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GLOSARIO 
 

ADSORCIÓN: propiedad de algunos sólidos y líquidos de atraer a un líquido o a un 
gas hacia sus superficies. Algunos sólidos, tales como el carbón vegetal activado o 
el gel de sílice, se utilizan como superficies de adhesión para recolectar 
hidrocarburos líquidos provenientes de una corriente de gas natural. Para completar 
el proceso, los sólidos se tratan con vapor para recuperar los hidrocarburos 
líquidos1. 
 

AMBIENTE SEDIMENTARIO: área de superficie con condiciones físicas, químicas 
y biológicas óptimas que permite una acumulación de sedimentos. Cada lugar tiene 
una combinación de procesos geológicos y condiciones ambientales que 
determinan las características de las rocas generadas. Los ambientes 
sedimentarios se categorizan en ambientes continentales, marinos o de transición 
(línea de costa). 
 
ANISOTROPÍA: cualidad de cualquier parámetro físico o petrofísico de cambiar su 
valor al cambiar la dirección sin cambiar su posición. 
 
ARENISCA: una roca sedimentaria clástica cuyos granos son generalmente del 
tamaño de la arena. El término se utiliza comúnmente para hacer alusión a la arena 
consolidada o a una roca compuesta principalmente por arena cuarzosa, si bien a 
menudo las areniscas pueden contener feldespatos, fragmentos de rocas, mica y 
muchos otros granos minerales adicionales unidos entre sí con sílice u otro tipo de 
cemento2. 
 
CAPEX: cantidad de dinero gastado en la adquisición o mejora de los bienes de 
capital de una empresa en particular. 
 
CMG STARS: simulador desarrollado por la compañía Computer Modelling Group, 
para la simulación de yacimientos con procesos tipo térmico y procesos avanzados, 
es decir, realiza un modelaje avanzado para procesos que implican la inyección de 
vapor, combustión in situ, disolventes y productos químicos. 
 
CONCENTRACIÓN DEL POLÍMERO: razón de la cantidad de polímero presente 
en la solución polimérica, donde el soluto es el polímero y el solvente puede ser 
agua dulce o una salmuera. Se expresa en ppm.  
 
EFICIENCIA DE BARRIDO AREAL: fracción del área patrón desde la cual el fluido 
del yacimiento es desplazado por la fase inyectada en el momento de la irrupción. 
Parámetros tales como el ángulo y buzamiento de la formación, la presencia de 

                                                 
1 Schlumberger Oilfield Glossary [en línea]. 2017[Citado 6 de junio de 2018]. Disponible en: 

<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/a/adsorption.aspx>   
2 Schlumberger Oilfield Glossary [en línea]. 2017[Citado 6 de junio de 2018]. Disponible en: 
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/s/sandstone.aspx >   
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fracturas, la relación de movilidad, el patrón de inyección y la permeabilidad 
direccional afectan la eficiencia del desplazamiento del área (EA)3. 
 

EFICIENCIA DE DESPLAZAMIENTO: fracción de petróleo que se ha recuperado a 
partir del barrido de una zona por una inundación de agua u otro proceso de 
desplazamiento 4. 
  
ESQUEMA DE EXPLOTACIÓN: son todas aquellas operaciones y/o actividades, 
estudios que permitan la explotación económicamente viable de un reservorio. 
 
ESTRATIFICACIÓN: surge por el depósito alternado de rocas de diferentes 
tamaños de grano, por ejemplo, de areniscas de grano fino y de grano grueso o por 
el depósito alternado de sedimentos de diferente composición, por ejemplo, de 
capas de carbón, de lutitas y de sedimentos clásticos5. 
 
FACTOR DE RECOBRO: relación entre el volumen de petróleo recuperado y el 
petróleo original in situ, expresado en porcentaje.  
 
FASE DESPLAZADA: en un medio poroso, el fluido que se mueve debido al 
aumento de saturación de un fluido inyectado es llamado fase desplazada. En un 
yacimiento de petróleo, con un proceso de inyección de agua o gas, la fase 
desplazada es el petróleo. 
 
FASE DESPLAZANTE: fase de un fluido presente en el yacimiento que efectúa el 
desplazamiento de otro fluido dentro de la misma roca. En un yacimiento de 
petróleo, con un proceso de inyección de agua o gas es la fase desplazante. 
 
FORMACIÓN: unidad litológica que define cuerpos de rocas caracterizados por 
unas propiedades (composición y estructura) que las diferencian de las adyacentes 
y poseen un espesor mapeable. 

 
GRAVEDAD API: término desarrollado por el Instituto Americano del Petróleo. Es 
una medida de la calidad del crudo, en función de la densidad relativa de este. 
 
HETEROGENEIDAD: cualidad de un parámetro físico o petrofísico de cambiar su 
valor al cambiar la posición de la medición sin cambiar la dirección. 
 
INYECCIÓN: proceso de inundación del yacimiento, con el fin de aumentar la 
eficiencia de recuperación. 

                                                 
3 Schlumberger Oilfield Glossary [en línea]. 2017[Citado 6 de junio de 2018]. Disponible en: 

<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/a/areal_sweep_efficiency.aspx >   
4 Schlumberger Oilfield Glossary [en línea]. 2017[Citado 6 de junio de 2018]. Disponible en: 

<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/d/displacement_efficiency.aspx>   
5 Estratificación y estructuras. [en Línea]. 2016 [Citado 6 de junio de 2018]. Disponible en: 
<http://www.geovirtual2.cl/geologiageneral/ggcap05b-3.htm>   
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INYECCIÓN DE POLÍMERO: inyección de solución poliméricas seguidos de 
baches de agua, con el fin de aumentar el factor de recobro.  
 
MÉTODOS NUMÉRICOS: herramientas muy poderosas para la solución 
aproximada de problemas. Son capaces de manipular sistemas de ecuaciones 
grandes, manejar no linealidades y resolver geometrías complicadas, comunes en 
la práctica de la ingeniería y, a menudo, imposibles de resolver de forma analítica. 
 
MODELO PREDICTIVO: método analítico utilizado para predecir o modelar la 
recuperación de petróleo bajo diferentes esquemas de explotación.  
 
MOVILIDAD: relación entre la permeabilidad efectiva y la viscosidad de fase. La 
movilidad general es una suma de las viscosidades de fase individuales. La 
productividad del pozo es directamente proporcional al producto de la movilidad por 
el espesor de capa del producto6. 
 
NPC (National Petroleum Council): el Consejo Nacional del Petróleo de Estados 
Unidos es un comité financiado por fondos federales de este país y que fue 
establecido en 1946 por el secretario del Interior a petición del presidente Harry S. 
Truman. En 1977 se fundó el Departamento de Energía de los Estados Unidos, el 
cual asumió todas las funciones que el NPC llevaba a cabo en esa época. El 
propósito actual del Consejo Nacional del Petróleo es el de avisar, informar y hace 
recomendaciones al Secretario de Energía con respecto a cualquier asunto técnico 
relacionado con la industria del petróleo y gas. El Consejo no está asociado con 
ninguna empresa comercial ni tampoco lleva a cabo actividades comerciales en la 
industria7. 
 
OPEX: costos operativos asociados a el mantenimiento de equipos, gastos de 
consumibles y otros gastos de funcionamiento necesarios.  
 
PATRÓN DE INYECCIÓN: disposición particular de los pozos productores y de 
inyección. El patrón de inyección puede alterarse durante la vida de un campo para 
cambiar la dirección del flujo en un yacimiento en un intento de hacer contacto con 
petróleo no barrido8. 
 

                                                 
6 Schlumberger Oilfield Glossary [en línea]. 2017[Citado 6 de Junio de 2018]. Disponible en:  
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/m/mobility.aspx>   
7 National Petroleum Council [En línea]. [Citado 17 de Julio de 2018]. Disponible en:  <https://www.npc.org/ 

> 
8 Schlumberger Oilfield Glossary [en línea]. 2017[Citado 6 de junio de 2018]. Disponible en:  
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/i/injection_pattern.aspx >   
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POLÍMERO: una molécula grande compuesta de unidades que se repiten. En 
solución, las cadenas de polímeros entrelazados pueden crear redes, presentando 
un comportamiento de viscosidad complejo9. 
 
POZO: hoyo o perforación que se realiza en la Tierra, para conectar la superficie de 
ésta con un yacimiento, con el fin de comprobar la existencia de hidrocarburos, 
extraerlos o inyectar algún otro tipo de fluido. 
 
RECOBRO MEJORADO: abreviatura de recuperación mejorada de petróleo o 
Enhanced Oil Recovery (EOR). Son métodos para mejorar la recuperación de 
petróleo que usa técnicas sofisticadas que alteran las propiedades originales del 
petróleo. Los tres tipos de operaciones de recobro mejorado principales son la 
inyección de químicos (álcali, surfactantes, polímeros, etc.), el desplazamiento 
miscible (inyección de gases) y los procesos térmicos (inyección de vapor o 
combustión in situ)10. 
 
RECUPERACIÓN PRIMARIA: etapa que hace parte del inicio de la vida productiva 
del yacimiento, la obtención en superficie de los fluidos acumulados dentro del 
reservorio resulta del desplazamiento por la energía natural presente en éste, 
debido al gradiente de presión existente entre el pozo y la formación productora. 
 
RECUPERACIÓN SECUNDARIA: método de extracción de petróleo que consiste 
en inyectar un fluido al yacimiento, agua o gas, en diferentes patrones de inyección 
con el fin de mantener la presión del reservorio e incrementar la eficiencia de barrido 
del petróleo.  
 
SIMULACIÓN NUMÉRICA DE YACIMIENTOS: rama de la ingeniería de 
yacimientos que mediante el uso de la ecuación de difusividad y a través de los 
métodos numéricos permite determinar y/o predecir el comportamiento del 
reservorio. 
 
TOC: la concentración de material orgánico en las rocas generadoras, representada 
por el porcentaje en peso de carbono orgánico. 
 
YACIMIENTO DE PETRÓLEO: roca en la cual se encuentran acumulados 
hidrocarburos y que se comporta como una unidad independiente en cuanto a 
mecanismos de producción, propiedades petrofísicas y propiedades de los fluidos. 
 
 

                                                 
9 Schlumberger Oilfield Glossary [en línea]. 2017 [Citado 6 de junio de 2018]. Disponible en:  

<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/p/polymer.aspx> 
10 Schlumberger Oilfield Glossary [en línea]. 2017[Citado 6 de junio de 2018]. Disponible en:  
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/e/eor.aspx> 
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RESUMEN 

 

El presente trabajo describe el desarrollo de un modelo analítico, para la inyección 
de polímeros en el Campo Castilla. Para la elaboración de dicho modelo, se toma 
en cuenta las propiedades del yacimiento y sus respectivas características 
geológicas, las cuales afectan los fenómenos de las interacciones roca-fluido y las 
diferentes técnicas de recuperación tanto secundaria como terciaria.   
 
Para el desarrollo del proyecto, se llevó a cabo la descripción detallada de los 
modelos predictivos existentes para la inyección de polímeros, los cuales 
comprenden el ñModelo predictivo para inyecci·n de surfactantes-polímeros, 
CFPMò, ñModelo predictivo para inyecci·n de pol²meros y agua, PFò y ñModelo 
predictivo para inyecci·n de pol²meros, PFPMò, así como modificaciones a los 
modelos analíticos existentes para la inyección de agua, los cuales pueden ser 
utilizados para hacer predicciones en procesos de inyección de químicos. Se optó 
por utilizar el modelo Buckley-Leverett con modificaciones del Método Craig, Geffen 
y Morse, para la ejecución del proyecto.  
 
La realización del modelo analítico para el Campo Castilla, se basó en la aplicación 
del modelo Buckley-Leverett modificado para la inyección de químicos, geles y 
polímeros con sus respectivas curvas de flujo fraccional y evaluación de avance del 
frente del agua, que permite predecir el comportamiento del patrón en tiempos 
previos a la ruptura, y posterior a esta, se utilizó el método Craig, Geffen y Morse, 
para corregir los posibles valores erróneos generados por el método de Buckley-
Leverett, debido a las múltiples asunciones que este contempla. A su vez, el método 
Craig, Geffen y Morse, permitió obtener valores más precisos al tomar en cuenta el 
impacto de la eficiencia de barrido areal sobre el recobro de petróleo y la producción 
de agua.  Posteriormente se optó por modificar estos métodos a fin de que tuvieran 
en cuenta la estratificación del yacimiento, por lo que se desarrolló un modelo 
analítico basados en Craig, Geffen & Morse, pero de manera estratificada. 
  
Para la validación del método analítico, se realizó la predicción del comportamiento 
del campo específico por medio del simulador numérico CMG con el procesador 
STARS, con el fin de poder comparar los resultados obtenidos en el modelo 
numérico y en el modelo analítico previamente desarrollado. Obteniendo de esta 
forma valores y tendencias semejantes para el modelamiento de la inyección de 
agua y resultados un poco más alejados en el modelamiento de la inyección de 
polímeros debido a las múltiples limitaciones del método. Aun así, el modelo 
analítico generó buenos resultados al ser capaz de reproducir las tendencias de las 
curvas generados por el simulador.  
 
Por último, se realizó el análisis financiero con el fin de determinar la viabilidad 
económica de la implementación del proyecto, tomando como base diferentes 
valores del precio de crudo (BRENT), y valores sugeridos por la compañía, 
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obteniendo que a pesar de que todos son económicamente viables, el valor sugerido 
por Ecopetrol de 55 USD/Bbl, genera la mayor ganancia para la compañía.  
 
PALABRAS CLAVE: 
 
Inyección de polímeros, Recobro mejorado de petróleo, Modelo analítico de 
inyección, Simulación numérica de Yacimientos. 
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INTRODUCCIÓN 

 
Los yacimientos de petróleo son sometidos a distintos mecanismos de producción 
durante todo su periodo de explotación. Los primeros mecanismos de empuje, 
también conocido como recuperación primaria, consisten en aprovechar la energía 
natural del yacimiento para desplazar el crudo a través de los poros hasta la 
superficie, teniendo así un factor de recobro entre 4 y 15%. Entre estos mecanismos 
se tiene empuje por capa de gas, empuje por acuífero activo, expansión roca-fluido, 
drenaje gravitacional y empuje por gas en solución. Una vez que esta energía 
natural empieza a agotarse, es necesario el uso de sistemas artificiales que ayuden 
a traer los fluidos hasta la superficie. Estos equipos se conocen como sistemas de 
levantamiento artificial o ALS, por sus siglas en inglés, los cuales utilizan energía 
eléctrica, mecánica, hidráulica, o neumática a fin de asistir al yacimiento y mantener 
volúmenes rentables de producción. 
 
Cuando el empuje natural del yacimiento o los métodos de levantamiento artificial 
no son suficientes, se implementa un recobro secundario, en donde se busca 
mantener o elevar la presión del yacimiento por medio de la inyección de agua o 
gas. Aunque muchas veces la implementación de estas técnicas genera resultados 
positivos, se pueden presentar problemas de altos cortes de agua o altas relaciones 
gas-petróleo debido a la naturaleza del fluido producido o del mismo yacimiento. Un 
ejemplo de esto se puede observar en la producción de crudos pesados, en donde 
las altas viscosidades y densidades asociadas afectan el factor de recobro y la 
eficiencia de la inyección. Este fenómeno se da debido a que la diferencia de 
densidades entre el fluido inyectado (agua o gas) y el fluido a desplazar (petróleo) 
es demasiado grande y genera interdigitación viscosa y canalizaciones del fluido 
inyectado, resultando en la obtención de tiempos de ruptura tempranos y altos 
cortes de agua o gas. 
 
Como resultado de esto, se ha buscado la implementación de nuevas técnicas que 
permitan extraer eficientemente el petróleo en dichas situaciones. Estas técnicas, 
conocidas como recobro terciario, recobro mejorado o EOR (Enhanced Oil 
Recovery) buscan mediante la inyección de químicos (polímeros, surfactantes, 
álcali, solventes, geles, etc.), gases miscibles (CO2, N2, etc.), y tratamientos 
térmicos (Combustión in situ, inyección de vapor, inyección de agua caliente) 
favorecer la razón de movilidad y aumentar el número capilar para así lograr factores 
de recobro mayores a los obtenidos previamente. Es necesario llevar a cabo un 
análisis detallado de la viabilidad de estas técnicas puesto que las características 
propias de cada yacimiento son factores determinantes en el éxito de este tipo de 
proyectos. 
 
El presente trabajo busca determinar la viabilidad de la inyección de polímeros como 
método de recobro mejorado para el Campo Castilla, evaluando múltiples 
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concentraciones de los dos tipos de polímeros más comunes utilizados en la 
industria y determinando cual es la concentración optima del mismo. 
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OBJETIVOS 

OBJETIVO GENERAL 
 
Evaluar la inyección de polímeros como método de recobro mejorado mediante el 
uso de un modelo analítico en un área piloto del Campo Castilla. 
 
OBJETIVOS ESPECÍFICOS 
 
1. Describir las generalidades, geología y tasas de producción actuales del Campo 

Castilla. 
 
2. Describir las propiedades y comportamiento a través del medio poroso de los 

principales polímeros utilizados para los métodos de recobro. 
 
3. Describir los métodos predictivos existentes para procesos de inyección de 

polímeros. 
 
4. Seleccionar un modelo predictivo para procesos de inyección de polímeros como 

método de recobro mejorado compatible a las condiciones del Campo Castilla. 
 
5. Ajustar el modelo seleccionado a las características del campo de estudio. 
 
6. Validar la capacidad predictiva del modelo analítico seleccionado mediante la 

comparación con una simulación numérica. 
 
7. Evaluar la viabilidad financiera del proyecto mediante el indicador valor presente 

neto (VPN). 
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO CASTILLA 

 

El presente capítulo describe las generalidades del Campo Castilla, ubicado en la 
Cuenca de los Llanos Orientales, incluyendo su ubicación geográfica, generalidades 
geológicas, geología del petróleo e historia del campo y de producción. 

1.1 HISTORIA DEL CAMPO 

Los trabajos de exploración comenzaron en el año 1945, pero fue hasta el año 1969 
que se dio el descubrimiento del Campo Castilla por la compañía Chevron 
Petroleum Company bajo el Contrato de Concesión Cubarral N° 1820. De acuerdo 
con la Agencia Nacional de Hidrocarburos el pozo Castilla 1 fue perforado en el año 
1969 y alcanzó una profundidad de 7397 pies donde se encontró crudo pesado en 
las formaciones Mirador (10° API), Guadalupe y Une (13,7° API)11.  
 
En 1975 se firmó el primer contrato de asociación en Colombia entre Ecopetrol 
(50%) y Chevron (50%), contrato que finalizó el 31 de enero del año 2000. En los 
25 años de operación se extrajeron 94 millones de barriles de crudo Castilla con un 
porcentaje de recobro cercano a 4% de las reservas que posee el campo, las cuales 
hoy se estiman en 2.600 millones de barriles de crudo pesado. A pesar de que el 
contrato finalizó a inicios del año 2000 (Ene 2000), Chevron continuó con la 
administración de los tres campos (Campo Castilla, Castilla Norte y Castilla Este) 
durante seis meses más, hasta el 1 de agosto del 200012. 
 
En el año 1993 Chevron llevó a cabo un Estudio Integrado de Yacimientos, el cual, 
fue complementado por la Gerencia de Yacimientos de Ecopetrol con una 
reevaluación geológica, que inició en 1998, y una simulación que terminó en la 
evaluación integrada de Yacimientos del Campo Castilla en el año 2004. 
 
Al momento de la terminación del contrato de asociación la producción estaba muy 
cerca de los 20.000 BOPD, para aquel entonces la mayoría de la producción se 
comercializaba para generación de energía y producción de asfalto. Ecopetrol S.A. 
asumió la operación directa del campo, presentando una producción de petróleo 
inicial de 13.000 BOPD. Para el año 2005, el campo alcanzó una producción 
promedio de 45.143 BOPD, y en noviembre del año 2015 alcanzó un récord de 
producción de 125.699 BOPD, incorporando más de 17 mil barriles diarios de 
petróleo incrementales frente a una producción promedio de 104.405 barriles por 
día en 2014. La producción del campo ha crecido en más de 3,6 veces desde el año 
                                                 
11 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Estudio integrado- crudos pesados {en línea} 
{Diciembre 11 de 2017} Disponible en: http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-
Geofisica/Estudios-Integrados-y-
Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Campos.pdf 
12 ECOPETROL S.A. Carta Petrolera noviembre 2003 ï enero 2004. Edición 107 {en línea} 
{diciembre 11 de 2017} Disponible en: 
http://www.ecopetrol.com.co/especiales/carta_petrolera/empresa.htm 
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2004 hasta el 2017. La producción acumulada de aceite y agua es de 529.9 MBls y 
2423,2 MBls, lo cual representa un factor de recobro actual de 8,9%, considerando 
un OOIP de 5981 MMBls. 

1.2 LOCALIZACIÓN  

El Campo Castilla está ubicado en la Cuenca de los Llanos Orientales, a 30 Km al 
sur de la ciudad de Villavicencio en el departamento del Meta, dentro de las 
jurisdicciones municipales de Acacias, Guamal, Castilla La Nueva y San Martin y a 
156 km de la ciudad de Bogotá. El recorrido a realizar consta de 90 km desde Bogotá 
a Villavicencio, 30 km de Villavicencio a Acacías y 36 km de Acacías al municipio 
de Castilla la Nueva13. El bloque Cubarral 2202 cuenta con un área de 23422.35224 
acres de extensión en el cual se encuentran los Campos Castila, Castilla Norte y 
Castilla Este (ver figura 1). 
 

Figura 1. Ubicación geográfica del Campo Castilla. 

 
Fuente: ECOPETROL S.A. Informe del modelo estático del Campo Castilla.2015. p 17. Modificado por los autores. 

1.3 MARCO GEOLÓGICO  

A continuación, se presenta la descripción litológica de cada una de las unidades 
litoestratigráficas del Campo Castilla, según la nomenclatura operativa de Ecopetrol 
S.A. 

                                                 
13 DUARTE DÍAZ, Paula. PRADA FONSECA, María. Propuesta de una metodología de análisis 
causa raíz para el diagnóstico de las causas de los problemas durante la perforación del pozo A en 
el Campo Castilla. Bogotá D.C. 2016. p. 24. 

Bloque Cubarral 2202 ï 

Campo Castilla 

 

Coordenadas: 3.885258, 

73.657877 
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1.3.1 Columna Estratigráfica. La columna estratigráfica del Campo Castilla 
corresponde a todas las formaciones que hacen parte de la Cuenca de los Llanos 
Orientales como muestra la Figura 2, el espesor total de la columna estratigráfica 
llega a alcanzar los 18.000 pies.  Estas formaciones comprenden rocas desde el 
Paleozoico hasta el Neógeno, con énfasis en las rocas potencialmente comerciales 
para la extracción de hidrocarburos. Las rocas sedimentarias de Edad Cretácica y 
Paleógeno son los principales yacimientos en el área y están representadas por las 
formaciones productoras: Guadalupe/Une (K2), Guadalupe Superior/Gachetá (K1) 
y San Fernando (T2). 
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Figura 2. Columna Estratigráfica generalizada del Campo Castilla.  

 
Fuente: ECOPETROL S.A. Informe del modelo estático del Campo Castilla.2015. p 21. Modificado por los 
autores. 
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1.3.2 Litoestratigrafía regional de la Cuenca Llanos Orientales. La Cuenca 
actual Llanos Orientales corresponde a la superposición de varias capas de edades 
diferentes. La columna sedimentaria conocida en la Cuenca de Los Llanos 
Orientales, a partir de los pozos perforados, está representada por rocas 
precámbricas del basamento, paleozoicas, mesozoicas y cenozoicas, las cuales 
están separadas por tres grandes discordancias regionales, que se localizan en la 
base del Paleozoico, Cretáceo Superior y Eoceno Medio14. 

1.3.3 Estratigrafía del Campo Castilla. A continuación, se describen las diferentes 

formaciones que comprenden al Campo Castilla, haciendo referencia a las 

características geológicas, ambientes de sedimentación y edad geológica. Cabe la 

pena resaltar que la estratigrafía en el Campo no es igual a la estratigrafía general 

de la Cuenca de los Llanos Orientales debido a que hay ciertas formaciones 

erosionadas o ausentes en esta zona. 

1.3.3.1 Basamento. Está compuesto por rocas ígneas plutónicas ácidas, 
pertenecientes al Escudo de Guyana. El espesor varía dependiendo la zona 
geográfica de la cuenca. Infrayace discordantemente con los sedimentos 
pertenecientes al Paleozoico15. 

 
La estratigrafía del Paleozoico, en la Cuenca de los Llanos Orientales, no se conoce 
muy bien, pues pocos pozos han perforado dicha secuencia completamente hasta 
el basamento. Sobre el basamento ígneo o metamórfico descansa, en forma 
discordante, la secuencia paleozoica, la cual inició su deposición a finales del 
Cámbrico o comienzos del Ordovícico, con una transgresión marina16. 
 
De manera general, el espesor aumenta de este a sureste a partir de donde se 
encuentra el límite de erosión del Paleozoico, desde más de 6.000 pies en los 
sectores centro y sur del Piedemonte de la Cordillera Oriental, hasta más de 15.000 
pies al norte, en el graben de Arauca17. 

                                                 
14 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. CUENCA LLANOS ORIENTALES, Integración 
Geológica de la Digitalización y Análisis de Núcleos. Bogotá: diciembre 2012. p.41 
15 JULIVERT, M. Lexique Stratigraphiqe International. Amerique Latine, Colombie, Volume V, 
Fasicule SA. 1968, p. 300. 
16 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 43. 
17 Ibíd., p.43 
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1.3.3.2 Formación Une. Operacionalmente se le ha dado el nombre de Unidad K2 
a las areniscas correspondientes a la Formación Une en el área del Meta18. 
Litológicamente consiste, principalmente, de areniscas cuarzosas con 
intercalaciones menores de lutitas y de limolitas carbonosas19. Su espesor aumenta, 
en general, hacia el nororiente, llegando hasta los 650 pies en su sección del 
Piedemonte Llanero. El ambiente de depositación en la base de esta formación 
corresponde a un delta trenzado / llanura trenzada, de alta energía, mientras que el 
tope de esta unidad se formó en un ambiente de depositación deltaica trenzada a 
llanura trenzada y depósitos de transgresión20. Su tope se determina por un 
aumento de grano fino a grano medio en la arena cuarzosa. Su contacto 
suprayacente con la Formación Gachetá es concordante y el contacto infrayacente 
con el Basamento es discordante21. 

1.3.3.3 Formación Gachetá. Algunos autores incluyen dentro de la Unidad K1, las 
formaciones Gachetá y Guadalupe. Otros dividen la Unidad K1 en tres partes: K1 
Inferior y K1 Medio (que serían equivalentes a la Formación Gachetá), y K1 Superior 
(Formación Guadalupe). Comúnmente se relaciona esta formación sólo con la 
Unidad K1 Inferior22. 

 
Representa la máxima transgresión del Cretáceo hacia el oriente y sureste, sobre 
el Escudo de Guyana. Esto implica que el límite de erosión o deposición oriental se 
localiza siempre más al este que los límites sedimentarios de las formaciones Une 
y Guadalupe. Está constituida por una secuencia de lutitas, de color gris a gris 
oscuro, con desarrollos menores de areniscas, con contenido variable de 
glauconita; presenta a veces pequeños niveles calcáreos.  
 
La Unidad K1 Inferior o Formación Gachetá corresponde a un ambiente deltaico, de 
energía variable, influenciado principalmente por las mareas y afectado por las olas, 
dando como resultado un buen desarrollo de facies de canales distributarios 
estuarinos, los cuales suministraron sedimentos a los bancos de arena en el frente 
deltaico.23 La Unidad K1 Medio en este sector se caracteriza por ser rocas de 
ambiente deltaico distal con pobre desarrollo de arenas. En algunos casos se 
observan delgados paquetes arenosos en secciones granocrecientes. La respuesta 
de los registros eléctricos es dominantemente lodosa24. Esta formación es 

                                                 
18 Ibíd., p.47 
19 Ibíd., p.48 
20 ECOPETROL S.A. Informe del modelo estático del Campo Castilla.2015. p 24-27.  
21 ROBAYO PERDOMO, Juan Sebastián. Evaluación Tecnico-Financiera de las operaciones de 
perforación para la disminución de los tiempos no productivos durante los viajes en los pozos 
seleccionados del campo Castilla. Bogota D.C. 2016. p 36. 
22 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 47. 
23 ECOPETROL S.A. Op., Cit., p.27. 
24 Ibíd., p.31 
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productora en varios campos de la cuenca y suprayace a la Formación Une de 
manera concordante e infrayace a la Formación Guadalupe25. 

1.3.3.4 Formación Guadalupe. Corresponde a la parte superior de la Unidad K1, 
en el sector de Meta. Su edad data del Cretáceo Superior (Campaniano). Consiste 
de una secuencia de areniscas masivas, con pequeñas intercalaciones de lutitas, a 
veces con pequeñas capas de carbón. Las areniscas son redondeadas, 
predominantemente de grano medio, granos de cuarzo con una selección entre 
moderada y buena. Los ambientes deposicionales son canales estuarinos, 
influenciados por canales marinos y barras26. El espesor máximo observado en la 
Cuenca Llanos Orientales se encuentra en el pozo La Coral-1 (600 pies), en el 
sector de Arauca, y al sur en el área de Vanguardia-1, Cumaral-1 y Medina-1, con 
más de 600 pies. En general, como las otras formaciones del Cretáceo, el espesor 
de esta formación aumenta hacia el Piedemonte, pasando de cero en las cercanías 
del Escudo Guayanés, a más de 600 pies en el Piedemonte. Esta formación es 
productora en la cuenca27. La formación suprayace la Formación Gachetá e 
infrayace con un contacto discordante a la Unidad T2 (Mirador). El ambiente de 
despositación esta unidad corresponde al de barrera de islas hacia la base a 
ambiente deltaico distal erodado por la Formación T2 hacia el tope de la unidad.28 

1.3.3.5 Formación Mirador. Operacionalmente esta unidad también es conocida 
como Unidad T2 o San Fernando. Las areniscas de esta formación constituyen el 
reservorio más importante de la cuenca. Constituye un conjunto de areniscas 
masivas con diferentes granulometrías, generalmente grano decrecientes de base 
a techo, compuestas por cuarzo, algunas veces feldespato, materia orgánica leñosa 
y glauconita, hacia la parte superior de la secuencia29. 

 

La Formación Mirador incluye una sección inferior con influencia fluvial de valles y 
deltas trenzados principalmente y una sección superior con influencia marina. La 
sección inferior posee granos de mayores tamaños y pobremente seleccionados 
con una cantidad significante de chert que va disminuyendo a medida que se 
acercaba a la sección superior. El origen de este chert fue probablemente de las 
rocas cretácicas infrayacentes y la rápida erosión de las mismas30. 
 
Su límite basal coincide con una de las principales discordancias, mientras que el 
contacto superior con la Formación Carbonera es concordante en la mayor parte de 
los Llanos Orientales31. 

                                                 
25 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 48. 
26 SARMIENTO, Luis F. Petroleum Geology of Colombia, Llanos Basin. Fondo Editorial Universidad 
EAFIT. Departamento de Geología. Vol 1. diciembre 2011, p. 103. 
27 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 48. 
28 ECOPETROL S.A. Op., Cit., p.32. 
29 Ibíd., p.49 
30 SARMIENTO, Luis F., Op., Cit., p. 104. 
31 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 49. 
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1.3.3.6 Formación Carbonera. Su edad data del Paleógeno entre el Oligoceno 
hasta el Mioceno Medio. Esta secuencia litológica, que en el pozo Llanos-1 alcanza 
cerca de 6.000 pies, está ampliamente distribuida a través de la cuenca. 
Corresponde a depósitos transgresivos y regresivos de corta duración de un mar 
epicontinental de poca profundidad. Elf Aquitaine dividió esta unidad en 8 miembros 
o unidades operacionales (C1 a C8), de los cuales los niveles pares son 
transgresivos, fino granulares e importantes sellos regionales; los impares son 
regresivos, arenosos, los cuales, desde C7 a C3 son productores de hidrocarburos 
en varios sectores de la cuenca, en especial en C732. Ecopetrol ha dividido esta 
secuencia terciaria en nueve unidades operacionales debido a que la secuencia se 
hace demasiado arenosa y difícil de correlacionar en el área del Meta. 

 
Las unidades de base a techo se denominan: Lutita E4, Unidad T1, Lutita E3, 
Conjunto C2, Areniscas de Carbonera, Conjunto C1, Lutita E (Unidad C2) y 
Areniscas Superiores de Carbonera (Unidad C1)33, todas presentes en Campo 
Castilla. 
 
Las divisiones de la formación se resumen en:  
 
Unidad C8 (Lutita E4): miembro compuesto por intercalaciones de arena arcillolita 
con delgados niveles de limolita. La arena se caracteriza por ser cuarzosa; la 
arcillolita por ser gris clara, en su mayoría firme; la limolita presenta un color de 
marrón medio a oscuro y presenta, abundantes inclusiones carbonosas, con 
aspecto de lutita no calcárea. Su ambiente deposicional es probablemente de 
planicie costera y tiene, aproximadamente, 450 pies de espesor34. 
 
Unidad C7 (Unidad T1): se encuentra formado por areniscas depositadas en un 
ambiente marino somero, deltaico y continental. Son de color crema a parduzco, de 
grano fino a medio, a veces conglomerático, separadas por niveles de arcillollita de 
color gris a verduzco. Pueden alcanzar 250 a 280 pies de espesor en la parte central 
de la cuenca35. 
 
Unidad C6 (Lutita E3): el máximo espesor conocido de esta unidad arcillosa se 
encuentra en el sector de Cumaral-1, con 600 pies. Miembro constituido 
principalmente por intercalaciones de lutitas y arcillolitas al tope y niveles de arena 
en la base. Hacia el este se reduce rápidamente, hasta tener un promedio de 100 a 
150 pies en la zona central de la cuenca36. 
 

                                                 
32 Ibíd., p.50 
33 Ibíd., p. 50. 
34 DE PORTA, Jaime. Léxico Internacional de Estratigrafía. París 1974. p. 113. 
35 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 51. 
36 Ibíd., p.51 
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Unidad C5: está compuesta por alternancia de niveles de arcillolita y de arenisca, 
poco consolidada, de tamaño de grano, predominante medio, a veces grueso; en 
ocasiones ligeramente calcáreas, con glauconita. Su espesor total varía desde 50 
hasta 300 pies37. 
 
Unidad C4: no siempre son evidentes las características litológicas de esta unidad, 
especialmente en el sector suroeste de la cuenca. Está compuesta por una 
alternancia rápida de capas de areniscas, limolitas y lutitas. El espesor máximo 
reportado es superior a 700 pies en el Piedemonte Llanero entre Vanguardia-1, al 
suroeste y Tauramena -1, al noreste38. 
 
Unidad C3: está compuesta por alternancia de niveles de arenisca fina a gruesa, 
blanca a translúcida y algunos pies de limolitas y arcillolitas, de color gris verdoso; 
a veces con niveles carbonosos en la secuencia localizada en la parte central de la 
cuenca39.Es posible encontrar delgadas capas de arcillolitas entre las capas de 
arenisca, donde los contactos entre dichas capas son irregulares. Presenta un 
espesor de 230 pies, aproximadamente40. 
 
Unidad C2 (Lutita E): después de la Formación León, es el sello mejor 
desarrollado, y el de mayor extensión hacia el este. Está compuesta casi 
exclusivamente por lutitas grises y algunas limolitas con un espesor de 100 a 200 
pies en la parte media de la cuenca, aumentando rápidamente hacia el borde 
suroccidental, donde alcanza más de 900 pies (pozo Medina-1)41. 
 
Unidad C1 (Areniscas Superiores de Carbonera): es la última de las secuencias 
arenosas de la Formación Carbonera y se encuentra sellada por las lutitas de la 
Formación León. Está compuesta por una alternancia de cuerpos arenosos, 
separados por niveles delgados de limolitas oscuras y lutitas grises42. Esta unidad 
también contiene niveles de carbón, nódulos de siderita y pirita. Se reporta un 
espesor de aproximadamente 250 pies. 

