∗ 1010m3 = 1. 2𝑇𝐶𝐹 𝐺𝑂𝐸𝑆 = 1.2 𝑇𝐶𝐹 
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Esto nos indica que las reservas en este reservorio son muy grandes esto justifica 

porque es tan importante su estudio ahora veremos cuanto de hidrocarburo tenemos por 

recuperar, para esto tenemos la siguiente ecuación: 

 𝑅𝑒𝑐𝑢𝑝𝑒𝑟𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑓𝑖𝑛𝑎𝑙 = 𝐺𝑂𝐸𝑆 ∗ 𝐹𝑅   (3.3) 𝑅𝑒𝑐𝑢𝑝𝑒𝑟𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑓𝑖𝑛𝑎𝑙 = 1.2 ∗ 0.55 = 0.66 TCF 𝑅𝐸𝑆𝐸𝑅𝑉𝐴𝑆 = 1. 2 −  0. 66  𝑇𝐶𝐹  (3.4) 𝑅𝐸𝑆𝐸𝑅𝑉𝐴𝑆 = 0.54 𝑇𝐶𝐹 

 
 

Las reservas por recuperar en total es un 0.54 TCF lo cual hace que la implementación 

de la estimulación por fracturamiento hidráulico sea justificado y sea de carácter 

positivo ya que el propósito es incrementar el factor de recobro en un 15 – 25 % 

 

3.4.7. Cálculo del Daño a la Formación 

El daño a la formación es un factor adimensional cuyo valor cuantifica el nivel de daño 

producido en la formación este valor se calcula con la siguiente ecuación. 

 𝑆 = 𝐾∗ℎ∗𝑃𝑠144.2∗𝑞∗𝛽∗𝜇 (3.5) 

Donde: 

S: daño a la formación  

K: permeabilidad en md  
H: profundidad del pozo 
Ps: presión estática del reservorio en psi 𝛽: Factor volumétrico 𝜇: Viscosidad cp  

q: caudal Bbl 0.9875 MMPCD=219.16 Bbl (tabla 3.1 último dato de producción 
del pozo) 

 𝑆 = 310 ∗ 5440 ∗ 3.28144.2 ∗ (219.16 ∗ 106) ∗ 1.3 ∗ 0.25 ∗ 6563 
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𝑆 = 3.53 

Tabla 3.9 Valor típicos de daño (skin) 
 

Fuente: fracturing engineering manual Treament design 1998 

 
Con el valor resultado obtenido sobre el daño de 3.53 se podría decir que el mismo si 

existe, está en la actualidad en el pozo como se demuestra en la tabla 3.9. El cual 

indica que cualquier resultado que sea mayor a cero se lo considera como daño a la 

formación y por ende la importancia de reducción de la misma ya que esta causa 

problemas en la producción del pozo haciendo así un pozo sin tanta rentabilidad. 

 

3.5. ANALISIS DE RESULTADOS 

Los resultados obtenidos de la evaluación de las propiedades termodinámicas del 

fluido y petrofísicas del reservorio Huamampampa H3 son las siguientes 

Se demostró que el reservorio de estudio es uno de gas y condensado esto gracias al 

cálculo de la gravedad API que nos dio un valor de 56 y el GOR es 35000 scf/Bbl el 

cual de acuerdo con los parámetros establecidos en la tabla 3.4 nos ayudó a afirmar 

esto. 

 

Dentro del cálculo de las propiedades petrofísicas se tuvo que tener datos adicionales, 

existentes de la formación y en base a estos hacer el cálculo de los más importantes 
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como fue el caso de la porosidad que nos da un valor 4 %, este valor es relativamente 

pobre esto se justifica por con el alto valor de la permeabilidad, además se obtuvo 

datos de gravedad específica y otros que se muestran en la tabla 3.5. todos estos 

datos calculados y obtenido nos ayudaron al momento de realizar el cálculo del GOES 

y poder demostrar que si existen reservas remanentes pudiendo así decir que el 

reservorio sigue teniendo un potencial hidrocarburifero bueno ya que el valor 

encontrado de reservas es de 0.54 TCF lo cual hace factible el proyecto. 

 

Posteriormente se hizo el cálculo del dañó actual en la formación que nos da un valor 

de 3.53 que nos indica que es un pozo dañado y por ende se debe reducir este valor 

con ayuda del polímero y la estimulación por fracturamiento. 

 

3.6. SELECCIÓN DE LOS FLUIDOS DE FRACTURAMIENTO Y ADITIVOS 

Para la selección se consideró el más apropiado bajo los conceptos de estructura y 

daño a la formación que se observaron. 

 

3.6.1. Información de la tubería de Revestimiento 

Para tener una idea de cuánto de fluido de fracturamiento ingresará debemos conocer 

el volumen total de la cañería mediante información de la Tabla 3.10 sobre el Liner y 

los diámetros y profundidad a la cual se planea fracturar. 

Tabla 3.10 Información de la tubería de revestimiento SAL X14 
 

Side Track 2 KOP @4100 m 

Profundidad TMD Liner OD Liner ID 

4694.8 m 7” 6.184” 

Fuente: Resumen Informe Geológico Final Pozo SAL-14 
 
 

3.6.2. Selección del fluido de fracturamiento 

El tipo de fluido fracturante utilizado en nuestro tratamiento será base agua por la 

necesidad de nuestro tratamiento, además por las ventajas que presentan al  momento 
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de su obtención, sus costos y el impacto ambiental en comparación del fluido 

fracturante base aceite. 

 
3.6.3. Selección del polímero 

La Tabla 3.11 nos muestra la selección que se realizó tomando en cuenta sus 

beneficios presentes durante la fracturación. 

Tabla 3.11 Selección en comparación general de las propiedades de polímeros solubles en agua 
 

 

0 

 

 

Fuente: Oil well stimulation. Schechter S. R.; 1992 
 

De La tabla 3.11 se seleccionó la utilización del polímero Hidroxietil Celulosa, debido a 

las siguientes ventajas y aplicaciones que presenta. 

VENTAJAS 
 

 Ayuda a proporcionar una buena limpieza del hueco, y puede reducir el 

daño mínimo del agujero. 

 Espesar suspensión con ácidos fáciles, enzimas o la degradación oxidante 

de los hidrocarburos y la maximización de la recuperación de petróleo. 

 fluido muy limpio. 

 Usado para hidrocarburos livianos. 

 Juega el papel de los sedimentos transportados. 
 

APLICACIONES 
 

 Fluidos de terminación y reparación 

 Fracturamiento. 

 Reducción de fricción por estimulación. 

 Recuperación mejorada. 
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Con las ventajas y aplicaciones que presenta el hidroxietil celulosa podemos decir que 

este polímero es el más adecuado para nuestro pozo al momento de su selección ya 

que nuestro principal problema es el daño a la formación. 

 

Ahora las funciones que tendrá el fluido fracturante base agua con la mezcla del 

polímero serán los siguientes: 

 conservar las paredes del pozo 

 evitar las pérdidas de presión por fricción en las tuberías y en las fracturas 

 hacer una buena limpieza del hueco 

 fácil limpieza luego del tratamiento 

 principalmente evitar que el dañó a la formación incremente, conservando 

la formación. 