                                                 
37 Ibíd., p.51 
38 Ibíd., p.51 
39 Ibíd., p.51 
40 DE PORTA, Jaime. Op., Cit., p. 113. 
41 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 52. 
42 Ibíd., p.52 



 

47 

1.3.3.7 Formación León. Kehrer (1938)43 coloca la parte superior de la Formación 
León en el Mioceno Medio. Sin embargo, según Notestein, Hubman & Bowler 
(1944)44, la Formación León tiene una edad comprendida entre el Oligoceno 
Superior y el Mioceno Inferior. Está constituida principalmente por shales de color 
gris y gris verdoso, con delgadas capas de areniscas carbonáceas; en la parte 
superior e inferior los shales tienen a pasar a limos. Los máximos espesores 
observados se encuentran en los sectores de Chaparral-1 (más de 2.500 pies) y 
Arauca-1 (1.980 pies)45.  Los contactos con la Formación Guayabo y Carbonera 
parecen concordantes. No obstante Sutton (1946, p. 1703)46 indica que el contacto 
inferior con la Formación Carbonera es probablemente discordante. 

1.3.3.8 Formación Guayabo. Su edad corresponde al Mioceno Tardío - 
Cuaternario. Es una secuencia espesa constituida por una alternancia de arcillolitas 
de colores grises a pardo rojizos, muy solubles, y areniscas mal seleccionadas, finas 
a muy gruesas, a veces con niveles de conglomerados y ocasionalmente hacia el 
tope presenta niveles carbonosos. Ha llegado a tener hasta 13000 pies de espesor 
en el Piedemonte de la Cordillera47. En la parte central de la cuenca, está 
representada por una sección de 2.000 a 8.000 pies, de arcillolitas varicoloreadas y 
areniscas masivas de grano grueso. En el área de Meta esta formación tiene mayor 
dominio continental. Regionalmente se adelgaza hacia el sur de la cuenca48. La 
formación suprayace con un contacto concordante la Formación León e infrayace la 
Formación Necesidad con un contacto discordante. 

1.3.3.9 Formación Necesidad. A pesar de que no se conocen fósiles asociados a 
esta unidad, el Servicio Geológico Nacional (1967) considera que la edad de esta 
formación corresponde al Plioceno ï Pleistoceno49. Está constituida por arcillas de 
color rojo y azulado alternando con areniscas de grano grueso que pueden pasar a 
conglomerados, adicionalmente, contiene una asociación de minerales pesados a 
base de ilmenita, rutilo, zircón y turmalina.  El espesor de la Formación Necesidad 
es desconocido. El ambiente de depósito de esta formación es fluvial. Suprayace 
con un contacto discordante a la Formación Guayabo. 

1.3.4 Geología Estructural. El estilo estructural que caracteriza la parte de la 
cuenca que comprende los Campos Castilla, Chichimene, Suria, Apiay, Gaván y 
Guatiquia, corresponde a sistemas transpresionales (Sistema de fallas Castilla-
Apiay) que dieron lugar a pliegues y fallas tanto inversas como normales y son 
responsables de los entrampamientos de los campos nombrados50. El Campo 
Castilla se encuentra limitado a lo largo de su margen por una amplia zona de fallas 
de tipo compresional conocido como el Sistema de Piedemonte Llanero o Sistema 
de fallas de Guaicaramo. Este se encuentra asociado a la reactivación de antiguas 
fallas originadas durante una fase extensiva de las edades Jurásico y Cretácico, 
caracterizado por amplios anticlinales y sinclinales limitados por fallas inversas con 
tendencia noreste buzando al oeste y con fallamiento normal escalonado51. 
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La estructura del Campo Castilla corresponde a un anticlinal de 5 kilómetros de 
ancho y 13 kilómetros de largo con una orientación N 60°E. Su flanco occidental 
está limitado por el contacto agua petróleo (OWC) inclinado. La estructura del 
campo es afectada por una serie de fallas normales e inversas dirección noreste-
sureste.52 Las fallas inversas presentan saltos entre los 30 y 50 pies, mientras que 
las fallas normales tienen saltos que varían de 30 a 120 pies. Las pruebas de presión 
realizadas a los pozos del campo muestran una uniformidad areal de la presión por 
lo que sugieren que estas fallas no son de carácter sellante. Adicionalmente el 
contacto agua petróleo no presenta cambios abruptos en ambos lados de las 
fallas.53 La figura 3 muestra el mapa estructural al tope de la Unidad K1 Inferior, la 
cual es una de las principales formaciones productoras del campo y formación 
actual en la que se está llevando a cabo la inyección de agua como método de 
recobro mejorado. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                 
43 DE PORTA, Jaime. Op., Cit., p. 325. 
44 Ibíd., p.325 
45 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 52. 
46 DE PORTA, Jaime. Op., Cit., p. 324. 
47 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 52. 
48 Ibíd., p.52. 
49 DE PORTA, Jaime. Op., Cit., p. 380. 
50 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 81 
51 ROBAYO PERDOMO, Juan Sebastián. RODRIGUEZ PEÑA, Lina Paola. Evaluación Técnico-
Financiera de las operaciones de perforación para la disminución de los tiempos no productivos 
durante los viajes en los pozos seleccionados del campo Castilla. Bogotá D.C. 2016, p 39. 
52 ECOPETROL S.A. Op., Cit., p.57. 
53 ECOPETROL S.A. Op., Cit., p.64. 
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Figura 3. Mapa estructural en profundidad al Tope de la Formación K1 Inferior. 

 
Fuente: ECOPETROL S.A. Informe del modelo estático del Campo Castilla.2015. p 66. 
 

La figura 4 muestra el modelo 3D del tope de la Unidad K1 Inferior, el cual está 
basado el modelo estructural mostrado en la figura anterior.  
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Figura 4. Modelo 3D de fallas y superficies estructurales para el Tope K1 Inferior. 

 
Fuente: ECOPETROL S.A. Informe del modelo estático del Campo Castilla.2015. p 123. 

1.3.5 Geología del Petróleo 

1.3.5.1 Roca Generadora. La principal roca generadora en la Cuenca de Llanos 
Orientales son lutitas marino-continentales de la Formación Gachetá, localizadas 
por debajo del flanco oriental de la Cordillera Oriental. Estas rocas poseen un 
kerógeno tipo II y III, rangos de TOC entre 1 y 3% y un espesor efectivo de 162 a 
328 metros. Por otro lado, algunos intervalos de lodolitas y lutitas de la Formación 
Carbonera poseen buenas características de posibles rocas generadoras. 
Adicionalmente en la parte central de la cuenca, las lodolitas de la Formación Barco 
y Los Cuervos también muestran potencial como posibles rocas generadoras54, 
presentado valores de TOC entre 0,1 a 8%, generalmente cercanos al 1% en la 
mayoría de los casos. 

  
Los crudos del sur y este de Castilla, Apiay, Valdivia, Rubiales, Rancho Quemado, 
Guarilaque, Caño Duya, Corocora y El Miedo se ven afectados por una grave 
biodegradación.55. 
                                                 
54 SARMIENTO, Luis F., Op., Cit., p. 134. 
55 Ibíd., p.102. 
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1.3.5.2 Migración. Se han documentado dos pulsos de migración: El primero se 
originó en el Eoceno Tardío-Oligoceno y el segundo pulso comenzó en el Mioceno 
y continúa hasta la actualidad, en donde el hidrocarburo migra hacia las rocas 
porosas en las cuales se presenta la acumulación del hidrocarburo. El momento 
crítico pudo haber ocurrido entre el Mioceno Tardío y el Plioceno Temprano. 

1.3.5.3 Roca Reservorio. Entre las principales rocas almacenadoras de 
hidrocarburos, se encuentran las arenitas de las Formaciones Carbonera (C-3, C-5 
y C-7), Barco y Mirador, de edad del Paleógeno. También se tiene la Formación 
Guadalupe y Gachetá de Santoniano-Maastrichtiano y la Formación Une del periodo 
Albiano-Cenomaniano56.Para el caso del Campo Castilla las principales rocas 
almacenadoras pertenecen a la Formación Guadalupe (K1 Superior) y la Formación 
Areniscas Inferiores ï Une (K2). La unidad K2 posee un mecanismo de empuje por 
acuífero activo. Los valores de porosidad para K1 se aproximan a 19,5% y para K2 
entre 10,8 y 28%, presentan permeabilidades mayores a un Darcy, con un promedio 
de 1180 mD para K1 y de 1660 mD para K257. 

1.3.5.4 Roca Sello. El sello Regional de la Cuenca es la Formación León, sin 
embargo, las unidades C-2, C-4, C-6 y C-8 de la Formación Carbonera son 
conocidos como sellos locales. Las lutitas cretácicas de las formaciones Gacheta y 
Guadalupe pueden actuar como sellos intraformacionales58.    

1.3.5.5 Trampa. El entrampamiento de hidrocarburos es de tipo estructural y se 
encuentra ubicado hacia la parte oeste del Piedemonte Llanero; es de tipo mixto 
estratigráfico primario. Donde las actividades de exploración en el Campo Castilla 
se presentan en fallas normales antitéticas y en un anticlinal limitado al Este por una 
falla inversa debido al proceso de compresión59. 

1.3.5.6 Roca Sobrecarga. Teniendo en cuenta que la Formación Gachetá es la 
principal roca generadora de la Cuenca, la roca sobrecarga incluiría lo que son las 
formaciones Guadalupe, Mirador, Carbonera, León, Guayabo y Necesidad60. 

1.3.5.7 Carta de eventos. La figura 5. muestra la carta de eventos para el sistema 
petrolífero Gachetá-Mirador, indicando el papel de cada formación involucrada en 
el proceso y el tiempo en millones de años. 

 

 

 

                                                 
56 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Ronda 2010 Llanos Orientales. Colombia. 
[Consultado el 12/12/2017]. Disponible en: http://goo.gl/Kd9ukJ 
57 DUARTE DÍAZ, Paula. PRADA FONSECA, María., Op., Cit., p. 33. 
58 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Op., Cit., p. 2. 
59 ROBAYO PERDOMO, Juan Sebastián. RODRIGUEZ PEÑA, Lina Paola. Op., Cit., p. 49. 
60 SARMIENTO, Luis F., Op., Cit., p. 135. 
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Figura 5. Carta de eventos del sistema petrolífero Gachetá-Mirador. 

 
Fuente: SARMIENTO, Luis F. Petroleum Geology. En: Petroleum Geology of Colombia, Llanos Basin. Colombia. 
Universidad EAFIT. 2011. p 107. Modificado por los autores. 

1.4 HISTORIA DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO CASTILLA 

A pesar de que en el año 1969 se realiza la perforación del Pozo Castilla-1, es hasta 
el año 1972, que inicia la extracción de crudo pesado con un promedio de 
producción de 20 barriles por día.   
 
En 1975, la firma del contrato de asociación entre Chevron Corporation (50%) y 
Ecopetrol S.A. (50%), con duración de 25 años, permitió una mayor extracción de 
petróleo en diferentes pozos llegando a una producción total acumulada de 94 
millones de barriles de petróleo con un porcentaje de recobro cercano al 4%.  
 
Ecopetrol S.A. asumió la operación directa del campo desde el año 2000, 
presentando una producción de petróleo inicial de 13.000 BOPD. Para el año 2005, 
el campo alcanzó una producción promedio de 45.143 BOPD, y en noviembre del 
año 2015 alcanzó un récord de producción de 125.699 BOPD, incorporando más de 
17 mil barriles diarios de petróleo incrementales frente a una producción promedio 
de 104.405 barriles por día en 2014. La producción del campo ha crecido en más 
de 3.6 veces desde el año 2004 hasta el 2017 según lo observado en la Gráfica 1. 
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El crecimiento que ha tenido el campo, lo ubica como el segundo campo productor 
más importante en el país, después del Campo Rubiales, aportando cerca del 12% 
de la producción del país y el 21% de la producción directa de Ecopetrol61. 
 

Gráfica 1. Historia de producción del campo Castilla 2004-2017. 

 
Fuente: ASOCIACIÓN COLOMBIANA DEL PETRÓLEO. Informe estadístico petrolero. Hoja Prod x Campo bpdc [en 
línea] [diciembre 14 de 2017]. Disponible en: https://acp.com.co/web2017/es/publicaciones-e-informes/informe-
estadistico-petrolero/127-informe-estadistico-petrolero-noviembre-2017.html. Modificado por los autores. 

1.4.1 Método de Producción. El Campo Castilla es un yacimiento de aceite negro 
subsaturado, cuyo mecanismo de producción es empuje de agua fuerte, soportado 
por un acuífero regional de gran tamaño, que ofrece como ventaja para su 
explotación una alta temperatura de fondo y mantenimiento de presión estática. 

 
Debido a la madurez del campo (48 años) se han instalado sistemas de 
levantamiento artificial a los pozos productores con el fin de que estos aporten la 
energía adicional necesaria para llevar el crudo pesado desde el yacimiento hasta 
superficie. Actualmente el campo cuenta con sistema de bombeo mecánico y más 
recientemente se ha venido instalando el sistema de bombeo electrosumergible. 
 
 
 

                                                 
61 ECOPETROL S.A. Campo de producción Castilla alcanzó nuevo récord de producción [en línea] 
[diciembre 14 de 2017]. Disponible en http://www.ecopetrol.com.co/wps/portal/es/ecopetrol-
web/nuestra-empresa/sala-de-prensa/boletines-de-
prensa/Boletines%202015/Boletines%202015/campo-produccion-Castilla-alcanzo-nuevo-record-
produccion 
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¶ Recobro secundario en Campo Castilla. La secuencia de los hitos relevantes 
de la estrategia de desarrollo de recobro secundario en el campo castilla se 
detalla a continuación. Se cambiaron los nombres de los pozos ya que es 
material confidencial y aún se están evaluando los resultados. 

 
En el año 2009 se iniciaron los estudios de screening por parte del ICP para la 
selección del método adecuado de recobro de acuerdo a las características del 
campo. Una vez culminados estos estudios, se procedió a llevar a cabo pruebas 
de compatibilidad fluido ï fluido y roca ï fluido en la Unidad K1 Inferior 
(Formación Gachetá) en el año 2012. 
 
En el año 2014 se llevó a cabo la conversión del pozo P1 de productor a inyector, 
pozo perteneciente al Área Centro del campo. Durante este mismo año también 
se llevó a cabo la construcción del plan de monitoreo para el piloto de inyección 
e inicio de obras de facilidades de superficie para el pozo P1. En junio de 2015 
se dio inicio al proceso de inyección en el Área Centro del campo con el pozo 
P1. Se convirtieron posteriormente en diciembre de 2015 los pozos P2, P3 y P4 
en inyectores y se inició inyección en el pozo P2.  
 
Durante todo el año 2016 se continuó con el monitoreo de los pozos productores 
e inyectores asociados al proyecto. En diciembre inició la inyección en el pozo 
P3 y se realizó la conversión de los pozos P5, P6, P7 y P8 pertenecientes al 
Área Centro del campo.  
 
Se prosiguió con el monitoreo a pozos inyectores (nuevos y antiguos) y 
productores del piloto continuo. Durante los meses de mayo y julio del año 2017 
se dio inicio a la inyección en el Área Centro Sur del campo con los pozos P5, 
P6, P7 y P8.  
 
Los resultados de estos pilotos de inyección están bajo evaluación por parte de 
Ecopetrol S.A. 

1.4.2 Características del yacimiento. A partir de la información recopilada durante 
la vida productiva del campo, se ha podido obtener datos de las propiedades del 
yacimiento correspondiente al Campo Castilla, las cuales se muestran en la tabla 1 
y tabla 2. 
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Tabla 1. Características generales del yacimiento. 

Generalidades del Yacimiento 

Cuenca sedimentaria Llanos Orientales 

Estructura Geológica Anticlinal simétrico fallado al costado Este 

Tipo de Trampa Cierre estructural en tres direcciones 

Ángulo de Buzamiento 2°-5° (máx. 10°) 

Mecanismo de 
producción Acuífero Activo 

Número de 
Yacimientos 3. Unidad K2, Unidad K1, Unidad T2 

Presión inicial K1 Inf & K2: 2830 @ 5600´TVDSS; 

Presión de Burbuja 130 psi 

Yacimiento 
compartimentalizado No 

Contacto Agua-
Petróleo Si (Inclinado) 

Litología 
Cuarzoarenitas de grano fino, muy fino, medio 

y grueso 

Profundidad Promedio 
T2: -5100´ TVDSS; K1Inf: -5300´ TVDSS; K2: 

-5500´ TVDSS 

Espesor Total 
T2: 60´-100´ TVDSS; K1Inf: 120´-150 ´ 

TVDSS; K2: 600´-750´ TVDSS 
Fuente: ECOPETROL S.A. Formato Plan De Desarrollo De Yacimientos.2015. p 2. 

 
Tabla 2. Propiedades de los yacimientos del Campo Castilla. 

Propiedad 
Unidad 

K2 K1 Inferior T2 

Existencia de capa de gas No No No 

Temperatura del Yacimiento (°F) 190 185 180 

Porosidad Promedio (%) 17-20 19-22 15-20 

Permeabilidad Promedio (Md) 1500-4000 200-1000 500-1200 

Saturación inicial de agua 10%-15% 10%-15% 30% 

Gravedad °API 12,4 12,4 9 

Viscosidad aceite @ Tyto (cP) 140 140 450 

Factor volumétrico del petróleo 
RB/STB 1,03 1,03 1,03 

Presión Actual (psi) 2400 1800 - 

OOIP 3832 1683 313 
Fuente: ECOPETROL S.A. Informe del modelo estático del Campo Castilla.2015. p 19. 
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2. PROPIEDADES ROCA-FLUIDO 

2.1  DENSIDAD DE LA ROCA 

La densidad es una propiedad elemental y fundamental de los materiales, 
relacionada con la naturaleza de sus constituyentes y la existencia de espacios 
vacíos entre ellos. Para el caso de las rocas, se utiliza el término densidad de los 
granos minerales, densidad de la fracci·n s·lida o densidad verdadera (ñtrue 
densityò), y se define como la masa de material seco (Ms) en Kg por unidad de 
volumen de la parte sólida de la roca (Vs) en m3, tal como se puede observar en la 
ecuación 162. 

Ecuación 1. Densidad de la fracción 
sólida. 

 

Fuente: ALONSO RODRÍGUEZ, Francisco 
Javier. Propiedades físicas: densidad y 
porosidad [en línea]. [diciembre 2017]. 
Departamento de Geología (Petrología y 
Geoquímica), Universidad de Oviedo, España. 
Disponible 
en:<https://www.researchgate.net/publication/23
7009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDA
D_Y_POROSIDAD>. 

 

El valor de la densidad se puede calcular tanto de manera teórica como de manera 
práctica o en laboratorio. Conociendo la densidad de los minerales constituyentes 
se puede hallar la densidad de la roca de manera teórica, siempre y cuando se 
conozca con precisión la composición cuantitativa de la roca y la densidad de cada 
componente. La ecuación 2 muestra cómo se puede calcular la densidad de la 
fracción sólida de manera teórica. 

 

 

 

 

                                                 
62 ALONSO RODRÍGUEZ, Francisco Javier. Propiedades físicas: densidad y porosidad [en línea]. 
[diciembre 2017]. Departamento de Geología (Petrología y Geoquímica), Universidad de Oviedo, 
España. Disponible en: 
<https://www.researchgate.net/publication/237009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_
POROSIDAD>. 

https://www.researchgate.net/publication/237009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD
https://www.researchgate.net/publication/237009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD
https://www.researchgate.net/publication/237009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD
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Ecuación 2. Determinación teórica de la densidad 
de la fracción sólida. 

 

Fuente: ALONSO RODRÍGUEZ, Francisco Javier. 
Propiedades físicas: densidad y porosidad [en línea]. 
[diciembre 2017]. Departamento de Geología (Petrología y 
Geoquímica), Universidad de Oviedo, España. Disponible 
en:<https://www.researchgate.net/publication/237009661_P
ROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD>. 

Dónde: 

Ci= porcentaje de cada uno de los minerales que forman la roca. 

ɟi= Densidad de los minerales que forman la roca (Kg/m3). 

La tabla 3 muestra los valores de densidad de los minerales más comunes 
presentes en las rocas. 

Tabla 3. Densidad de los principales minerales 
formadores de rocas. 

 

Fuente: ALONSO RODRÍGUEZ, Francisco Javier. Propiedades 
físicas: densidad y porosidad. [En línea]. [diciembre 2017]. 
Departamento de Geología (Petrología y Geoquímica), 
Universidad de Oviedo, España. Disponible 
en:<https://www.researchgate.net/publication/237009661_PRO
PIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD>. 
Modificado por los autores 
 

Experimentalmente puede obtenerse mediante el método clásico del picnómetro, en 
el cual se requiere de una buena pulverización y ausencia de humedad en la 
muestra, y que la temperatura se mantenga constante a lo largo del ensayo, o la 
técnica del picnómetro de helio, donde este gas inerte se difunde por todo el espacio 

https://www.researchgate.net/publication/237009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD
https://www.researchgate.net/publication/237009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD


 

58 

vacío, permitiendo obtener el volumen del sólido63. La ecuación 3 muestra cómo se 
puede hallar la densidad de manera experimental. 

Ecuación 3. Determinación experimental de la 
densidad de la fracción sólida. 

 

Fuente: ALONSO RODRÍGUEZ, Francisco Javier. Propiedades 
físicas: densidad y porosidad [en línea]. [diciembre 2017]. 
Departamento de Geología (Petrología y Geoquímica), 
Universidad de Oviedo, España. Disponible 
en:<https://www.researchgate.net/publication/237009661_PRO
PIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD>. 

Donde 

Mo= masa de la roca pulverizada y seca (Kg). 

Ʌm= masa del picnómetro con la muestra dentro y lleno de agua destilada (Kg). 

ɟagua= densidad del agua destilada (kg/m3). 

Po= masa del picnómetro lleno de agua destilada (Kg). 

Otra densidad que es ampliamente utilizada debido a su versatilidad y facilidad es 
la densidad de la roca seca, conocida también como densidad aparente o densidad 
de la roca en bloque (ñbulk densityò). Esta se define como la masa del material seco 
(Ms) en Kg por unidad de volumen total de roca (Vt) en m3, es decir, el volumen 
incluyendo su parte sólida (Vs) y todos sus espacios vacíos (Vv), según lo 
observado en la ecuación 464. 

Ecuación 4. Determinación de la densidad de 
la roca seca. 

 

Fuente: ALONSO RODRÍGUEZ, Francisco Javier. 
Propiedades físicas: densidad y porosidad [en línea]. 
[diciembre 2017]. Departamento de Geología (Petrología 
y Geoquímica), Universidad de Oviedo, España. 
Disponible 
en:<https://www.researchgate.net/publication/23700966
1_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSID
AD>. 

 

La medición de la masa es bastante sencilla, ya que solo se requiere que la roca 
esté seca. Por otra parte, para la determinación del volumen se cortan las muestras 

                                                 
63 Ibíd., p.2. 
64 Ibíd., p.2. 

https://www.researchgate.net/publication/237009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD
https://www.researchgate.net/publication/237009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD
https://www.researchgate.net/publication/237009661_PROPIEDADES_FISICAS_DENSIDAD_Y_POROSIDAD
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con formas geométricas regulares (prismas, cilindros), y a partir de la medida 
precisa de sus dimensiones (con un calibre) se calcula el volumen65. 

2.2   POROSIDAD 

La porosidad se describe como el espacio en la roca no ocupado por algún mineral 
o material sólido, que permite el almacenamiento de los fluidos66. La ecuación 5 
muestra cómo se determina la porosidad de una roca.  

Ecuación 5. Determinación de la 
porosidad de la roca.  

—
ὠὴ

ὠὸ
 

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock 
properties. En: Reservoir engineering handbook. 3 
ed. United States of America: Gulf Professional 
Publishing, 2006. p. 190. 

Donde — es la porosidad; Vp, el volumen que ocupan los poros o espacio vacío y 
Vt, el volumen bruto de la roca, el cual incluye el volumen de sólidos y el volumen 
del espacio vacío.  

La porosidad es una fracción que varía entre 0 y 1, y su valor depende del tamaño 
y empaquetamiento de los granos que la componen. Por lo tanto, la porosidad será 
mayor en arenas o gravas, puesto que son sedimentos no consolidados, y menor 
en areniscas y conglomerados, puesto que fueron sometidos a litificación causando 
una disminución a la porosidad como resultado de la compactación y de la 
cementación67.  

2.2.1 Clasificación de la Porosidad. La porosidad de una roca se puede clasificar 
de dos formas:  

1. Según la comunicación de los poros. 
 

2. Según el origen de la porosidad. 

                                                 
65 Ibíd., p.2. 
66 PARIS DE FERRER, Magdalena. Propiedades de la roca. En: Fundamentos de ingeniería de 
yacimientos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A., 2009, p. 221. 
67 Ibíd., p.222. 
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2.2.1.1 Clasificación según la comunicación de los poros. Esta clasificación se 
refiere al aislamiento que experimentaron algunos poros en el proceso de formación 
de la roca (litificación). Durante este proceso, algunos de los espacios vacíos 
quedaron aislados de otros debido a una cementación excesiva, mientras que otros 
quedaron interconectados68. Según esto se pueden distinguir dos clasificaciones. 

ü Porosidad absoluta. Se define como la razón entre el espacio poroso total 
en la roca y el volumen bruto. Se puede definir por las siguientes ecuaciones 6 y 7 
a continuación.  

 
Ecuación 6. Determinación de la porosidad 
absoluta de la roca. 

 
Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Propiedades de la 
roca. En: Fundamentos de ingeniería de yacimientos. 
Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A., 2009, p. 223 

Ecuación 7. Determinación de la porosidad absoluta de la roca #2. 

 
Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Propiedades de la roca. En: Fundamentos 
de ingeniería de yacimientos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A., 2009, p. 223. 

 
Donde —, es la porosidad absoluta; Vt, el volumen total de la roca; Vg, el volumen 
neto ocupado por los sólidos o el volumen de los granos y Vp, el volumen poroso.  

ü Porosidad efectiva. Se define como la razón entre el espacio poroso que se 
encuentra interconectado y el volumen total de la roca, como se representa en la 
ecuación 8.  

Ecuación 8. Determinación de la porosidad 
efectiva de la roca. 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Propiedades de la 
roca. En: Fundamentos de ingeniería de yacimientos. 
Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A., 2009, p. 223. 

 

                                                 
68 Ibíd., p.222. 
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La porosidad efectiva es la propiedad más importante para las estimaciones de 
petróleo y gas en sitio, puesto que el volumen de hidrocarburo almacenado en los 
poros interconectados, es el que puede ser extraído del yacimiento. Esta porosidad, 
la cual es medida por medio de porosímetros, generalmente representa un 90% a 
95% de la porosidad total69 y nos brinda información acerca de la calidad del 
yacimiento, como se puede observar en la tabla 4. 
 

 Tabla 4. Calidad de la porosidad. 

 
Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Propiedades de la roca. En: Fundamentos de 
ingeniería de yacimientos. Maracaibo, Venezuela: 
Astro Data S.A., 2009, p. 223. 

 

2.2.1.2 Clasificación según el origen. Esta clasificación tiene en cuenta el origen 
y el tiempo en que se depositaron los estratos.  

ü Porosidad primaria o intergranular. Esta porosidad también es conocida 
como porosidad original, y se desarrolla al mismo tiempo en que los sedimentos se 
depositaron. Está conformada por los espacios vacíos que quedan entre los granos 
y los fragmentos minerales después que se acumulan como sedimentos. Las rocas 
sedimentarias que presentan este tipo de porosidad son las areniscas detríticas y 
las calizas oolíticas70.    

ü Porosidad inducida o vugular. También es conocida como porosidad 
secundaria y se define como la porosidad que se formó por un proceso geológico 
posterior a cuando se depositó el material. Esta porosidad puede ser originada por 
la acción de lixiviación de las aguas subterráneas, por fracturas o por 
dolomitización71. Generalmente este tipo de porosidad se puede encontrar en 
empaques de granos tipo rombohedral y en rocas calcáreas.  

2.3   SATURACIÓN 

La saturación se define como la fracción del volumen poroso ocupado por cada uno 
de los fluidos presentes. Matemáticamente se expresa por la relación entre el 

                                                 
69 Ibíd., p.223. 
70 Ibíd., p.223-224. 
71 Ibíd., p.224. 
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volumen total del fluido sobre el volumen poroso, tal como se observa en la ecuación 
9.  

Ecuación 9. Determinación de la saturación del fluido. 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Propiedades de la roca. En: 
Fundamentos de ingeniería de yacimientos. Maracaibo, Venezuela: Astro 
Data S.A., 2009, p. 237. 

 

Por medio de la ecuación 9, es posible conocer el valor de la saturación de cada 
uno de los fluidos presentes en el medio poroso, ya sea petróleo, agua o gas. El 
rango de la saturación de cada fase individual oscila entre 0% y 100%. Llegando a 
ser 1, la suma de la saturación de las tres fases. Estas saturaciones están basadas 
en el volumen poroso y no en el volumen bruto del yacimiento72. 

2.3.1  Clasificación de la Saturación 

2.3.1.1 Saturación de petróleo remanente, So. El valor de saturación de petróleo 
remanente se define como como la cantidad de petróleo que queda detrás de la 
zona de petróleo caracterizada por un valor de saturación mayor que la saturación 
critica de petróleo, durante el proceso de desplazamiento del petróleo crudo ya sea 
por agua o por gas. 

2.3.1.2 Saturación de petróleo movible, Som. Se define como la fracción del 
volumen poroso ocupado por el petróleo movible y se expresa tal como la ecuación 
10 muestra. 

 
Ecuación 10. Determinación de la 
saturación de petróleo movible. 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Propiedades de la roca. En: Fundamentos de 
ingeniería de yacimientos. Maracaibo, 
Venezuela: Astro Data S.A., 2009, p. 238. 

 
Donde Swc es la saturación de agua connata y Soc, la saturación critica de petróleo.  

                                                 
72 Ibíd., p.237. 
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2.3.1.3 Saturación critica de petróleo, Soc. También conocida como saturación de 
petróleo residual, Sor, se define como la cantidad de petróleo que permanece en los 
poros y que para todos los propósitos prácticos no se mueve. Para que se mueva, 
la saturación debe ser mayor que Soc.  

2.3.1.4 Saturación de agua connata, Swc. Se define como el agua que se encuentra 
entrampada en los poros de una roca durante la formación de la roca73. Esta 
saturación reduce el espacio disponible para el petróleo y el gas, por tal motivo es 
de vital importancia.   

2.3.1.5 Saturación critica de gas, Sgc. A medida que la presión del yacimiento 
declina por debajo de la presión de burbuja, el gas se separa de la fase de petróleo 
y aumenta su saturación. La saturación crítica del gas, es el valor mínimo, a partir 
del cual el gas dejará de permanecer inmóvil.  

2.4   PERMEABILIDAD 

La permeabilidad, K, se define como la capacidad del medio poroso para dejar pasar 
los fluidos a través de él. Es una medida del grado y tamaño en que los espacios 
porosos se encuentran interconectados. También puede ser definida como una 
medida de la conductividad de los fluidos, y por analogía, se puede decir que la 
permeabilidad, es la inversa de la resistencia que la roca ejerce sobre los fluidos 
presentes74. 

La ecuación que determina la permeabilidad se conoce como la Ley de Darcy 
(1856), desarrollada en el siglo XIX por Henry Darcy. Matemáticamente la 
permeabilidad se determina como muestra la ecuación 11. 

Ecuación 11. Determinación de la 
permeabilidad. 

 

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock 
properties. En: Reservoir engineering handbook. 3 
ed. United States of America: Gulf Professional 
Publishing, 2006. p. 231. 

 
La unidad de la permeabilidad se conoce como Darcy y equivale a una roca en la 
cual un fluido con una viscosidad de un centipoise, se moverá a una velocidad de 1 
centímetro por segundo bajo un gradiente de presión de una atmósfera por 
centímetro a través de una muestra de 1 cm de longitud y un área de 1 centímetro 
cuadrado. 
                                                 
73 Schlumberger. Oilfield Glossary.  [en línea]. [diciembre 2017]. Disponible en: 
http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/c/connate_water.aspx 
74 PARIS DE FERRER, Magdalena., Op., Cit., p. 241. 
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Las siguientes condiciones deben cumplirse durante la determinación de la 
permeabilidad75: 
 
ǒ Formación homogénea. 
ǒ No hay interacción entre el fluido y la roca. 
ǒ Fluido newtoniano. 
ǒ Roca 100% saturada con una sola fase. 
ǒ Fluido incompresible. 
ǒ Flujo laminar y continuo. 
ǒ Temperatura constante. 

2.4.1 Rangos de permeabilidades de diferentes tipos de rocas. Si bien la 
permeabilidad es un parámetro que cambia constantemente en el yacimiento, los 
estudios realizados por Freeze y Cherry muestran los rangos más comunes de 
permeabilidades para diferentes tipos de rocas76, como se puede observar en la 
figura 6. 

 
Figura 6. Rangos de permeabilidades para diferentes tipos de rocas. 

 
Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Propiedades de la roca. En: Fundamentos de ingeniería 
de yacimientos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A., 2009, p. 247. 

2.4.2 Clasificación de la permeabilidad 

 

¶ Permeabilidad absoluta: Representa la permeabilidad o paso de fluido a través 
del medio poroso, cuando este se encuentra 100% saturado de solo un tipo de 
fluido. Generalmente el fluido de prueba es agua o aire. 

 

                                                 
75 Ibíd., p.246. 
76 Ibíd., p.247. 
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¶ Permeabilidad efectiva: Permeabilidad de un fluido, cuando este se encuentra 
en contacto con otro fluido inmiscible que satura el medio poroso. Es función de 
la saturación del fluido considerado y será menor que la permeabilidad absoluta. 
Existirán entonces tres permeabilidades efectivas en el yacimiento, las cuales 
son: 

 
ǒ Permeabilidad efectiva del petróleo o Ko. 
ǒ Permeabilidad efectiva del agua o Kw. 
ǒ Permeabilidad efectiva del gas o Kg. 
 

¶ Permeabilidad relativa: se define como la razón entre la permeabilidad efectiva 
y la absoluta, esta relación refleja la facilidad con que el fluido será producido 
(movilidad), en función de su saturación. Esta siempre será menor o igual a la 
unidad77. 

2.5   MOJABILIDAD 

La mojabilidad o humectabilidad es la tendencia de un fluido a adherirse a una 
superficie sólida en presencia de otro u otros fluidos inmiscibles. El fluido tenderá a 
ocupar la mayor área posible cuando este moje la superficie sólida. Este 
comportamiento se puede ver ejemplificado en la figura 7. 

Figura 7. Representación de la mojabilidad. 

 

Fuente: ABDALLAH, Wael, et al. Los fundamentos de la mojabilidad. En: Oilfield Review. 
Vol. 19, no. 2, p. 1. 

Se observa como la gota de agua tiende a esparcirse más sobre la superficie sólida 
y por ende ocupar mayor espacio. El contacto de un fluido con la roca, forma un 
§ngulo conocido como §ngulo de contacto (ɗ). Esta es una medida indirecta de la 
mojabilidad, su relación es inversamente proporcional y siempre se mide desde el 
líquido hasta el sólido78. 

                                                 
77 Ibíd., p.263. 
78 ESCOBAR MACUALO, Freddy Humberto. Fundamentos de ingeniería de yacimientos. Neiva, 
Huila, Colombia: Universidad Surcolombiana, 2008. p. 54. 
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Si ɗ < 90Á, el sistema est§ mojado por agua y si ɗ > 90Á, el sistema está mojado por 
aceite, cuando se tiene un ɗ = 90Á, se dice que es una mojabilidad mixta79. 

Este ángulo de contacto puede ser medido en laboratorio mediante la prueba de 
Wagner y Leach o método de las placas paralelas. En este se toman dos placas de 
cristal pulimentadas constituidas por el mineral predominante en las rocas del 
yacimiento y entre las cuales se coloca una gota de petróleo. Posteriormente se 
sumerge este conjunto en agua y se comienza a desplazar las placas de manera 
paralela. Este desplazamiento hará que parte del agua ocupe una porción del cristal 
que era cubierta por el petróleo y generará un nuevo ángulo de equilibrio que 
reflejará la humectabilidad del petróleo. 

Comúnmente la mojabilidad de los fluidos presentes en el yacimiento es mayor para 
el agua, luego el crudo y finalmente el gas (Gas < Aceite < Agua), sin embargo, 
algunos compuestos polares orgánicos en el crudo reaccionan con la superficie de 
la roca convirtiéndola en mojable por petróleo80. 

La mojabilidad es una propiedad importante ya que afecta el comportamiento capilar 
y de desplazamiento en las rocas del yacimiento, debido a que la fase humectante 
tenderá a ocupar los espacios o poros más pequeños de la roca y la fase no mojante 
los poros más grandes. De esto se infiere que es conveniente que la fase mojante 
sea el agua a fin de que haya un mejor desplazamiento del petróleo en el medio 
poroso. 

2.6  TENSIÓN INTERFACIAL Y TENSIÓN SUPERFICIAL 

Debido a la diferencia de las fuerzas moleculares, cuando dos fluidos inmiscibles 
entran en contacto, se separan inmediatamente, buscando tener la menor área de 
contacto posible. Cuando las fases en contacto, son una fase líquida y una fase de 
vapor, la fuerza por unidad de longitud ejercida en las regiones limítrofes se conoce 
como tensión superficial; si las fases en contacto son dos fases líquidas, la fuerza 
que actúa en la interfase, se conoce como tensión interfacial.  

La tensión interfacial o la tensión superficial tienen las unidades de fuerza por unidad 
de longitud, esto es, dina/cm y se denota con el símbolo „. Ambas tensiones varían 
según la temperatura81.  

2.7   PRESIÓN CAPILAR 

La presión capilar es el resultado del efecto combinado de las tensiones 
superficiales e interfaciales que se originan entre la roca y los fluidos que están 
presentes en el medio poroso82, por lo tanto, se define como el diferencial de presión 
existente en la interfase de dos fluidos inmiscibles. Matemáticamente se denota 
                                                 
79 PARIS DE FERRER, Magdalena. Op., Cit., p. 246 
80 ESCOBAR MACUALO, Freddy Humberto., Op., Cit., p. 54. 
81 PARIS DE FERRER, Magdalena. Op., Cit., p. 264 
82 Ibíd., p. 271 
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como la diferencia de la presión de la fase no mojante y la fase mojante, como se 
observa en la ecuación 12.  

Ecuación 12. Determinación de la 
presión capilar. 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Propiedades de la roca. En: Fundamentos 
de ingeniería de yacimientos. Maracaibo, 
Venezuela: Astro Data S.A., 2009, p. 271. 

 

Donde ὖes la presión capilar, Pnm, la presión de la fase no mojante y ὖ , la presión 

de la fase humectante, todas en unidades de  . 

2.8   COMPRESIBILIDAD DE LA ROCA 

La compresibilidad de la roca está sujeta a cambios principalmente por la 
profundidad, la cual ocasiona una disminución en el volumen de roca, sin embargo, 
otros factores como la naturaleza de la estructura, la consolidación de la formación 
y la historia geológica de la roca también afectan el valor del parámetro.  

2.8.1 Clasificación de la compresibilidad de la roca. Según Geertsma83 se 
distinguen tres tipos de compresibilidad en la roca:  

 

ǒ Compresibilidad de la roca matriz. Se define como el cambio fraccional en 
volumen del material sólido de la roca por cambio en la unidad de presión. 
Matemáticamente esta expresada por la ecuación 13.  

Ecuación 13. 
Determinación de la 
compresibilidad de la roca 
matriz.  

 

Fuente: PARIS DE FERRER, 
Magdalena. Propiedades de la 
roca. En: Fundamentos de 
ingeniería de yacimientos. 
Maracaibo, Venezuela: Astro 
Data S.A., 2009, p. 295. 

                                                 
83 Geertsma, J. (1973). Land Subsidence Above Compacting Reservoirs.JPT, P.734-744 
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Donde ὅes la compresibilidad de la roca matriz, ὰὴὧ; y ὠ, el volumen de sólidos. 
El subíndice T indica que la derivada se toma a temperatura constante.  

ǒ Compresibilidad del volumen total de la roca. Es el cambio fraccional del 
volumen bruto de la roca ocasionado por cambio en la unidad de presión. Está 
expresado por la ecuación 14.   

Ecuación 14. 
Determinación de la 
compresibilidad del 
volumen total de la roca.  

  

Fuente: PARIS DE FERRER, 
Magdalena. Propiedades de la 
roca. En: Fundamentos de 
ingeniería de yacimientos. 
Maracaibo, Venezuela: Astro Data 
S.A., 2009, p. 295. 

Donde ὅ, es el coeficiente de compresibilidad de la roca, ὰὴὧ; y ὠ, el volumen 
bruto.  

ǒ Compresibilidad de los poros. Es el cambio fraccional en el volumen poroso 
de la roca debido al cambio en la unidad de presión. Matemáticamente se 
expresa por la ecuación 15.  

Ecuación 15. Determinación 
de la compresibilidad de los 
poros. 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, 
Magdalena. Propiedades de la roca. 
En: Fundamentos de ingeniería de 
yacimientos. Maracaibo, Venezuela: 
Astro Data S.A., 2009, p. 296. 

Donde Ὠ, es la presión en los poros, en lpc y ὅ,el coeficiente de compresibilidad 

de los poros,  ὰὴὧ: y ὠel volumen bruto. 

2.9  HETEROGENEIDAD DEL YACIMIENTO 

En un yacimiento, las propiedades o cualidades, pueden cambiar en función de la 
posición, por lo que se pueden observar variaciones de los parámetros de 
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permeabilidad, porosidad, espesor, saturación, fallas, fracturas, facies de rocas, 
entre otras en un mismo yacimiento.   

En la heterogeneidad se distinguen dos tipos; una areal y vertical, las cuales se 
estudian de forma perpendicular y paralela, respectivamente.  

2.9.1  Métodos de cuantificación de la heterogeneidad 

2.9.1.1 Coeficiente de Dykstra-Parsons (V). Dykstra y Parsons, en un trabajo que 
describe el uso de los análisis de los núcleos para determinar el efecto de la 
estratificación de la permeabilidad en predicciones de inyección de agua, definen 
un coeficiente de variación de permeabilidad, V o VDP, que permite medir la 
heterogeneidad del yacimiento. Para el cálculo del valor de V, las permeabilidades 
de ordenan en forma decreciente y el porcentaje del número de valores de 
permeabilidad que exceden cada valor tabulado se calcula dividiendo en n+1, donde 
n es el número de muestras84. Estos porcentajes se representan en un papel log-
probabilístico como se puede observar en la figura 8 y por medio de una línea recta 
que se traza a través de los puntos que permite que los valores que más se tomen 
en cuenta sean los que se encuentran entre en el 20% y 80%.  

 

Figura 8. Representación del método Dykstra-Parsons. 

 

Fuente: MARTINEZ C., Manuel O. Elaboración de un algoritmo para generar mapas de 
heterogeneidad a partir de datos petrofísicos de un yacimiento. Trabajo de grado Ingeniero Geofísico. 
Caracas, Venezuela: Universidad Central de Venezuela, 2013. p. 15. 

                                                 
84 MARTINEZ C., Manuel O. Elaboración de un algoritmo para generar mapas de heterogeneidad a 
partir de datos petrofísicos de un yacimiento. Trabajo de grado Ingeniero Geofísico. Caracas, 
Venezuela: Universidad Central de Venezuela, 2013. p. 14-15. 
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La variación de la permeabilidad se calcula mediante la ecuación 16. 

Ecuación 16. Coeficiente Dykstra-
Parsons. 

 

Fuente: MARTINEZ C., Manuel O. Elaboración 
de un algoritmo para generar mapas de 
heterogeneidad a partir de datos petrofísicos de 
un yacimiento. Trabajo de grado Ingeniero 
Geofísico. Caracas, Venezuela: Universidad 
Central de Venezuela, 2013. p. 16. 

 
Dónde: 
 
V: coeficiente de Dykstra Parsons. 
K50%: permeabilidad correspondiente a la mediana del conjunto logarítmico. Es 
decir, con la probabilidad logarítmica igual a 0,5 
K84,1%: es la permeabilidad correspondiente a la desviación estándar (84,1%) del 
conjunto logarítmico.  
Según el valor de la variación de la permeabilidad Tiab (2004)85, elaboró una 
clasificación detallada para el yacimiento:  
 

¶ V = 0, yacimiento totalmente homogéneo (valor ideal). 

¶ 0 < V < 0,25, yacimiento ligeramente heterogéneo.  

¶ 0,25 < V < 0,50, yacimiento heterogéneo. 

¶ 0,50 < V < 0,75, yacimiento muy heterogéneo.  

¶ 0,75 < V < 1, yacimiento extremadamente heterogéneo. 

¶ V = 1, yacimiento totalmente heterogéneo.  
 

A continuación, se presentan los pasos que se deben aplicar para la determinación 
del coeficiente de variación Dykstra-Parsons.  
 
1. Dividir el yacimiento en capas o estratos de igual espesor y diferente 

permeabilidad. Esta información se obtiene de análisis de núcleos o de un 
estudio petrofísico en detalle. 

2. Ordenar los estratos en orden decreciente de permeabilidad. 
3. Calcular el porcentaje de permeabilidad que es mayor que cada una de las 

permeabilidades (%>q Ӣ). 
4. Graficar en un papel de probabilidades log (K) vs % >q Ӣ. 
5. Interpolar una línea recta a través de los puntos y leer los valores de 

permeabilidad correspondientes a 84,1% y 50%.  

                                                 
85 Ibíd., p.16-17. 
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6. Calcular el coeficiente de Variación de la permeabilidad V mediante la ecuación 
16. 

2.9.1.2 Coeficiente de Lorenz. El coeficiente de Lorenz fue introducido en 1950 por 
Schmalz y Rahme. Este describe el grado de heterogeneidad dentro de una sección 
de arena neta petrolífera, el cual se obtiene a través del cálculo aplicado al gráfico 
de distribución de capacidad de flujo. Su valor, al igual que el coeficiente de Dykstra-
Parsons, varía entre cero para permeabilidad homogénea y uno para sistemas con 
permeabilidad altamente heterogénea86. 

 
Para el cálculo del coeficiente de Lorenz se deben seguir la siguiente metodología87: 
 
1. Ordenar los valores de permeabilidad de forma decreciente. 
2. Calcular la capacidad de permeabilidad acumulada, como la sumatoria entre el 
producto del espesor y la permeabilidad (Ɇkh); y la capacidad de volumen 
acumulado (Ɇ◖h). 

3. Normalizar las capacidades acumuladas para lograr que tengan valores entre 0 
y 1. 

4. Graficar capacidad de permeabilidad acumulada vs capacidad de volumen 
acumulado, ambas normalizadas, en una escala cartesiana. 

5. Determinar el área bajo la curva de los datos y la diagonal del gráfico capacidad 
acumulativa de almacenamiento vs capacidad acumulativa de flujo A, y 
determinar el área debajo de la diagonal B, el valor del coeficiente Lorenz viene 
dado por la ecuación 17. 

 
Ecuación 17. Determinación del 
coeficiente de Lorenz. 

 
 

Fuente: MARTINEZ C., Manuel O. Elaboración 
de un algoritmo para generar mapas de 
heterogeneidad a partir de datos petrofísicos de 
un yacimiento. Trabajo de grado Ingeniero 
Geofísico. Caracas, Venezuela: Universidad 
Central de Venezuela, 2013. p. 17. 

 

La figura 9. es un ejemplo del gráfico que se obtiene al comparar la permeabilidad 
acumulada vs la capacidad de volumen acumulado. 
 
 
 
 

                                                 
86 Ibíd., p.17. 
87 Ibíd., p.18. 
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Figura 9. Distribución de la capacidad de flujo. 

 
Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock properties. En: Reservoir engineering handbook. 3 
ed. United States of America: Gulf Professional Publishing, 2006. p. 263. 

 
Como se puede observar en la figura, si el yacimiento es homogéneo este tenderá 
a tener el comportamiento de una línea recta con pendiente de 1. Entre más alejado 
esté el comportamiento de esta referencia, más heterogéneo es el sistema, reflejado 
gráficamente como un aumento en la concavidad de la curva. 
 
En 1961 Warren y Price propusieron una relación de la variación de la permeabilidad 
V y el coeficiente Lorenz Lc88; esta relación puede ser expresada matemáticamente 
a través de las ecuaciones 18 y 19. 
 

Ecuación 18. Coeficiente de Lorenz en términos de la variación de permeabilidad. 

 
Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock properties. En: Reservoir engineering handbook. 3 ed. United States of 

America: Gulf Professional Publishing, 2006. p. 269. 
 
 
 
 
 

                                                 
88 AHMED, Tarek. Reservoir engineering handbook. 3ra ed. United States of America: Gulf 
Professional Publishing, 2006. p. 263. 
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Ecuación 19. Variación de permeabilidad en términos del Coeficiente de Lorenz. 

 
Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock properties. En: Reservoir engineering handbook. 3 ed. United States of 

America: Gulf Professional Publishing, 2006. p. 269. 
 

Dónde, 
V= Coeficiente de heterogeneidad de Dykstra Parsons. 
Lc= Coeficiente de Lorenz.  
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3. TÉCNICAS DE RECOBRO QUÍMICO 

3.1  INTRODUCCIÓN A LA INYECCIÓN DE POLÍMEROS 

La inyección de polímeros, generalmente se utiliza justo después de la inyección de 
agua, es por esto que la saturación inicial de petróleo en el proceso de polímero, es 
igual a la saturación residual de petróleo luego de la inyección de agua. Este 
proceso consiste en agregar polímeros solubles en agua, a la salmuera o agua dulce 
que será inyectada en el yacimiento y así aumentar la viscosidad del fluido 
inyectado. El aumento en la viscosidad de la mezcla genera una reducción en la 
movilidad de agua y en la permeabilidad del agua. Esto conlleva a que incremente 
la eficiencia de barrido volumétrico, y, por lo tanto, el porcentaje de recuperación de 
petróleo. 

Indudablemente, los polímeros más utilizados para este tipo de procesos de recobro 
actualmente son la poliacrilamida en su forma parcialmente hidrolizada (HPAM) y el 
biopolímero Xanthan o Xantano. Históricamente se ha preferido el uso de estos 
polímeros no solo por sus buenas propiedades para el proceso de recobro, sino que 
adicionalmente estos son fácilmente adquiribles a nivel industrial debido a que 
poseen otras aplicaciones en otras industrias. La poliacrilamida es comúnmente 
utilizada en el proceso de fabricación de papel o como reductor de floculación en 
otros procesos. Por su parte, el biopolímero Xanthan es empleado en la industria 
alimenticia como un espesante89. 

El origen de estos dos polímeros es completamente diferente debido a que el HPAM 
corresponde a la clase de los polímeros sintéticos, mientras el Xanthan como se 
mencionó anteriormente, es de origen biológico (biopolímero). Debido a esta 
diferencia, cada uno de estos posee propiedades físicas y químicas diferentes. Un 
ejemplo de esto es la estructura molecular de los mismos, ya que la HPAM se 
caracteriza por tener una estructura flexible similar a la forma de una bobina 
mientras que el Xanthan es una estructura rígida90. Estas diferencias van a influir 
en el poder viscosificante de cada uno de los compuestos y, por ende, en su eficacia 
como método de recobro. El presente capítulo se enfocará en la descripción de la 
estructura molecular y química de los polímeros más comúnmente utilizados en la 
industria, así como generalidades de sus propiedades físicas y químicas más 
importantes y cómo actúan estas cuando están en solución con el agua o salmuera 
a inyectar. 

 

                                                 
89 SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 4. 
90 Ibíd., p.7. 
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3.2  ESTRUCTURA DE LOS PRINCIPALES POLÍMEROS UTILIZADOS EN 
RECOBRO MEJORADO 

3.2.1  Estructura del biopolímero Xanthan. Este biopolímero es producido por el 
microorganismo Xanthomonas campestris, organismo que posee gran variedad de 
razas, las cuales producen un tipo de Xanthan diferente cada una. Esto genera que 
haya diferencias entre las propiedades de cada uno y que la estructura molecular 
de los mismos se vea alterada91. La figura 10 muestra la estructura primaria de la 
molécula de Xanthan, la cual consiste en esencia en una cadena tipo celulosa de 
monómeros de glucosa con uniones de glicosídicas. Las cadenas secundarias se 
unen a cada segunda unidad de glucosa de la cadena principal. Estas cadenas 
secundarias cumplen un papel muy importante en la estructura del Xanthan. Estas 
cadenas están constituidas de la secuencia de trisacáridos manosa glucurónica y 
manosa ácida. En algunos casos se puede encontrar un grupo O-acetil o piruvato 
en las cadenas de manosa92.  

Figura 10. Estructura de la molécula de Xanthan. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 8. 

Los modelos más sencillos establecen que el polímero Xanthan posee una 
estructura de rama rígida, la cual describe su comportamiento y flujo observado en 

                                                 
91 Ibíd., p.7. 
92 Ibíd., p.7. 
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el medio poroso93. Los estudios de difracción de rayos X realizados por Moorhouse 
et al (1977) sugieren que el Xanthan tiene una estructura de hélice cuyas ramas se 
doblan a lo largo de la hélice principal, formando una micromolécula rígida similar a 
una rama94. Esta estructura rígida es la responsable de que esta molécula sea 
bastante insensible a los cambios de temperatura, pH y salinidad con respecto a 
otros polímeros. La longitud de la molécula estimada por diferentes investigadores 
está en el rango de 0,6 a 1,5 µm, sin embargo, estudios posteriores realizados por 
Whitcombe and Macosko (1978) sugieren que esta longitud es, de hecho, la longitud 
del Xanthan en solución y no la longitud molecular, la cual se estimó entre 2 y 10 
µm según los autores. 

Ha existido cierta controversia entre múltiples autores sobre si la cadena principal 
de la molécula de Xanthan es un solo filamento o es una estructura de doble 
filamento. No se tiene aún la certeza de cómo está conformada esta molécula 
debido a que puede ser que esta sea un solo filamento asociado a una estructura 
secundaria en forma de hélice que le otorga rigidez o si son dos filamentos que se 
unen a manera de una hélice. El consenso asumido es que la molécula de Xanthan 
puede estar tanto como un solo filamento como en dos. Los estudias llevados a 
cabo por Milas y Rinaudo (1984) describen las condiciones en las que la molécula 
es un solo filamento o dos en función de la salinidad. Sus estudios mostraron que a 
salinidades de 10-4 M NaCl la estructura del Xanthan es de doble hélice; a 
salinidades bajas (10-5 M NaCl) esta estructura doble se disocia en una estructura 
unitaria95. 

En cuanto a la temperatura, se asume que el polímero siempre tendrá una 
estructura de doble hélice y retendrá la misma durante la inyección al yacimiento 
siempre y cuando la temperatura a la que este el Xanthan sea menor a 85°C 
(Temperatura estable)96. 

3.2.1.1 Peso molecular y distribución del peso molecular del Xanthan. Se han 
reportado un gran rango de pesos moleculares (Mw) para el biopolímero Xanthan, 
variando entre 2 a 50 x 106. La mayoría de los Xanthan comercialmente utilizados 
en procesos de recuperación mejorada de petróleo se encuentran en la parte baja 
de este rango, oscilando generalmente entre valores de 1 a 3 x 106. Utilizar 
polímeros con un peso molecular superior no conlleva ninguna ventaja adicional; de 
hecho, pesos moleculares muy grandes pueden conllevar una mayor agregación de 
las moléculas y por ende generar problemas de retención del polímero en la 
formación y taponamientos97. 

 

                                                 
93 Ibíd., p.9. 
94 Ibíd., p.9. 
95 Ibíd., p.14. 
96 Ibíd., p.14. 
97 Ibíd., p.14. 
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A continuación, se muestra un breve resumen de los resultados de las 
investigaciones realizadas por varios autores acerca del peso molecular del 
Xanthan98: 
 
ǒ Dintzis et al (1970) encontró que dos muestras de Xanthan poseían pesos 

moleculares de 11 y 50 x 106 M. 
 

ǒ Holzwarth y Prestridge (1977) estimaron el peso molecular de una molécula de 
Xanthan nativo mediante microscopía electrónica con un valor de 20 x 106 M. 

 
ǒ Whitcome y Macosko (1978) estimaron el peso de la molécula de Xanthan con 

un valor promedio de 7,6 x 106 M. El método utilizado para la determinación de 
este valor correspondió fue mediante sedimentación y uso de un trazador 
fluorescente. 

 
ǒ Holzwarth (1985) utilizó la técnica de banda de sedimentación en diferentes 

Xanthanos y encontró que el peso molecular de estos oscila entre 4 a 12 x 106 

M. 
 
ǒ Lange (1988) utilizó la técnica de dispersión de luz láser de bajo ángulo en una 

serie de Xanthanos diferentes, encontrado que los pesos moleculares de estos 
variaron entre 4,1 a 12,2 x 106 M. 

 
En cuanto a la distribución de peso molecular o MWD por sus siglas en inglés, la 
mayoría de los valores reportados oscilan entre 1,4 y 2,899. El índice que indica la 
distribución de peso molecular es llamado índice de polidispersión y corresponde al 
cociente entre el peso molecular promedio por peso sobre el peso molecular 
promedio por número, tal como muestra la ecuación 20. 
   

Ecuación 20. Índice de polidispersión. 

ὍὲὨὭὧὩ ὨὩ ὖέὰὭὨὭίὴὩὶίὭĕὲ
ὓ ὓ

ὓ  ὓ
 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. 
Blackie & Son Ltd, 1991, p 14. 

                                                 
98Ibíd., p.14. 
99 Ibíd., p.14. 
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3.2.2 Estructura de la Poliacrilamida Parcialmente Hidrolizada (HPAM). La 
poliacrilamida en su forma parcialmente hidrolizada o HPAM ha sido empleada en 
los procesos de recobro de petróleo en mayor medida que el biopolímero Xanthan. 
Los estudios pioneros sobre el uso de este polímero como agente de control de 
movilidad en las operaciones de inyección de agua fueron llevados a cabo por Pye 
(1964), Sandiford (1964), Mungan (1966) y Gogarty (1967)100. 

La HPAM es un polímero sintético con estructura de cadena recta conformada por 
monómeros de acrilamida, algunos de los cuales han sido hidrolizados, tal como se 
observa en la figura 11. El grado de hidrólisis es de vital importancia para algunas 
propiedades físicas del polímero tales como la adsorción, la estabilidad a los 
esfuerzos de corte y estabilidad térmica. A pesar de que comercialmente se indica 
el grado de hidrólisis del polímero, se sabe que a temperaturas elevadas la hidrólisis 
de la amida va a continuar101. 

Figura 11. Estructura molecular de la poliacrilamida (PAM) y la 
poliacrilamida parcialmente hidrolizada (HPAM). 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 
1991, p 20. 

                                                 
100 Ibíd., p.19. 
101 Ibíd., p.19. 
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La molécula de HPAM es una estructura flexible con forma de cadena o también 
llamada bobina aleatoria en la química de los polímeros102. La estructura principal 
de la HPAM no posee estructuras secundarias permanentes como en el Xanthan, 
razón por la cual es menos rígida que esta. Ambos polímeros mencionados son 
polielectrolitos, por lo que interactúan con bastante fuerza con los iones cuando 
están en solución. Sin embargo, debido al comportamiento menos rígido de la 
HPAM, esta es más susceptible a la fuerza iónica del solvente acuoso y sus 
propiedades son más sensibles a la salinidad/dureza del solvente comparado con 
el Xanthan103. 

3.2.2.1 Peso molecular y distribución del peso molecular de la 
Poliacrilamida Parcialmente Hidrolizada. Con las técnicas de manufactura 
actuales para la poliacrilamida, se pueden obtener especies de esta de muy altos 
pesos moleculares, así como otras de bajo peso. Este polímero tiende a tener un 
rango más amplio de pesos y de polidispersión que el Xanthan. Hay menos estudios 
en cuanto a la distribución del peso molecular de la poliacrilamida comparado con 
el Xanthan104. Algunos de los estudios realizados se resumen a continuación: 

 
ǒ Langhorst et al (1986) utilizó una combinación de cromatografía dinámica y 

difracción de luz láser de bajo ángulo (LALLS) a fin de medir la distribución de 
peso molecular de las PAM y HPAM. Los resultados obtenidos mostraron que 
las poliacrilamidas generalmente utilizadas en los procesos de recobro poseen 
pesos moleculares de 9 x 106 y valores de pesos tan grandes como 50-60 x 106 
M. 

 
ǒ Holzwarth et al (1988) utilizó una combinación de sedimentación de banda y 

difracción de luz láser de bajo ángulo (LALLS) a fin de examinar la distribución 
de peso molecular. Los resultados mostraron pesos moleculares tan altos como 
40 x 106 M e índices de polidispersión entre 1,6 a 2,5. 

 
Estos estudios ayudaron a complementar la información que se tenía sobre la 
poliacrilamida anteriormente. En la década de los sesenta varios investigadores 
utilizaron microscopía de alta resolución a fin de conocer la configuración molecular, 
peso y distribución de la PAM. Herr y Routson derivaron la primera distribución 
molecular para la HPAM que fue utilizada por mucho tiempo en la literatura 
petrolera, distribución que se puede observar en la figura 12 y que luego fue 
complementada por los autores previamente nombrados. 
 
 

                                                 
102 Ibíd., p.21. 
103 Ibíd., p.21. 
104 Ibíd., p.21. 
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Figura 12.  Distribución Molecular del HPAM derivada de la microscopía 
de electrones por Herr y Routson (1974). 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 
1991, p 24. 

 

Las poliacrilamidas comercialmente utilizadas para los procesos de recuperación de 
petróleo poseen un rango de pesos moleculares entre 2 a 20 x 106 M, aunque 
pueden tener valores mayores. Tanto el peso como el índice de polidispersión de la 
HPAM son mayores a los que se pueden encontrar en el biopolímero Xanthan, lo 
cual se puede esperar debido a que el proceso de fermentación llevado a cabo por 
los microorganismos en la producción del Xanthan es más específico que se pueda 
llevar a cabo en una reacción sintética de polimerización105. 

3.2.3 Manufactura. Los procesos de fabricación de los dos polímeros más 
utilizados en los procesos de recuperación de petróleo son bastante diferentes, 
debido a su origen. Las poliacrilamidas son sintetizadas en reactores industriales 
mientras que los biopolímeros son producidos en fermentadores industriales. 

La presentación comercial de los polímeros utilizados en la industria ha variado 
ampliamente a lo largo de los últimos 60 años. Desde los inicios del uso de la 
poliacrilamida en la d®cada de 1960 hasta inicios de los 1970ôs los polímeros solo 
estaban disponibles a manera de polvo.  A mediados de la d®cada de 1970ôs, 
cuando ya se inició el uso del Xanthan en campo, tanto los biopolímeros como los 
sintéticos estaban disponibles como líquidos concentrados. Los polisacáridos 
estaban disponibles como caldos y las poliacrilamidas sintéticas como geles y 

                                                 
105 Ibíd., p.24. 
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soluciones. Ya para inicios de la década de 1980 se contaba con xanthanos en 
caldos refinados, los cuales contenían 12% a 17% de material activo y polímeros 
sintéticos solubles en agua a manera de emulsiones. La emulsiones y caldos son 
mucho más convenientes que los polímeros en polvo a la hora de disolverse en las 
salmueras debido a que el polvo está completamente seco y tarda más en unirse 
con la salmuera106. Hasta el día de hoy estas tecnologías continúan siendo las 
principales, aunque con mejoras considerables, teniendo emulsiones de mejor 
calidad y caldos con concentraciones de material activo mayores (>20%). 

3.2.3.1 Producción del Biopolímero Xanthan. Los biopolímeros son 
producidos a una escala de 10000 toneladas por año aproximadamente por unos 
productores en el Reino Unido, Europa y los Estados Unidos. El Xanthan es 
producido mediante un proceso de fermentación industrial como se mencionó 
anteriormente utilizando ciertos materiales de alimentación como el almidón de maíz 
como material de partida del que las Xanthomonas Campestris producirán el 
biopolímero. Incluso en los procesos tempranos de conversión de almidón a 
Xanthan la eficiencia del proceso era del 68%107. 

 
El Xanthan se forma como un polisacárido exocelular, es decir, que su formación es 
fuera de las células. Durante la formación de este, el cultivo dentro del fermentador 
se vuelve altamente viscoso y se requiere una cantidad considerable de energía a 
fin de airear y mezclar el cultivo. Esta es una de las principales razones por las que 
el costo del Xanthan sea relativamente alto. Comercialmente se puede encontrar 
este biopolímero tanto en caldos como en polvos secados por pulverización. Los 
polvos son mucho más económicos y fáciles de transportar que los caldos, pero son 
más difíciles de disolver que los caldos, por lo que en las operaciones de recobro 
mejorado se ha optado por usar los caldos. 
 
Un problema muy común asociado al xanthan en ambas presentaciones es la 
existencia de detritos celulares y microgeles no deseados durante el proceso de 
manufactura que pueden ocasionar taponamientos o poca inyectividad en los 
procesos de recobro. A fin de mitigar este tipo de problemas, se han creado algunas 
patentes sobre tratamientos enzimáticos industriales con el objetivo de reducir la 
generación de estos microgeles. Un ejemplo de esto es el estudio de Kohler et al en 
1983, el cual demostró la reducción de la aparición de microgeles tratando varias 
soluciones de Xanthan con enzimas polisacáridas. Posteriormente en 1985 este 
mismo autor descubrió que la inyectividad y flujo del xanthan mejoró al adicionarle 
celulosa y enzimas alcalinas, sobre todo en salmueras fuertes. Se han sugerido 
otros tratamientos con soda cáustica, por ejemplo, para el mejoramiento de la 
calidad del xanthan. El uso de las enzimas comerciales para mejorar la calidad del 

                                                 
106 Ibíd., p.24. 
107 Ibíd., p.28. 
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xanthan en procesos de recuperación mejorada fueron agrupados en un trabajo 
realizado por Schroder (1985)108. 

3.2.3.2 Producción de la Poliacrilamida. La poliacrilamida y un gran número 
de otros polímeros han sido usados en muchas partes de la industria del petróleo 
en procesos de inhibición de incrustación y en fluidos de perforación.  

 
Existen tres enfoques químicos que se pueden utilizar para sintetizar la HPAM. El 
primero comprende la polimerización directa de radicales libres para producir 
poliacrilamida, seguido por la hidrólisis ácido o base de algunos de los grupos amida 
a través del PAM, para producir así su forma parcialmente hidrolizada (HPAM)109. 
 
El segundo método consiste en co-polimerizar porciones elegidas de acrilamida y 
ácido acrílico directamente y la última ruta química comprende la polimerización de 
ácido acrílico para generar ácido poliacrílico (PAA), seguido por la aminólisis del 
PAA110. A pesar de que existen tres métodos, el proceso comercial usualmente 
utiliza los dos primeros. 
 
En adici·n al procedimiento qu²mico para producir HPAMôs, existen diferentes fases 
en las cuales el proceso de polimerización puede ser llevado a cabo, como la 
polimerización en solución acuosa, la polimerización en fase dispersa, la 
polimerización en solución de solvente mezclada, entre otros.  

3.2.4 Nuevos Polímeros con posible aplicación en la industria. Las 
propiedades de los polímeros disponibles actualmente como la poliacrilamida y 
Xanthanos no funcionan en todas las condiciones de reservorios, por lo tanto, existe 
una necesidad por la investigación en dos áreas principalmente: Primero en reducir 
el costo de producción y aumentar la calidad del polímero y el segundo en 
desarrollar polímeros con propiedades mejoradas.  

Las propiedades de polímero en que principalmente se busca la mejora, 
comprenden la estabilidad térmica y la estabilidad de corte del polímero, tolerancia 
de la dureza, control de los niveles de adsorción y solubilización y en las 
propiedades de inyectividad. Actualmente existe la posibilidad de alterar alguna de 
estas propiedades en Xanthanos y Poliacrilamidas, por ejemplo, se alteran en 
reservorios de alta salinidad o de alta temperatura, sin embargo, siguen siendo 
sensibles a la degradación mecánica, a la dureza y a la precipitación de estos en 
salmueras incluso a temperaturas moderadas.  

Un acercamiento a la formulación de un nuevo polímero sintético para el proceso 
de recuperación de petróleo, fue desarrollo por Stahl en 1988111, quien estudió un 

                                                 
108 Ibíd., p.29. 
109 Ibíd., p.30. 
110 Ibíd., p.30-31. 
111 Ibíd., p.34. 
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amplio rango de polímeros resistentes a alta temperatura y salinidad, encontrando 
que los co-polímeros de N-vinil-2-Pirrolidona (NVP) y la acrilamida no precipitan a 
altas temperaturas.  

Otro programa extensivo de investigación fue desarrollado por McCormick, Hester 
y trabajadores de la universidad del sur de Mississippi, quienes encontraron que el 
volumen hidrodinámico era la propiedad más importante a analizar para controlar la 
concentración de polímero/viscosidad, el comportamiento reológico y la penetración 
en el espacio poroso. 

Como se puede observar numerosas investigaciones se han enfocado en el 
desarrollo de polímeros con propiedades mejoradas, que permitan tener más 
mayores aplicaciones en el campo de recuperación de petróleo. 

3.3 PROPIEDADES DE LAS SOLUCIONES DE POLÍMEROS  

La propiedad que es de mayor interés en la inyección de polímeros es la viscosidad 
de la solución. Los polímeros son adicionados al agua o salmuera a fin de que estos 
incrementen la viscosidad del fluido y, por ende, mejoren la razón de movilidad. Esto 
conlleva a una mejora en la eficiencia de barrido areal y vertical. Se debe tener en 
cuenta que las soluciones poliméricas a diferencia del petróleo o el agua, son 
catalogados como fluidos no Newtonianos y debido a esto no exhiben una misma 
viscosidad a diferentes tasas de flujo, ya sea en laboratorio o en el medio poroso. 
El estudio de este tipo de fluidos no Newtonianos es conocido como reología, de la 
cual se hablará posteriormente. Cabe la pena resaltar que las propiedades 
reológicas medidas en laboratorio no serán las mismas que se presenten en el 
yacimiento, sin embargo, estas darán señales que ayudarán a predecir el 
comportamiento del fluido en el medio poroso. 

3.3.1 Viscosidad. La viscosidad del fluido indica su resistencia al flujo, definida 
como la relación entre el esfuerzo cortante y la velocidad de corte. La tensión de 
cizallamiento (Ⱳ) entre dos láminas delgadas de un fluido está dada por la ecuación 
21.   

Ecuación 21. 
Tensión de 
cizallamiento de un 
fluido. 

 

Fuente: SORBIE, 
Kenneth. Polymer-
Improved Oil Recovery. 
Glasgow. Blackie & Son 
Ltd, 1991, p 38. 
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Donde † corresponde a la tensión de cizallamiento, F, la fuerza y A, el área.  

3.3.1.1 Viscosificación de Polímeros. Una interpretación física de cómo es 
que los polímeros viscosifican al solvente consta de la asunción de que estos 
generan una disipación de la energía cuando existe una interacción de las 
moléculas; esto se refiere a que las largas cadenas de polímero interactúan con las 
moléculas del solvente y ayudan a disipar la energía aplicada sobre el fluido. Esta 
disipación de energía es el resultado de los efectos de fricción entre las moléculas 
de la mezcla, por lo que, a mayores concentraciones de polímero, mayor interacción 
habrá y por ende mayor viscosidad, tal como muestra la figura 13. 

Figura 13. Viscosidad vs concentración del polímero. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. 
Blackie & Son Ltd, 1991, p 42. Modificado por los autores. 

Se puede notar en la gráfica que incluso a bajas concentraciones del polímero se 
llega a aumentar en gran medida la viscosidad del fluido. De esto se puede 
evidenciar que las largas cadenas poliméricas son mucho más efectivas para disipar 
energía que las pequeñas moléculas del solvente y por ende la presencia de estas 
genera un incremento en la viscosidad. 
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3.3.2 Peso molecular de los polímeros en solución. La viscosidad de un 
polímero en solución está relacionada al tamaño y la extensión de la molécula del 
polímero en la solución particular, las especies moleculares más grandes 
generalmente están asociadas a viscosidades de solución más altas112. 

El tamaño molecular del polímero influye en todas las propiedades relacionadas con 
la viscosidad del polímero en solución, por lo que este define la viscosidad relativa, 
la viscosidad específica, la viscosidad reducida, la viscosidad intrínseca y la 
viscosidad inherente. En la tabla 5 se definen las relaciones asociadas con la 
viscosidad de la solución.  

Tabla 5. Definición de las relaciones asociadas con la viscosidad de la 
solución. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 
1991, p 44. 

En la formulación de Huggings en 1942113, la relación entre la viscosidad específica 
y la concentración en soluciones de concentración baja puede ser definida por la 
ecuación 22.  

                                                 
112 Ibíd., p.43. 
113 Ibíd., p.44 
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Ecuación 22. Relación entre la viscosidad 
específica y la concentración. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil 
Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 44. 

Donde kô es la constante de Huggins, la cual para muchos pol²meros en buenos 
solventes tiene un valor de 0,4, c, la concentración del polímero, ὲ , la viscosidad 

específica y ὲ la viscosidad del polímero en solución.  