 

Esto para asegurar que desde el momento que se empiece con el fracturamiento hasta 

que se culmine no existan problemas ni riesgos que afecten a la formación teniendo 

así una seguridad de que el dañó no incremente al momento de empezar la 

producción. 

 

Calculo del volumen total que se necesitara dentro de la tubería para el llenado y 

posterior invasión de los fluidos dentro la tubería. 

  𝑉𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 = 𝐼𝐷 (𝐿𝑖𝑛𝑒𝑟)21029.4 ∗ 𝑃 (3.6) 

 

Para esto se toma los datos de la tabla 3.10 

  𝑉𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 =  (6.184)21029.4 ∗ 3694.8 ∗ 3.28 

 𝑉 𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 = 451 𝑏𝑏𝑙 
 

Se necesitarán 451 bbl para el llenado de la tubería 
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Cálculo del volumen en BBL necesario del polímero para el fracturamiento hidráulico 

para esto se tomará los datos del hidroxietil celulosa que se muestran en la tabla 9. 

El volumen de inyección de agua de 100 Bbl, densidad del polímero 1.038 gr/cc, 

densidad del agua 1 gr/cc y una densidad total de 1.019 gr/. (MARTÍNEZ Aguilar 

Maricelly Obtención de un polímero para el recobro mejorado de petróleo: 2014) 𝑀𝑠 + 𝑚𝐻2𝑂 = 𝑚𝑇 (32) 𝜌𝑠 ∗ 𝑉𝑠 + 𝑉𝐻2𝑂 ∗  𝜌𝐻2𝑂 = 𝑉𝑇 ∗ 𝜌𝑇 (3.7) 𝑉𝑠 + 𝑉𝐻2𝑂 = 𝑉𝑇 𝑉𝑠 = 𝑉𝑡 − 𝑉𝐻2𝑂 (2´) 𝜌𝑠(𝑉𝑇 − 𝑉𝐻2𝑂) + 𝑉𝐻2𝑂 ∗ 𝜌𝐻2𝑂 = 𝑉𝑇 ∗ 𝜌𝑇 𝜌𝑠𝑉𝑇 − 𝜌𝑠𝑉𝐻2𝑂 + 𝑉𝐻2𝑂 ∗ 𝜌𝐻2𝑂 = 𝑉𝑇 ∗ 𝜌𝑇 𝜌𝑠𝑉𝑇 − 𝑉𝑇 ∗ 𝜌𝑇 = 𝜌𝑠𝑉𝐻2𝑂 − 𝑉𝐻2𝑂 ∗ 𝜌𝐻2𝑂 𝑉𝑇(𝜌𝑠 − 𝜌𝑇) = 𝑉𝐻2𝑂(𝜌𝑠 − 𝜌𝐻2𝑂 𝑉𝑇 = 𝑉𝐻2𝑂(𝜌𝑠 − 𝜌𝐻2𝑂𝜌𝑠 − 𝜌𝑇  

𝑉𝑇 = 100 𝑏𝑏𝑙 (1.038 𝑔𝑐𝑐 − 1𝑔𝑐𝑐1.038 𝑔𝑐𝑐 − 1.019 𝑔/𝑐𝑐  

𝑉𝑇 = 200 𝑏𝑏𝑙 𝑉𝑠 = 𝑉𝑇 − 𝑉𝐻2𝑂 𝑉𝑠 = 200 − 100 = 100 𝑏𝑏𝑙 
 

Como se puede apreciar se necesitarán 100 bbl del polímero para esto se hará el     

cálculo de cuantos sacos se necesitarán entonces: ρ = 𝑀𝑠𝑣   (3.8) 

𝑀 = ρ ∗ v = 1.038gr ∗ 100bbl ∗ 1591𝑏𝑏𝑙 ∗ 1000𝑐𝑐1𝐿 = 16504200𝑔𝑟 

 𝑀𝑠 = 16504200𝑔𝑟 ∗ 1𝐾𝑔1000𝑔𝑟 ∗ 1𝑠𝑎𝑐𝑜25𝑘𝑔 = 660.168 𝑠𝑎𝑐𝑜𝑠 
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= 661 𝑆𝑎𝑐𝑜𝑠 

Entonces para los 100 bbl se necesitarán 661 sacos del polímero. 

Ahora el volumen total será la suma de todos los volúmenes que son 138 bbl para el 

llenado de la tubería 100 bbl de agua y 100 bbl del polímero el total será: 

 

Volumen total será = 459 +100 + 100 

Volumen total = 659 bbl 

 

3.7. PROCESO DE ESTIMULACIÓN POR FRACTURAMIENTO HIDRÁULICO 

Para esto se debe antes hacer un estudio de la estructura del reservorio 

 

3.7.1. Estructura del Reservorio 

El campo San Alberto produce del reservorio Huamampampa (reservorio de devónico) 

de tres arenas distintas. Los reservorios del devónico de sureste de Bolivia y nor- este 

argentino se caracteriza por su complejidad, en donde las fuerzas de compresión 

aplicadas durante el Terciario y el Mesozoico resultaron ser la constructora de la 

cordillera de los Andes; de causar el plegamiento y fallamiento de formaciones 

pronunciados que son conocidos como la faja Sub Andina. 

 

Litológicamente conformado por areniscas de grano medio a fino, de color gris olivo a 

gris oscuro, micáceas, duras, compactas, con algunos niveles de bioturbación, 

estratificadas en bancos de 2 – 4 metros de espesor en la zona de interés a ser 

estimulada. Se intercalan con niveles de limonitas, que corresponde con lutitas del 

mismo color. 
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Tabla 3.12 Rango Típico para los Valores de Modulo de Young – Relación de Poisson 
 

LITOLOGIA MODULO DE YOUNG RELACION DE 
POISSON 

Arenisca débil 0,1 − 1 ∗ 106 0,2 a 0,35 

Arenisca Media 2 − 5 ∗ 106 0,15 a 0,25 

Arenisca Dura 6 − 10 ∗ 106 0.1 a 0,15 

Roca Caliza 8 − 12 ∗ 106 0,30 a 0,35 

Roca Carbón 0,1 − 1 ∗ 106 0,35 a 0,45 

Shale 1 − 10 ∗ 105 0,28 a 0,43 

FUENTE: Petroleum Engineering Handbook, Production Operations Engineering, capitulo IV (Larry 
W. Lake). 

 
Considerando las características geológicas de la formación Huamampampa H3 se lo 

clasifica como una arenisca media debido a la presencia de limonitas en su formación, 

determinando así los valores de Modulo de Young y el radio de Poisson en la tabla 3.12 

se determinó los siguientes valores. 