3.3.3 Reología de los polímeros comúnmente utilizados. Como se mencionó 
anteriormente, la viscosidad de un fluido puede ser dependiente o independiente de 
la velocidad de corte. La figura 14 muestra las diferentes relaciones entre el esfuerzo 
de corte y la velocidad de corte que se pueden tener. 

Figura 14. Diferentes tipos de comportamientos entre esfuerzo de corte y velocidad de 
corte encontrados en los fluidos poliméricos. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 52. Modificado 
por los autores. 
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El caso en la figura donde la pendiente es constante corresponde a un fluido 
Newtoniano, en la cual se observa que entre más empinada es la línea, más 
viscoso será el fluido. A continuación, se explican los diferentes comportamientos 
entre esfuerzo de corte y velocidad de corte más comunes: 
 
ǒ Modelo de Flujo Plástico de Bingham: este modelo ha sido usado más 

frecuentemente para describir las características de flujo de los fluidos de 
perforación. Éste es uno de los más antiguos modelos reológicos que son 
usados actualmente. Este describe un fluido en el cual se requiere una fuerza 
finita para iniciar el flujo (punto cedente) y que luego demuestra una viscosidad 
constante cuando la velocidad de corte aumenta (viscosidad plástica)114. 
 

ǒ Modelo de fluido pseudoplástico: son aquellos fluidos que disminuyen su 
viscosidad al aumentar la velocidad de deformación aplicada. La gran mayoría 
de las soluciones poliméricas son de naturaleza pseudoplástica; esto aplica 
tanto para el xanthan como para la poliacrilamida115. 

 
ǒ Modelo de fluido dilatante: son aquellos fluidos que aumentan su viscosidad al 

aumentar la velocidad de deformación aplicada. Este tipo de modelo no es muy 
común de ver en las mezclas poliméricas homogéneas. se asocia más a los 
lodos y lechadas de cemento116. 

 
Las soluciones diluidas utilizadas para el recobro mejorado de petróleo son 
generalmente pseudoplásticas como se mencionó previamente. Una manera de 
graficar este comportamiento reológico es comparando viscosidad contra 
velocidad de corte. Las figuras 15 y 16. muestran las gráficas típicas de viscosidad 
vs velocidad de corte tanto para el Xanthan como para la poliacrilamida. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                 
114 AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Manual de fluidos de perforación. Dallas. 2014. p 183. 
115 SORBIE, Kenneth. Op., Cit., p. 53. 
116 Ibíd., p. 53. 
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Figura 15. Comportamiento de la viscosidad de baja velocidad 
de corte vs velocidad de corte para un rango de concentraciones 
de Xanthan, salinidad de 5 g/l de NaCl, pH 7 y temperatura de 
30°C. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie 
& Son Ltd, 1991, p 53. Modificado por los autores. 

Figura 16. Comportamiento de la viscosidad vs velocidad de 
corte para una solución de HPAM mostrando los efectos de 
la salinidad y peso molecular. Peso molecular de A= 3 x 106 

y B=5.5 x 106. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie 
& Son Ltd, 1991, p 54. Modificado por los autores. 
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Las soluciones diluidas de estos polímeros tienden a tener un comportamiento 
Newtoniano a bajas velocidades de corte, seguidas por una región donde la 
viscosidad del fluido disminuye, tal como se observa en la figura 15. A mayores 
velocidades de corte (no observable en la figura), se tiende a tener una segunda 
meseta, es decir, la viscosidad vuelve a tender a estabilizarse, con un valor 
levemente superior al del solvente. 

3.3.3.1 Modelos para el medio poroso. La descripción del medio poroso se 
ha caracterizado por tener modelos muy generales como otros mucho más 
complejos, los cuales tienen en cuenta mayor cantidad de parámetros. Los modelos 
simples han sido de gran utilidad para describir el flujo en el medio poroso. Un 
ejemplo de este tipo de modelos ha sido la ley de Darcy para la tasa de flujo/caída 
de una sola fase de fluido. Este tipo de modelos son denominados Fenomenológicos 
según Dullien (1979)117. La falencia de este tipo de modelos recae en su 
imposibilidad para describir el comportamiento del fluido a nivel microscópico, en 
donde se recomienda ampliamente el uso de microscopía electrónica. 

 
La descripción microscópica para modelar el medio poroso puede abrir camino a la 
generación de modelos matemáticos que sean ideales para aplicarlos en otros 
casos similares, por lo cual es muy importante llevarla a cabo. A nivel de laboratorio 
es muy común utilizar paquetes de gravas o arena que simulan un núcleo de roca 
a fin de conocer sus propiedades y un posible comportamiento del polímero en el 
medio poroso. Sorbie sugiere que este análisis es bastante bueno a la hora de 
conocer el comportamiento general del proceso de recuperación, sin embargo, si se 
quiere llegar a conocer aspectos más específicos tales como la adsorción de 
polímero, entre otros, se recomienda usar núcleos de roca del yacimiento y simular 
las mismas condiciones118. 
 
A continuación, se menciona los principales modelos para el medio poroso. 
 
ǒ Flujo darciano en el medio poroso y ñviscosidad aparenteò. En este modelo 

la permeabilidad de la roca indica una medida en bruto del flujo seccional 
efectivo a través de la roca. Para un fluido no-Newtoniano, esta ley ayuda a 
definir la viscosidad aparente in situ del fluido, tal como se puede observar en la 
ecuación 23. 

 
 
 
 
 

                                                 
117 Ibíd. p.165. 
118 Ibíd., p.166. 



 

90 

Ecuación 23. Viscosidad aparente a partir de la 
ley de Darcy para fluidos no Newtonianos. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. 
Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 168. 

 
En esta ecuación cabe resaltar que ȹP no es una funci·n lineal del Caudal, Q. 
Adicionalmente se debe tener en cuenta que la retención del polímero en el 
medio poroso puede llevar a un valor de permeabilidad menor, lo cual afectará 
directamente el valor de viscosidad aparente. 

 
ǒ Modelos de paquetes capilares. Existen varios de estos modelos teóricos, en 

los cuales se asumen diferentes condiciones a fin de tratar de describir el medio 
poroso. El modelo más sencillo que se puede asumir es aquel en el que el medio 
poroso es similar a una serie de paquetes capilares de radios uniformes, tal 
como se observa en la figura 17.  

 
Figura 17. Modelo capilar recto. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil 
Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 170. 

Este modelo presenta una gran desventaja debido a que la permeabilidad está dada 
en una sola dirección, mientras que muchas rocas y minerales muestran un 
comportamiento anisotrópico. 

Otro aspecto negativo de este modelo radica en que, al ser todos los capilares 
paralelos, no puede haber flujo ortogonal a los capilares. A partir de esto se modificó 
este modelo poniendo un tercio de los capilares en cada una de las tres dimensiones 
espaciales. Debido a esta modificación la permeabilidad se reducirá en un factor de 
3, tal como se observa en la ecuación 24. 
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Ecuación 24. Permeabilidad en función de la 
porosidad y el radio modificado para flujo en 
tres dimensiones. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil 
Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 170. 

Finalmente, también se procede a modificar este modelo para que tenga en cuenta 
la distribución del tamaño de los poros, ya que como se había dicho anteriormente, 
la mayoría de rocas presenta gran variación en este aspecto y tenerlo en cuenta 
ayuda la investigación de eventos más complejos en el medio poroso. La figura 18 
es un ejemplo de cómo puede variar el tamaño de los poros a lo largo de los 
capilares. 

Figura 18. Modelo tipo serial. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil 
Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 170. 

Todas estas modificaciones conllevan a la ecuación 25. La cual resume todos los 
cambios realizados al modelo más simple. 

Ecuación 25. Ecuación del modelo capilar. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil 
Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 171. 

El término C corresponde a una cantidad adimensional expresada en términos de 
los parámetros del modelo, que representa los efectos de las desviaciones de los 
capilares rectos. Esto está relacionado con la tortuosidad, T, que generalmente es 
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definida como la relación de la longitud real de la ruta a través del medio poroso de 
punto a punto a la longitud directa en el espacio entre los puntos119. 

3.3.4 Termodinámica del fluido. La termodinámica involucrada en esos procesos 
es bastante extensa por lo cual solo se hará un breve resumen de la interacción 
entre el polímero y el solvente. Los estudios de Flory (1953) poseen la mayoría de 
procedimientos matemáticos que describen la termodinámica de los polímeros en 
soluciones, sin embargo, estas no son del todo aplicables para la industria debido a 
que están bajo condiciones de mezcla entre polímeros no iónicos y solventes no 
polares. De acuerdo a Flory la ecuación que describe el potencial químico entre la 
mezcla de polímero y solvente es la que se muestra en la ecuación 26.  

Ecuación 26. Potencial químico de la solución solvente-
polímero. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. 
Blackie & Son Ltd, 1991, p 75. 

Donde 

ȹɛ1: diferencia en el potencial químico de la solución por la presencia de una 
fracción de volumen de moléculas de polímeros. 

2ɲ: fracción de volumen de moléculas de polímeros. 

xn: Grado de polimerización (cantidad de monómeros) 

ɢ: par§metro de interacci·n. 

El parámetro termodinámico de mayor importancia es X o parámetro de interacción 
debido a que da indicios de la estabilidad de la unión entre el polímero y el solvente. 
Si este está entre 0 y 1/2, la interacción entre el polímero y el solvente será fuerte y 
la cadena polimérica logrará alcanzar el máximo contacto solvente-polímero y una 
alta viscosidad. Si X=1/2 se dice que est§ en su estado ɗ y el pol²mero tiene las 
dimensiones teóricas de cuando no está interactuando con un solvente. Si X es 
mayor a 1/2, los contactos polímero-polímero van a predominar más que los 
contactos polímero-solvente y esto conlleva a que la solución tendrá una calidad 
ñpobreò de baja viscosidad y posible precipitaci·n del polímero (Esto sucede si X es 
muy grande) debido a la poca interacción entre el solvente y las cadenas 
poliméricas120. 

                                                 
119 Ibíd., p.171. 
120 Ibíd., p.76. 
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3.4 ESTABILIDAD DEL POLÍMERO 

3.4.1 Generalidades. Cuando los polímeros son usados en operaciones de 
recuperación de petróleo, sus propiedades no se degradan rápidamente. La 
principal propiedad de interés en este aspecto es la viscosidad y para algunos 
polímeros la habilidad para reducir la permeabilidad de la formación reservorio. La 
degradación del polímero se refiere a cualquier proceso que rompe la estructura 
molecular de la macromolécula y en las aplicaciones en recuperación de petróleo 
se siguen tres métodos principales para la degradación121: 

ǒ Degradación química: Comprende la ruptura de las moléculas del polímero, ya 
sea por un ataque corto por contaminantes, aditivos u otros componentes 
presentes en los fluidos inyectados, como oxígeno, hierro, etc. o por ataques 
largos por hidrólisis la cual tiene una gran importancia en poliacrilamidas y 
Xantanos. 

ǒ Degradación mecánica: Describe el rompimiento de una molécula como 
resultado de un alto estrés mecánico. Por medio de esta degradación se rompen 
largas moléculas en fragmentos más pequeños y además se cambia la 
distribución del peso molecular del polímero.  

 
ǒ Degradación Biológica: Se refiere a una ruptura microbiana de las 

macromoléculas (Biopolímeros y sintéticos) por bacterias durante el 
almacenamiento antes de la inyección o en las zonas más frías del reservorio.  

3.4.2  Estabilidad química para los polímeros en el recobro. En el estudio de la 
estabilidad química de los polímeros, existe una extensa literatura y múltiples 
investigaciones llevadas a cabo por diferentes autores. El estudio realizado por 
Davison y Mentzer en 1980, acerca de la estabilidad del polímero y de su 
comportamiento en salmueras es uno de los más importantes en la literatura de la 
industria. Ellos evaluaron más de 140 polímeros para determinar la viscosidad de 
retención y el flujo a través del medio poroso bajo altas temperaturas, alta salinidad 
y en algunos casos, condiciones de alta presión. En la figura 19 se puede apreciar 
los resultados obtenidos en algunos de los tipos de polímeros más importantes 
utilizados en el estudio.  

 

 

 

 

 

 

 

                                                 
121 Ibíd., p.83. 
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Figura 19. Viscosidad de retención y viscosificantes de 
agua de mar de algunos tipos de polímero a 90°C. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. 
Blackie & Son Ltd, 1991, p 88. Modificado por los autores. 

 

Entre los polímeros estudiados se encuentran las poliacrilamidas (HPAMôs) y 
Xanthan. Respecto al Xanthan, se encontró que tenía una estabilidad intermedia, 
puesto que su viscosidad era de 3 a 4 veces más grande que la de agua de mar 
después de 500 días a una temperatura de 90°C bajo condiciones anaeróbicas122. 
Por el contrario, las Poliacrilamidas tuvieron un comportamiento particularmente 
malo bajo estas condiciones, puesto que precipitan a los 60 días de iniciado el 
experimento, Davison y Mentzer encontraron que a medida que aumenta la 
temperatura, el tiempo de precipitación de HPAM decrece como se puede observar 
en la figura 20.   

 

 

 

 

 

 

  

                                                 
122 Ibíd., p.89. 
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Figura 20. Dependencia del tiempo de precipitación con la 
temperatura para una poliacrilamida parcialmente hidrolizada en 
agua de mar.  

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son 
Ltd, 1991, p 89. 

Otra investigación fue llevada a cabo por Ryles en 1983, en donde encontró que los 
límites de estabilidad de la poliacrilamida a temperaturas mayores de 70°C son 
deficientes, el uso de HPAMôs no se recomienda a salmueras en las cuales la 
concentración de los iones de calcio sea menor de 200 ppm, debido a que la 
precipitación ocurre muy rápido123. 
 
Con respecto al Xanthan, descubrió que su degradación era independiente de los 
iones metálicos divalentes pero dependiente de la temperatura. Se encontró que el 
Xanthan era efectivo solo temperaturas mayores a 70°C y era totalmente degradado 
por encima de 50°C en un medio alcalino.   

                                                 
123 Ibíd., p.90. 
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3.4.3  Mecanismos de degradación química de los polímeros. El estudio de 
mecanismos de degradación brinda indicadores útiles hacia las modificaciones 
moleculares que pueden mejorar la estabilidad de nuevos polímeros para 
aplicaciones de recuperación de petróleo. En esta sección se profundizará en los 
mecanismos de degradación para el Xanthan y la poliacrilamida parcialmente 
hidrolizada.  

3.4.3.1 Mecanismos de degradación química para el Xanthan. En la 
literatura existen tres artículos importantes acerca de los mecanismos de 
degradación del Xanthan. Estos corresponden al realizado por Wellington en 1980, 
Ash (1983) y Seright y Henrici (1986). La investigación llevada a cabo por Wellington 
se enfoca principalmente en las reacciones óxido-reducción la cuales degradan los 
polímeros. Ambos polímeros, tanto como Xanthan y HPAM, son susceptibles al 
ataque de radicales libres, el cual conduce a la degradación de la macromolécula124. 

3.4.3.2 Mecanismos de degradación química para el HPAM. Según 
Davison y Mentzer, el HPAM se precipita cuando usan soluciones de agua de mar 
a en una temperatura de 90°C en un periodo de 14 días, sin embargo, las soluciones 
HPAM pueden ser estables en salmueras frescas bajo condiciones anaerobias por 
largos periodos de tiempo. Conforme a los resultados obtenidos en la investigación, 
los autores encontraron que el tiempo de precipitación del HPAM en agua de mar a 
90°C depende del grado inicial hidrolizado del polímero, entre mayor sea este, 
menor va a ser el tiempo necesario para la precipitación, esto puede ser observado 
en la figura 21.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

                                                 
124 Ibíd., p.107. 
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Figura 21. Dependencia del tiempo de precipitación con la 
temperatura para una poliacrilamida parcialmente hidrolizada 
en agua de mar. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. 
Blackie & Son Ltd, 1991, p 103. 

En el estudio de la estabilidad de las poliacrilamidas en salmueras a altas 
temperaturas, se encuentran dos investigaciones importantes en la literatura, que 
corresponden a las llevadas a cabo por Moradi-Araghi y Doe en 1984, y por Zaitoun 
y Poitie en 1983.  
 
Según Zaitoun y Poitie, quienes examinaron la precipitación de un gran número de 
poliacrilamidas en soluciones que contenían cloruro de calcio y cloruro de sodio, 
para concentraciones de cloruro de sodio por debajo de 35 g/l, la adición de cloruro 
de calcio causa la precipitación del polímero. A su vez, descubrieron que la 
precipitación es fuertemente afectada por el grado de hidrólisis del polímero125, y 
por la temperatura a la que se encuentre el polímero.  
 
El trabajo de Moradi-Araghi, describe de una mejor forma el proceso experimentado 
por la poliacrilamida, cuando esta es inyectada en un reservorio de salmuera a 
elevadas temperaturas. El estudio demostró que la hidrólisis de las poliacrilamidas 
comerciales en un grado de equilibrio depende de la temperatura, pero era 
independiente de la composición de la salmuera126.  

                                                 
125 Ibíd., p.104. 
126 Ibíd., p.107. 
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3.4.4  Estabilidad mecánica. La estabilidad mecánica de los polímeros utilizados 
para los procesos de recobro se evalúa experimentalmente haciendo fluir las 
mezclas a través de materiales porosos consolidados o no consolidados a altas 
tasas de flujo, similares a las que se pueden encontrar cerca a los pozos de 
inyección. La geometría más apropiada para considerar degradación mecánica es 
la geometría radial de flujo, debido a que esta es más común cerca a los pozos 
inyectores127. También se han llevado a cabo estudios en donde el polímero es 
degradado mecánicamente mediante el uso de licuadoras, homogeneizadores, 
ultrasonicación, viscosímetros cilíndricos concéntricos, etc. A partir de esas pruebas 
experimentales se observó que la degradación mecánica solo aplica para la HPAM, 
mientras que el Xanthan demostró ser bastante estable al corte, tal como se observa 
en las figuras 22 y 23. 

Figura 22. Efecto en la viscosidad por la degradación mecánica en la 
HPAM. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son 
Ltd, 1991, p 115. Modificado por los autores. 

 

 

 

 

 

                                                 
127 Ibíd., p.118. 
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Figura 23. Efecto en la viscosidad por la degradación mecánica en la 
Xanthan. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 
1991, p 115. Modificado por los autores. 

Las figuras anteriores muestran cómo se reduce el poder viscosificante del HPAM 
cuando este se degrada mecánicamente, mientras que el Xanthan permanece 
prácticamente constante. Debido a esto, la mayoría de estudios se enfocan en los 
polímeros sintéticos, tales como la HPAM. 

La susceptibilidad de la HPAM frente a la degradación mecánica se debe a sus 
cadenas de moléculas flexibles (a diferencia de la rigidez del Xanthan), lo cual como 
se mencionó anteriormente va a modificar su viscosidad y de manera más evidente, 
el factor de selección (screen factor) o SF. El principal estudio llevado a cabo en el 
tema es el trabajo de Maerker (1975), del cual derivaron los estudios posteriores. 
En este trabajo se evaluó la degradación mecánica para soluciones de salmueras 
con HPAM de concentración salina variable a través de niveles de areniscas. Las 
conclusiones de este estudio fueron las siguientes128: 

ǒ El factor MF se ve más afectado que la viscosidad de la solución, sugiriendo que 
la degradación mecánica es en resumen el resultado de esfuerzos elongaciones. 
 

ǒ La degradación mecánica es mayor a altas tasas de flujo, mayores distancias de 
flujo y bajas porosidades. 

 
ǒ Hay mayor degradación en salmueras de altas concentraciones salinas. 

                                                 
128 Ibíd., p.117. 
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ǒ La presencia de iones de Calcio (Ca2+) generan efectos negativos sobre la 
solución que puede aumentar el grado de degradación mecánica. 

 
Posteriormente en 1978, Morris y Jackson, basados en el estudio previo de Maerker, 
dedujeron que el peso molecular y la concentración de polímero también cumplen 
un papel durante el proceso de degradación. Se observó que la distribución de peso 
molecular antes y después de los esfuerzos de corte varían, siendo menor posterior 
al corte. Por otro lado, la concentración del polímero también afecta el grado de 
degradación sufrido; a mayores concentraciones hay menor degradación mecánica. 
Los resultados obtenidos en este estudio y más llevados a cabo por otros autores 
acerca de la variación de la distribución de peso molecular se resumen a 
continuación129: 

ǒ Las especies con mayor peso molecular se rompen en fragmentos de menor 
peso molecular, lo cual genera una redistribución del peso molecular (MWD). 
 

ǒ La tasa de ruptura de las cadenas de polímero depende el peso molecular, la 
velocidad de corte y la viscosidad del fluido. 

 
ǒ Las moléculas de gran tamaño van a ofrecer mayor resistencia al flujo y por ende 

mayor cantidad de esfuerzos de corte, lo cual hará que se rompan. 
 
ǒ Todas las soluciones polim®ricas evaluadas tienen un peso molecular ñcr²ticoò 

Mc, debajo del cual no habrá más degradación mecánica. 

3.4.5 Degradación biológica. Existen múltiples aplicaciones en las cuales la 
degradación biológica del polímero constituye un problema. Generalmente para 
prevenir el daño el tratamiento más común es la adición de un biocida 
(Formaldehído) diluido en una solución acuosa en una concentración entre 500 y 
5000 ppm130. 

El ataque biológico puede ocurrir tanto en polímeros sintéticos como en 
biopolímeros, sin embargo, el problema es más prevalente en el caso de los 
biopolímeros. La degradación del polímero puede tomar lugar en la superficie antes 
de la inyección, por agentes aerobios o dentro del mismo reservorio por agentes 
anaerobios. 

En la degradación dentro del reservorio, existen bacterias u organismos, que se 
encuentran flotando libremente o adheridos a la superficie del poro de la roca. Estos 
microorganismos tienen diferentes resistencias hacia los biocidas, por tal motivo es 
necesario en el tratamiento antibacterial in situ utilizar biocidas que sean efectivos 
frente a todas las clases de bacterias. El formaldehído según los estudios llevados 

                                                 
129 Ibíd., p.117. 
130 Ibíd., p.124. 
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a cabo por OôLeary en 1985 es totalmente efectivo para el uso en inyecci·n de 
polímeros.  

A pesar de que el uso de biocidas es muy común en la industria como solución, 
también puede generar ciertos inconvenientes Por ejemplo los biocidas pueden 
interferir con otros aditivos en el proceso, por lo que es de suma importancia 
encontrar un biocida compatible con los otros aditivos. 

3.5 RETENCIÓN DEL POLÍMERO EN EL MEDIO POROSO 

3.5.1  Generalidades. Existen múltiples interacciones entre las moléculas del 
polímero y el medio poroso, que ocasionan que el polímero sea retenido en el medio 
poroso y que llevará a la formación de un banco de fluido de inyección total o 
parcialmente libre de polímero131. 

La retención del polímero en el medio poroso ocasiona una reducción en la 
permeabilidad de la roca, lo cual puede afectar los mecanismos de recuperación del 
petróleo, por lo tanto, el nivel de retención del polímero es uno de los factores clave 
en determinar la viabilidad económica de la inyección. 

Dentro de los mecanismos de retención del polímero, se diferenciará entre la 
adsorción del polímero, el entrampamiento mecánico y la retención hidrodinámica. 
A pesar de que en el entrampamiento mecánico las especies más grandes de 
polímeros son forzadas dentro de los poros más pequeños, y la retención 
hidrodinámica brinda una pequeña contribución al material total retenido, la 
adsorción del polímero es el mecanismo clave en la correcta dispersión de las 
soluciones de polímeros. Por tal motivo para aplicaciones en campo, es necesario 
establecer una solución de polímero que muestre solo un pequeño grado de 
entrampamiento y que sus niveles de retención sean principalmente resultado de la 
adsorción132.  

                                                 
131 Ibíd., p.126. 
132 Ibíd., p.127. 
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3.5.2  Niveles de retención de polímero. Uno de los principales aspectos a tener 
en cuenta en las aplicaciones de polímeros, es encontrar cual es la cantidad de 
polímero retenido. Para conocer esto, existen múltiples métodos, los cuales 
dependen del mecanismo de retención. La forma más sencilla de estas aplica 
correctamente tanto para la adsorción estática como para la retención en un flujo 
dinámico. El nivel de retención (◔), se expresa en masa del polímero por unidad de 
masa del sólido en unidades de campo lb/acre-ft, sin embargo, para el flujo a través 
de medios porosos, a retención se expresa en masa de polímero por unidad de 
volumen de roca o de paquete de arena (◔□). Para convertir ◔ a ◔□, se debe 
conocer la densidad de la formación (ⱬ╡). La conversión es expresada en la 
ecuación 27.  

Ecuación 27. Conversión de ῲ a ῲ . 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-
Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & 
Son Ltd, 1991, p 128. 

3.5.3  Mecanismos de retención de polímero. Existen tres mecanismos 
principales, los cuales actúan cuando soluciones de polímero fluyen a través del 
medio poroso. Estos corresponden a:  

ǒ Adsorción del polímero. 
ǒ Entrampamiento mecánico. 
ǒ Retención hidrodinámica.  

 
Estos mecanismos fueron revisados por Willhite y Domínguez en 1977, y los ilustran 
en la figura 24. 
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Figura 24. Diagrama de los mecanismos de retención en el medio poroso. 

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 129. Modificado por 
los autores. 

3.5.3.1 Adsorción. La adsorción se refiere a la interacción entre las 
moléculas del polímero y de la superficie sólida. Esta interacción causa que las 
moléculas del polímero se liguen a la superficie del sólido principalmente por la 
adsorción física (Fuerzas de Van der Waals y puentes de hidrógeno). Esencialmente 
el polímero ocupa los sitios de adsorción de la superficie, y a medida que esta área 
disponible sea más grande, más altos serán los niveles de adsorción133. 

 
La adsorción es el único mecanismo que remueve el polímero de la solución si un 
polvo sólido libre, como arena de sílice, es introducido dentro del volumen de 
solución y es sacudido hasta alcanzar el equilibrio.   

                                                 
133 Ibíd., p.129. 
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3.5.3.2 Entrampamiento mecánico. Tanto el entrampamiento mecánico 
como la retención hidrodinámica solo ocurren en el flujo a través del medio poroso, 
y no toman lugar en soluciones con polvo sólido libre. La retención por el 
entrampamiento mecánico se observa cuando grandes moléculas de polímero 
quedan alojadas en canales de flujo estrechos. Esto ha sido estudiado por 
numerosos investigadores, entre ellos se encuentra Gogarty (1967) y Smith (1970), 
quienes examinaron el tamaño efectivo de las moléculas en la HPAM, para conocer 
cuál era el tamaño de poro que era inaccesible para el polímero. Para entender esto, 
se debe imaginar una red interconectada con un gran número de rutas posibles que 
conectan la entrada con la salida a medida que la solución de polímero fluye por la 
red, las moléculas toman diferentes rutas y algunas de estas son atrapadas en poros 
estrechos, reduciendo de esta forma el flujo y produciendo un bloqueo134. 

 
El entrampamiento mecánico tiene numerosas consecuencias, en primera medida 
se encontrará que la concentración del efluente en el núcleo podría fallar en 
alcanzar la concentración total de entrada o lo haría solo después de muchos 
volúmenes de poro. La siguiente situación que se presenta ocurre cuando un 
pequeño número de sitios de entrampamiento han sido bloqueados completamente, 
ocasionando así que el flujo posterior fluya por canales más grandes en donde no 
ha ocurrido un entrampamiento. El segundo efecto importante que el 
entrampamiento mecánico conlleva, consiste en que la distribución del polímero a 
través del núcleo es mayor en cercanía a la entrada y decrece exponencialmente a 
través del núcleo. Como tercera consecuencia se encuentra el caso de que se 
encuentren por encima del número crítico de sitios de entrampamiento en la red, los 
cual conducirá a que el núcleo se bloquee completamente y la permeabilidad caiga 
a cero.  

3.5.3.3 Retención hidrodinámica. La retención hidrodinámica del polímero 
es el mecanismo de retención menos entendido. Su definición surge de las 
observaciones en experimentos de retención de polímeros en núcleos, en donde 
después de que un estado estable era alcanzado, el nivel total de retención 
cambiaba cuando la tasa de flujo del fluido era ajustada a un nuevo valor135. Un 
ejemplo de esto se muestra en el trabajo llevado a cabo por Chauveteau y Kohler 
en 1974, en donde se estudió el flujo por un núcleo usando HPAM. Como se puede 
observar en la figura 25, a medida que la tasa de flujo incrementa de 3 m/día a 10,3 
m/día, una mayor cantidad de polímero es retenida de la fase móvil acuosa. Cuando 
la tasa de flujo está por debajo de 3 m/día, la concentración del polímero se 
incrementa a valores mayores del de entrada (400 ppm), mostrando una caída en 
el nivel retenido. 

 

 

                                                 
134 Ibíd., p.130. 
135 Ibíd., p.133 
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Figura 25. Efecto de la tasa de flujo en la retención hidrodinámica del HPAM.  

 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 133. 
Modificado por los autores. 

Maerker, otro investigador, examinó en 1973 la dependencia tasa de Flujo del 
Xanthan en 2% NaCl en un núcleo de 121 mD. Maerker concluyó que ambas 
soluciones, tanto para Xanthan como para poliacrilamida perdían más moléculas a 
través de su interacción con el medio poroso cuando las tasas de flujo eran altas y 
estas interacciones eran parcialmente reversibles136.   

En 1989, Sorbie estudió el flujo de la HPAM en núcleos de arena consolidada de 
permeabilidades altas y bajas. En sus resultados encontró que los mecanismos de 
retención fueron diferentes en el núcleo de baja permeabilidad debido a que la 
concentración del efluente no alcanzó el valor de entrada y observó una 
dependencia en la tasa de flujo en los niveles de retención; cuando el flujo fue bajo 
o se detuvo, la retención del HPAM se redujo y un pico en la concentración del 
polímero fue observada en el efluente. Una de las mayores observaciones fue que 
en bajas permeabilidades la retención es reversible mientras que en núcleos con 
altas permeabilidades, estas retenciones son irreversibles y son resultado 
principalmente de los mecanismos de adsorción.    

                                                 
136 Ibíd., p.134. 
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3.5.4  Medición experimental de la retención de polímeros en el medio poroso 

3.5.4.1 Retención de polímero por análisis efluente. La medida de la 
retención del polímero en un experimento de flujo por un núcleo, involucra la medida 
de la concentración del perfil del polímero efluente y la realización de un balance de 
materiales. Willhite y Domínguez, en 1977, sugirieron dos formas de abarcar este 
problema. En la figura 26 se pueden observar estos dos métodos. En el método A 
solo tiene en cuenta la ruptura frontal del polímero, para este la cantidad del 
polímero en el núcleo es estimada en el punto donde la concentración del efluente 
normalizada alcanza la unidad; esta debería ser mayor que un volumen poroso de 
solución inyectada, siendo el exceso la cantidad retenida. Sin embargo, este método 
puede ser complicado por el hecho de que pueden existir muchos poros 
inaccesibles, por lo que se deben conocer en orden para interpretar los resultados 
correctamente137.    

 

EL método B, involucra balance de materiales, este es un simple caso donde se 
resta la masa del polímero producido a la cantidad de entrada. De la masa seca del 
núcleo, el nivel de retención, ῲ, puede ser calculado. Comparando el método A y el 
método B, se puede apreciar, que el método B, brinda un valor total irreversible del 
polímero retenido, el cual es uno de los aspectos más importantes a tener en cuenta. 
 

Figura 26. Método A y B para evaluar la adsorción del 
polímero en un medio poroso.  

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. 
Blackie & Son Ltd, 1991, p 140. Modificado por los autores. 

                                                 
137 Ibíd., p.139 
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3.6 GENERALIDADES DE LA INYECCIÓN DE POLÍMEROS 

El proceso de inyección de polímeros en el yacimiento es una gran alternativa a la 
inyección de agua convencional, más cuando esta prueba ser ineficiente y se tiene 
una producción muy temprana de agua en los pozos productores. El término 
principal que es abordado en un proceso de inyección de polímeros corresponde a 
la razón de movilidad M. Cuando se presentan razones de movilidad muy altas o 
desfavorables para el flujo de petróleo o alta heterogeneidad del reservorio como 
por ejemplo la existencia de canales de alta permeabilidad, se puede llegar a tener 
una eficiencia de desplazamiento muy pobre mediante métodos de recobro 
secundarios como inyección de agua o gas. La adición de polímeros al agua puede 
aumentar la eficiencia de barrido areal y vertical mediante el aumento de la 
viscosidad de la solución y en algunos casos (generalmente en los polímeros 
sintéticos) reducir la permeabilidad relativa de la fase acuosa o la solución de agua 
y polímero. La razón de movilidad está definida como muestra la ecuación 28. 

Ecuación 28. Razón de movilidad. 

ὓ
‗

‗

‘ ὧὖὯ άὈ

‘ ὧὖὯ άὈ
 

Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-
Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie 
& Son Ltd, 1991, p 247. 

Como se puede observar en la ecuación 28, al aumentar la viscosidad del agua y/o 
reducir la permeabilidad de la fase acuosa se consigue tener una razón de movilidad 
más baja, fomentando así el flujo de la fase petróleo. La figura 27 Muestra un 
ejemplo de cómo mejora el barrido de petróleo hacia el pozo productor mediante 
una disminución de la razón de movilidad por la adición de polímeros al agua 
inyectada. En la figura 27a se ve cómo se presenta una digitación viscosa (viscous 
fingering) en el agua sin aditivos debido a las características del reservorio. En la 
figura 27b se observa cómo es mejorado el flujo de agua al aumentar su viscosidad 
y por ende reducir M. 
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Figura 27. Esquema de la mejora en el barrido de petróleo para un patrón de cinco 
puntos. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 248. 
Modificado por los autores. 

En algunos casos se puede presentar que se tengan razones de movilidad cercanas 
a 1 pero que por materia de la heterogeneidad vertical del reservorio se presente 
una ruptura temprana del agua (ver figura 28a). La existencia de estas capas de alta 
permeabilidad o zonas ladronas causa que el fluido inyectado se vaya por estos 
canales y por ende la eficiencia vertical se reduzca. La adición de polímeros al agua, 
en especial los reductores de permeabilidad como son los polímeros sintéticos, 
puede ayudar a mitigar este efecto, si bien cabe la pena resaltar que en este caso 
el proceso de interacción es más complejo que para la eficiencia areal. La figura 
28b muestra cómo se puede mejorar la eficiencia vertical al adicionar polímeros a 
la solución. Vale la pena resaltar que la inyección de polímeros no cambia los 
valores de saturación residual de petróleo por lo que este se limita solo a barrer todo 
el petróleo móvil disponible138. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                 
138 Ibíd., p.250. 
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Figura 28. Representación esquemática de la mejora en el barrido vertical por la 
adición de polímeros. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 249. 
Modificado por los autores. 

Al inyectar una solución polimérica al yacimiento se observa que este genera varios 
frentes de choque, producto de la interacción de la solución con el agua connata en 
la roca. Según el trabajo realizado por Pope (1980), se inyecta inicialmente un banco 
de polímero con una concentración constante en un extremo de un yacimiento 
supuesto como de desplazamiento lineal (1D). En su trabajo no se considera que 
haya procesos de degradación química o dispersión del mismo, pero si absorción 
parcial del polímero en la roca que es contactada por la solución. Como resultado 
de esto, el trabajo del autor concluye que se tienden a formar dos frentes de 
saturación en vez de solo uno (como ocurre en el caso de la teoría Buckley-Leverett 
para inyección de agua).139 La figura 29 muestra cada una de las regiones que se 
forman durante un proceso de inyección de polímeros. 

 
La evolución de la inyección de polímeros es explicada por Pope mediante el uso 
de la curva de flujo fraccional fw / Saturación Sw de tanto el agua como de la solución. 
De estas curvas (ver figura 30.) se puede observar de donde salen los valores de 
saturaciones de los frentes de choque ilustrados en la figura 29. 
 
 
 

                                                 
139 Ibíd., p.252. 
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Figura 29. Frentes de saturación de agua en una inyección lineal de 
polímeros. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 
1991, p 253. Modificado por los autores. 

 

Figura 30. Curva de flujo fraccional para el agua y el polímero mostrando 
los puntos de saturación principales que se forman en cada región de la 
inyección. 

 
Fuente: SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son 
Ltd, 1991, p 253. Modificado por los autores. 