 Módulo de Young 5 ∗ 106 𝑃𝑠𝑖 

 Relación de Poisson 0,25 
 
3.7.2. Presión de Fractura de la Formación 

La presión de fractura de la formación es uno de los parámetros claves usados en el 

diseño de fracturamiento hidráulico. Considerando que el pozo SAL-X14 produce de la 

formación Huamampampa H3, se toma la siguiente información de pozo. 
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Tabla 3.13 Datos del Pozo Sal-X14 para el Cálculo de Pfr 
 

Profundidad(H) 4694.8 m 

Módulo De Young 5 ∗ 106 𝑃𝑠𝑖 
Relación De Poisson 0,25 

Constante De Poro Elástico De Biot (𝛼) 0.72 

Densidad Promedio De La Formación 
(𝜌) 

47.42 lb/pie3 

Permeabilidad 310 md 

Gradiente 0.3678 psi/ft 

Presión De Poro 1700 psi 

Tensión Tectónica 1000 psi 

Profundidad Del Packer 4726,4 m  

Resistencia A la Tensión De La Roca 2000 psi 

Presión De Fondo De Pozo 6563 psi 

Presión Del Reservorio 8437 psi 

Fuente: YPFB Petrobras; Informe Final Pozo SAL-X14 2016 
 

 Calculando la Presión de sobrecarga 
 𝜎 =  𝜌∗𝐻144 (3.9) 

𝜎 = 47.42 𝑙𝑏𝑝𝑖𝑒3 ∗ 4694.8𝑚 ∗ 3.28𝑝𝑖𝑒𝑠/𝑚144  𝜎 = 5070,95 𝑝𝑠𝑖 
 
Se necesita 5070,95 [psi] de presión de exceso para evitar una sobre estimulación                             

dentro de la formación lo cual llega a incrementar el daño. 

 Cálculo de la tensión vertical efectiva 𝜎´ = 𝜎 − 𝛼 ∗ 𝑃𝑝 (3.10) 𝜎´ = 5070.95 𝑝𝑠𝑖𝑎 − 0.72 ∗ 1700 𝑝𝑠𝑖𝑎 
 
 𝜎´ = 3846.95 𝑝𝑠𝑖𝑎 

 Cálculo de la tensión efectiva Horizontal 
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ℎ 

𝜎´ = 𝑣1−𝑣 ∗ 𝜎´ (3.11) 𝜎´ = 0.251 − 0.25 ∗ 3846.95 𝑝𝑠𝑖𝑎 

 

 𝜎´ = 1436.19 𝑝𝑠𝑖𝑎 

Estos esfuerzos calculados de 35 y 36 son los esfuerzos necesarios en presión que la 

formación debe resistir al momento de realizar la estimulación para así evitar 

incrementar el dañó y minimizar los costos de inyección de un aditivo 

 Cálculo de la tensión horizontal minina 𝜎ℎ 𝑚𝑖𝑛 =  𝜎´ + 𝛼 ∗ 𝑃𝑝 (3.12) 𝜎ℎ 𝑚𝑖𝑛 = 1436,19 𝑝𝑠𝑖𝑎 + 0.72 ∗ 1700 𝑝𝑠𝑖𝑎 𝜎ℎ 𝑚𝑖𝑛 = 2660,19 𝑝𝑠𝑖𝑎 

 Calculo de la máxima tensión horizontal 𝜎ℎ max =  𝜎ℎ min + 𝛼𝑡𝑒𝑐  (3.13) 𝜎ℎ max =  2660,19 𝑝𝑠𝑖𝑎 + 1000 𝑝𝑠𝑖𝑎 𝜎ℎ max =  3660,19 𝑝𝑠𝑖𝑎 

 Calculando la Presión de Fractura de la Formación 𝑃𝑓𝑟 = 3𝜎ℎ𝑚𝑖𝑛 − 𝜎ℎ𝑚𝑎𝑥 + 𝑇0 − 𝑃𝑝 (3.14) 𝑃𝑓𝑟 = 3 ∗ 2660,19 𝑝𝑠𝑖𝑎 − 3660,19 𝑝𝑠𝑖𝑎 + 2000 𝑝𝑠𝑖𝑎 − 1700 𝑝𝑠𝑖𝑎 𝑃𝑓𝑟 = 4620,38 𝑝𝑠𝑖𝑎 

 

Con este valor de la presión de fractura podemos decir que está dentro del rango 

establecido para una estimulación por fracturamiento hidráulico el cual se muestra en 

la tabla 2.2 donde el rango de presión para una estimulación por fracturamiento 

hidráulico de 3500- 7000 psi si sobrepasa este valor se considera un fracturamiento 

hidráulico para reservorios no convencionales. 

 

Gradiente de fractura  𝐺𝑓𝑟 =  𝑃𝑓𝑟 (𝑝𝑠𝑖)𝐻 (𝑓𝑡)   (3.15) 
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𝐺𝑓𝑟 =  4620,38 𝑝𝑠𝑖(4694,8 𝑚 ∗ 3.28 𝑓𝑡𝑚) 𝐺𝑓𝑟 = 0.30  
 

Figura 3.14 Gradiente de Fractura 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente: After Clark, N.J. Elementos de Reservorios De Petróleo, Spe, 1969 

 

           -Cálculo de la geometría de la fractura 

Para el cálculo de la geometría de la fractura se debe determinar el propanante a 

utilizar, como tenemos un pozo profundo y tiene una alta presión, se determinó el 

propanante de arena de cerámica de densidad media-alta utilizado específicamente 

para formaciones de Shale gas de pozos profundos. 
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Tabla 3.14 Datos del Propanante Arena De Cerámica 
 

DENSIDAD 115.5 lb/ft3 

DENSIDAD APARENTE 3.0 

ESFERICIDAD 0.9 

SOLUBILIDAD DEL FLUIDO 0.5 

MALLA 40/70 

PRESION DE CIERRE 10000 psi 

MASA DEL PROPANANTE 80000 lb 

Fuente: Material Apuntalante Para Fracturamiento Hidráulico, Empresa Alibaba Especialista en 
Fracturamiento 

 
Arena de cerámica es ampliamente utilizada en los campos de petróleo y gas, pozos 

profundos. Es por tal motivo de su elección. Además, tiene alta resistencia a la 

compresión, pequeño volumen, alta capacidad de desvió, es el mejor producto que 

fractura grietas en formación que contiene gas y petróleo. 

 Calculo de la Permeabilidad del Propanante 
 

Figura 3.15 Relación Entre El Esfuerzo Efectivo  Horizontal y la permeabilidad Del Propanante 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Fuente: Apuntes De Producción Petrolera IV. Ingeniero Carlos Torrico Borja 

Mediante la gráfica anterior se determinó: Kprop = 300 darcys = 300000 md 
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 Calculo del volumen del propanante 
 
 𝑉𝑝𝑟𝑜𝑝𝑎𝑛𝑎𝑛𝑡𝑒 = 𝑚𝑝𝑟𝑜𝑝𝑎𝑛𝑎𝑛𝑡𝑒𝜌𝑝𝑟𝑜𝑝𝑎𝑛𝑎𝑛𝑡𝑒∗(1−0.50)  (3.16) 

 𝑉𝑝𝑟𝑜𝑝𝑎𝑛𝑎𝑛𝑡𝑒 = 80000 𝑙𝑏115,5𝑙𝑏/𝑓𝑡3 ∗ (1 − 0.50) 

 𝑉𝑝𝑟𝑜𝑝𝑎𝑛𝑎𝑛𝑡𝑒 = 1385.28 𝑓𝑡3 
 
 

 Cálculo del número del Agente de Sostén (propanante) 
 𝑁𝑝𝑟𝑜𝑝 = 2∗𝐾𝑝∗𝑉𝑝𝑟𝑜𝐾∗𝑉𝑡  (3.17) 