Nota: Ci corresponde a la concentración de polímero inyectado y Ca hace referencia 
a la concentración absorbida. 
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3.6.1 Criterios de selección para una inyección de polímeros. En cuanto a 
los criterios de selección para llevar a cabo una inyección de polímeros, se encontró 
diferentes recomendaciones realizadas por múltiples autores, los cuales no llegan 
a un consenso de un valor exacto; sin embargo, si se pudo observar que estos 
manejan unos rangos muy similares. La tabla 6. Muestra un resumen de las 
características del fluido y del yacimiento que debe tener un candidato a una 
inyección de polímeros a fin de obtener los mejores resultados. 

 
Tabla 6.  Resumen de los criterios para la inyección de 
polímeros. 

Propiedades del crudo 

°API >15 

Viscosidad (cP) >10 

Composición No crítico 

Propiedades del yacimiento 

Saturación de petróleo >50% 

Tipo de formación 
Areniscas (evitar 
calizas muy 
fracturadas) 

Espesor neto(ft) No crítico 

Permeabilidad promedio 
(mD) 

>10 

Profundidad (ft) <9000 

Temperatura (°F) Máx 140-200 

Salinidad del agua 
Preferiblemente 
baja 

Fuente: TABER JJ. MARTIN, F.D and SERIGHT, R.S.EOR criteria 
revisited Part 1: Introduction to screening criteria and enhanced recovery 
field projects. SPE Reservoir Engineering. 1997. p 191. Modificado por 
los autores. 

 

Si bien estos son los rangos recomendables sugeridos, se tiene conocimiento de 
que esta técnica ha sido utilizada en una gran cantidad de casos donde se tienen 
condiciones muy lejanas a las recomendadas. Las temperaturas han variado desde 
46 a 235°F, permeabilidades de 0.6 a 15000 mD, viscosidades de petróleo de 0.01 
a 1494 cP, espesores netos de 4 a 432 ft y concentraciones de sal de 0.3 a 21.3% 
de los sólidos totales disueltos (TDS). La inyección de polímeros ha probado ser un 
método bastante flexible en materia del comportamiento del reservorio y está 
limitado principalmente por la temperatura140.  

                                                 
140 TABER JJ. MARTIN, F.D and SERIGHT, R.S.EOR criteria revisited Part 1: Introduction to 
screening criteria and enhanced recovery field projects. SPE Reservoir engineering. 1997. p 194. 
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3.6.2 Elementos en el diseño de una inyección de polímeros. El diseño de 
una inyección de polímeros es bastante complejo debido más que todo a los 
aspectos específicos de cada yacimiento. El procedimiento de diseño se divide en 
seis pasos141: 

 
1. Evaluar los yacimientos que son posibles candidatos: analizar tanto la viabilidad 

económica como técnica de la implementación de una inyección de polímeros. 
La viabilidad técnica hace referencia a si un reservorio es apto para este proceso 
independientemente de los fondos que se tengan. Esta viabilidad se puede 
conocer, por ejemplo, mediante el uso de la tabla 5. La viabilidad económica 
hace referencia a si el proyecto va a dejar un margen de ganancias. 
 

2. Decidir el modo correcto de implementación: en este caso las opciones son: 
 

¶ Control de movilidad: implica el uso del polímero para reducir la razón de 
movilidad. 
 

¶ Control del perfil: mejorar el perfil de permeabilidad en el pozo inyector y/o 
productor. 

 

¶ Mixto o combinación de ambos. 
 

3. Seleccionar el tipo de polímero: un buen polímero para un proceso de recobro 
mejorado debe cumplir la mayoría de los siguientes requisitos: 

 

¶ Buen espesamiento. Esto se traduce en una buena reducción de la movilidad 
por unidad de costo. 
 

¶ Alta solubilidad con el agua bajo un amplio rango de temperaturas y salinidades. 
 

¶ Baja retención (menor a 20 µg/g de roca). 

¶ Estabilidad a los esfuerzos de corte. El polímero debe ser resistente a los 
esfuerzos que sufre cuando se mueve a través del medio poroso. 
 

¶ Estabilidad química. Uso de antioxidantes para mitigar las reacciones químicas. 
 

¶ Estabilidad biológica. Uso de biocidas para mitigar este efecto, el cual ocurre 
tanto en polímeros sintéticos como biopolímeros. 

 

¶ Alto transporte en el medio poroso. Buena propagación del polímero en el medio 
poroso sin generar caídas de presión o taponamientos excesivos. 

 

                                                 
141  LAKE, Larry W. Fundamentals of enhanced oil recovery. Texas. Prentice Hall Inc. 1989. p 338. 
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4. Estimar las cantidades de polímero requeridas: la cantidad total en kilogramos a 
ser inyectados corresponde al producto del tamaño del tapón o bache, el 
volumen poroso y la concentración promedio del polímero. Durante esta etapa 
se debe estimar inicialmente la concentración de la porción inicial de polímero a 
inyectar (conocida como Spike) y posteriormente el volumen del tapón de 
polímero. 
 

(a) Determinación del spike: a grandes rasgos, consiste en escoger un valor de 
concentración de polímero que dé como resultado el valor de razón de movilidad 
que se desea. Este es un procesado iterativo. 
 

(b) Estimar el volumen del bache de polímero: La estimación de este volumen se 
vale de gráficas y fórmulas, sin embargo, una manera sencilla de saber un valor 
aproximado es asumiendo que este valor debe ser mayor que la retención del 
polímero, aunque este no sea el factor dominante en el cálculo real. Las fórmulas 
utilizadas se basan más en la digitación viscosa entre el agua perseguidora y el 
spike. 
 

5. Diseñar las facilidades de inyección: las instalaciones a instalar dependen del 
tipo de polímero que se va a emplear. Las instalaciones más importantes a tener 
en cuenta a la hora del diseño son las facilidades de mezclado, equipo de 
filtración y equipo de inyección. 

 

¶ Equipos de mezclado: depende si es para mezclado de polímeros solidos o a 
manera de emulsiones o concentrados. 
 

¶ Equipos de filtrado e inyección: son muy similares o incluso los mismos 
empleados para una inyección de agua convencional. 

 
6. Considerar las características del yacimiento: patrones de inyección apropiados, 

espaciamiento entre pozos, completamiento óptimo, tasas de inyección 
apropiadas, entre otras. 
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4. DESCRIPCIÓN DE MODELOS PREDICTIVOS EXISTENTES PARA LA 
INYECCIÓN DE POLÍMEROS 

4.1  MODELO PREDICTIVO PARA INYECCIÓN DE SURFACTANTES-
POLÍMEROS, CFPM 

El modelo predictivo de inyección de surfactantes-polímeros o CFPM por sus siglas 
en inglés (Chemical Flood Predictive Model) fue desarrollado para el Departamento 
de Energía de Estados Unidos por Intercomp Desarrollo e Ingeniería. El modelo fue 
desarrollado con el fin de estimar las cantidades de petróleo económicamente 
recuperables del yacimiento mediante procesos de inyección química de 
surfactantes y polímeros con datos públicamente disponibles. Debido a que esta 
data se reduce generalmente a propiedades promedio de la roca y fluidos, el modelo 
hace uso de varios supuestos en sus algoritmos predictivos y económicos. El 
modelo fue utilizado por el Consejo Nacional del Petróleo (NPC) desde 1982 a 1984 
y posteriormente fue modificado por estos para que el modelo se ajustara más a las 
condiciones reales de los yacimientos y al ámbito económico142. 

El modelo predictivo modela la inyección micelar (surfactante) - polímero en 
yacimientos en los cuales ya ha ocurrido un proceso de recuperación secundaria 
por inyección de agua hasta llegar a una saturación de petróleo residual. Por lo 
tanto, solo se considerará una inyección terciaria. El modelo tiene la opción de hacer 
un estimado sencillo de recuperación de petróleo por procesos con álcali o álcali-
polímero. Esta opción fue agregada por el NPC posterior a su revisión del método y 
se computa simplemente como un 15% (álcali) o 40% (álcali-polímero) del proceso 
de recuperación surfactante-polímero143. 

Del modelo, se obtiene una función Tasa de petróleo vs. Tiempo para un patrón 
simple, y los resultados pasan a evaluación económica; cuando se quiere estimar 
el comportamiento de un patrón múltiple, se debe especificar la programación de 
desarrollo del patrón144. En el modelo CPFM, se usa teoría y resultados de 
simulación numérica para pronosticar recobro de petróleo en patrones normales de 
cinco puntos. La teoría de flujo fraccional permite que se determine el banco de 
petróleo, la ruptura de surfactante y la vida del proyecto. Un factor tipo Koval, que 
se basa en el coeficiente de Dykstra-Parsons, se usa para considerar los efectos de 
la heterogeneidad del yacimiento, en las velocidades del banco de surfactante y de 
petróleo145. 

La eficiencia de recobro total es el producto de las eficiencias de desplazamiento en 
una dimensión 1D, la eficiencia de barrido vertical del surfactante y el barrido del 

                                                 
142 DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY 
AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Chemical Flood Predictive Model, Supporting 
Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy Report III-5. 1986. p 1. 
143 Ibíd. p 2. 
144 Ibíd. p 2. 
145 Ibíd. p 2. 
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polímero. La eficiencia de desplazamiento es determinada mediante el número 
capilar, el cual está en función de la permeabilidad, profundidad y espaciamiento 
entre los pozos. El método utiliza correlaciones derivadas de simulaciones 
numéricas para expresar la eficiencia de barrido vertical como una función del 
tamaño del tapón de surfactante, adsorción del mismo y heterogeneidad del 
yacimiento. Para el caso de la eficiencia de barrido del polímero se emplea un factor 
empírico desarrollado por simulación numérica el cual es función del tamaño del 
tapón de polímero y de la eficiencia de barrido vertical. La eficiencia de recobro total 
es corregida por los efectos de flujo cruzado, los cuales también son calculados 
mediante una fórmula obtenida con simulaciones numéricas y que depende de la 
proporción de permeabilidad vertical contra permeabilidad horizontal146. 

Las asunciones y limitaciones del método son las siguientes147: 

ǒ El petróleo objetivo es el petróleo remanente en la zona barrida de la inyección 
de agua, es decir, el modelo se limita a la recuperación terciaria. 

 
ǒ El modelo CPFM no se reduce a un modelo de inyección de agua en la ausencia 

de surfactante o polímero. Aunque se considera la adsorción de surfactante, la 
adsorción de polímero en el modelo no se tiene en cuenta. 

 
ǒ La eficiencia de desplazamiento del proceso de inyección de surfactantes-

polímeros, es una función del número capilar, que se calcula con la 
permeabilidad, profundidad y espaciamiento (área de drenaje dividida en dos). 
Este cálculo, asume constante la tensión de la interfase surfactante-petróleo (10-

3 dinas/cm), y aplica solamente para patrones de cinco puntos, las razones se 
dan más adelante. 

 
ǒ La tasa de inyección-producción se considera constante a lo largo del proceso 

de recobro mejorado. En los cálculos de inyectividad, la viscosidad del tapón de 
surfactante es igual a la viscosidad del petróleo. 

 
ǒ El perfil de la curva de producción para yacimientos heterogéneos es triangular, 

y la ruptura del petróleo y del surfactante se determina con la teoría de flujo 
fraccional; en los cálculos se considera que la velocidad del surfactante, no 
cambia cuando el frente de polímero supera el frente de surfactante; como pasa 
generalmente en las capas de baja permeabilidad, el error al hallar el recobro 
promedio de petróleo es pequeño. Se supone que la tasa máxima de petróleo 
se presenta con la ruptura del surfactante. 

ǒ Para hallar la eficiencia de barrido vertical se asume que: 
 
1. La saturación de petróleo móvil y el retraso en el frente del surfactante debido a 

la adsorción, son uniformes. 

                                                 
146 Ibíd. p 3. 
147 Ibíd. p 3-4. 
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2. La dispersión del tapón de surfactante es despreciable. 
3. La razón de movilidad de todos los frentes es uno. 
4. La saturación de petróleo se reduce a un valor constante, que se determina por 

medio de la curva de desaturación, en todo el espacio poroso en el que hay 
presencia de surfactante.   

 
El NPC consideró que los valores máximos de temperatura y salinidad aptos para 
el uso de este modelo son 230°F de temperatura y 80000 ppm de sólidos totales 
disueltos TDS. 

4.1.1 Descripción del modelo predictivo. Para el desarrollo del modelo se 
procede a estimar el petróleo objetivo (TO o Target oil) de la inyección química, o la 
porción de petróleo in situ que permanece después de la inyección de agua. La 
fracción de TO producido durante la inyección química, se define como la eficiencia 
de recobro general (ER). La ER es determinada como una función del número 
capilar en campo, y de las eficiencias de barrido para heterogeneidad vertical y el 
bache de polímero. Una curva de Tasa de petróleo vs. Tiempo, o función de 
producción, es estimada mediante la utilización de la ecuación de flujo fraccional, 
teniendo en cuenta la adsorción adimensional del surfactante. El área bajo la curva 
de producción, la cual es por definición el petróleo recuperable, es usada para 
estimar la tasa máxima de petróleo148. 

¶ Cálculo del petróleo objetivo (TO). El petróleo objetivo es el petróleo que 
queda en la porción barrida por el agua del yacimiento, y se reduce a la fracción 
del yacimiento sobre el agua de fondo (fbw) y bajo la capa de gas (fgc). Se asume 
resaturación completa de la porción del yacimiento que no ha sido barrida, y 
barrido areal de la inyección química igual al de la inyección de agua realizada 
anteriormente149. La ecuación 29 muestra cómo se calcula el TO en este método. 

Ecuación 29. Petróleo objetivo luego de la inyección de agua convencional. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. En: SPE California Regional 
Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 2.   

Donde: 

TO = Petróleo objetivo. 

                                                 
148 PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. En: SPE 
California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 1. 
149 Ibíd. p 1. 
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Sorw= Saturación de petróleo residual al agua (%). 

Soi = Saturación de petróleo inicial (en el descubrimiento) (%). 

Np= Petróleo acumulado producido al final de la inyección de agua (Bbl). 

OOIP= Petróleo original in situ (Bls). 

Boi= Factor volumétrico de formación del petróleo inicial (en el descubrimiento) 
(BN/BY). 

Bof= Factor volumétrico de formación del petróleo final (BN/BY). 

fbw= Fracción del yacimiento por encima del agua de fondo. 

fgc= Fracción del yacimiento por debajo de la capa de gas. 

En caso de que no se tengan disponibles los valores del petróleo original in situ, 
petróleo acumulado producido al final de la inyección de agua y factores 
volumétricos de formación del petróleo150; el petróleo objetivo se puede determinar 
a partir de despejar TO de la ecuación 30. 

Ecuación 30. Volumen poroso inundable. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-
polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 3.   

Donde 

VP=A hɲ (volumen poroso inundable). 

h= Espesor de la capa. 

¶ Tasa y número capilar. Se utiliza la ecuación de flujo de estado estable de 
Muskat para un patrón cinco puntos para determinar la tasa de producción de 
estado estable como se observa en la ecuación 31. 

 

 

 

 

 

                                                 
150 Ibíd. p 2. 
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Ecuación 31. Flujo de estado estable para un patrón de cinco 
puntos. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-
polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 3. 

Dónde: 

q= Tasa líquida de producción/inyección para estado estable, Bbl/día. 

Cǋp= Coeficiente de inyectividad. 

Aespaciamiento= Área del patrón al pozo inyector (espaciamiento), acres. 

k= permeabilidad, mD 

h=Espesor de la capa, ft. 

D= Profundidad, ft.  

µo= Viscosidad del petróleo, cP.  

Para hallar el coeficiente de inyectividad se procede a utilizar la ecuación 32. 
mostrada a continuación. 

Ecuación 32. Cálculo del coeficiente de inyectividad. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 3.   

 

Dónde: 

ȹP= Ca²da de presi·n inyector-productor (psi). 

D= Profundidad, ft. 

µ = Viscosidad del fluido inyectado, cP. 

µo = Viscosidad del petróleo, cP. 

La ecuación 33 muestra cómo se calcula el número capilar y usando los resultados 
obtenidos por Parsons para la velocidad media en un patrón de cinco puntos (ver 
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ecuación 34) se procede a redefinir la ecuación de número capilar y obtener la 
ecuación 35. 

Ecuación 33. Número capilar. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-
polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 3.   

Dónde: 

ό = Velocidad Darcy, ft/día. 
„ = Tensión interfacial. 

µ = Viscosidad, cP. 

Ecuación 34. Velocidad media en un patrón de cinco puntos según 
Parsons. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 3.   

Asumiendo que µ å µo y „ =10ī3 dinas/cm se obtiene la nueva ecuación para hallar 
el número capilar: 

Ecuación 35. Número capilar redefinido. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-
polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 3.   

Teniendo en cuenta información de inyección y producción de 16 campos de prueba 
con procesos de recobro mejorado surfactantes-polímeros, se define el valor de Cǋp 
mediante la ecuación 30; los valores oscilan entre 0,13 y 3,63 psia/ft con un 
promedio de 0,3 psia/ft, valor que se utiliza por defecto cuando no hay información 
disponible (ese valor coincide con el límite de la columna de agua)151. 

                                                 
151 Ibíd. p 2. 



 

120 

¶ Retención de surfactante en areniscas. Es conveniente expresar la retención 
de surfactante en unidades de volumen poroso del tapón de surfactante 
inyectado requerido para satisfacer toda la adsorción. Es posible calcularla 
igualando el surfactante total inyectado con el surfactante total adsorbido, tal 
como muestra la ecuación 36. 

Ecuación 36. Retención de surfactante en areniscas. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 4.   

Dónde: 

Ds= retención de surfactante en areniscas (volumen poroso/volumen poroso 
inyectado). 

Ø= Porosidad (fracción). 

ɟr= Densidad de la roca (g/cc). 

as= Retención de surfactante, (mg/g roca). 

ɟs= Densidad del surfactante (g/cc). 

Cs= Concentración de surfactante en el tapón, Fracción volumen. 

La cantidad Vps/Ds, en donde Vps son los volúmenes porosos inyectados de los 
tapones es conocido como el tamaño adimensional del tapón (RTS). Generalmente 
Vps es mayor a Ds por lo que el rango de esta proporción oscila entre 1,2 y 1,3. 

La retención de surfactante, as, se puede hallar con una correlación entre la 
adsorción de surfactante en arenas y la fracción total de arcilla, como se puede ver 
en la figura 31, en la que solo se muestran algunos de los datos usados para la 
correlación. La línea más baja de la figura 31, representada por la ecuación 37, es 
recomendada si no hay información de laboratorio disponible; si la fracción de arcilla 
tampoco se conoce, se puede usar as=0,4 mg/g como una estimación del orden de 
magnitud. La línea superior, es una estimación de la actual retención histórica del 
campo; los datos de campo son mayores debido a que tal vez reflejan otros 
mecanismos de retención, adicionales a la retención de arcilla152. 

 

 

                                                 
152 Ibíd. p 2. 
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Figura 31. Retención de surfactante en arenas con datos de campo y laboratorio. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. En: 
SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, 
p. 10.  

 

Ecuación 37. Retención de surfactante. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for 
micellar-polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 
March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 2.  

 

¶ Algoritmo para la recuperación de petróleo. La eficiencia del recobro terciario 
en la ausencia de flujo cruzado se puede definir como el producto de la eficiencia 
de desplazamiento microscópico por la eficiencia de barrido vertical por la 
eficiencia de movilidad del bache o tapón de polímero153, tal como muestra la 
ecuación 38. 

                                                 
153ANGARITA BUITRAGO, Natalia. BUITRAGO PEÑA, Solangie. Desarrollo de un Modelo Predictivo 
para Inyección de Químicos Surfactantes-Polímeros Convencional. Bogotá D.C. 2016. Fundación 
Universidad de América. Facultad de Ingenierías. Programa de Ingeniería de Petróleos. p. 105. 
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Ecuación 38. Eficiencia de recobro terciario de petróleo 
cuando en ausencia de flujo cruzado. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-
polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 2.  

Dónde: 

ER= Eficiencia de recobro de petróleo (fracción). 
ED= Eficiencia de desplazamiento microscópica (fracción). 
EV= Eficiencia de barrido vertical (fracción). 
EMB= Eficiencia de movilidad del bache de polímero (fracción). 

La estimación de la eficiencia de recobro ER para procesos de inyección de 
surfactante polímeros permitirá determinar el volumen de petróleo recuperable, 
como muestra la ecuación 39. 

Ecuación 39. Petróleo recuperable del proceso. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF 
AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF 
VENEZUELA. Chemical Flood Predictive Model, p. 16.   

A continuación, se explicará cómo obtener cada una de las eficiencias mencionadas 
en la ecuación 37. 

¶ Eficiencia de desplazamiento: Se caracteriza por ser una eficiencia 
microscópica, por lo que es independiente del barrido y es función del número 
capilar por medio de la curva de desaturación capilar CD. La eficiencia de 
desplazamiento microscópica, se alcanza cuando la relación adimensional del 
tamaño del tapón de surfactante es lo suficientemente grande154. Se puede 
obtener esta eficiencia de desplazamiento mediante la ecuación 40 

Ecuación 40. Eficiencia de desplazamiento microscópica. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 2.  

                                                 
154 PAUL, George W., et al. Op cit p 2. 
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Dónde: 

Sorc= Saturación de petróleo residual al químico. 

Sorw= Saturación de petróleo residual al agua. 

El método CFPM posee tres métodos para obtener la eficiencia de desplazamiento 
microscópica:  

1. Calcular el número capilar con la ecuación 34 y utilizar la curva de desaturación 
capilar del yacimiento, aunque normalmente no se cuenta con esta.  

2. Pruebas de tapón en núcleos de campo, con una relación adimensional del 
tamaño del tapón de surfactante grande.  

3. Hallar el número capilar con la ecuación 33 y utilizar las curvas de desaturación 
capilar para areniscas Berea, como las desarrolladas por Gupta-Trushenski, 
mostradas en la figura 33. En el modelo, la influencia de la humectabilidad en la 
eficiencia de desplazamiento, se aproxima con una interpolación lineal, como la 
relación de permeabilidades relativas en los puntos extremos (ver la ecuación 
40); R=0.1 corresponde a rocas humectadas al agua y R=10 para rocas 
humectadas al petróleo. 

Figura 32.  Curvas para areniscas Berea desarrollada por Gupta-Trushenski. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. En: SPE California 
Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733. p. 34. Modificado por los 
autores.  
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Ecuación 41. Relación de permeabilidades relativas en los puntos 
extremos. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 3.  

Donde: 

ko
rw= Permeabilidad relativa del agua a la saturación de petróleo residual. 

k°ro= Permeabilidad relativa del petróleo a la saturación de agua residual. 

¶ Eficiencia de barrido vertical: este parámetro es función de la heterogeneidad, 
calculada a través del coeficiente de Dykstra-Parsons y la relación adimensional 
del tamaño del tapón de surfactante, como se plantea en la ecuación 42. Para 
tener en cuenta el flujo en el medio poroso, se utiliza la razón de movilidad efectiva 
y por eso aparecen las variables de capacidad de almacenamiento y capacidad 
de flujo. 

Ecuación 42.  Eficiencia de barrido vertical. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 3.  

Dónde: 

Cm= Capacidad de almacenamiento de la capa donde la posición longitudinal 
adimensional, es igual a 1 en el pozo productor (donde el frente de polímero 
sobrepasa el frente de surfactante). 

Fm= Capacidad de flujo donde la posición longitudinal adimensional, es igual a 1 en 
el pozo productor (donde el frente de polímero sobrepasa el frente de surfactante). 

Los parámetros Cm y Fm también poseen fórmulas para calcularlos, las cuales se 
pueden observar a continuación (Vea ecuación 43 y 44 respectivamente). 
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Ecuación 43. Capacidad de almacenamiento de la capa m. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 8. 

Ecuación 44. Capacidad de flujo de la capa m. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 8.  

Donde Me corresponde a la razón de movilidad efectiva, la cual puede ser calculada 
mediante la ecuación 45. Cabe la pena resaltar que la ecuación 43 solo es válida si 
Vps/Ds Ò Me, de lo contrario (Vps/Ds > Me), Fm es igual a 1155. 

Ecuación 45. Razón de movilidad efectiva. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 8.  

 

¶ Eficiencia de movilidad del bache de polímero: Se establece mediante la relación 
entre el volumen de petróleo producido y el volumen de petróleo movilizado. 

¶ Como se describe en la ecuación 46, debería ser función tanto del volumen 
poroso de polímero inyectado (VMB), como de la relación adimensional del 
tamaño del tapón de surfactante (Vps/Ds), y el coeficiente de Dykstra-Parsons 
(VDP). 

 

 

                                                 
155 Ibíd. p 8. 
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Ecuación 46. Eficiencia de movilidad del bache de polímero. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. 
En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. 
SPE-10733, p. 3. 

Donde: 

EMBo=EMB|VMB=0 

Ŭ= constante=0,4. 

ɓ= Constante=1,2. 

VMB= Tamaño del bache de polímero en términos de volumen poroso (fracción). 

La eficiencia de movilidad del bache de polímero (EMB), se puede también 
determinar mediante la ecuación 47, con la eficiencia de desplazamiento 
microscópica (ED) establecida para una sola dimensión, relación adimensional del 
tamaño del tapón de surfactante grande y eficiencia de barrido vertical (EV), 
calculada por un procedimiento para capas finitas. En este sentido, la ecuación 47 
se relaciona correctamente con la ecuación 46, cuando se cumple que Ŭ=0,4, ɓ=1,2 
y EMBo se define como en la ecuación 48. 

Ecuación 47. Eficiencia de movilidad del bache de polímero. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-
polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 3.  

 

Ecuación 48. Constante EMBo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-
polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 3.  
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¶ Función de producción. La función de producción puede ser calculada tanto 
para medios homogéneos como heterogéneos. 
 

Medio Homogéneo 
 
De acuerdo a la teoría de flujo fraccional, un flujo micelar-polimérico bien diseñado 
debe generar un banco de petróleo limpio de saturación constante Sob y flujo 
fraccional fob= fo (Sob). Este banco será desplazado por el frente del surfactante con 
una velocidad específica, la cual se puede observar en la ecuación 49. La velocidad 
específica es la velocidad real del frente dividido por la velocidad intersticial. 

Ecuación 49. Velocidad específica del frente de surfactante. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 3.  

La ecuación 48 asume que no hay gran curvatura en la curva de flujo fraccional de 
baja tensión interfacial, una suposición acertada para el método CFPM. La velocidad 
del frente de surfactante también se puede expresar en función de la saturación de 
petróleo, y del cambio de flujo fraccional en la parte posterior del banco de petróleo, 
tal como se puede ver en la ecuación 50. 

Ecuación 50. Velocidad específica del frente de surfactante en 
función del flujo fraccional. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 3.  

Dónde: 

fob= Flujo fraccional del banco de petróleo, flujo de fase/flujo total. 

Sob= Saturación del banco de petróleo. 

fwb= Flujo fraccional del banco de agua, flujo de fase/flujo total. 

Swb= Saturación del banco de agua. 

Las ecuaciones 49 y 50 dan una relación para la saturación del banco de petróleo la 
cual debe ser resuelta simultáneamente con la curva de flujo fraccional de agua-
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petróleo fw=fw(Sw). La solución gráfica se obtiene la mediante la figura 34. y consiste 
en la intersección de la línea recta que pasa a través de los puntos fw=0, Sw=īDs y 
fw=1, Sw=1-Sorc con la curva de flujo fraccional. 

Figura 33. Curva de flujo fraccional. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. 
En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-
10733, p. 35. 

Si se asume que la saturación de petróleo residual es constante permite hallar una 
expresión para la velocidad específica de frente del banco de petróleo (Ver ecuación 
51.) 

Ecuación 51. Velocidad específica de frente del banco de petróleo 
en un medio homogéneo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 3.  
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Dónde: 

foi= Flujo fraccional de petróleo inicial (en el descubrimiento). 

Para procesos de recobro terciario se debe asumir lo siguiente: 

 

Las velocidades específicas de la ecuación 49 y la ecuación 51 llevan a formar las 
expresiones matemáticas para el tiempo adimensional de ruptura del banco de 
petróleo (ver ecuación 52) y del surfactante (ver ecuación 53). 

Ecuación 52. Tiempo adimensional de ruptura del banco de 
petróleo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 3.  

Ecuación 53. Tiempo adimensional de ruptura del banco de 
surfactante. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 3.  

 

El corte de petróleo para un medio homogéneo es: 

Foi hasta tD= tDob 

Fob para tDob < tD < tDs 

0, para tD > tDob 

 

Medio heterogéneo 
 
La función de producción propuesta para este caso es triangular y basada en las 
velocidades de las ecuaciones 48 y 50 modificadas para tener en cuenta la 
estratificación de las capas. La forma triangular se seleccionó debido a que puede 
ser descrita con solo 4 variables, las cuales son: tiempo ruptura del petróleo, tiempo 
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de la tasa máxima de flujo de petróleo, tasa de petróleo máxima y tiempo de tasa 
cero156.  

La capacidad de flujo F de un arreglo de capas está relacionada tanto a la capacidad 
de almacenamiento C como a la razón de movilidad efectiva, la cual se describió en 
anteriormente (ver ecuación 43). La ecuación 54 muestra cómo se puede obtener la 
capacidad de flujo para un arreglo de capas. 

Ecuación 54. Capacidad de flujo para un arreglo de capas. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-
polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 4.  

La velocidad específica del fluido en la capa más rápida sería equivalente a lo 
mostrado en la ecuación 55, en donde se asume que C=0 (no hay almacenamiento). 

Ecuación 55. Velocidad especifica en la capa más rápida del 
arreglo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-
polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 4.  

La velocidad del banco de petróleo y los frentes del surfactante en el medio 
comparados con la velocidad intersticial general promedio son descritas por las 
ecuaciones 56 y 57. Adicionalmente, la ecuación 58 y la ecuación 59, describen el 
tiempo de ruptura adimensional del frente de surfactante y del banco de petróleo. 

Ecuación 56. Velocidad del banco de petróleo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 4. 

Dónde: 

vǋob= Velocidad adimensional del banco de petróleo para medio heterogéneo. 

                                                 
156 Ibíd. p 3. 
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vob= Velocidad adimensional del banco de petróleo para medio homogéneo. 

Ecuación 57. Velocidad del frente de surfactante. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 4.  

Dónde: 

vǋs= Velocidad adimensional del surfactante para medio heterogéneo. 

vs= Velocidad adimensional del surfactante para medio homogéneo. 

Ecuación 58. Tiempo adimensional de ruptura del banco de 
petróleo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 4.  

Ecuación 59. Tiempo adimensional de ruptura del surfactante. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 4. 

El m®todo asume que la tasa m§xima de petr·leo, ocurrir§ a tǋDs, punto en el cual el 
corte promedio de petróleo será como se describe en la ecuación 60.  

Ecuación 60. Flujo fraccional del pico de petróleo (fractional flow oil 
peak). 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 4.  

El último término de la ecuación expresa la capacidad de flujo del yacimiento, a una 
capacidad de flujo en la cual la velocidad del surfactante en la capa de más alta 
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permeabilidad (vs*Me), es igual a la velocidad del banco de petróleo en una capa de 
permeabilidad más baja (vob*F)157. 

Para tDob< tD < tDs el corte de aceite incrementa linealmente debido a que las capas 
están produciendo más petróleo en vez de producir agua o surfactante. Esto se da 
debido a que la ruptura de petróleo se da antes que las del resto de fluidos. Por otro 
lado, si tD > tDs el corte de aceite va a caer linealmente debido a que las capas van 
a comenzar a producir surfactante o polímero. Todas las ecuaciones tanto para la 
función de producción homogénea como heterogéneas asumen que no habrá un 
cambio de la velocidad del surfactante cuando el frente de polímero lo alcanza, lo 
cual tienden a pasar en las capas de bajas permeabilidades que no contribuyen 
inicialmente a la función de producción comparadas con las de alta 
permeabilidad158. 

El punto final de la función triangular de producción (el tiempo adimensional de tasa 
de producción cero o tDsw) es seleccionado de tal forma que el recobro total por 
inyección de químicos sea equivalente al área debajo de la función de producción159 
en la figura 34. Y que concuerde con lo expresado en la ecuación 61. 

 

Figura 34. Función de producción adimensional. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. En: SPE California 
Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 36. Modificado por los autores. 

 

 

 

 

                                                 
157 Ibíd. p 4. 
158 Ibíd. p 4. 
159 Ibíd. p 4. 
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Ecuación 61. Tiempo adimensional de tasa de 
producción cero. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for 
micellar-polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-
26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 4.  

Finalmente, la función adimensional de producción debe ser convertida a una 
función dimensional (ver figura 35.) de tasa de petróleo (STB/d) vs. tiempo (días). 
Esta conversión se puede hacer mediante las ecuaciones 62 y 63. 

Figura 35. Función dimensional de producción para medio heterogéneo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. En: SPE California Regional 
Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 21. Modificado por los autores. 

Ecuación 62. Tasa de producción de petróleo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive 
model for micellar-polymer flooding. En: SPE California 
Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 4.  

Donde 

q: tasa de producción (ver ecuación 63). 
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Ecuación 63. Tiempo en días. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified 
predictive model for micellar-polymer flooding. En: 
SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San 
Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 4.  

Donde 

Vp: Volumen poroso inundable (ver ecuación 30). 

¶ Corrección para el flujo cruzado. Se realizaron simulaciones de secciones 
transversales bidimensionales, y simulaciones numéricas tridimensionales, 
variando el coeficiente de Dykstra-Parsons (VDP), la relación adimensional del 
tamaño del tapón de surfactante (Vps/Ds) y el número adimensional de flujo 
cruzado160 descrito en la ecuación 64. 

Ecuación 64. Número adimensional de flujo cruzado. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, 
California. 1982. No. SPE-10733, p. 8.  

Dónde: 

RL: Número adimensional de flujo cruzado. 

L= Distancia inyector-productor. 

H= Espesor interno total. 

En simulaciones realizadas por el autor, kv/kh varió desde aproximadamente 10-7 
(RL=0,025), hasta aproximadamente 0,6 (RL=40). Al analizar los resultados 
obtenidos en la simulación se puede observar que el tiempo de ruptura (tob) y el 
tiempo de barrido (tsw), fueron generalmente independientes del número 
adimensional de flujo cruzado (RL); de este modo, como una aproximación de la 
función de producción de flujo cruzado con el recobro de petróleo (ER), el recobro 
de flujo cruzado bajo, se incrementa en ȹER y se plantea en la ecuaci·n 65, para 
RL>0161. 

 

                                                 
160 Ibíd. p 8. 
161 Ibíd. p 8. 
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Ecuación 65. Incremento del recobro en presencia de flujo cruzado. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer 
flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 
1982. No. SPE-10733, p. 4.  

Dónde: 

ὉὙὅ= Eficiencia de recobro terciario de petróleo cuando hay flujo cruzado. 

La figura 36 muestra un resumen de los resultados de las simulaciones realizadas. 

Figura 36. Efecto del flujo cruzado en el recobro de petróleo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. En: SPE California 
Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 37. Modificado por los autores. 

4.1.2 Metodología del modelo. A continuación, se muestra un resumen de cómo 
debe desarrollarse el método y cada uno de sus pasos. 

1. Calcular el petróleo objetivo (TO): calcular el TO mediante la ecuación 29. Si no 
se dispone de información sobre el Petróleo Original in situ (OOIP), petróleo 
acumulado producido anterior a la inyección de químicos ni los factores 
volumétricos, debe usarse la ecuación 30 o ecuación de volumen poroso 
inundable. 

2. Calcular la tasa y número capilar 
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¶ Hallar el caudal o tasa q de estado estable para un patrón de cinco puntos 
mediante la ecuación 31. 
 

¶ Determinar el coeficiente de inyectividad mediante la ecuación 32. Si no se 
dispone de la información suficiente para calcularlo, usar el valor por defecto de 
Cǋp=0,3 psia/ft. 

 

¶ Hallar la velocidad media en un patrón de cinco puntos propuesta por los 
estudios de Parsons (ver ecuación 34) 

¶ Es recomendable hallar el número capilar mediante la ecuación 35, aunque se 
pueda hallar también con la ecuación 33. 

3.  Cálculo de la retención de surfactantes en areniscas 

¶ Calcular la retención de surfactantes con la ecuación 37 si se dispone de la 
información para calcularlo. De lo contrario se puede asumir que as=0.4 mg/g. 

 

¶ Calcular la retención de surfactante expresada en unidades de volúmenes 
porosos mediante la ecuación 36. 

 
4. Cálculo de la recuperación de petróleo: para calcular la cantidad de petróleo 

recuperable es necesario usar la ecuación 39. 

¶ Dado que la ecuación 39 depende de la eficiencia de recobro ER, se debe 
primero hallar esta mediante la ecuación 38, la cual depende a su vez de otros 
parámetros que deben ser calculados antes. Cabe la pena resaltar que esta 
ecuación no considera los efectos de flujo cruzado. 

¶ Cálculo de la eficiencia de desplazamiento: Determinar mediante las curvas de 
saturación capilar para areniscas Berea (ver figura 32), utilizando el número 
capilar que se ha calculado con la ecuación 35. Debe considerarse la 
humectabilidad y por eso es necesario saber el valor de la relación de 
permeabilidades relativas en los puntos extremos, por medio de la ecuación 41; 
interpolar entre los siguientes límites: R=0,1 a Ncap=10ī5 para rocas humectadas 
al agua ñwater wetò y R=10 a Ncap=10ī4 para rocas humectadas al petr·leo ñoil 
wetò. 

¶ Para el cálculo de la eficiencia de barrido vertical se debe primero hallar la razón 
de movilidad efectiva, la cual depende del coeficiente de heterogeneidad de 
Dykstra-Parsons. (Se recomienda calcularlo mediante el método descrito en el 
numeral 2.9.1.1 del capítulo 2). Una vez se tenga el coeficiente VDP obtener la 
razón de movilidad con la ecuación 45. 

¶ Hallar la capacidad de almacenamiento mediante la ecuación 43 y la capacidad 
de flujo mediante la ecuación 44. 

¶ Calcular la eficiencia de barrido vertical con la ecuación 42. 

¶ Hallar EMBo mediante la ecuación 48 a fin de poder obtener la eficiencia de 
movilidad del bache de polímero. 
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¶ Calcular la eficiencia de movilidad del bache de polímero mediante la ecuación 
46. 

¶ Calcular ER y petróleo recuperable con las ecuaciones 38 y 39. 

5.  Función de producción 

Para medio homogéneo 

¶ Calcular la velocidad del frente de surfactante mediante la ecuación 48. 

¶ En el diagrama de flujo fraccional (ver figura 33), trazar una línea recta que pase 
a través de los puntos fw=0, Sw=īDs y fw=1, sw=1īSorc. La intersección en la 
curva, será el punto fw=1īfob, Sw=1īSob. 

¶ Calcular la velocidad del banco de petróleo con la ecuación 51, considerando 
que Soi=Sor y foi=0 en los procesos de recuperación terciaria. 

¶ Hallar el tiempo de ruptura adimensional del banco de petróleo con la ecuación 
52 y tiempo de ruptura adimensional del surfactante mediante la ecuación 53. 

¶ Por último, construir la gráfica de la función adimensional de producción de 
petróleo teniendo en cuenta las siguientes consideraciones: 

 
Foi hasta tD= tDob 

Fob para tDob < tD < tDs 

0, para tD > tDob 

Para medio heterogéneo 

¶ Calcular la velocidad del frente de petróleo con la ecuación 56 y la velocidad del 
frente de surfactante con la ecuación 57. 

¶ Calcular los tiempos adimensionales de ruptura de petróleo y surfactante 
mediante las ecuaciones 58 y 59 respectivamente. 

¶ Calcular el tiempo adimensional cuando la tasa de petróleo es cero con la 
ecuación 59. 

¶ Construir la gráfica de la función adimensional de producción de petróleo 
teniendo en cuenta los parámetros de la figura 37162. 

 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                 
162 Ibíd. p 4. 
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Figura 37. Corte de petróleo para un medio heterogéneo. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. En: SPE California Regional 
Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 4. Modificado por los autores. 

¶ Convertir la función adimensional de producción en una función dimensional 
utilizando la ecuación 61 para la tasa de producción de petróleo y la ecuación 62 
para tiempo. 

 
6. Corrección por efectos del flujo cruzado 

La corrección por efectos del flujo consiste en los siguientes pasos 

¶ Calcular el número adimensional de flujo cruzado RL por medio de la ecuación 
64. 

¶ Si RL>0. 

¶  Calcular el incremento en la eficiencia de recobro de petr·leo ȹER con la 
ecuación 65. Si RL<0 no se debe corregir por efectos de flujo cruzado. 

¶ Determinar la nueva eficiencia de recobro cuando hay flujo cruzado mediante la 
ecuación 66. 

Ecuación 66. Nueva eficiencia de recobro, teniendo en 
cuenta los efectos de flujo cruzado. 

 

Fuente: PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for 
micellar-polymer flooding. En: SPE California Regional Meeting, 24-26 
March, San Francisco, California. 1982. No. SPE-10733, p. 4. Modificado 
por los autores. 

¶ Recalcular el tiempo adimensional de tasa de producción cero (ver ecuación 61) 
con EC

R en vez de ER. 
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4.2  MODELO PREDICTIVO PARA INYECCIÓN DE POLÍMEROS Y AGUA, PM 

El modelo predictivo PM (Polymer Model) fue desarrollado para procesos de 
inyección de agua y polímeros, en el estudio de proyección y análisis de viabilidad. 

El modelo aplica para patrones de flujo homogéneo, no considera la estratificación 
de la permeabilidad y aplica para yacimientos que no tengan flujo cruzado entre 
capas, a su vez contempla que en muchas ocasiones la data detallada del reservorio 
no está disponible, por lo que contiene métodos para estimar ciertas propiedades 
del fluido y del reservorio.   

Los cálculos llevados a cabo en el modelo se pueden dividir en cuatro grupos163: 

ǒ Equilibrio vertical.  
ǒ Ecuaciones de flujo en una dimensión (1-D). 
ǒ Barrido areal. 
ǒ Inyectividad. 

 
Los tres primeros, corresponden a la representación de un reservorio en tres 
dimensiones, y permite producir una tabla adimensional del fluido inyectado vs. el 
agua acumulada, petróleo y gas producido para patrones de 5 puntos. El cuarto 
grupo tiene en cuenta las tasas de inyección, dando como resultado una tabla 
dimensional de tasas, fluido inyectado acumulado, volúmenes producidos y ratio 
agua-petróleo en funciones del tiempo.   

4.2.1 Descripción del modelo predictivo para inyección de polímeros y agua, 
PM. Los cuatro grandes grupos en los que se dividen los cálculos desarrollados en 
el modelo predictivo PM, son: 

ǒ Equilibrio Vertical. El equilibrio vertical se refiere a la distribución de la 
saturación a través de una sección transversal del reservorio. Las relaciones VE 
son usadas en el modelo para generar ñpseudo-funcionesò para la permeabilidad 
relativa en reservorios con buena comunicación vertical. En este sentido el 
modelo permite que los problemas en tres dimensiones sean reducidos a áreas 
en dos dimensiones, o que los sistemas verticales 2-D, sean reducidos a lineales 
en una sola dirección, simplificando así las ecuaciones de flujo164. Para la 
formulación generalizada del equilibrio vertical, el modelo considera una sección 
transversal de un reservorio 2-D, siguiendo las siguientes asunciones165: 
 

1. Deben existir dos fases presentes, agua y gas (no debe existir gas libre). 
 

2. Tanto las fases como el volumen de poro son incompresibles. 

                                                 
163 R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil 
Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 2. 
164 Ibíd. p 2. 
165 Ibíd. p 2. 
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3. El flujo es isotérmico. 
 
4. Permeabilidad absoluta en la dirección x, porosidad, permeabilidad relativa de la 

roca y curvas de presión capilar, son funciones especificadas de z (pueden ser 
capas discretas). 

 
5. Todas las propiedades físicas de la roca y del fluido, son independientes de la 

dirección x, incluyendo tanto el espesor bruto como la disposición de la capa. 
 
6. Los efectos de la presión capilar en la dirección x, son despreciables.  
 
7. Se aplica equilibrio vertical 
 
8. Límites impermeables a lo largo del tope y la base del yacimiento.  

 
Un balance de materiales en la sección transversal sobre la dirección z, genera una 
ecuación de conservación de 1-D para la fase de agua, como se muestra en la 
ecuación 67:  

Ecuación 67. Balance de materiales de la sección transversal. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer flooding. En: 
SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. 
SPE/DOE-12653, p. 2.  

Donde cada uno de sus términos se encuentran expresados de la ecuación 68 a la 
71:  

Ecuación 68. Distancia adimensional en dirección x. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-
18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 2.  
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Ecuación 69. Tiempo adimensional del volumen poroso 
inyectado. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, 
Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 2.  

 

Ecuación 70. Promedio de saturación de agua en una 
sección transversal. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, 
Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 2.   

 

Ecuación 71. Flujo fraccional promedio en una sección 
transversal.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, 
Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 2.   

 

Donde 
ὸ  = tiempo adimensional del volumen poroso inyectado en una sección 
transversal del yacimiento 
 ὢ= distancia adimensional en la dirección x 
ὒ=Longitud del yacimiento en la dirección x, en pies 

Ὗ= Velocidad superficial en la dirección x, en longitud/tiempo 
Ὗ = Velocidad superficial del componente x en la fase de agua 
ὼ= direccion del flujo 
 Las barras representan valores promedio sobre una sección.  
 

Para conocer el flujo fraccional de agua se aplica la ecuación 72, como se muestra 
a continuación. 
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Ecuación 72. Flujo fraccional de agua aplicando VE.  

  

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, 
Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 3.  

 
Donde ὔ , es la funcion de gravedad adimensional y ὓ, corresponde a la razón del 
promedio de movilidad en una sección transversal. Estas dos se encuentran 
definidas por las ecuaciones 73 y 74 respectivamente.  
 

Ecuación 73. Función de gravedad adimensional.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, 
Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 3.   

 

Ecuación 74. Promedio de la razón de movilidad para 
una sección transversal. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 
15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 3.   

Donde: 

ῳ”= Diferencia de la densidad, (masa/volumen) 

Ὣ=Gravedad 

•=Angulo de inclinacion 

ὑ ȟ=Permeabilidad pseudo-relativa al petróleo y al agua 

ὑ= Permeabilidad absoluta en dirección x  

‘ȟ=Viscosidad del petróleo y agua respectivamente (cP).  

Las permeabilidades pseudo-relativas para el crudo y el agua, son definidas por las 
ecuaciones 75 y 76:  
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Ecuación 75. Permeabilidad pseudo-relativa del crudo. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, 
Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 3.  

 

Ecuación 76. Permeabilidad pseudo-relativa del agua. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, 
Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 3.   

Para evaluar las permeabilidades pseudo-relativas del agua y del petróleo, se debe 
conocer las permeabilidades relativas de estas (ὑ y ὑ ). Esto se realiza a traves 
de las siguientes relaciones166:  

¶ Mediante curvas de permeabilidad relativa de la roca ὑ  y ὑ vs. Ὓ . 
 

¶ De una o más curvas de presión capilar  Ὓvs. ὖ. 
 

¶ De la asunción del equilibrio vertical (VE), ὖvs. Z. 
 

Para la asunción del equilibrio vertical se aplica la ecuación 77: 

Ecuación 77. Presión capilar en dirección x. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery 
Symposium, 15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. 
SPE/DOE-12653, p. 3.   

Integrando la ecuación 77, de z=0 hasta z, se obtiene la siguiente ecuación 78. 

 

 

                                                 
166 Ibíd. p 3. 
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Ecuación 78. Presión capilar en dirección z. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, 
Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 3.   

Siendo ὖ , la presión capilar a z=0, y a una x especificada, y ”ȟ, la densidad del 

agua y del petróleo.  

El trabajo de simulación numérica llevada a cabo por Zapata, demuestra que un 
reservorio alcanza un equilibrio vertical a medida que la relación entre la longitud y el 
espesor aumenta, como se muestra en la ecuación 79. 

Ecuación 79. Relación entre la longitud y el 
espesor. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for 
water and polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil 
Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 
1984. No. SPE/DOE-12653, p. 3. 

Donde: 

L= Distancia inyector-productor (pies) 

H=Espesor interno total (pies) 

Ὑ=Ratio efectivo distancia-espesor (pies) 

ὑ= Permeabilidad vertical (mD) 

ὑ , la permeabilidad horizontal (mD)  

Si hay barreras de flujo presentes, el equilibrio vertical es una asunción pobre, sin 
embargo, el modelo PM, puede ser corrido para cada intervalo entre las barreras y 
los resultados son combinados para generar un desempeño agregado.  

ǒ  Efecto del polímero. Para incluir los efectos del polímero, se debe resolver la 
ecuación de conservación de polímeros. Las concentraciones obtenidas del 
polímero que son obtenidas serán utilizadas para cambiar el flujo fraccional de 

agua (Ὢ) en funcion de la presencia del polímero. 
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Considerando un sistema en una dimensión, se deben tener en cuenta las 
siguientes consideraciones167: 
 
1. El polímero es disuelto en una fase acuosa. 
 
2. El Volumen cambio debido perdida en el polímero. 
 
3. Las propiedades del polímero son independientes de la salinidad. 
 
4. La dispersión solo se representa por dispersión numérica. 
 
5. Existe un equilibrio local termodinámico. 
 
6. La velocidad de polímero aumenta a medida que la porosidad efectiva disminuye 

(también llamado efecto en el volumen poroso inaccesible). 
 
7.  La viscosidad de la solución del polímero es Newtoniana (Las correcciones para 

los efectos no-newtonianos son tomados en cuenta en los cálculos de 
inyectividad). 

 
Un balance de masa de polímero, tomando en cuenta las anteriores 
consideraciones se expresa en la ecuación 80:  

Ecuación 80. Balance de materia para el polímero.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, 
Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 3.   

En la ecuación 81, se plantea la solución a la anterior ecuación: 

Ecuación 81. Concentración total del polímero. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, 
Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 3.   

Donde: 
ὅὖ=Concentración total de polímero (masa de polímero/volumen poroso). 
                                                 
167 Ibíd. p 3. 
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Ὢ=Concentración de la solución del polímero (masa de polímero/volumen de la fase 

de agua). 
.‫ὴ= Concentración del polímero adsorbido 

 .Volumen poroso inaccesible=‏
” =Densidad de roca aparente.    

La concentración de la solución del polímero (Ὢ), en la ecuación 80, es ajustada por 

los efectos de la digitación viscosa por el empuje del agua en el polímero.  

El polímero puede afectar el valor de fw, aumentando la viscosidad de la fase acuosa 
y reduciendo su permeabilidad. Para el flujo del polímero, el valor de M, es redefinido 
como se muestra en la ecuación 82: 

   Ecuación 82. Razón de movilidad para el polímero. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, 
Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 4.  

Donde:  

‘=Viscosidad del polímero a la concentración promedio de la solución de polímero 

detrás del frente a la ruptura del agua (cP). 

‫ =Concentración promedio de la solución de polímero del frente a la ruptura del 

agua connata (masa de polímero/masa de la fase agua). 

ὄὝ=Ruptura de agua connata. 

Ὑ=Factor de reducción de permeabilidad. 

Con las concentraciones de polímero obtenidas en la ecuación 81, es posible 
calcular ὔy Ὑ  por medio de las ecuaciones 83 y 84, respectivamente. 

Ecuación 83. Número de reducción de poro 
adimensional.  

 

Fuente: HIRASAKI, G. J. y POPE, G. A. Analysis of factors 
influencing mobility and adsorption in the flow of polymer solution 
through porous media. En: Society of Petroleum Engineers 
Journal. Agosto de 1974. vol. 14, no. SPE-4026-PA, p. 341. 

Siendo ὓ , el peso molecular del polímero (g/mol). 
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Ecuación 84. Factor de reducción de permeabilidad.  

 

Fuente: HIRASAKI, G. J. y POPE, G. A. Analysis of factors 
influencing mobility and adsorption in the flow of polymer solution 
through porous media. En: Society of Petroleum Engineers 
Journal. Agosto de 1974. vol. 14, no. SPE-4026-PA, p. 341. 

La razón de movilidad calculada en la ecuación 74, es luego usada en la ecuación 
73 para calcular el flujo fraccional de agua (fw), la cual se utiliza en las ecuaciones 
de conservación de agua y polímeros.  

En las secciones transversales en dos dimensiones, el flujo es incompresible, por 
lo que, a diferencia del desplazamiento en una sola dimensión, se necesita una 
ecuación de presión.  

Los resultados obtenidos en una sección en dos dimensiones, se utilizan para 
predecir el flujo en tres dimensiones puesto que se asume que estos representan 
la porción barrida del área patrón. Sin embargo, el uso de una de la sección 
transversal 2-D para representar la zona barrida, no es rigurosamente correcta, 
porque esta no toma en cuenta la variación de la posición del flujo frente a las 
diferentes líneas del patrón168.   

ǒ Área de Barrido. Para incluir la tercera dimensión, el modelo incluye cálculos 
del barrido areal, las cuales tienen en cuenta los resultados obtenidos de 
secciones transversales 2-D. Estos resultados toman en consideración los 
efectos del desplazamiento y del barrido vertical, que combinados con el barrido 
areal representan la eficiencia de recobro.  

 
Existe data disponible para la predicción del barrido areal en diferentes 
patrones de inyección, sin embargo, esta data es medida usando fluidos 
miscibles, donde no existe ni saturación, ni gradientes de concentración detrás 
del frente de flujo. En flujo de agua y polímeros, el desplazamiento usualmente 
no ocurre de manera tipo pistón, por lo que este modelo no puede ser 
directamente aplicable. Un método fue desarrollado para permitir que el modelo 
PM sea potencialmente aplicable para cualquiera de los patrones de inyección. 
Este utiliza un gran cuerpo de datos para la predicción del área de barrido169.   

Una correlación de la eficiencia del barrido areal Ὁ, es presentada en la 
ecuación 85:  

 

 

                                                 
168 Ibíd. p 7. 
169 Ibíd. p 8. 
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Ecuación 85. Eficiencia de barrido areal.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 
15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 4. 

Donde: 

Ὂ=Volumen poroso desplazable por el fluido desplazante  

Para un desplazamiento tipo pistón y una saturación inicial de agua inmóvil, Ὂ, se 
define por la ecuación 86.  

Ecuación 86. Volumen poroso desplazable por 
el fluido desplazante. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water 
and polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery 
Symposium, 15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. 
SPE/DOE-12653, p. 4. 

Donde, el Volumen poroso adimensional Ὂ, está definido por la ecuación 87. 

Ecuación 87. Volumen poroso adimensional. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, 
Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 4. 

Siendo: 

Ὓ =Saturación de petróleo residual. 

3 =Saturación de agua irreducible. 

La movilidad (M), en el punto máximo, está definido por la ecuación 88 
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Ecuación 88. Razón de movilidad en el punto máximo. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-
18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 4. 

Para utilizar la ecuación 85, para un desplazamiento diferente al tipo pistón, y donde 
la saturación de agua inicial sea movible, es necesario realizar algunos cambios en 
las definiciones del Volumen poroso desplazable por el fluido desplazante y de la 
movilidad. En un desplazamiento no tipo pistón, la saturación de agua en la zona de 
barrido varía dependiendo de la posición y del tiempo. Si se considera que el agua 
connata es desplazada por el fluido inyectado170, es posible definir un 
desplazamiento adimensional aparente del volumen de poro, como se muestra en 
la ecuación 89: 

Ecuación 89. Volumen poroso desplazable 
adimensional aparente. 

  

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery 
Symposium, 15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. 
SPE/DOE-12653, p. 4. 

Donde  

ὛӶ=Promedio de saturación de agua sobre la sección transversal del yacimiento. 

Hay que tener en cuenta que ὛӶ y por consiguiente Ὂ , varían con el tiempo o con 
el fluido inyectado. 

El área de barrido es definida como la fracción del área del patrón que ha sido 
atravesado por el frente desplazante. Cuando el agua connata es miscible, es 
desplazada por el fluido inyectado, y un banco de agua connata se forma frente al 
fluido inyectado contribuyendo al desplazamiento del petróleo. Para predecir la 
eficiencia de barrido areal del fluido desplazado, el cual consiste tanto de fluido 
inyectado como de agua connata, se define el volumen inyectado aparente171, como 
se muestra en la ecuación 90:  

 

                                                 
170 Ibíd. p 8. 
171 Ibíd. p 9. 
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Ecuación 90. Tiempo adimensional, volumen 
inyectado aparente.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 
15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 5. 

Donde los subíndices BT, se refieren a la ruptura del agua connata, indicado por el 
primer incremento en el corte de agua en el pozo produciendo y  ὸ ὸ y Ὁ
Ὁ . 

El volumen poroso desplazable (Ὂ), descrito en la ecuación 84, es redefinido, 
teniendo en cuenta ese incremento del corte de agua en la producción, obteniendo 
de esta forma la ecuación 91:  

Ecuación 91. Redefinición del volumen poroso 
desplazable por el fluido desplazante.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-
18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 5. 

Para el cálculo del gradiente de saturación del agua detrás del frente, los valores 
de las permeabilidades pseudo-relativas que se usan para calcular la movilidad 
son tomados del trabajo experimental de Craig, puesto que no se han reportados 
más estudios relacionados a esto, teniendo en cuenta la variación de la viscosidad 
de la fase de agua. Por analogía al método para el cálculo del gradiente de 
saturación, el modelo PM, utiliza la viscosidad de la fase de agua en la 

concentración promedio del polímero (ύ 172.   

Teniendo en cuenta que las permeabilidades pseudo-relativas, serán usadas a la 
concentración promedio del polímero, la ecuación 82, de la razón de movilidad 
para el polímero, se reestructura obteniendo la ecuación 92.  

 

 

 

 

                                                 
172 Ibíd. p 5. 
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Ecuación 92. Razón de movilidad tomando la ruptura del 
agua connata.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, 
Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 5. 

Donde: 

ὑ IὛӶ = Permeabilidad pseudo-relativa del agua en la ruptura del agua  

ὑ IὛӶ= Permeabilidad pseudo-relativa del petróleo en la saturación inicial de agua 

Ὑ Iύ = Factor de reducción de permeabilidad a la concentración promedio del 

polímero 

‘ Iύ = viscosidad del polímero a la concentración promedio de este.  

‘= Viscosidad del petróleo.  

Para flujo de agua, se asume que ‘ ‘  y Ὑ ρ 

Ahora que se tiene los valores del volumen poroso desplazable por el fluido 
desplazante (Ὂ), y de la movilidad tomando en cuenta la ruptura del agua (M), 
obtenidos de las ecuaciones 89 y 90, respectivamente, es posible utilizar las 
correlaciones de la eficiencia de barrido areal (Ecuación 83). Sin embargo estas 
ecuaciones muestran que Ὂ, es una función del tiempo aparente adimensional (ὸ ), 
el cual a su vez es función de Ὁ, por lo tanto es necesario realizar operaciones 

repetitivas hasta obtener la convergencia de Ὁy ὸ , a los valores del tiempo 
adimensional, del volumen de poro inyectado en una sección de reservorio 2-D (ὸ  
), dados. Generalmente la convergencia se logra con tres iteraciones.  

Una vez obtenida la convergencia, el petróleo producido acumulado en el volumen 
poroso total, es definido por la ecuación 93.  

Ecuación 93. Petróleo producido acumulado. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, 
Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 5. 
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ǒ Saturación inicial de gas. Aunque el modelo PM, está basado en el flujo de 
dos fases incompresibles (agua y petróleo), es necesario realizar una corrección 
para aproximar el efecto de la saturación inicial de gas basado en las siguientes 
asunciones173.  
 

1. Todo el gas es producido durante el periodo de llene, durante el cual, solo el gas 
es producido. 
 

2. No permanece saturación de gas residual después del llene. Todo el gas 
producido después del llenado será gas en solución. 

 
Debido a que el líquido no es producido hasta después del llene, el volumen del 
fluido inyectado en el reservorio hasta el llene es aproximadamente igual al volumen 
de reservorio con saturación de gas inicial. En la práctica, el llene se observa como 
un decremento repentino en la relación gas-petróleo (GOR), a partir del cual se 
obtendrá un valor constante de este y será igual al gas en solución. Para esto se 
requiere que la presión del reservorio esté por encima del punto de burbuja en el 
momento en que el llene ocurra, para garantizar que no existe gas libre en el 
reservorio. Típicamente esta aproximación es válida para saturaciones de gas 
mayores al 10%174. 

La saturación de gas inicial no tiene ningún efecto en el desplazamiento en los 
cálculos del desplazamiento o de la eficiencia de barrido.  

ǒ Tasas de Inyección. Los resultados obtenidos de la sección transversal 2-D, 
combinados con los cálculos de las áreas de barrido, permiten obtener datos de 
volúmenes vs. volúmenes inyectados acumulados (ambos adimensionales). Las 
tasas de inyección son usadas para relacionar el desempeño de la predicción 
con el tiempo.  
 
Para relacionarlo existen dos opciones, la primera se realiza mediante una tabla 
específica de las tasas de inyección en superficie vs. tiempo. Este método puede 
ser utilizado si las tasas de inyección pueden ser anticipadas o si están limitados 
por consideraciones operacionales. También podría ser útil cuando la data 
histórica es conocida.   

La segunda opción consiste en calcular las tasas de inyección basados en una 
caída constante de presión de inyectores a productores. Los métodos usados 
en el modelo PM, para predecir las tasas de inyección serán explicados abajo. 

ǒ Procedimiento de cálculo para la constante ◕╟. Después del llene (o desde 
el comienzo de la inyección si Ὓ π), una tasa de inyecci·n ñbaseò (ή ), es 

calculado considerando su comportamiento como un fluido newtoniano. Para 
tener en cuenta los cambios en las condiciones de flujo de reservorio,ή  es 

                                                 
173 Ibíd. p 5. 
174 Ibíd. p 5. 
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corregida por la conductividad (‎), para obtener la tasa de inyección en campo, 
en el cual existen fluidos newtonianos (Ecuación 94): 

Ecuación 94. Tasa de inyección para fluidos 
newtonianos.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 
15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 6. 

Para un patrón de 5 puntos con saturaciones iniciales uniformes y Ὓ π , se 

obtiene la ecuación 95: 

Ecuación 95. Tasa de inyección base para un patrón 
de 5 puntos.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 
15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 6. 

Donde  

‗ Movilidad total 

ὶ Distancia inyector-productor (pies)  

ὶ Radio del pozo (pies) 

La movilidad total, se encuentra expresada por la ecuación 96 y la conductividad en 
la ecuación 97.   

Ecuación 96. Movilidad total.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and 
polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-
18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 6. 
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Ecuación 97. Conductividad.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, 
Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 6. 

La conductividad es calculada como una función del fluido inyectado (ὸ ) en un 
modelo de sección transversal 2-D y es usado para tener en cuenta el efecto de los 
cambios de movilidad a medida que el flujo avanza. 

    

ǒ Efectos no newtonianos. Los cálculos de las tasas de inyección deben tenerse 
en cuenta para el comportamiento no newtoniano de los polímeros, debido a que 
su viscosidad es función de las tasas de corte y de la concentración. 
 
El efecto no-newtoniano es usualmente significativo solo en la cercanía del pozo, 
donde las tasas de corte son muy altas. En el reservorio las tasas de corte son 
bajas, por lo que tomar la viscosidad en la tasa de corte 0 es una buena 
aproximación. Por esta razón, los cálculos de desplazamiento, no tienen en 
cuenta los efectos no newtonianos, mientras que las tasas de inyección si lo 
hacen. Las correcciones son aplicadas solamente a los pozos inyectores, no a 
los productores175.    

Para simplificar los cálculos, el modelo considera solamente la región que se 
encuentra en un radio de 60 pies del pozo de inyección. Usando la ecuación de 
Bondor, es posible calcular la tasa de inyección para fluidos no newtonianos, 
como se muestra en la ecuación 98. 

Ecuación 98. Tasa de inyección para fluidos no newtonianos.  

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer 
flooding. En: SPE Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, 
Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-12653, p. 6. 

Donde  

ή = Tasa de inyección para fluidos no newtonianos.  

                                                 
175 Ibíd. p 6. 
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ῳὖὔὔ= Caída de presión a traves del radio de 60 pies. 

ῳὖὔ= Caida de presion con tasa de corte 0 

ή = Tasa de inyección. 

ǒ Validación del método PM. En orden para probar la validez del método, 
comparaciones de los resultados fueron realizados por medio de cálculos 
analíticos. En estas se incluyó flujo de agua y de polímero, obteniendo excelente 
concordancia para el flujo de agua. 
 
La comparación de las soluciones analíticas y los cálculos en un patrón de 5 
puntos son presentados en la Figura 38.  Aunque los resultados obtenidos en el 
flujo de polímero, no fueron tan precisos como en el caso del agua, se considera 
una buena concordancia. La diferencia en los resultados, se dio debido al uso 
de promedios por espesor en las propiedades de yacimiento176. 

Figura 38.Comparación del método entre soluciones analíticas (a) y los 
cálculos realizados. 

 

Fuente: R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer flooding. En: SPE 
Enhanced Oil Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. No. SPE/DOE-
12653, p. 12. Modificado por los autores. 

                                                 
176 Ibíd. p 15. 
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4.2.2 Metodología modelo predictivo. Para aplicar el modelo predictivo, PM, se 
deben aplicar los siguientes pasos: 

1. Formulación del equilibrio vertical  

a) Calcular el tiempo adimensional del volumen poroso inyectado por la ecuación 
69. 

b) Calcular el promedio de saturación de agua utilizando la ecuación 70. 
c) Determinar la función de gravedad adimensional por la ecuación 73. 
d) Hallar la razón de movilidad para una sección transversal, en la ecuación 74.  
e) Calcular el flujo fraccional por medio de la ecuación 72. 
f) Determinar la relación entre la longitud y el espesor, mediante la ecuación 79. 

2. Efectos de polímero 

a) Calcular la concentración total del polímero por la ecuación 81.  
b) Calcular el número de reducción de poro adimensional por medio de la ecuación 

83.  
c) Determinar el factor de reducción de la permeabilidad por la ecuación 84.  
d) Recalcular la razón de movilidad, por medio de la ecuación 82, teniendo en 

cuenta los efectos del polímero. 
e) Recalcular el flujo fraccional, por medio de la ecuación 72. 
 
3. Barrido areal  

a) Calcular el volumen poroso desplazable, en la ecuación 86. 
b) Hallar el volumen poroso adimensional, utilizando la ecuación 87. 
c) Determinar la razón de movilidad en el punto máximo, por medio de la ecuación 

88. 
d) Calcular el tiempo adimensional por la ecuación 90. 
e) Calcular la razón de movilidad en la ruptura de agua connata, utilizando la 

ecuación 92. 
f) Realizar iteraciones repetitivas hasta obtener la convergencia de Ὁy ὸ  
g) Calcular el petróleo producido acumulado, aplicando la ecuación 93. 

 
4. Cálculo diferencial de presión  

a) Calcular la conductividad por la ecuación 97. 
b) Hallar la movilidad por la ecuación 96. 
c) Calcular la tasa de inyección base para un patrón de 5 puntos, aplicando la 

ecuación 95. 
d) Determinar la tasa de inyección para fluidos newtonianos. 

 
5. Efectos Newtonianos  

a) Calcular la tasa de inyección para fluidos no newtonianos con la ecuación 98. 
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4.3  MODELO PREDICTIVO PARA INYECCIÓN DE POLÍMEROS, PFPM 

El modelo predictivo para inyección de polímeros o PFPM por sus siglas en inglés 
de Polymer Flood predictive Model fue desarrollado por Software-Intercomp para el 
Consejo Nacional del Petróleo (NPC) en 1984 como parte del programa de potencial 
de los Estados Unidos en recobro mejorado de petróleo. Este modelo puede ser 
utilizado tanto para inyección de polímeros como inyección exclusivamente de agua, 
por lo cual el método permite comparar la ganancia incremental entre estos dos 
tipos de métodos177. 

La arquitectura del método es muy similar a las de los otros modelos predictivos del 
programa de recobro de USA, tales como combustión in-situ, inyección de vapor 
(Aydelotte y Pope,1983), Inyección de químicos (Paul et al, 1982) e inyección de 
CO2 miscible (Paul et al, 1984). El método consiste básicamente en obtener unas 
tasas de producción de petróleo contra tiempo para un único patrón y luego convertir 
estas a evaluaciones económicas178. El método PFPM es un modelo tridimensional, 
estratificado, con un patrón de inyección de cinco puntos y dos fases (crudo y agua) 
el cual computa la ruptura del frente de agua y el recobro de petróleo en el proceso 
mediante el uso de la teoría de flujo fraccional y modelos de barrido areal y vertical. 
Adicionalmente el modelo hace uso de una correlación para considerar el efecto del 
tamaño del tapón de polímero obtenida por simulación numérica179. Las 
propiedades físicas del polímero tales como la adsorción, reducción de la 
permeabilidad y los efectos no Newtonianos son tenidos en cuenta y calculados en 
este modelo. En materia de la heterogeneidad, el modelo puede incluirla ya sea 
mediante la entrada de datos detallados de las capas del reservorio o usando el 
coeficiente de Dykstra-Parsons180. 

Las suposiciones más importantes del método son181: 

ǒ Los fluidos y la roca son incompresibles. 
ǒ La caída de presión entre el pozo inyector y productor se mantiene constante. 
ǒ No hay cambios de volumen en el mezclado. 
ǒ La inyección se da de manera isotérmica. 
ǒ Los efectos de la salinidad en el polímero son despreciables. 
ǒ La gravedad y fuerzas capilares son despreciables. 
ǒ No ocurre el fenómeno de fingering.  
ǒ La dispersión del perfil de concentración del polímero es despreciable. 
ǒ La inyección del banco de polímero desplaza totalmente al agua connata sin 

mezclarse con esta o con una mezcla mínima. 
ǒ No hay flujo cruzado entre capas. 

                                                 
177 DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY 
AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model, Supporting 
Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 1. 
178 Ibíd. p 1. 
179 Ibíd. p 1. 
180 Ibíd. p 1. 
181 Ibíd. p 2-3. 
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ǒ Cada capa es homogénea en permeabilidad, porosidad, espesor y saturación 
inicial de agua. 

ǒ El volumen poroso inaccesible por la solución de polímero, es despreciable. 
ǒ La adsorción de polímero y entrampamiento son instantáneos e irreversibles. 

4.3.1 Descripción del modelo predictivo, PFPM 

 

ǒ Teoría de flujo fraccional. La teoría de flujo fraccional de Buckley-Leverett 
(1942) es aplicada al método para cálculos de inyección de agua y/o polímeros. 
Solo se considera que hay inyección continua de polímero182. Las ecuaciones 
de continuidad para agua y polímero se pueden expresar como se muestra a 
continuación (ver ecuaciones 99 y 100). 

Ecuación 99. Ecuación de continuidad #1. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. 
Polymer Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil 
Energy Report III-4. 1986. p. 3. 

Ecuación 100. Ecuación de continuidad #2. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer 
Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy 
Report III-4. 1986. p. 3. 

Dónde: 

u: velocidad de Darcy. 

Fw: flujo fraccional del agua. 

Sw: Saturación de agua. 

CP: Concentración de polímero. 

CPA: Concentración de polímero absorbido. 

Generalmente, se tienden a formar dos discontinuidades en la saturación durante la 
inyección de polímeros, tal y como se observa en la figura 39. La primera 

                                                 
182 Ibíd. p 3. 
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discontinuidad (Sw2) corresponde a la saturación del frente de agua connata, y la 
segunda discontinuidad (Sw3) corresponde a la saturación del frente del polímero, 
es decir, donde la solución de agua-polímero contacta al agua connata. Sw3, se 
determina por medio de la tangente a la curva de flujo fraccional polímero-petróleo 
de la figura 40, que pasa a través del punto (-Dsp, 0); donde Dsp, es la relación entre 
la adsorción de polímero en el volumen poroso y el volumen poroso inyectado. El 
frente del polímero (Sw3, fw3), viaja a cierta velocidad, la cual se puede expresar 
como se muestra en la ecuación 101. 

Ecuación 101. Velocidad del frente del polímero. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 4. 

Dónde: 

xD: Distancia adimensional en la dirección x. (xD=x/L). 

L: longitud del sistema 1D. 

I: volúmenes porosos inyectados = ήὸ/ὒɲ . 

Dsp: relación entre la adsorción de polímero en el volumen poroso y el volumen 
poroso inyectado. 

La ruptura del frente de polímero se dará cuando x=L, después de inyectar un 
volumen poroso equivalente a I= Sw3 ï Dsp / fw3. 
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Figura 39. Perfil de saturaciones en una inyección agua/polímeros. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF 
ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model. 1986. 
p. 21. Modificado por los autores. 

 

Figura 40. Curva de flujo fraccional para inyección de agua/polímero. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY 
OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model. 
1986. p. 21. Modificado por los autores. 
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De manera similar, la saturación del frente de agua connata, Sw2, se obtiene de la 
intersección de la tangente con la curva normal de flujo fraccional agua-petróleo en 
el punto (Swr, 0), donde Swr es la saturación irreducible de agua. Este frente de agua 
viaja también a una velocidad específica, la cual se ve representada por la ecuación 
102. 