 
Vt = volumen total de la roca o reservorio (tabla3.5) y permeabilidad de 

la tabla (3.13) 

 𝑁𝑝𝑟𝑜𝑝 = 2 ∗ 300000 ∗ 1385.28310 ∗ (3.840 ∗ 109)  

 𝑁𝑝𝑟𝑜𝑝 = 0.000698 

 Cálculo de la conductividad de la Fractura 
 

 

(𝐹𝐶𝐷 (𝑜𝑝𝑡) = (1.6 + e(−0.583+1.48 ln(𝑁𝑝𝑟𝑜)1+0.142 ln(𝑁𝑝𝑟𝑜) )) (3.18) 𝐹𝐶𝐷 (𝑜𝑝𝑡) = 1.6 

 

Tabla 3.15 Razón de N propanante 
 𝑠𝑖 𝑁𝑝𝑟𝑜p < 0.1 𝑠𝑖 0.1 < 𝑁𝑝𝑟𝑜𝑝 ≤ 10 𝑠𝑖 𝑁𝑝𝑟𝑜𝑝 > 10 

 
Fuente: Apuntes Producción Petrolera IV 
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El valor obtenido del Nprop mediante cálculos es de 0.00070 por lo cual según se 

puede observar el valor óptimo de FCD (conductividad Adimensional de Fractura) es 

de 1.6 𝑁𝑝𝑟𝑜𝑝 = 0.0007 < 0.1 → 𝐹𝐶𝐷 = 1.6 

 
 Calculo de la Longitud y el Ancho Optimo de la Fractura 

 𝑊 = ( 𝐹𝐶𝐷∗𝐾∗𝑉𝑝𝑟𝑜𝑝2𝐾𝑝∗ℎ )0.5 (3.19) 

Donde: 

W = ancho de la fractura, in 

h = espesor dela roca, ft (tabla 3.5) 

𝑊 = ( 1.6 ∗ 310 ∗ 1385.242300000 ∗ 143 ∗ 3.28 )0.5 𝑊 = 0.04 𝑓𝑡 

 Cálculo de la Longitud Óptima half wing de la Fractura 

 𝑋 = ( 𝐾𝑝∗𝑉𝑝𝑟𝑜2𝐹𝐶𝐷∗𝐾∗ℎ )0.5 (3.20) 

 

𝑋 = ( 300000 ∗ 1385.2421.6 ∗ 310 ∗ (143 ∗ 3.28))0.5 

 𝑋 = 29.9 𝑓𝑡 

 

 Cálculo de la Inclinación de la Fractura 
 𝐼𝑛𝑐𝑙𝑖𝑛𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝐹𝑟𝑎𝑐𝑡𝑢𝑟𝑎 = 𝑃𝑓𝐻𝑝𝑘 (3.21) 

Donde: 

Hpk = profundidad del Packer, ft  

Pf = presión de fondo, psi 
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𝐼𝑛𝑐𝑙𝑖𝑛𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝐹𝑟𝑎𝑐𝑡𝑢𝑟𝑎 = 15502,59217843.20 = 0.86 

 Inclinación de Fractura > 1 Fracturas creadas son verticales 

 0.7 < Inclinación de Fractura < 1Fracturas creadas son oblicuas  

 Inclinación de Fractura < 0.7 Fracturas creadas son horizontales. 

 

Como la inclinación de fractura hallada es menor que 0.7 entonces la fractura a 

realizar es horizontal. 

 

3.8. ANALISIS DE RESULTADOS 

Los resultados obtenidos de la realización del fracturamiento hidráulico empleando el 

polímero hidroxietil celulosa para poder controlar y reducir el daño a la formación son 

los siguientes; primero se realizó la selección del tipo de fluido inyector en nuestro 

caso es un fluido base agua luego se seleccionó el tipo de aditivo que se utilizara para 

nuestro proyecto se empleara el polímero.  

 

Hidroxietil celulosa el cual presenta mayores ventajas para nuestro tratamiento al 

momento de su selección además que sus características son las más cercanas a las 

del pozo. Ya que sus aplicaciones especialmente son para la recuperación de gas y 

condensado. 

 

En el proceso de fracturamiento hidráulico se realizó los cálculos para tener la presión 

de fractura gradiente de fractura la longitud el ancho etc., estos valores nos ayudaran a 

calcular al caudal máximo de producción y posteriormente compararlo con el actual 

esto gracias al software Prosper. 

 

3.9. SIMULACIÓN MEDIANTE EL SOFTWARE PROSPER  

Antes de realizar la simulación se debe calcular el AOF actual del reservorio 
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3.9.1. Cálculo del AOF (máxima tasa de flujo) actual del reservorio Huamampampa 

H3 utilizando el software Prosper 

El cálculo del AOF (máxima tasa de flujo) para el reservorio Huamampampa H1B será 

realizado mediante el software Prosper, para lo cual se necesitará de la siguiente tabla 

de datos: 

Tabla 3.16 DATOS PVT 
 

Presión del Separador 1500 psia 

Temperatura del Separador 120 F 

GOR 35000 PCD/BBL 

Dewpoint Reservorio 3500 psia 

GOR Tanque 1 

Salinidad del Agua 0 ppm 

Presión del Reservorio 8437 psia 

Temperatura del Reservorio 290 F 

Permeabilidad 310 md 

Fuente: YPFB Petrobras; Informe Final Pozo SAL-X14 2016 
 
Los datos anteriores fueron extraídos de las pruebas PVT de la formación 

Huamampampa H3. Mediante estos datos se calculará la curva IPR, para iniciar la 

simulación se debe insertar los datos del fluido. 
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Figura 3.16 Descripción del pozo sal-x14 

 

 
 
 
 
 

FUENTE: Software Prosper 
 
 

Figura 3.17 Introducción de los datos pvt 

 

FUENTE: Software Prosper 
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A continuación, se elegirá el modelo de reservorio para obtener la curva IPR el modelo 

que fue elegido es del de back pressure ya que nuestro pozo es de alta presión de alta 

profundidad.  

Figura 3.18 Selección del modelo 

 
 

FUENTE: Software Prosper 
 

Después se introduce los datos requeridos para este modelo, con el valor 

de Skin que se obtuvo analíticamente de 3.53 
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Figura 3.19 Introducción de daño a la formación 

 
 

Fuente: Software Prosper 
 
 

Figura 3.20 Introducimos los datos obtenidos 

 
 

Fuente: Software Prosper 
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Una vez introducidos los datos dentro del software Prosper procedemos a plotear los 

mimos de tal manera que se obtenga la gráfica IPR (Relación comportamiento de la 

producción y caída de presión), utilizada para evaluar el rendimiento del pozo al 

representar gráficamente la tasa de producción del contra la presión de flujo de fondo 

de pozo, donde se puede apreciar el valor de AOF. 

 

Figura 3.21 Grafica del AOF del pozo sal-x14 

 
Fuente: Software Prosper 
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En la figura 3.21. podemos ver que el AOF es cercano al obtenido en el informe de la 

compañía Repsol lo cual demuestra que es un dato aceptable. 

 

3.9.2. Cálculo del AOF del reservorio Huamampampa H3 utilizando el    software 

Prosper luego del fracturamiento 

 

Figura 3.22 Descripción Del Pozo Sal-X14 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
Fuente: Software Prosper 
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Figura 3.23 Introducción De Los Datos PVT 

 
 

Fuente: Software Prosper 

 
A continuación, se elegirá el modelo de reservorio para poder obtener la curva IPR, el 

modelo que fue elegido fue el de back pressure BHP = MW+ Friccion + SBP, ademas 

nuestro pozo es HPHT vale decir es un pozo de alta presion y tiene una prifundida 

considerable. 

Figura 3.24 Selección del modelo del reservorio 

 

Fuente Programa Prosper 
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Figura 3.25 Introducimos los datos calculados del fracturamiento 

 
 

Fuente: Software Prosper 

 
Una vez introducidos los datos dentro del software Prosper procedemos a plotear los 

mismos de tal manera que se obtenga la gráfica IPR (Relación comportamiento de la 

producción y caída de presión), utilizada para evaluar el rendimiento del pozo al 

representar gráficamente la tasa de producción del contra la presión de flujo de fondo 

de pozo, donde se puede apreciar el valor de AOF. 
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Figura 3.26 Gráfica IPR del pozo sal-x14 

 
 

Fuente: Software Prosper 
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Figura 3.27 Datos de la gráfica ipr del pozo sal-x14 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Fuente: Software Prosper 

 
Mediante el fracturamiento hidráulico se obtuvo un AOF de 6.839 MMSCF el cual esto 

demuestra que es mayor al que se tiene que es 3.5 MMSCF (Figura 3.26) en el 

reservorio Huamampampa H3.

3.9.3. Cálculo del Daño a la formación post fracturamiento hidráulico 

Antes de esto se debe realizar los cálculos de la nueva permeabilidad y del caudal 

aproximado que se tendrá será: 

 



 

115 
 

3.9.4. Calculo del Caudal 

Para esto se tomará los datos de la última producción de la tabla 3.1 donde la última 

producción registrada fue 0.9875 MMpcd, de los AOF (caudal máximo de 

producción) actual y calculado que son 3.5 MMpcd y 6.839 MMpcd donde: Aumento 

será: % 𝑑𝑒 𝐼𝑛𝑐𝑟𝑒𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 = 𝐴𝑂𝐹 (𝑑𝑎𝑡𝑜) ∗  100𝐴𝑂𝐹 𝑐𝑎𝑐𝑢𝑙𝑎𝑑𝑜 (𝑠𝑖𝑚𝑢𝑙𝑎𝑑𝑜𝑟) (3.22) 

% 𝑑𝑒 𝐼𝑛𝑐𝑟𝑒𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 = 3.5 𝑀𝑀𝑝𝑐𝑑 ∗  1006.839 𝑀𝑀𝑝𝑐𝑑 = 51.17% 

Para ver el incremento de producción diaria 
 𝑖𝑛𝑐𝑟𝑒𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑐𝑎𝑢𝑑𝑎𝑙 𝑑𝑖𝑎𝑟𝑖𝑜 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛 = 𝑢𝑙𝑡𝑖𝑚𝑎 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛 ∗  51.17100     (3.23) 

 𝑖𝑛𝑐𝑟𝑒𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑐𝑎𝑢𝑑𝑎𝑙 𝑑𝑖𝑎𝑟𝑖𝑜 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛 = 0.9875 𝑀𝑀𝑝𝑐𝑑 ∗ 51.17100   
 𝑖𝑛𝑐𝑟𝑒𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑐𝑎𝑢𝑑𝑎𝑙 𝑑𝑖𝑎𝑟𝑖𝑜 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛 = 0.51 𝑀𝑀𝑃𝑐𝑑 

 𝑁𝑢𝑒𝑣𝑜 𝑐𝑎𝑢𝑑𝑎𝑙 𝑑𝑖𝑎𝑟𝑖𝑜 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛= 𝑖𝑛𝑐𝑟𝑒𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑐𝑎𝑢𝑑𝑎𝑙 𝑑𝑖𝑎𝑟𝑖𝑜 𝑑𝑒 𝑝. + 𝑢𝑙𝑡𝑖𝑚𝑎 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛  
 𝑁𝑢𝑒𝑣𝑜 𝑐𝑎𝑢𝑑𝑎𝑙 𝑑𝑖𝑎𝑟𝑖𝑜 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛 = 0.9875 𝑀𝑀𝑝𝑐𝑑 + 0.51 𝑀𝑀𝑝𝑐𝑑 = 1.5 𝑀𝑀𝑝𝑐𝑑 
 

Esto equivale a 11.79𝑀𝑀𝑃𝐶𝐷 
 
 

3.9.5. Calculo de la nueva Permeabilidad 𝑣 = 𝑘∗∆𝑃𝜇∗𝐿𝑓 (3.24) 

 
Donde despejamos k (permeabilidad) 

 𝑘 = 𝑣∗𝜇∗𝐿𝑓∆𝑃  (3.25) 

Donde 

V: velocidad del fluido cm/s 𝜇:  Viscosidad cp. 

L: longitud tabla 3.14 en cm 
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∆𝑃: (Pr-Pfw) tabla 16 = (8437-6563) =1874 psia= 127.52 atm 

 
Entonces sabemos que v= q/a  

 𝑘 = 𝑞∗𝜇∗𝐿𝐴∗∆𝑃  (3.26) 

𝑘 = 11.59 ∗ 106 ∗ 0.25 ∗ 4.12𝑒62.66𝑒11 ∗ 127.52 = 0.352 𝐷𝑎𝑟𝑐𝑦 

 

3.9.6. Cálculo del daño a la formación  

es un factor adimensional cuyo valor cuantifica el nivel de daño producido en la 

formación este valor se calcula con la siguiente ecuación 

 𝑆 = 𝐾∗ℎ144.2∗𝑞∗𝛽∗𝜇 ∗ 𝑃𝑠 (3.27) 

Donde: 

S: daño a la formación  

K: permeabilidad en md 

 H: profundidad del pozo 

Ps: presión estática del reservorio en psi 𝛽: Factor volumétrico 𝜇: Viscosidad cp 

q: caudal Bbl 4.5 MMPCD = 801424.7551 BBLD 

 𝑆 = 352 ∗ 4726.4 ∗ 3.28144.2 ∗ 801424.7551 ∗ 0.28 ∗ 1.3 𝑆 = 0.12 
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3.10. ANALISIS DE RESULTADOS 

 

SIN FRACTURAMIENTO CON FRACTURAMIENTO 

Para hacer el análisis se tomó como 

Parámetro fundamental la última 

Se hace los cálculos de la estimulación 

por fracturamiento hidráulico como la 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

producción y la tasa de producción 

máxima (AOF) donde el valor de este 

es 0.9875 MMpcd el cual tiene un 

daño calculado de 3.5 el cual este 

provoca una declinación en la 

producción como se ve en la tabla 42 

donde se ve la caída de la producción 

conforme el tiempo es por eso de su 

implementación necesaria de un 

método de recuperación además que 

se tiene una como data una ultimas 

producción de 0.9875 MMPCD 

presión de fractura el ancho y largo de 

la fractura y con estos valores poder 

incrementar la producción, una 

demostración más clara se la hace 

con el software Prosper el que nos 

permitió calcular en nuevo AOF que 

nos da como resultado 6.839 MMPCD 

este es un incremento del 51.2 % al 

AOF que se tenía antes del 

fracturamiento con esto se reduce el 

dañó a 2.035 lo cual es bajo además 

que se incrementa la producción de 

0.9875 MMPCD a 

4.5MMPCD 
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CAPÍTULO IV 

 ANÁLISIS DE FACTIBILIDAD  

4.1. EVALUACION DEL PROYECTO 

Para la evaluación del proyecto y factibilidad se procedió al análisis económico. 