Ecuación 102. Velocidad de frente de agua connata. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. 
Polymer Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil 
Energy Report III-4. 1986. p. 4. 

Donde 

Si: saturación inicial de agua (Swr) y fi=0. 

La ruptura del frente de agua connata, será después de inyectar un volumen poroso 
Ὅ=Sw2-Swr/fw2. La producción de crudo estará a un corte de 100% hasta la ruptura de 
Sw2, a un corte constante desde fw2 hasta la ruptura de Sw3 y a un corte decreciente 
en Sw-Swr+ (1-fw) tD, donde tD= 1/ (dfw/dSw)183. Gráficamente se puede apreciar este 
comportamiento en la figura 41. 

Figura 41. Corte de crudo en inyección de agua y polímeros. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND 
MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model. 1986. p. 21. Modificado por los autores. 

                                                 
183 Ibíd. p 22. 
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Cuando la saturación de agua inicial es mayor a Swr, es decir, que hay agua móvil, 
los resultados anteriores se modifican de forma tal que la primera discontinuidad de 
saturación sería desde Swi>Ὓύὶ hasta Ὓw2, y cambiaría el corte de petróleo. 

ǒ Método de tubo de corriente para el cálculo del barrido areal y vertical. En 
el modelo de PFPM se utiliza la aproximación de tubo de corriente propuesta por 
Higgins y Leighton en 1962 y LeBlanc en 1971 para el cálculo de la eficiencia de 
barrido areal y vertical. Cada capa del yacimiento está divida en una, cuatro u 
ocho tubos de corriente, conectando al pozo inyector con el productor en un 
patrón de cinco puntos. El desplazamiento lineal en una dimensión es calculado 
a lo largo de cada tubo de corriente usando la teoría de flujo fraccional. 
Combinando los resultados de todos los tubos de corriente y capas se obtiene 
la historia de producción en 3-D184. La figura 42 muestra el arreglo de capas y 
tubos de corriente entre un pozo productor e inyector en un arreglo de cinco 
puntos. 

Figura 42. Arreglo de capas y tubos de corriente entre un pozo productor e 
inyector; arreglo de cinco puntos. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY 
OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model. 
1986. p. 22. Modificado por los autores. 

En el modelo se asume que los tubos de corriente están fijos, y que no hay flujo 
cruzado o dispersión transversal entre cada uno. Los tubos de corriente del 
arreglo de cinco puntos fueron generados con el modelo de Patton et al, 1971. 
Cada uno de los tubos es dividido en 20 incrementos de caída de presión inicial 
iguales (bloques)185. 

ǒ Cálculos de inyectividad. El modelo asume una caída de presión constante 
(ȹP) entre el pozo inyector y productor. Debido a que la saturación inicial está 

                                                 
184 Ibíd. p 5. 
185 Ibíd. p 5. 
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distribuida uniformemente en cada capa según las suposiciones consideradas 
por el modelo, la tasa de inyección inicial (Bbl/d) para cada capa puede 
calcularse mediante la ecuación 103. La cual corresponde a la fórmula de 
Muskat (1937). 

Ecuación 103. Ecuación de Muskat para la tasa inicial de inyección 
en cada capa. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer 
Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy 
Report III-4. 1986. p. 6. 

Donde: 

Cǋp=ȹP/Profundidad (psi/ft). 

PERML(J)= Permeabilidad de la capa (mD). 

PAYL(J)= Espesor de la capa (pies). 

TOTM (1, ὐ) = Movilidad relativa total inicial del banco I (=1). 

rw= radio del pozo (ft). 

L=Distancia productor-inyector para un patrón de cinco puntos (pies). 

Para hallar la distancia entre el pozo productor e inyector (L) se utiliza la ecuación 
104. 

Ecuación 104. Distancia pozo productor-inyector 
para un patrón de cinco puntos. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 6. 

Dónde: 

Aai= área del patrón de inyección (Acres). 

ǒ Cálculo de la permeabilidad de la capa usando el coeficiente Dykstra-
Parsons y la permeabilidad promedio de la formación. Cuando no se dispone 
de información detallada de las capas del yacimiento (permeabilidad, porosidad, 
espesor y saturación de agua inicial), lo cual es bastante común en muchos 
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casos, se puede proceder a utilizar el coeficiente de variación de permeabilidad 
de Dykstra-Parsons (1950) para representar la heterogeneidad. En el modelo 
PFPM, el espesor neto total debe ser dividido entre máximo 10 pseudo capas de 
igual espesor, porosidad, sin comunicación entre ellas y con permeabilidades 
calculadas basadas en el VDP y la permeabilidad promedio de la formación. 

 

El coeficiente de Lorenz, es una definición de la heterogeneidad de un 
yacimiento, que se basa en la desviación desde una línea recta, de la gráfica de 
Capacidad de flujo (F) vs. Capacidad de almacenamiento (C), como se ve en la 
figura 43. 

Figura 43. Curva de capacidad de flujo-capacidad de almacenamiento. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer 
Predictive Model. 1986. p. 23. Modificado por los autores. 

La función F (k), representa la fracción de la capacidad de flujo total, kh; y la función 
C (k), representa la fracción de la capacidad de almacenamiento. El modelo asume 
que la porosidad es también heterogénea entre capas, aunque con variaciones de 
órdenes de magnitud menores que las observadas en la permeabilidad. 

El coeficiente de Dykstra-Parsons para variación de permeabilidad vertical (VDP), 
se determina teniendo en cuenta la permeabilidad promedio del yacimiento y la 
permeabilidad por encima de la cual 84,1% de la distribución cae. Por lo tanto, 
cuando VPD es pequeño (por ejemplo, 0,1, representado por la línea punteada en 
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la figura 38), la fracción de la capacidad de flujo es prácticamente igual a la fracción 
del espesor; y cuando VDP es grande (por ejemplo, 0.9), solamente una pequeña 
fracción del espesor, favorece la mayor parte de la capacidad de flujo. 

Para relacionar F y C, se asume que la permeabilidad se distribuye log-
normalmente. Se pueden realizar las estimaciones por medio de dos métodos en el 
modelo: asumiendo capas de igual espesor o capas de igual producto kh. 

ǒ Corrección por el efecto de tapón finito de polímero. Generalmente se 
inyectan solamente de 0.1 a 0.3 volúmenes porosos de solución polimérica 
debido a limitaciones económicas. Por supuesto, el tamaño del tapón de 
polímero tiene un profundo efecto en el recobro de petróleo. Para analizar la 
influencia de este efecto, se ha tendido a utilizar simuladores de diferencia finita, 
los cuales demandan memoria computacional y CPU186. El objetivo de este 
modelo es el de desarrollar un factor que requiera el uso m²nimo de CPUôs y que 
considere los aspectos principales involucrados. Este factor denominado como 
CPB en el modelo, fue generado de resultados de simulaciones numéricas y fue 
definido inicialmente como lo muestra la ecuación 105. 

Ecuación 105. Coeficiente de corrección CPB #1. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF 
AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF 
VENEZUELA. Polymer Predictive Model, Supporting Technology for 
Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 9. 

Dónde: 

ER= eficiencia de recobro a 1.2 volúmenes porosos acumulados de polímero + 
agua. 

ERpb= eficiencia de recobro de inyección de polímeros con un banco de tamaño 
finito. 

ERpc= eficiencia de recobro con un banco de polímero continuo. 

ERw= eficiencia de recobro con inyección de agua convencional. 

Se realizaron numerosas corridas para varios tamaños de tapones de polímeros, 
razones de movilidad y niveles de adsorción de polímero. Los resultados obtenidos 
de todas estas corridas se compilaron en la figura 44. y permitieron generar la 
correlación de la ecuación 106 para cálculo del CPB. 

 

 

                                                 
186 Ibíd. p 9. 
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Figura 44. Factor de corrección del tamaño del tapón de 
polímero. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF 
AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF 
VENEZUELA. Polymer Predictive Model. 1986. p. 24. Modificado por los 
autores. 

Ecuación 106. Coeficiente de corrección CPB #2. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. 
Polymer Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil 
Energy Report III-4. 1986. p. 10. 

Para 0,3<CPB<1,0 

Dónde: 

MCP= Razón de movilidad agua-polímero (ver ecuación 107). 

VEPB= Volumen efectivo del tapón de polímero (ver ecuación 108). 
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Ecuación 107. Razón de movilidad agua polímero. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer 
Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy 
Report III-4. 1986. p. 10. 

Dónde: 

µp: viscosidad del tapón de polímero. 

µw: viscosidad del agua. 

Ecuación 108. Volumen efectivo del tapón agua polímero. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer 
Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy 
Report III-4. 1986. p. 10. 

Dónde: 

VpTi= Volumen poroso actual del tapón inyectado. 

Dsp= relación entre la adsorción de polímero en el volumen poroso y el volumen 
poroso inyectado. 

La ruptura del polímero para un bache continuo (BTFP) se expresa como BTFPX 
(ver ecuación 109). 

Ecuación 109. Ruptura del bache de polímero, en términos de 
volumen poroso. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. 
Polymer Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil 
Energy Report III-4. 1986. p. 10. 

Dónde: 

BTOB= Ruptura del banco de polímero (En volumen poroso). 

BTPF= Ruptura del banco de petróleo (En volumen poroso). 



 

168 

Por otro lado, el recobro de petróleo se reduce a la razón mostrada en la ecuación 
110. 

Ecuación 110. Reducción del recobro de petróleo. 

  

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. 
Polymer Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil 
Energy Report III-4. 1986. p. 11. 

Dónde: 

fob= Flujo fraccional del banco de petróleo. 

Se observó que el banco de petróleo decrece linealmente, a medida que disminuye 
el factor de corrección CPB, además que se obtiene un bajo recobro y ruptura 
temprana del frente de polímero si se utiliza un bache pequeño de inyección. 
Mientras el factor de corrección se aproxima a cero, el recobro de petróleo de la 
inyección de polímero y la ruptura del polímero, se aproximan a los valores que se 
obtienen para la inyección de agua. La figura 45 muestra las curvas de recobro de 
petróleo como función del tamaño del bache de polímero, mostrando el efecto del 
factor CPB y los efectos anteriormente nombrados. 
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Figura 45. Efecto del tamaño del tapón de polímero en el recobro de petróleo. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF 
ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model. 1986. p. 25. 
Modificado por los autores. 

 

ǒ Propiedades físicas de las soluciones poliméricas. Muchas propiedades de 
las soluciones de polímeros pueden afectar el comportamiento de la inyección 
de polímeros tales como la salinidad, volumen poroso de difícil acceso, 
comportamiento no-newtoniano, adsorción y reducción de la permeabilidad a la 
fase acuosa187. 
 
En el modelo predictivo PFPM, el volumen poroso inaccesible (10% para 
poliacrilamidas y menos de 1% para biopolímeros), se desprecia debido a su 
impacto relativamente pequeño en la inyectividad y el recobro de petróleo188. 
Para simplificar los cálculos de flujo fraccional, la velocidad de corte en la región 
entre pozos y la salinidad del agua, se asumen constantes a lo largo de toda la 
inyección. En consecuencia, solamente se requiere un valor de viscosidad del 

                                                 
187 Ibíd. p 11. 
188 Ibíd. p 11. 
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polímero para los cálculos de recobro de petróleo (concentración de polímero en 
el bache), y de la misma forma, un solo valor de adsorción de polímero189. 

¶ Efecto de la reducción de la permeabilidad. Las soluciones poliméricas 
tienden a reducir la movilidad de la fase acuosa mediante dos mecanismos, los 
cuales son el aumentar la viscosidad y reducir la permeabilidad a la fase acuosa. 
Los biopolímeros actúan principalmente a incrementar la viscosidad de la 
solución, mientras que los polímeros sintéticos tienden a aumentar la viscosidad 
y reducir la permeabilidad de la salmuera incluso después de que la solución 
polimérica ya ha sido desplazada. La reducción en la permeabilidad es 
denominada como ñfactor de resistencia residualò o RRF190. El RRF se puede 
calcular mediante lo expresado en la ecuación 111. 

Ecuación 111. Factor de resistencia residual. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND 
MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer 
Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil 
Recovery, Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 12. 

Dónde: 

MWac= Movilidad del agua antes del contacto del polímero con la roca. 

MWdc= Movilidad del agua después del contacto del polímero con la roca. 

Dado que el efecto de reducción de permeabilidad se da muy rápidamente, la 
ecuación 88 es equivalente a incrementar la viscosidad de la fase que contiene el 
polímero de forma como los expresa la ecuación 112, siempre y cuando RRFÓ1191. 

Ecuación 112. Viscosidad aparente del polímero. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 12. 

Dónde: 

µp= viscosidad del polímero. 

                                                 
189 Ibíd. p 11. 
190 Ibíd. p 11. 
191 Ibíd. p 12. 
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La viscosidad aparente generalmente es obtenida de inundaciones a núcleos de 
muestra llevados a cabo a una tasa de flujo promedio de campo ñqò. La ecuaci·n 
113 muestra la manera más común de hallar esta viscosidad. 

Ecuación 113. Viscosidad aparente del 
polímero mediante análisis de núcleos. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND 
MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer 
Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil 
Recovery, Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 12. 

Dónde: 

A= área seccional del núcleo (pulg2). 

Lcore= longitud del núcleo (pulg). 

Nota: los valores de RRF varían entre 1 y 4, siendo 1 el valor para la inyección de agua 

convencional. 

Debido a que la reducción de la permeabilidad es modelada como irreversible, la viscosidad 
del agua va a incrementar tal como muestra l ecuación 114192 

Ecuación 114. Viscosidad aparente del 
agua. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND 
MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer 
Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced 
Oil Recovery, Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 12. 

Según el modelo PFPM, el efecto de incrementar la viscosidad del agua, es el de reducir la 

movilidad del banco de agua, representado por la ecuación 115. 

 

 

 

 

 

                                                 
192 Ibíd. p 12. 



 

172 

Ecuación 115. Movilidad del 
banco de agua al aumentar la 
viscosidad de la misma. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY 
OF THE UNITED STATES OF 
AMERICA y MINISTRY OF ENERGY 
AND MINES OF THE REPUBLIC OF 
VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for 
Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy 
Report III-4. 1986. p. 12. 

La viscosidad aparente del polímero puede expresarse también como muestra la ecuación 
116. En términos de un factor de resistencia FR. 

Ecuación 116. Viscosidad aparente del 
polímero #2. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND 
MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer 
Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil 
Recovery, Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 13. 

El factor de resistencia varía entre 1 y 20 según el modelo y es equivalente a lo señalado 
en la ecuación 117. 

Ecuación 117. Factor de resistencia. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE 
UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF 
ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF 
VENEZUELA. Polymer Predictive Model, Supporting 
Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil 
Energy Report III-4. 1986. p. 13. 

Dónde: 

Mps= movilidad de la solución polimérica. 

¶ Comportamiento no Newtoniano. El efecto de la reología no Newtoniana de 
los polímeros solo se tiene en cuenta en el cálculo de la tasa de inyección. Entre 
más baja sea la viscosidad del polímero debido a los esfuerzos de corte en las 
cercanías del pozo, se tendrá una inyectividad mayor a la calculada basados en 
la viscosidad promedio del polímero en el yacimiento. Este fenómeno puede ser 
simulado al utilizar un factor de skin negativo dependiente de la tasa (Bondor et 
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al, 1972). En los pozos productores este efecto de corte es despreciable debido 
a que ya el polímero se ha diluido a través del yacimiento193. 
 
La permeabilidad al agua en la zona barrida por el polímero y el espacio poroso 
ocupado por el agua, se definen por medio de la ecuación 118 y la ecuación 119 
respectivamente194. 

Ecuación 118. Permeabilidad al agua en la zona barrida por el 
polímero. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y 
MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. 
Polymer Predictive Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil 
Energy Report III-4. 1986. p. 14. 

Dónde: 

k= Permeabilidad absoluta. 

Ecuación 119. Espacio poroso ocupado por el agua. 

 

Fuente: BONDOR, P. L.; HIRASAKI, G. J. y THAM, M. J. Mathematical simulation of 
polymer flooding in complex reservoirs. En: Society of Petroleum Engineers Journal. 
Octubre de 1972. vol. 12, no. SPE-3524-PA, p. 372.   

Dónde: 

Swp= Saturación de agua en la zona barrida por el polímero, (fracción) 

Sorw= Saturación de petróleo residual al agua, (fracción) 

A fin de tener en cuenta el comportamiento no-newtoniano, se utiliza un factor de 
pseudo-daño, que se calcula con la ecuación 120 o la ecuación 121. 

 

 

 

                                                 
193 ANGARITA BUITRAGO, Natalia. BUITRAGO PEÑA, Solangie. Desarrollo de un Modelo 
Predictivo para Inyección de Químicos Surfactantes-Polímeros Convencional. Bogotá D.C. 2016. p 
154. 
194 Ibíd. p 157. 
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Ecuación 120. Factor de pseudodaño #1. (Si Nµ 
ÒÕmin/µmax). 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES 
OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE 
REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model, Supporting 
Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy Report III-4. 
1986. p. 32. 

 

Ecuación 121. Factor de pseudodaño #2. (Si Nµ 
>µmin/µmax). 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES 
OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE 
REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model, 
Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy 
Report III-4. 1986. p. 15. 

La viscosidad adimensional es definida mediante la ecuación 121. Dónde: µmin=µw 
y µmax=µpapp 

Ecuación 122. Viscosidad adimensional. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 14. 

Se asume que la relación entre la tasa de inyección para fluidos newtonianos y la 
tasa de inyección para fluidos no newtonianos, es proporcional a la razón inversa 
de conductividades, tal como muestra la ecuación 122195. 

 

 

 

                                                 
195 Ibíd. p 158. 
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Ecuación 123. Relación de inyectividades 
Newtoniana y no Newtoniana. 

 

Fuente: BONDOR, P. L.; HIRASAKI, G. J. y THAM, M. J. 
Mathematical simulation of polymer flooding in complex 
reservoirs. En: Society of Petroleum Engineers Journal. Octubre 
de 1972. vol. 12, no. SPE-3524-PA, p. 374.   

Dónde: 

NN= comportamiento no newtoniano 

iN= comportamiento newtoniano. 

La figura 46, compara la inyectividad newtoniana y la inyectividad no-newtoniana en 
el modelo PFPM. Se puede observar gráfica, ente que la diferencia entre la 
inyección Newtoniana y no Newtoniana tiende a desaparecer cuando se ha 
inyectado un 30% de volumen poroso. 

Figura 45. Comparación de la inyectividad de fluidos newtonianos y fluidos no-
newtonianos. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY 
AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model. 1986. p. 26. Modificado por 
los autores. 
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4.3.2 Metodología del modelo predictivo, PFPM. A continuación, se muestra un 
resumen de cómo debe desarrollarse el método PFPM y cada uno de sus pasos196. 

1. Teoría de flujo fraccional 
 

¶ Cálculo de las permeabilidades relativas del petróleo y del agua mediante el uso 
de las ecuaciones 124 y 125. 

Ecuación 124. Permeabilidad relativa del petróleo. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 267.   

Ecuación 125. Permeabilidad relativa del agua. 

 
Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF 
AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE 
REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model, Supporting 
Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy Report III-4. 
1986. p. 267. 

Donde: 

no= Exponente del petróleo. 

nw= Exponente del agua. 

¶ Calcular el flujo fraccional (fw) mediante la ecuación 126. 
 

Ecuación 126. Flujo fraccional agua petróleo. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 93.   

                                                 
196 ANGARITA BUITRAGO, Natalia. BUITRAGO PEÑA, Solangie. Op cit. p 158-164.  
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¶ Realizar el paso anterior, pero para un sistema polímero-petróleo, es decir, 
cambiando la viscosidad del agua por la del polímero empleado. 

¶ Calcular la derivada del flujo fraccional mediante la ecuación 128. Antes de hallar 
el valor de esta derivada, se debe calcular el término Ukr (ver ecuación 127). 

Ecuación 127.Cálculo del término Ukr. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 270.   

Ecuación 128. Derivada del flujo fraccional. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 270.   

¶ Construir la gráfica de fw vs Sw para un sistema agua-petróleo y polímero petróleo, 
desde la saturación de agua irreducible o connata hasta la saturación máxima de 
agua (1-Sor). 
 

¶ Calcular la movilidad relativa total para el sistema, mediante la ecuación 129. 

Ecuación 129. Movilidad total relativa. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986., p. 249.   

¶ Hallar la adsorción de polímero, mediante la ecuación 130. 
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Ecuación 130. Adsorción de polímero 
adimensional. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 238. 

Donde: 

Ὀίὴὒ= Adsorción del polímero, (Lbmol/acre*ft). 

¶ Determinar la saturación del frente de agua Sw2 en el sistema agua petróleo y la 
saturación del frente del polímero Swa en el sistema petróleo-polímero. Para hacer 
esto se debe aplicar el método de bisección para cálculo de raíces. 

¶ Calcular el frente del banco de petróleo (fob) entre Swirr y Swa mediante el método 
de bisección. 

¶ Con este frente del banco de petróleo calculado, obtener la velocidad del mismo 
mediante la ecuación 131. 

Ecuación 131. Velocidad del frente del banco de 
petróleo. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 253.   

Donde: 

fob= Flujo fraccional del banco de petróleo. 

Sob= Saturación del banco de petróleo. 

fwi= Flujo fraccional inicial. 

Swi= Saturación inicial. 

¶ El inverso de la velocidad del banco de petróleo corresponde a la ruptura del banco 
de petróleo. 

¶ Calcular las velocidades del frente de agua y polímero mediante las ecuaciones 
100 y 101 respectivamente y hallar la ruptura del banco (inverso de las 
velocidades). 
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¶ Calcular la movilidad relativa del frente de polímero, tal como muestra la ecuación 
132. 

Ecuación 132. Movilidad total relativa en el frente 
de polímero. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 253.   

¶ Calcular la movilidad total relativa para el bache de agua de desplazamiento 
mediante la ecuación 133. 

 

Ecuación 133. Movilidad total relativa para el bache 
de agua de desplazamiento. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 253.   

 

¶ Calcular la recuperación de petróleo posterior a la ruptura de frente de polímero 
mediante la ecuación 134. 

 

Ecuación 134. Recuperación de petróleo. 

 

dxD/dl= Velocidad del frente de polímero. 

 

2. Cálculos de inyectividad 

¶ Calcular la tasa de flujo de inyección inicial mediante la ecuación 102. (ecuación 
de Muskat). 
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3. Coeficiente de heterogeneidad de Dykstra-Parsons 

¶ Calcular el coeficiente mediante el método descrito en el numeral 2.9.1.1 del 
capítulo 2. 

¶ Calcular la variación de la distribución logarítmica-normal de la permeabilidad 
utilizando la ecuación 135. 

 

Ecuación 135. Variación de la distribución de la 
permeabilidad. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 273.   

¶ Calcular el término de Lorenz mediante la ecuación 136. 

Ecuación 136. Término de Lorenz. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 8. 

Dónde: 

k(I)= Permeabilidad de la capa (mD). 

- Calcular la capacidad de flujo con la ecuación 137. 

Ecuación 137. Capacidad de flujo. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF 
AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC 
OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model, Supporting Technology for 
Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 9. 
 

¶ Calcular la capacidad de almacenamiento con la ecuación 138. 
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Ecuación 138. Capacidad de almacenamiento. 

 

Fuente: DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED 
STATES OF AMERICA y MINISTRY OF ENERGY AND MINES 
OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive 
Model, Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, 
Fossil Energy Report III-4. 1986. p. 8. 

4. Corrección por efecto de tapón de polímero finito 

¶ Obtener la razón de movilidad agua-polímero mediante la ecuación 107. 

¶ Calcular el volumen efectivo del tapón de polímero con la ecuación 108. 

¶ Calcular el factor de corrección del banco de polímero, siguiendo la ecuación 106 
(0,3ÒCPBÒ1,0). 

¶ Obtener la ruptura del banco de polímero corregida, utilizando la ecuación 107. 

¶ Calcular la reducción de recobro utilizando la ecuación 110. 
 

5. Propiedades físicas de las soluciones poliméricas 

Efecto de la reducción de la permeabilidad 

¶ Calcular la viscosidad aparente del polímero, por medio de la ecuación 112. 

¶ Hallar la viscosidad aparente del agua, utilizando la ecuación 114. 

¶ Definir la movilidad del banco de agua, cuando aumenta la viscosidad del agua, 
mediante la ecuación 115. 
 

Comportamiento no Newtoniano 

¶ Calcular la permeabilidad del agua en la zona barrida por el polímero utilizando la 
ecuación 118. 

¶ Determinar el coeficiente de Blake-Kozeny por medio de la ecuación 139. 

Ecuación 139. Coeficiente Blake-Kozeky. 

 

Fuente: BONDOR, P. L.; HIRASAKI, G. J. y THAM, M. J. 
Mathematical simulation of polymer flooding in complex 
reservoirs. En: Society of Petroleum Engineers Journal. Octubre 
de 1972. vol. 12, no. SPE-3524-PA, p. 372.   

¶ Determinar el espacio poroso ocupado por el agua, utilizando la ecuación 119. 

¶ Calcular la viscosidad adimensional (ὔ‘) con la ecuación 122. considerando que 
µmin=µw y µmax=µpapp.  

¶ Calcular el factor de pseudo-daño dependiendo sea el caso, con las ecuaciones 
120 y 121. 
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¶ Hallar la relación de inyectividades para fluidos newtonianos y no-newtonianos 
mediante la ecuación 123. 

4.4 MODELOS ANALÍTICOS PARA AGUA/POLÍMERO 

Para el desarrollo de un modelo analítico que permita la predicción del 
comportamiento de un reservorio a partir de la inyección de polímeros, se toma 
como base el modelo de Buckley- Leverett. A pesar de que la aplicación inicial del 
modelo es la inyección de agua, este puede ser ajustado a otros fluidos como geles, 
surfactantes y polímeros. La modificación del modelo para su aplicación con 
polímeros será descrita en el capítulo 5.   

4.4.1 Método de Buckley-Leverett. Buckley y Leverett desarrollaron en 1942 un 
acercamiento matemático para describir el desplazamiento de dos fluidos 
inmiscibles en un sistema linear el cual toma en cuenta que tiene tres momentos, 
antes de la ruptura, en la ruptura y después de la ruptura. 

 Los autores establecen ciertas premisas que se deben tener en cuenta197: 

1. El flujo se considera que es lineal sin embargo este puede modificarse para que 
se puede trabajar un flujo radial. 

2. Se considera que la permeabilidad y la porosidad son uniformes. 
3. Desplazamiento es tipo pistón con fugas. 
4. Solo pueden existir dos fluidos circulando al mismo tiempo por un determinado 

punto, así que deben aplicarse los conceptos de permeabilidades relativas a dos 
fases. 

5. Los fluidos son inmiscibles, por lo que entre ellos existe presión capilar  
6. No existe gas libre (la presión se debe encontrar por encima de la presión de 

burbuja). 
7. La tasa de inyección y el área perpendicular al flujo se consideran constantes  
8. El flujo es continuo o estacionario. 
9. La presión y temperatura permanecen constantes. 

4.4.1.1 Antes de la ruptura. Los autores propusieron un balance de masa de 
agua en un elemento de volumen del reservorio lineal, como se muestra en la figura 
46. 

 

 

 

                                                 
197 PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección de agua 
y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.78  
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Figura 46. Flujo másico de agua a través de un elemento de 
volumen en un medio poroso lineal y unidimensional. 

 

 

Fuente: CRAFT, B. HAWKINS, M. TERRY, R. Applied petroleum Reservoir 
Engineering. New Jersey, Estados Unidos: Prentice hall Inn, 1991, p.347. 
Modificado por los autores. 

Aplicando la ley de conservación de la masa al flujo de fluidos se obtiene la ecuación 
140, donde: 

Ecuación 140. Balance de materia en elemento poroso. 

άὥίὥ

ὸὭὩάὴέ

άὥίὥ

ὸὭὩάὴέ

άὥίὥ ὥὧόάόὰὥὨὥ

ὸὭὩάὴέ 
 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección de agua y gas 
en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.90.  

 

Obteniendo así, la ecuación 141: 

Ecuación 141. Balance de masa en el volumen 
de roca.  

‬ὠ

‬ὸ
ή ή

‬ή

‬ὼ
Ўὼ

Ў
 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de 
fluidos inmiscibles. En: Inyección de agua y gas en yacimientos 
petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, 
p.90.  
 

La tasa de acumulación del agua está dada en función del cambio del volumen en 
función del tiempo t, el cual viene dado por la ecuación 142. 
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Ecuación 142. Tasa de acumulación de 
agua.  

‬ὠ

‬ὸ

‬ὃɲ ЎὼὛ

‬ὸ
ὃɲ Ўὼ

‬Ὓ

‬ὸ
 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección de 
agua y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, 
Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.89.  
 

Igualando las ecuaciones 141 y 142 se obtiene: 

Ecuación 143. Tasa del agua acumulada.  

ὃɲ Ўὼ
‬Ὓ

‬ὸ

‬

‬ὼ
Ўὼ 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección 
de agua y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, 
Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.90.  

 

Teniendo en cuenta que, la tasa de inyección de agua es equivalente al flujo fracción 
del agua por la tasa total, se re escribe la ecuación 143: 

Ecuación 144. Derivada de la saturación.  

‬Ὓ

‬ὸ

ή

ὃɲ

‬

‬ὼ
 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección 
de agua y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, 
Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.90.  
 

La saturación de agua es función tanto de x como de t, por lo tanto, la derivada de 
la saturación de agua corresponde a la ecuación 145: 

Ecuación 145. Derivada total de la saturación. 

‬Ὓ  
‬Ὓ

‬ὼ
Ὠὼ

‬Ὓ

‬ὸ
Ὠὸ 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección de 
agua y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, 
Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.90.  
 

A partir de esta ecuación, se considera el movimiento de una saturación Sw en 
particular, lo que implica que ‬Ὓ π, esto se realiza con el fin de obtener la 
distribución de saturación en el yacimiento a un determinado tiempo.  
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Finalmente se obtiene la ecuación 146, la cual modela la velocidad de un frente de 
saturación constante: 

Ecuación 146. Velocidad del frente de saturación. 

ὺ
Ὠὼ

Ὠὸ

ή

ὃɲ

‬

‬Ὓ

ή

ὃɲ

Ὠ

ὨὛ
 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de 
fluidos inmiscibles. En: Inyección de agua y gas en yacimientos 
petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.91.  

 

Esa ecuación implica que para una tasa constante de inyección (ήὭȟ la velocidad de 
avance de un plano de saturación de agua constante es directamente proporcional 
a la derivada de la ecuación del flujo fraccional evaluada a esta saturación198. Esta 
ecuación solo se aplica a la zona ubicada detrás del frente, puesto que delante del 
frente se supone que las saturaciones permanecen constantes.  

4.4.1.2 En la ruptura. Para determinar la saturación del frente de invasión 
se integra la ecuación 146, con el fin de determinar la distancia x recorrida por un 
plano de saturación constante, como se aprecia en la ecuación 147. 

Ecuación 147. Distancia de la 
ruptura. 

ὼ
ήὸ

ὃɲ

‬

‬Ὓ
ȟ

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: 
Inyección de agua y gas en yacimientos 
petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro 
Data S.A.,2001, p.95.  
 

Dónde: 

ὼ Distancia en pies recorrida por una saturación determinada, Sw, durante un 
tiempo t. 

ȟ
Pendiente de la curva de Fw a la saturación Sw 

ή Tasa de inyección, BPD, en condiciones de yacimiento  

ὸ Intervalo de tiempo, días.  

                                                 
198 PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección de agua 
y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.91.  
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ήὸ ὡ Agua inyectada acumulada y se supone como una condición inicial, que 

ὡ π cuando ὸ π.  

A un tiempo dado posterior al comienzo de la inyección, se puede representar la 
posición de diferentes planos de saturación, calculando la pendiente de la curva de 

flujo fraccional 
ȟ
ȟ para cada saturación199. Sin embargo, existe una 

inconsistencia física, puesto que la derivada de la curva de flujo fraccional típica 
tiene un punto de inflexión que indica que para un determinado punto del yacimiento 
pueden existir múltiples saturaciones, como se aprecia en la figura 47.   

Figura 47. Derivada del flujo fraccional en función de la saturación de 
agua. 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: 
Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data 
S.A.,2001, p.96. Modificado por los autores. 

Para solucionar este inconveniente, Buckley y Leverett, ubican el frente de 
saturación considerando que en la curva de distribución existe una porción 
imaginaria, en la figura 48, se puede observar como área A, y que la curva de 
distribución verdadera tiene una discontinuidad en el frente200. El método consiste 
en trazar una vertical de tal forma que el área A y el Área B sean iguales, este punto 
será la saturación del frente de invasión, Ὓ .  

                                                 
199 PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección de agua 
y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.96. 
200 PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección de agua 
y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.97. 
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Figura 48. Distribución de saturación con distancia según Buckley y 
Leverett. 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: 
Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data 
S.A.,2001, p.97. Modificado por los autores. 

4.4.1.3 Posterior a la ruptura. Después de la ruptura, la saturación de agua 

en la salida del estrato aumentara constantemente desde ╢◌█ hasta  ╢◌□╪●201. 

Para calcular las saturaciones promedio del agua posterior a la ruptura, ὛǬ , se 

debe trazar una tangente a la curva de flujo fraccional en las respectivas 
saturaciones las cuales deben cumplir Ὓ Ὓ Ὓ , y finalmente se extrapola 

hasta Ὢ ρȟ donde da el valor de ὛǬ ȟcomo se observa en la figura 49. 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                 
201 Ibíd., p.107 
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Figura 49. Distribución de saturación con distancia 
según Buckley y Leverett. 

 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Desplazamiento de 
fluidos inmiscibles. En: Inyección de agua y gas en yacimientos 
petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.108.  

 
La derivada en este punto se estima por medio de la ecuación 148. 

Ecuación 148. Derivada de puntos 
posteriores a la ruptura. 

‬Ὢ

‬Ὓ

ρ Ὢ

ὛǬ Ὓ
 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: 
Inyección de agua y gas en yacimientos 
petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data 
S.A.,2001, p.108.  

 

Conociendo la derivada es posible conocer el agua inyectada expresada en 
volúmenes porosos a sus respectivas saturaciones por medio de la ecuación 146, 
las tasas de flujo y de petróleo por medio de las ecuaciones 150 y 151, 
respectivamente, la relación agua-petróleo (WOR) por la ecuación 152, y la 
eficiencia de desplazamiento por la ecuación 153.  
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 Ecuación 149. Agua inyectada 
acumulada en volúmenes porosos. 

ὗ
‬Ὢ

‬Ὓ
 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: 
Inyección de agua y gas en yacimientos 
petrolíferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data 
S.A.,2001, p.109.  
 

Ecuación 150. Tasa de flujo de petróleo.  

ή
ρ Ὢ

ὄ
ή 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: 
Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos. 
Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.109.  

 
Ecuación 151. Tasa de flujo de agua.  

ή
Ὢ

ὄ
ή 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: 
Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos. 
Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.109.  

 
Ecuación 152. Relación agua-petróleo. 

Ὑὃὖ
Ὢ

ρ Ὢ

ὄ

ὄ
 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: 
Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos. 
Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.109.  
 

Ecuación 153.Eficiencia de 
desplazamiento. 

Ὁ
ὛǬ Ὓ

ρ Ὓ
 

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. 
Desplazamiento de fluidos inmiscibles. En: Inyección 
de agua y gas en yacimientos petrolíferos. Maracaibo, 
Venezuela: Astro Data S.A.,2001, p.109.  
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5. IMPACTO DEL MODELO PREDICTIVO SOBRE EL FACTOR DE RECOBRO 

5.1 SELECCIÓN DEL MODELO PREDICTIVO SEGÚN CARACTERÍSTICAS 
DEL CAMPO 

El yacimiento presente en Campo Castilla corresponde a un anticlinal fallado de 
aceite negro subsaturado, el cual posee un fuerte empuje por parte de un acuífero 
activo en la base del yacimiento. Este empuje ejercido por el acuífero le permite 
mantener en gran medida los valores de presión estática a lo largo del tiempo. El 
yacimiento se caracteriza además por tener crudos pesados (entre 9 y 13°API 
aproximadamente) y no poseer una capa de gas debido al bajo valor de presión de 
burbuja presente. Debido a la naturaleza dominante del acuífero en el yacimiento, 
Ecopetrol inició los estudios de screening para determinar la efectividad de la 
inyección de agua como método de recobro en el año 2009, ya que, debido a la 
madurez del yacimiento, los mecanismos de recuperación primarios resultan 
insuficientes para cubrir las tasas de producción deseadas. Desde el año 2014 hasta 
la actualidad, se ha venido inyectando agua a manera de arreglos irregulares y 
monitoreando los resultados obtenidos, a fin de saber si el método de recobro ha 
sido eficiente. 