 

4.1.1. Análisis económico 

El análisis económico para el presente estudio se lo realizó tomando en cuenta los 

resultados obtenidos al realizar la simulación del fracturamiento en el pozo SAL-X14. 

Considerándose para dicho efecto las inversiones OPEX (operational expenditures) Y 

CAPEX (capital expenditures) que se necesitaran durante la vida útil del proyecto, con 

el cual se podrá obtener una mayor recuperación de gas   del pozo. 

 

Los métodos de análisis para la evaluación económica de proyectos son diversos, sin 

embargo, el método que se utilizara para el proyecto es el de Relación costo beneficio. 

 

Tabla 4.1 Condición inicial y estimación de la producción del año 2021 
 

 

 

 

 

 
 

 
 

Fuente: Elaboración propia en base a los resultados 
 
 

4.1.2. Ingresos del proyecto 

Para el cálculo de ingresos del proyecto se debe utilizar la fórmula de tasa de 

producción anual, tomando en cuenta los factores de declinación a lo largo de los años 

que se irá produciendo. 𝑄𝑝 = 𝑄𝑖𝑒−𝐷𝑡 
Donde: 

Año Producción sin 
Fracturamiento 

Producción con 
Fracturamiento 

Incremento de 
la Producción 

2021 0.9875 MMPCD 6.839 PCD 4.5 MMPCD 
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Qp: Tasa de producción anual 

D: declinación tanto por uno  

Qi: Tasa de producción referencial 

t: tiempo en años (se inicia con t=0, pero cada año se suma 1) 

Tabla 4.2 Desarrollo del caudal de producción 
 

Fórmula sin fracturamiento Fórmula con Fracturamiento 𝑸𝒑 = 𝟎. 𝟗𝟖𝟕𝟓𝑴𝑴𝑷𝑪𝑫 ∗ 𝒆−𝟎.𝟏𝟐∗𝟏 𝑄𝑝 = 1.5𝑀𝑀𝑃𝐶𝐷 ∗ 𝑒−0.12∗1 

Donde “t” ira aumentando para cada 
año en más +1  

Donde “t” ira aumentando para cada año 

en más +1 

 

AÑO 

Producción sin 

fracturamiento en 

MMPC ANUAL 

Producción con 

fracturamiento en 

MMPC ANUAL 

Incremento de la 

Producción en MMPC 

ANUAL 

2021 312,67 475,20 162,5 

2022 275,00 417,72 142,7 

2023 241,86 367,39 125,5 

2024 212,72 323,12 110,4 

2025 187,09 284,19 97,1 

2026 164,55 249,95 85,4 

2027 144,73 219,84 75,1 

2028 127,29 193,35 66,1 

2028 111,95 170,05 58,1 

2029 98,46 149,57 51,1 

2030 86,60 131,55 44,9 

2031 76,17 115,70 39,5 

2032 66,99 101,76 34,8 

2033 58,92 89,50 30,6 
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Fuente Elaboración propia en base a los cálculos 

 
4.1.3. Gastos o Inversión Del Proyecto 

Para la realización de la estimulación por fracturamiento hidráulico empleando el 

polímero hidroxietil celulosa deben tener en cuenta los siguientes rubros: costos del 

trabajo de fracturamiento, registros o pruebas adicionales que se van a realizar al pozo 

y los costos de la utilización del polímero. 

Tabla 4.3 Gastos de un fracturamiento hidraulico 
 

PROCESO SERVICIO COSTO $US 

PRUEBA Build Up 28.000 

HERRAMIENTAS (1) RBD Packer para sarta 

de fractura 

38.500 

BOMBA DE INYECCION 

(2) 

Materiales de control de 

pozo 

280.416 

 Forzamiento (3) 20.000 

 Data frac (Quima,) (4) 70.000 

 Fractura (Quim,) (5) 160.000 

 Otros (6) 25.000 

SERVICIOS Instrumentación, 

Automatización y control 

30.640 

POLIMERO Hidroxietil celulosa (7) 107.413 

 TOTAL 741.969 

Fuente: Plan de Fracturamiento Hidráulico SLB 

 
 

1 Herramientas de intervención y de fracturamiento estas serán slike line 

inyección de fluido sondeo 

2034 51,82 78,71 26,9 

2035 45,58 69,23 23,7 
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2 Los materiales de control de pozo serán el fluido de fracturamiento 
 
3 Es el agente que se necesita en fondo de pozo para poder realizar la 

fractura inducida en la formación. 

4 Es el principal aditivo para el agente fracturante que se utilizara para 

poder llegar a las zonas de interés y poder minimizar la perdida de fluido y 

garantizar que la fractura sea homogénea. 

5 El costo de la fractura se da porque se requiere inyectar continuamente el 

agente apuntalante para poder inyectar los baches de agua y no dañar la 

formación. 

6 Problemas que se pueden presentar al momento de la ejecución del 
proyecto. 

 
7 Este costo sale de la cantidad de POLIMERO que necesitamos que son 

100bbl y  el costo para este volumen se lo realizara con los sacos 

calculados entonces tenemos. 

 𝑐𝑜𝑠𝑡𝑜 = 661 𝑠𝑎𝑐𝑜𝑠 ∗ 162.5 $1 𝑠𝑎𝑐𝑜𝑠 = 107412.5  
 

4.1.4. Inversión total por cada año de ejecución de las actividades 

En la siguiente tabla se observa los costos de las actividades a realizar para su 

fundamento como ser gastos de fracturamiento, Evaluación Ambiental. Administrativos 

y Servicios. 
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Tabla 4.4 Inversión por cada año de ejecución 
 

 

 

 

 

 

 

 
 
 
 
 
 
 

Fuente: Elaboración Propia en base al libro de preparación y evaluación de proyectos Chambi 
2020 

 
4.1.5. Análisis del incremento de Producción 

Para el análisis de la producción se tomará como parámetro la cantidad de gas 

exportado al Brasil en la actualidad suponiendo que esta se mantenga constante en el 

tiempo. 

Basados en los datos de exportación de gas al Brasil tenemos el valor económico al 

precio actual del gas natural exportado y contemplando un escenario en el cual la 

exportación continúe constante. 

 

Para esto tenemos un que tomar en cuenta el incremento que se tuvo con el 

fracturamiento hidráulico que va de 0.9875 MMPCD a 1.52 MMPCD con estos valores 

podemos hacer los siguientes cálculos para poder compararlos y demostrar las 

ganancias para esto se tomara como parámetro el precio de venta de gas a Brasil. 

 

 Antes del fracturamiento hidráulico 
 
 0.9875 𝑀𝑀𝑃𝐶𝐷 ∗ 1.030 𝑀𝑀𝐵𝑇𝑈1𝑀𝑀𝑃𝐶𝐷 = 1.017 𝑀𝑀𝐵𝑇𝑈 

 

 

Actividad/Año Costos 2021 2022 

Gastos de 

Fracturamiento 

741,969 M USD  741,969 

Evaluación 

Ambiental 

3,6 M USD 3.6  

Administración 

y servicios 

2,028 M USD 2,028  

Total Inversión 5,628 741,969 



 

123 
 

1.017 𝑀𝑀𝐵𝑇𝑈 ∗ 8.58 𝑈𝑆𝐷1𝑀𝑀 𝐵𝑇𝑈 = 8.720 𝑈𝑆𝐷/𝐷𝐼𝐴 

 8720 𝑈𝑆𝐷𝐷𝐼𝐴 ∗ 365𝐷𝐼𝐴𝑆1𝐴Ñ𝑂 = 3.182.800 𝑈𝑆𝐷/𝐴Ñ𝑂 

 

 Con el fracturamiento hidráulico 
 
 1.52 𝑀𝑀𝑃𝐶𝐷 ∗ 1.030 𝑀𝑀𝐵𝑇𝑈1 𝑀𝑀𝑃𝐶𝐷 = 1.566 𝑀𝑀𝐵𝑇𝑈 

 
 1.566 𝑀𝑀𝐵𝑇𝑈 ∗ 8.58 𝑈𝑆𝐷1 𝑀𝑀𝐵𝑇𝑈 = 13.436 𝑈𝑆𝐷/𝐷𝐼𝐴 

  13.436 𝑈𝑆𝐷𝐷𝐼𝐴 ∗ 365𝐷𝐼𝐴𝑆1𝐴Ñ𝑂 = 4.904.140 𝑈𝑆𝐷/𝐴Ñ𝑂 

 
Ingreso del gas del MI= Producción del gas*(60/100) *Precio del gas MI 

 Ingreso del gas del MI = 475,20 MMPCA ∗ 0.60 ∗ 1.45USDMPC   
 Ingreso del gas del MI = 3,653,590 MM USD 

 

Ingreso del gas del ME= Producción del gas * (40/100) *Precio del gas ME 

 Ingreso del gas del ME = 475,20 MMPCA ∗ 0.40 ∗ 4.956USDMPC  

 Ingreso del gas del ME = 8,315,067.2 MM USD 

 Ingreso Total = IMI + IME = 11,968,657 MM USD  
 

4.1.6. Regalías, Impuestos y transporte 

Basado en la ley de Hidrocarburos N°3058, se considera un pago de regalías del 18% 

y un pago de IDH del 32% 

 

Pago de regalías=Ingreso total *% de regalías 

 𝑃𝑎𝑔𝑜 𝑑𝑒 𝑟𝑒𝑔𝑎𝑙í𝑎𝑠 = 11,968,657 𝑀𝑀𝑈𝑆𝐷 ∗ 0.18 = 2,154,358 𝑀𝑀 𝑈𝑆𝐷 
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Pago de IDH = Ingreso total *% de IDH 

 𝑷𝒂𝒈𝒐 𝒅𝒆 𝐼𝐷𝐻 = 𝟏𝟏, 𝟗𝟔𝟖, 𝟔𝟓𝟕 𝑴𝑴𝑼𝑺𝑫 ∗ 𝟎. 32 = 3,829,970 𝑴𝑴 𝑼𝑺𝑫 

 

 

 Costos de inversión para el fracturamiento (tabla 4.1)    Inversión = 741.969 

USD 

Pago de transporte MI=Producción de gas * 0.60* 0.221 USD/MPC 𝑷𝒂𝒈𝒐 𝒅𝒆 𝑡𝑟𝑎𝑛𝑠𝑝𝑜𝑟𝑡𝑒 𝑀𝐼 = 475,20 MMPCA ∗ 𝟎. 60 ∗ 0.221 = 63,00𝑴 𝑼𝑺𝑫 

Pago de transporte de ME=Producción de gas*0.40*0.248 USD/MPC 𝑷𝒂𝒈𝒐 𝒅𝒆 𝑡𝑟𝑎𝑛𝑠𝑝𝑜𝑟𝑡𝑒 𝑀𝐸 = 475,20 MMPCA ∗ 𝟎. 40 ∗ 0.248 = 47,13𝑴 𝑼𝑺𝑫 

 

Egreso total 

Se considera un costo de operación 16,196 Bajo consideración el texto “Preparación 

y Evaluación de Proyectos Hidrocarburiferos – MBA Ing. Hugo Edwin Chambi Challa 

Egreso total=Pago de regalías+Pago de IDH+Pago de transporte MI+Pago de 

transporte ME+costos de operación. 

 𝐸𝑔𝑟𝑒𝑠𝑜 𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 = 2,154,358 + 3,829,970 + 63,000 + 47,130 + 16,196 𝐸𝑔𝑟𝑒𝑠𝑜 𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 = 6,789,297 𝑀𝑀 𝑈𝑆𝐷 

 

4.1.7. Relación costo beneficio (RCB) 

La relación costo beneficio, en un método de evaluación de proyectos nos da una 

forma clara la rentabilidad de un proyecto considerándose los ingresos generados, los 

gastos de inversión, todos los calculados en el periodo de inversión, este método es 

relativamente simple y se tienen los siguientes criterios de aceptación del proyecto. 

 𝑅𝐶𝐵 = 𝐼𝑛𝑔𝑟𝑒𝑠𝑜𝑠 𝑎𝑐𝑡𝑢𝑎𝑙𝑖𝑧𝑎𝑑𝑜𝑠𝐶𝑜𝑠𝑡𝑜𝑠 𝑎𝑐𝑢𝑎𝑙𝑖𝑧𝑎𝑑𝑜𝑠 + 𝐼𝑛𝑣𝑒𝑟𝑠𝑖𝑜𝑛 

Donde: 
 

Si RCB > 1 Proyecto es aceptable (los ingresos son mayores que los egresos) 
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 Si RCB = 1 Proyecto es indiferente (los ingresos son iguales a los 

egresos) 

Si RCB < 1 Proyecto no es aceptable (los ingresos son menores que los egresos) 

 

 Relación costo beneficio 
 𝑅𝐶𝐵 = 11,968,657 MM USD 741.969 𝑈𝑆𝐷 + 6,789,297 𝑀𝑀 𝑈𝑆𝐷 = 1.59 

 
4.1.8. Flujo de cajas 

El valor del flujo neto de caja significa los movimientos que se realizó en caja o 

explicado de mejor manera a la generación de los fondos en caja y su determinación 

se basa en el hallazgo de los ingresos y egresos de la empresa. 

FNC=I-E 

Donde 

FNC: es el flujo de caja correspondiente al año k 

I: monto de ingresos correspondientes al año k 

E: monto de la inversión prevista 𝐹𝑁𝐶 = 11,968,657 MM USD − 6,789,297 𝑀𝑀 𝑈𝑆𝐷 𝐹𝑁𝐶 = 5,179,360 𝑀𝑀𝑈𝑆𝐷 

 

4.1.9. Valor actual neto VAN 

El valor actual neto es la suma de los flujos netos que hay en cajas (FNC) bajo la 

siguiente fórmula: 𝑉𝐴𝑁 = −𝐼𝑛𝑣𝑒𝑟𝑠𝑖ó𝑛 + ∑ ( 𝐹𝑁𝐶(1 + 𝑟)𝑘)𝑛𝑘𝑑=0  

Donde: 

VAN: valor actual neto 

FNC: flujo neto de cajas 

K: número de meses 

R: taza de actualización (al tanto por uno) 

N: tiempo de vida del proyecto 
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Algo muy importante es que sí el VAN nos otorga un valor positivo, significaría que el 

proyecto es viable económicamente, y de lo contrario si el valor VAN es negativo no 

sería viable. 

 

Para la obtención de van se introdujeron los datos bajo el siguiente patrón con una 

tasa interna de 15,06% 

 𝑉𝐴𝑁 = −5,328 + ( −741,969(1 + 0.1506)1) + ( 5,951,825.84(1 + 0.1506)2) + ⋯ ( 1,094,646.88(1 + 01506)16)  𝑉𝐴𝑁 = 14,934,704.36 

 

La ecuación de Valor actual neto nos sale un valor muy por alto a 1 esto quiere decir 

que si es económicamente viable para su inversión. 

 

Cabe recalcar que se trabaja con los datos de 2020 y el proyecto esta propuesto para 

ser incorporado en 2020, desde su estudio ambiental que podría prolongarse por un 

año y medio, y su posterior paso de fracturamiento hidráulico el 2021, puesto que las 

aplicaciones de la técnica solamente duran algunos días y la producción del pozo ideal 

estaría pensado comenzar a partir del 2021 durante 14 años hasta el 2035. 

 

4.1.10. Tasa interna de retorno TIR 

Se necesita el empleo del método TIR para encontrar una tasa de interés en donde se 

cumplen ciertas condiciones al momento de iniciar o aceptar un proyecto de inversión. 

Es por eso que se tiene dos reglas para su mejor comprensión. 

 

 Sí el TIR es mayor a la tasa de descuento indica que nuestra inversión es 

factible económicamente y es viable realizar dicha inversión. 

 Sí el TIR es menor a la tasa de descuento indica que nuestra inversión no es 

factible por lo tanto no es conveniente realizar la inversión 

Para hallar este valor se debe utilizar la ecuación. 
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𝐼0 = ∑ ( 𝐹𝑁𝐶(1 + 𝑇𝐼𝑅)𝐾)𝑛𝑘𝑑=0  

Donde: 

I0: Inversión a realizar en el periodo cero 

FNC: Flujo neto de caja 

n: periodo de análisis 

k: número de meses. 

 

Realizado los cálculos con la ayuda de una hoja Excel para las distintas variables se 

logró hallar la tasa interna de retorno con la función TIR calculó TIR=744% por lo tanto 

es económicamente rentable ya que, si TIR es mayor a la tasa de descuento de VAN, 

nos indica que sí efectivamente será rentable 

 

Fuente de Inversión  

- Gobierno Nacional 

 

4.2. PAYBACK TIME 

Para encontrar el tiempo exacto del retorno de las ganancias se debe sumar todos los 

flujos de caja y multiplicarlos por cada año 
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Figura 4.1 Payback Time 

 
 

Fuente: Elaboración Propia 
 
 

En la Figura 4.1 podemos observar que el tiempo de retorno de las ganancias o 

Payback Time, es a los 1 año y 6 meses de iniciar el proyecto, y luego se observa el 

comportamiento de las ganancias a lo largo de la duración del proyecto. 

 

4.3. EVALUACION DE RESULTADOS 

Se llegó a cumplir con el objetivo general esto gracias a la implementación de la 

estimulación por fracturamiento hidráulico empleando el polímero hidroxietil celulosa 

el cual redujo el daño a la formación e incremento la producción del pozo haciéndolo 

así un pozo nuevamente muy importante y rentable al momento de generar ingresos 

económicos para el beneficio del país. 
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CAPÍTULO V 

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES  

5.1. CONCLUSIONES   

La evaluación técnica del presente proyecto contempla la evaluación de los objetivos 

propuestos dentro del proyecto para tener en cuenta las ventajas que presenta la 

realización del fracturamiento hidráulico en la formación Huamampampa H3. 

 

Los resultados obtenidos de la evaluación de las propiedades termodinámicas y 

petrofísicas del reservorio Huamampampa H3 son los siguientes. 

 

Se demostró que es reservorio de nuestro interés es uno de gas y condensado esto 

gracias al cálculo de la gravedad API y los datos obtenidos sobre el fluido que se 

encuentra dentro del reservorio, Para las propiedades petrofísicas se tuvo que tener 

datos adicionales existentes de la formación y en base a estos hacer el cálculo más 

importantes que fue el GOES con ayuda de la porosidad permeabilidad y otros datos 

al momento de poder justificar que sigue siendo un reservorio con potencial 

hidrocarburifero alto, como se pudo apreciar estos cálculos demostraron que las 

reservas remanentes tienen un valor de 0.54 TCF lo cual hace factible la 

implementación del método de estimulación por fracturamiento hidráulico y por último 

se demostró que existe dañó a la formación con un valor de 3.53 haciéndolo un pozo 

dañado. 

 

Actualmente el pozo SAL-X14 tiene un total de reservas de 1.52 TCF de gas y 

condensado como se demostró en los cálculos anteriores y debido a que el total de la 

producción viene de la arena Huamampampa H3, la declinación de la producción del 

pozo se debe a que al momento de realizar los baleos en la prueba DST (DRILL 

STRING TESTING) estos presentaron un daño a la formación, lo cual origina una 

restricción parcial al flujo, e incremento de la mojabilidad. provocando así un 

incremento del daño al pozo que es lo que se quiere evitar. 
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Ahora si bien la estimulación por fracturamiento hidráulico es una técnica comúnmente 

usada para evitar el arenamiento, baja porosidad o permeabilidad, etc. Y su periodo es 

mucho más eficaz a comparación de otras técnicas tales como la acidificación, ya que 

con la estimulación por fracturamiento hidráulico se consigue una producción mayor 

que es lo que se quiere en la industria petrolera pero además de esto la utilización del 

polímero en el fracturamiento hidráulico nos ayudara a poder inyectar el agua a una 

presión continua a diferencia de una presión controlada que es lo que se realizó en el 

pozo. 

 

Esto nos permitirá a través del polímero inyectar el agua sin generar un daño a la 

formación. 

 

5.2. RECOMENDACIONES  

 Se recomienda recabar información de primera mano, así como también tener varios 

textos de apoyo en la realización de la parte práctica   para tener mayor certeza a la 

hora de realizar una buena práctica de lo que se quiere realizar. 

 

Para la parte práctica se recomienda el buen uso de los datos ya que podría incidir en 

mayores variaciones cuando se esté avanzando en el proyecto. 

 

Durante la incorporación de datos en el software se recomienda asistir con varios 

modelos de acompañamiento para perfeccionar las variables dentro del software.    
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ANEXOS 

ANEXO 1 Producción del campo San Alberto en comparación con otros mega 

campos de Bolivia 
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ANEXO 2 Estado Sub superficial del Pozo Sal x14 
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ANEXO 3 Precio del Millar de BTU actualizado 2021 por exportación al Brasil 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

  

 



 

140 
 

NEXO 4 Tabla de desarrollo de los diferentes índices 
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