Es este alto grado de madurez el que ha llevado a considerar por parte de la 
empresa el uso de métodos de recobro terciarios, recobro mejorado o EOR, con el 
objetivo de explotar en mayor medida las reservas disponibles del yacimiento. Se 
consideró el uso de una inyección de polímeros debido a sus similitudes con la 
inyección de agua convencional, la cual además de haber mostrado buenos 
resultados hasta la actualidad, posee facilidades en superficie para el tratamiento e 
inyección del fluido muy similares a la de la inyección convencional. En cuestiones 
del yacimiento, la aplicación de esta técnica también resultó viable debido a que las 
propiedades de la roca y de los fluidos esta entre los rangos recomendados para la 
implementación de esta tecnología, tal como muestra la tabla 7. 
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Tabla 7. Comparación de las propiedades del yacimiento del Campo Castilla 
contra los parámetros recomendables para la inyección de polímeros. 

 

Fuente: TABER JJ. MARTIN, F.D and SERIGHT, R.S.EOR criteria revisited Part 1: Introduction to 
screening criteria and enhanced recovery field projects. SPE Reservoir engineering. 1997. p 191. 
Modificado por los autores. 

Como se puede observar en la tabla 7, el yacimiento cumple con la mayoría de los 
parámetros requeridos para llevar a cabo una inyección de polímeros. El único 
parámetro por fuera de los valores recomendados corresponde la densidad del 
crudo. El hecho de que haya parámetros por fuera de los rangos recomendados no 
significa que no se pueda llevar a cabo este proceso. El uso de polímeros se ha 
llevado a cabo en una gran variedad de rangos y condiciones202 , desde 
temperaturas de 46 a 235°F, 0.6 a 15000 mD de permeabilidad, viscosidades de 
petróleo de 0,01 a 1494 cP, espesores netos de 4 a 432 ft y salinidades del agua de 
formación del 0,3 a 21,3% de los sólidos disueltos totales. Debido a que este método 
de recobro se ha usado en todos estos casos y ha obtenido buenos resultados, se 
puede evidenciar primero que todo la versatilidad de la técnica y también se puede 
concluir que, ya que Castilla cumple con la mayoría de los valores recomendables 
para el uso de este método, el uso de esta es técnicamente viable. 
 
La evaluación de la viabilidad técnica de la inyección de polímeros se llevará a cabo 
mediante el uso de un modelo predictivo, el cual ayudará a saber los volúmenes 
recuperables y factores de recobro obtenidos y luego comparar la precisión de este 
modelo contra una simulación numérica, la cual, si bien es más completa y precisa, 
también conlleva un mayor grado de conocimiento del yacimiento y sus 
propiedades.  
 
Para el desarrollo del modelo predictivo se toma como base el modelo analítico de 
Craig, Geffen & Morse, el cual fue inicialmente desarrollado para aplicaciones en 

                                                 
202 TABER JJ. MARTIN, F.D and SERIGHT, R.S.EOR criteria revisited Part 1: Introduction to screening criteria and 

enhanced recovery field projects. SPE Reservoir engineering. 1997. p 6. 

Propiedades del crudo Recomendable Unidad K1 Inferior

°API >15 12,4

Viscosidad (cP) >10 140

Composición No crítico No crítico

Propiedades del yacimiento Recomendable Unidad K1 Inferior

Tipo de formación

Areniscas (evitar 

calizas muy 

fracturadas)

Arenisca

Espesor neto(ft) No crítico No crítico

Permeabilidad promedio (mD) >10 350

Profundidad (ft) <9000 5300

Temperatura (°F) Máx 140-200 185
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inyección de agua.  La selección de este método sobre los otros modelos 
encontrados radica en los siguientes aspectos a continuación: 
 

¶ El método al tener un carácter completamente analítico, permite definir el 
sistema por medio de ecuaciones que pueden resolverse para los diferentes 
valores de las variables introducidas, logrando así predecir el comportamiento 
del sistema.    

¶ El modelo cuenta con la posibilidad de ser ajustado para que su aplicación no 
se limite únicamente a la inyección de agua, teniendo la capacidad de modelar 
también el comportamiento bajo inyección de surfactantes, geles y polímeros.   

¶ El Campo Castilla cuenta con la presencia de petróleo, agua y gas, sin embargo, 
la producción de gas es muy baja (7,2 SCF/STB203) para ser considerada en los 
cálculos. La teoría de Buckley-Leverett considera dos fluidos inmiscibles, uno 
desplazante y otro desplazado, los cuales en este caso corresponden a agua y 
petróleo, respectivamente. Se considera que el desplazamiento de las fases es 
tipo pistón con fugas, lo que significa que una cantidad considerable de petróleo 
queda detrás de frente de invasión.    

¶ Aunque el modelo considera un sistema lineal, es posible extender los cálculos 
a sistemas no lineales utilizando el concepto de eficiencia de barrido.  

¶ El modelo requiere menor información de la que se solicita en simuladores o en 
los modelos semi analíticos previamente explicados, por lo que constituye una 
técnica rápida y efectiva para la evaluación del desempeño de un reservorio.  

¶ Los resultados del modelo se presentan a manera de tasa de producción de 
petróleo y agua, producción acumulada de petróleo y agua, factores de recobro, 
tasas de inyección, etc. Lo cual lo hace un modelo bastante completo y permite 
comparar más fácilmente contra los resultados obtenidos en una simulación 
numérica. 

5.2  ESTRUCTURA DE LA APLICACIÓN DEL MODELO PREDICTIVO 

5.2.1 Información de entrada. Como se había mencionado anteriormente, una de 
las ventajas principales de este modelo es que se requieren una pequeña cantidad 
de datos tanto de la roca como del polímero y del fluido con respecto a otros 
modelos o respecto a los datos de entrada utilizada en un simulador numérico. Los 
datos requeridos en materia del yacimiento son los siguientes: 

Propiedades del reservorio 

¶ Profundidad de la formación (ft). 

¶ Temperatura de la formación (°F). 

¶ Permeabilidad de la formación (mD). 

¶ Porosidad de la formación. 

¶ Espesor neto total (ft). 
                                                 
203 Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A. 
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¶ Volumen poroso total (MSTB). 

¶ Petróleo Original in situ (MSTB). 

¶ Petróleo Original in situ al inicio de la inyección de agua (MSTB). 

¶ Área del patrón (acre). 

¶ Espaciamiento entre pozo inyector y productor (ft). 

¶ Buzamiento del yacimiento (°). 

Propiedades del fluido 

¶ Factor volumétrico del petróleo (RB/Stb). 

¶ Factor volumétrico del agua (RB/Stb). 

¶ Gravedad API. 

¶ Viscosidad del petróleo (cP). 

¶ Viscosidad del agua (cP). 

¶ Saturación de agua inicial, Swi. 

¶ Saturación de agua connata, Swc. 

¶ Saturación de petróleo residual, Sor. 

¶ Saturación de gas inicial, Sgi. 

¶ Curvas de permeabilidad relativas o permeabilidades relativas en los puntos 
finales para petróleo y agua para la construcción de las tablas de permeabilidad 
relativas. En caso de que se utilicen correlaciones para la construcción de estas 
tablas se requiere saber la humectabilidad de la roca y el tipo de roca. 

Propiedades del polímero 

¶ Tipo de polímero. 

¶ Concentración del polímero (ppm). 

¶ Adsorción del polímero (lb/acre*ft). 

¶ Viscosidad del polímero (cP). 

¶ Factor de resistencia. 

¶ Factor de resistencia residual. 

La tabla 8 muestra los parámetros del reservorio para el caso específico de Campo 
Castilla. 
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Tabla 8. Parámetros de entrada del reservorio del yacimiento de 
Castilla. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: ECOPETROL S.A. 

Adicionalmente se cuenta con la tabla de permeabilidades relativas reales de la 
formación K1 Inferior, la cual se encuentra representada en la tabla 9. 

Tabla 9. Tablas de permeabilidades relativas en la 
formación K1 Inferior. 

Swi Krw Kro 

0,1800 0,000000 0,750000 

0,1898 0,000150 0,678000 

0,2192 0,001650 0,494250 

0,2290 0,002400 0,442500 

0,2780 0,008250 0,246000 

0,3270 0,017250 0,126000 

0,3760 0,028800 0,058500 

0,4250 0,043050 0,023250 

0,4642 0,056250 0,009750 

0,5230 0,078900 0,001500 

0,5720 0,100350 0,000000 

0,6210 0,124050 0,000000 

0,6700 0,150000 0,000000 
Fuente: ECOPETROL S.A. 

La curva de permeabilidades relativas correspondiente, es presentada en la Gráfica 
2.  

Parámetro Valor 

Profundidad 5300 ft TVDSS 

Temperatura (°T) 185°F 

Permeabilidad (K) 350 -1950 md 

Porosidad (Ø) 0,17249 

Espesor 180 ft 

Volumen Poroso 16931320 rb 

OOIP 12486468 stb 

OOIP al inicio de la 
inyección de agua 

11684201 STB 

Coeficiente de Dykstra 
Parsons 

0,545 

Caudal de inyección 3600 BWPD 

Área del patrón 112 acres 

Radio del pozo 0,35 ft 

Presión inicial de formación 2830 @ 5600 ft TVDSS 

Presión actual de formación 1800 @ 5600 ft TVDSS 
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Gráfica 2. Curva de permeabilidades relativas.  

 

Fuente: ECOPETROL S.A. 

De manera similar, la tabla 10 muestra los datos o propiedades del fluido producido 
en el campo. 

Tabla 10. Parámetros de entrada del fluido del yacimiento de Castilla. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: ECOPETROL S.A. 

En la tabla 11, se presentan la información técnica general de los polímeros a 
utilizar. 

 

 

 

 

 

Parámetro Valor 

Factor volumétrico del petróleo 
(Bo) 

1,03 RB/STB 

Factor volumétrico del agua 
(Bw) 

1 RB/STB 

Gravedad API 12.4 

Viscosidad del petróleo (µo) 145,85 cP @ T yac 

Viscosidad del agua (µw) 0,391 cp. 

Gas en solución (GOR) 7,2 SCF/STB 

Gravedad específica del gas 0,74 
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Tabla 11. Información técnica de los polímeros a utilizar.  

Nombre del polímero** POL1 POL2 

Composición del polímero 
Poliacrilamida 

(HPAM) 
Xanthan 

Composición según el 
proveedor 

Poliacrilamida iónica Xanthan Gum 

Porcentaje de Hidrólisis (%) 28,10% N/A 

Peso Molecular Teórico 
(106) 

16,8 10,9 

Contenido de poliacrilamida 
(%) 

87,20% N/A 

Contenido de Humedad (%) 12,8% 7,60% 

Distribución del tamaño de 
partícula (micrones) 

N. E 
%> 10 mesh: 2 
%< 100 mesh:6 

Densidad (g/cc) 0,6-0,8 0,8 

**Los nombres comerciales de los polímeros utilizados por el ICP para 
Campo Castilla son otros 

Fuente: ECOPETROL S.A. Modificado por los autores. 

 

Esta información fue obtenida en base a los estudios realizados por el Instituto 
Colombiano del Petróleo (ICP) en el año 2015 a fin de evaluar el comportamiento 
de una serie de productos ofrecidos por una gran variedad de empresas de servicios 
bajo las condiciones de la Unidad K1 Inferior. El ICP realizó una serie de pruebas y 
ensayos Roca-Fluido y Fluido-Fluido a todos estos polímeros ofrecidos y determinó 
cuales de estos eran los más apropiados para el yacimiento de Castilla. Si bien el 
estudio descartó varios polímeros ofrecidos mediante el set de pruebas que se llevó 
a cabo, al final de todas estas quedaron aun un gran número de polímeros que eran 
viables para su utilización. El polímero POL 1 se tomó para el uso en el modelo 
predictivo debido a que fue este el que se escogió como el más apto para las 
condiciones del yacimiento de Castilla, mientras que polímero POL 2 se escogió 
debido a que este pasó las pruebas que se le realizaron y que se clasificó como 
biopolímero en su mayoría. La tabla 12 muestra las características de los dos 
polímeros corroboradas a nivel laboratorio. 
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Tabla 12. Características medidas en laboratorio de los polímeros de estudio. 

Nombre del polímero** POL1 POL2 

Composición del polímero Poliacrilamida (HPAM) Xanthan 

Contenido de Humedad 
medido (%) 

6,34 7,95 

Porcentaje de Hidrólisis 
medido (%) 

25,66 N/A 

Contenido de Azufre 
(Medido por fluorescencia 

de Rayos X) 
1 N/A 

**Los nombres comerciales de los polímeros utilizados por el ICP para Campo 
Castilla son otros 

Fuente: ECOPETROL S.A. Modificado por los autores. 

Como se puede observar al comparar las tablas 11 y 12, las propiedades teóricas 
reportadas por los proveedores son muy similares a las obtenidas por las pruebas 
de laboratorio. Las diferencias entre los porcentajes de hidrólisis teóricos y 
experimentales del porcentaje de hidrolisis de los productos se deben a la presencia 
o ausencia de cadenas sulfonadas. Todas las poliacrilamidas utilizadas en las 
pruebas del ICP eran poliacrilamidas sulfonadas, por lo que fue necesario llevar a 
cabo la prueba para determinar su contenido de azufre. Para esto, se utilizó el 
método de espectrofotometría de fluorescencia por rayos X, (XRF).  

Las pruebas que se llevaron a cabo a cada uno de los polímeros para determinar 
sus propiedades y aplicabilidad al yacimiento se resumen en las siguientes pruebas: 

¶ Caracterización básica: % de humedad, % hidrólisis, caracterización 
fisicoquímica del agua del campo. 

¶ Comportamiento reológico: determinación de la viscosidad bajo un esfuerzo de 
corte. 

¶ Filtrabilidad  

¶ Estabilidad mecánica bajo un esfuerzo de corte 

¶ Estabilidad térmica: con presencia de iones Fe+2 y en ausencia de iones de Fe+2 

¶ Estimación de adsorción, Volumen poroso inaccesible (IPV), factor de 
resistencia (RF) o reducción de la movilidad y factor de resistencia residual 
(RRF) o reducción de la permeabilidad. 

Las tablas 13,14,15 y 16 muestran los resultados de las pruebas de comportamiento 
reológico para el polímero 1 y 2 tanto a temperatura ambiente como a temperatura 
de yacimiento. Para el uso del modelo se tomarán los valores de viscosidad a 
temperatura de yacimiento debido a que son más representativos. Las 
concentraciones a utilizar serán las mismas que se utilizaron durante las pruebas 
del ICP, las cuales son, a saber, de 500 ppm, 1000 ppm, 1500 ppm y 2000 ppm. 
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Tabla 13. Tabla de viscosidad vs concentración a Temperatura 
ambiente (86°F) para el polímero POL1. 

Concentración Pol (ppm) Viscosidad (cP) 

500 23,45 

1000 69,9 

1500 139,5 

2000 226,2 
Fuente: ECOPETROL S.A. Modificado por los autores. 

Tabla 14. Tabla de viscosidad vs concentración a Temperatura 
ambiente (86°F) para el polímero POL2. 

Concentración Pol (ppm) Viscosidad (cP) 

500 17,25 

1000 57,1 

1500 112,4 

2000 181,9 
Fuente: ECOPETROL S.A. Modificado por los autores. 

 
Tabla 15. Tabla de viscosidad vs concentración a 
Temperatura de yacimiento (195°F) para el polímero 
POL1. 

Concentración Pol (ppm) Viscosidad (cP) 

500 4,7 

1000 18,7 

1500 42,6 

2000 71 
Fuente: ECOPETROL S.A. Modificado por los autores. 

Tabla 16. Tabla de viscosidad vs concentración a 
Temperatura de yacimiento (195°F) para el polímero 
POL2. 

Concentración Pol (ppm) Viscosidad (cP) 

500 5,1 

1000 18,8 

1500 42,7 

2000 73,2 
Fuente: ECOPETROL S.A. Modificado por los autores. 

Las gráficas 3,4,5 y 6 corresponden a los datos tabulados de las tablas 13 a 16. 
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Gráfica 3. Viscosidad vs concentración a Temperatura ambiente (86°F) para el 
polímero POL1. 

 
Fuente: elaboración propia. 

Gráfica 4.Viscosidad vs concentración a Temperatura ambiente (86°F) para el polímero 
POL2. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 5. Viscosidad vs concentración a Temperatura de yacimiento (195°F) para el 
polímero POL1. 

 
Fuente: elaboración propia. 

 
Gráfica 6. Viscosidad vs concentración a Temperatura de yacimiento (195°F) para el 
polímero POL2. 

 
 Fuente: elaboración propia. 
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Las propiedades de volumen poroso inaccesible, adsorción, factor de resistencia 
(RF), y factor de resistencia residual (RRF) solamente fueron calculadas para el 
polímero POL1 debido a que como se mencionó anteriormente, este fue el que fue 
escogido como el más apto para las condiciones del Campo y, por ende, fue al que 
más análisis le realizaron. Dado que no se cuenta con estos datos para el POL2, se 
tuvo que asumir los mismos valores a la hora de llevar a cabo los cálculos, debido 
a que estos son de carácter obligatorio. Los resultados obtenidos se muestran en 
las tablas 17 y 18. Los valores de adsorción e IPV fueron determinados por el 
método Zaitoun (1974-1987). Zaitoun y Kohler estudiaron el efecto de la adsorción 
dinámica durante la propagación del HPAM y el Xanthan a través del medio poroso. 
Durante el desarrollo de su método de cálculo experimental determinaron que la 
adsorción de los biopolímeros es menor a la de las poliacrilamidas y que 
adicionalmente, el impacto de la salinidad y la dureza es menor para los 
biopolímeros204 . 
 

Tabla 17. Adsorción del polímero 1 a 1000ppm y varias 
condiciones de saturación. 

Polímero POL1 

Condición de saturación Sor 

Concentración (ppm) 1000 

Adsorción (Lbmol/acre*ft) 9,4 

Fuente: ECOPETROL S.A. Modificado por los autores. 

Tabla 18. Volumen poroso inaccesible del polímero 1 a 
1000ppm y varias condiciones de saturación. 

Polímero POL1 

Condición de saturación Sor 

Concentración (ppm) 1000 

IPV (%) 5 

Fuente: ECOPETROL S.A. Modificado por los autores. 

Como se pudo observar en las tablas 17 y 18, se llevó a cabo la determinación de 
las propiedades a una saturación de petróleo residual. Este valor se tomará como 
dato de entrada para el modelo. La tabla 19 muestra los resultados de las pruebas 
para la determinación del RF y RRF a varias velocidades de corte, varias 
concentraciones y la saturación previamente mencionada.  
 

 

 

                                                 
204 SORBIE, Kenneth. Polymer-Improved Oil Recovery. Glasgow. Blackie & Son Ltd, 1991, p 157-
158. 
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Tabla 19. RF y RRF del polímero 1 a la saturación de petróleo residual. 

Concentración 
(ppm) 

Velocidad de corte (s-1) RF RRF 

1000 

17,96 30,5 1,02 

26,94 29,2 1,02 

53,88 27 1,02 

89,8 26,8 1,02 

1250 

17,96 46,2 1,07 

26,94 43,1 1,07 

53,88 38,2 1,07 

89,8 35,6 1,07 

1500 

17,96 62,5 0,96 

26,94 55,1 0,96 

53,88 39,3 0,96 

89,8 35,9 0,96 
 Fuente: ECOPETROL S.A. Modificado por los autores. 

Como se puede observar, algunos de los valores de RRF dan menores a la unidad. 
Los cálculos estimados para el RF y RRF se llevaron a cabo a partir de los valores 
de diferencial de presión hallados según la tasa de inyección de polímero 
suministrada por la empresa. Es necesario recalcar que debido a que la 
permeabilidad de la muestra de roca es tan alta, los sensores de los equipos de 
desplazamiento tienen un límite de medición que está cercano a los valores de 
diferencial de presión reportados y esto incurre en un error de medición que 
finalmente lleva a obtener valores de RRF por debajo de 1. 

La tabla 20 muestra los valores promedio de RF a ambas condiciones de saturación. 

Tabla 20. RF promedio polímero 1 a la saturación de 
petróleo residual. 

Concentración RF Promedio 

1000 28,375 

1250 40,775 

1500 48,2 

Fuente: elaboración propia. 

A manera de síntesis, la gráfica 7 representa gráficamente los valores de factor de 
resistencia residual presentes en la tabla 20. 
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Gráfica 7. Factor de resistencia residual a la saturación de petróleo residual. 

 

Fuente: elaboración propia. 

5.2.2  Metodología del desarrollo del modelo 

5.2.2.1 Inyección de Agua. Para el desarrollo del modelo se asume que la 
inyección de agua empieza con la producción inicial de petróleo. Para el desarrollo 
del modelo se siguió la siguiente metodología:  

1. El primer paso corresponde a la gráfica de la razón entre las permeabilidades 
relativas del petróleo y del agua vs. Saturación de agua en una escala 
semilogaritmica. La permeabilidad relativa vs. Sw, es descrita bajo la ecuación 154: 

Ecuación 154. Razón 
permeabilidades relativas.  

ὑ

ὑ
ὥὩ  

Fuente: AHMED,Tarek. Relative 
permeabilities concepts. En: 
Reservoir Engineering Handbook, 
Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000,p 299. 

Donde, 
ὑ = Permeabilidad relativa del petróleo. 
ὑ = Permeabilidad relativa del agua. 
Ὓ= Saturación promedio. 
  
Se obtiene una gráfica como se observa en la gráfica 8. Por medio de Excel se 
calcula la línea de tendencia exponencial con una pendiente de -29,933885 y un 
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intercepto de 150898,372844 los cuales corresponden a los valores de ñbò y ñaò, en 
la ecuación 154.   

Gráfica 8. Relación permeabilidades relativas vs. Saturación de agua. 

 

Fuente: elaboración propia. 

 
2. Se utilizaron los valores de kro y krw dados en la tabla de permeabilidades 

relativas y se calculó la curva de flujo fraccional por medio de la ecuación 155.  

Ecuación 155. Flujo fraccional. 

 

Ὢύ
ρ

ρ
‘
‘
Ὧ
Ὧ

 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas,Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 893. 

Para los cálculos también fue necesario calcular la derivada de la curva flujo 
fraccional utilizando la ecuación 156.  

Ecuación 156. Derivada de la curva de flujo 
fraccional 

ὨὪ

ὨὛ

Ὢύ Ὢύ

Ὓ Ὓ
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. En: 
Reservoir Engineering Handbook, Texas,Estados 
Unidos:Gulf Publishing Company.2000, p 905. 
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A partir de los cálculos realizados se obtuvo la tabla 21. Para el desarrollo de la 
gráfica de razón de permeabilidades relativas vs. saturación de agua, se tomaron 
en cuenta solo los datos señalados, asumiendo que los valores menores de 
saturaciones de agua tienen permeabilidades relativas de agua con valores de 0. 
Esto se hizo con el fin de obtener una línea con tendencia exponencial.   

Tabla 21. Curva y derivada de flujo fraccional.   

Sw Kro Krw Kro/krw aebSw fw dFw/dSw 

0,18 0,750000 0,000000 - 689,70403 0  

0,1898 0,678000 0,000150 4520 514,35335 0,066908274 6,8273748 

0,2192 0,494250 0,001650 299,54545 213,33299 0,519694859 13,257522 

0,229 0,442500 0,002400 184,375 159,09511 0,637404059 13,008246 

0,278 0,246000 0,008250 29,818182 36,698718 0,91575102 9,3443982 

0,327 0,126000 0,017250 7,3043478 8,4653509 0,977960148 6,6527901 

0,376 0,058500 0,028800 2,03125 1,9527158 0,993771892 5,0702648 

0,425 0,023250 0,043050 0,5400697 0,450436 0,998336462 4,0748427 

0,4642 0,009750 0,056250 0,1733333 0,1393248 0,99946549 3,5167681 

0,523 0,001500 0,078900 0,0190114 0,0239674 0,999941346 2,9152809 

0,572 0,000000 0,100350 0 0,0055286 1 2,5510204 

0,621 0,000000 0,124050 0 0,0012753 1 2,2675737 

0,67 0,000000 0,150000 0 0,0002942 1 2,0408163 
Fuente: elaboración propia. 

A partir de la tabla 21, se graficó la curva de flujo fraccional tal como se presenta en 
la gráfica 9. La línea tangente y el corte de esta con fw=1, permitió obtener los datos 
presentados en la tabla 22.  
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Gráfica 9. Curva de flujo fraccional del agua. 

 

Fuente: elaboración propia. 

Tabla 22. Frente de saturación.   

Sw frente  ╪▄╫╢◌ frente  Fw frente  
▀█◌
▀╢◌

 Sw prom 

0,22 208,285 0,6808778 15,219454 0,2457 

Fuente: elaboración propia. 

3. El siguiente paso realizado (opcional), consiste en determinar el perfil de 
saturación del banco de petróleo, con el fin de calcular el avance del mismo después 
de 60, 120 y 240 días después de la inyección inicial de agua. Para los cálculos se 
tomaron valores de saturación de agua entre 0,278 y 0,67, es decir, valores mayores 
que la saturación en el frente hasta la saturación máxima. Se utilizó la ecuación 157 
y se obtuvo los resultados expresados en la tabla 23.  

Ecuación 157. Perfil de saturación del 
banco de petróleo. 

ὼὛ
υȟφρυ Ὥὸ

ὃɲ

ὨὪ

ὨὛ
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. 
En: Reservoir Engineering Handbook, 
Texas,Estados Unidos:Gulf Publishing 
Company.2000, p 906. 
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Tabla 23. Perfil de saturación de banco de petróleo.   

dFw/dSw t=60 t=120 t=240 Sw 

2,734961278 87,939037 175,87807 351,75615 0,278 

0,742538459 23,875335 47,75067 95,501341 0,327 

0,178193064 5,7295606 11,459121 22,918242 0,376 

0,041485466 1,3339099 2,6678198 5,3356396 0,425 

0,012856543 0,413385 0,8267701 1,6535401 0,4642 

0,002213228 0,0711634 0,1423268 0,2846536 0,523 

0,000510587 0,0164172 0,0328345 0,065669 0,572 

0,000117781 0,0037871 0,0075742 0,0151484 0,621 

2.71689E-05 0,0008736 0,0017472 0,0034943 0,67 
Fuente: elaboración propia. 

4. Posteriormente se realizaron los cálculos en el tiempo de ruptura (ὸ . Para esto 
se calculó el volumen poroso por medio de la ecuación 158.  

Ecuación 158.Volumen poroso. 

ὖὠ
ὃɲὒ

υȟφρυ
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 912. 

Para el cálculo del tiempo de ruptura, se utiliza la ecuación 157, considerando que 
ὼὛ ὒ ὈὭίὸὥὲὧὭὥ ὍὲώὩὧὸέὶ ὴὶέὨόὧὸέὶ. Para el cálculo del OOIP se toma en 

cuenta la ecuación 159.  

Ecuación 159.Cálculo del OOIP. 

ὕὕὍὖὔ
ὖὠρ Ὓ

ὄ
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 613. 

El agua inyectada acumulada a la ruptura (ὡ , el volumen poroso inyectado a la 
ruptura (ὗ  y el WOR a la ruptura son estimados por las ecuaciones 160, 161 y 
162 respectivamente. 
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Ecuación 160. Agua inyectada 
acumulada a la ruptura. 

ὡ Ὥὸ  

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 912. 

Ecuación 161. Volumen poroso 
inyectado a la ruptura.  

ὗ
ρ

ὨὪ
ὨὛ

 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 912. 

Ecuación 162. WOR a la ruptura. 

ὡὕὙ
ὄὪ

ὄ ρ Ὢ
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 921. 

En resumen, para el caso de inyección de agua, se obtuvo la tabla 24, tomando 
intervalos de tiempo desde el inicio de la inyección (t=0) hasta la fecha en que se 
origina la ruptura. 

Tabla 24. Resumen del método hasta la ruptura. 

t(días) Winj=qi*t Np Qo WOR Qw Wp 

0 0 0 3495,1456 0 0 0 

9,49190798 34170,8687 33175,601 3495,1456 0 0 0 

18,98381596 68341,7375 66351,201 3495,1456 0 0 0 

28,47572394 102512,606 99526,802 3495,1456 0 0 0 

37,96763192 136683,475 132702,4 3495,1456 0 0 0 

47,4595399 170854,344 165878 3495,1456 0 0 0 

56,95144788 205025,212 199053,6 3495,1456 0 0 0 

66,44335586 239196,081 232229,2 3495,1456 0 0 0 

75,93526384 273366,95 265404,81 3495,1456 0 0 0 

85,42717182 307537,819 298580,41 3495,1456 0 0 0 

94,9190798 341708,687 331756,01 3495,1456 0 0 0 

104,4109878 375879,556 364931,61 1318,4946 1,6027775 2241,9505 0 
Fuente: elaboración propia. 
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La fila resaltada corresponde a los datos obtenidos en la ruptura. 

El siguiente procedimiento aplica para datos posteriores a la ruptura en el método 
Buckley-Leverett, sin embargo, estos no se llevarán a cabo debido a que se utilizará 
Craig, Geffen & Morse para estas predicciones.  

5.  Para realizar los cálculos después del tiempo de ruptura, se toma como base la 
solución de Welge.  

Se evalúan saturaciones desde la saturación en el frente, hasta la máxima, 
tomado un intervalo conveniente. El flujo fraccional se calcula por la ecuación 
154. La saturación de agua promedio en el reservorio después de la ruptura se 
calcula por medio de la ecuación 163.  

Ecuación 163. Saturación de agua promedio 
después de la ruptura. 

Ὓ Ὓ
ρ Ὢ

ὨὪ
ὨὛ

 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. En: 
Reservoir Engineering Handbook, Texas, Estados 
Unidos:Gulf Publishing Company.2000, p 926. 

La eficiencia de desplazamiento se calcula por medio de la ecuación 164 y el Np, 
utilizando la ecuación 165.  

Ecuación 164. Eficiencia de 
desplazamiento. 

ὉὨ
Ὓ Ὓ

ρ Ὓ
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 926. 

Ecuación 165. Petróleo producido 
acumulado. 

ὔὖ ὕὕὍὖὉ Ὁ Ὁ 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 926. 

Dónde: 

EA: eficiencia de barrido areal (EA=1) 

EV: eficiencia de barrido vertical (EV=1) 
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Los volúmenes porosos inyectados de agua, el agua inyectada acumulada, el 
tiempo de inyección (t) y el agua acumulada producida (Wp), están representados 
por las ecuaciones 166, 167, 168 y 169 respectivamente. 

Ecuación 166. Volúmenes 
porosos inyectados. 

ὗ
ρ

ὨὪ
ὨὛ

 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir 
Engineering Handbook, Texas, 
Estados Unidos:Gulf Publishing 
Company.2000, p 927. 

Ecuación 167. Agua 
inyectada acumulada. 

ὡ ὖὠ ὗὭ 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles 
of waterflooding. En: Reservoir 
Engineering Handbook, Texas, 
Estados Unidos:Gulf Publishing 
Company.2000, p 927. 

Ecuación 168. Tiempo de 
inyección de agua. 

ὸ
ὡ

Ὥ
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir 
Engineering Handbook, Texas, 
Estados Unidos:Gulf Publishing 
Company.2000, p 927 

Ecuación 169. Agua acumulada producida. 

ὡὴ
ὡ Ὓ Ὓ ὖὠ Ὁ Ὁ

ὄ
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. En: 
Reservoir Engineering Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 927. 

Finalmente se calcula WOR, la tasa de flujo de petróleo y la tasa de flujo de agua 
por las ecuaciones 170, 171 y 172.  
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Ecuación 170. WOR posterior a la 
ruptura. 

 ὡὕὙ  

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas,Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 928. 

Ecuación 171. Tasa de flujo de 
petróleo. 

ὗέ
Ὥ

ὄέ ὄύ ὡὕὙ
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas,Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 928. 

Ecuación 172. Tasa de flujo de 
agua. 

ὗύ ὗέ ὡὕὙ 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 928. 

Método de Craig, Geffen & Morse 

6. Hasta este punto, se ha asumido que la eficiencia areal EA es 100%, sin embargo, 
es necesario tener en cuenta que la porción horizontal del reservorio que es 
contactada por el agua se encuentra en función de la razón de movilidad, de la 
heterogeneidad del reservorio, del volumen de agua inyectada acumulada y del 
patrón de inyección, por lo que existen premisas que se deben tener en cuenta, 
como se muestra a continuación205: 

¶ La movilidad del agua incrementa después de la ruptura debido al incremento 
del valor de la saturación de agua promedio en el reservorio. 

¶ Entre más baja sea la razón de movilidad, mayor eficiencia de barrido se tendrá, 
a su vez, razones de movilidad altas, disminuyen la eficiencia.  

¶ La continua inyección de agua, puede a través del tiempo incrementar 
significativamente la eficiencia de barrido areal, particularmente en reservorios 
que presenten una razón de movilidad poco favorable.  

¶ La heterogeneidad de los reservorios, como el carácter anisotrópico de la 
permeabilidad, fracturas, barreras de flujo o la distribución de porosidad, 
ocasiona cambios en la eficiencia de barrido areal.    

                                                 
205 ECOPETROL S.A. Waterflooding Fundamentals.2008. p 14. 
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La eficiencia de barrido areal, generalmente tiende a incrementar desde cero, en el 
tiempo de inyección inicial de agua hasta la ruptura, después de esta continúa 
incrementando, pero a una menor velocidad. A continuación, se muestran las 
ecuaciones utilizadas en el método de Craig, Geffen & Morse, el cual se utilizará 
para tiempos iguales o posteriores a la ruptura 

Para realizar la corrección de la eficiencia de barrido areal, se requirió calcular la 
razón de movilidad, el cual se encuentra expresado por la ecuación 173. 

Ecuación 173. Razón de 
movilidad. 

ὓ
Ὧ ͽ Ὓ ‘

Ὧ ͽ Ὓ ‘
 

Fuente: AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir 
Engineering Handbook, Texas, 
Estados Unidos:Gulf Publishing 
Company.2000, p 934. 

Posteriormente se estimó la Eficiencia de barrido areal por medio de la correlación 
de Willhite (1986), presentada en la ecuación 174. Esta ecuación es la que más se 
aproxima a lo obtenido por Craig (1955), el cual propuso una relación gráfica que 
correlaciona la eficiencia de barrido areal con la razón de movilidad.206 

Ecuación 174. Eficiencia areal para un patrón de 5 puntos normal. 

Ὁ πȟυτφπςπσφ
πȟπσρχπψρχ

ὓ

πȟσπςςςωωχ

Ὡ
πȟππυπωφωσὓ 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. En: Reservoir Engineering Handbook, Texas, 
Estados Unidos:Gulf Publishing Company.2000, p 938. 

A partir de este valor fue posible realizar el cálculo del volumen del agua inyectada 
hasta la ruptura utilizando la ecuación 175. 

 Ecuación 175. Volumen de agua 
inyectada a la ruptura. 

ὡ  ὗ  ὖὠ Ὁ   

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 938. 

Se calculó el tiempo de inyección de agua para cada uno de los volúmenes de gua 
inyectada acumulado utilizando la ecuación 167 y se obtuvo la relación del agua del 
agua inyectada respecto al agua inyectada en la ruptura.   

                                                 
206 AHMED, Tarek. Principles of waterflooding. En: Reservoir Engineering Handbook, Texas,Estados 
Unidos:Gulf Publishing Company.2000, p 938. 
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Tras calcular la eficiencia de barrido areal a la ruptura por medio de la ecuación 174, 
se obtuvieron las respectivas eficiencias posteriores a la ruptura por la ecuación 
176.  

Ecuación 176. Eficiencia areal posterior a 
la ruptura.  

Ὁ Ὁ πȟςχτωὰὲ
ὡ

ὡ
 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. En: 
Reservoir Engineering Handbook, Texas, Estados 
Unidos:Gulf Publishing Company.2000, p 938. 

Las relaciones Qi/QiBT, pueden ser obtenidas de dos maneras. La primera es 
mediante el apéndice E, de la monografía del SPE, Volumen 3 (Craig,1971). Para 
los valores de Qi, se toma que el valor de QiBT= Qi, calculado previamente por la 
ecuación 168 en el punto de ruptura. Para los valores posteriores se aplica la 
ecuación 177.  Las tablas realizadas por Craig se presentan en el Anexo A del 
presente trabajo. 

Ecuación 177. Caudal 
inyectado posterior a la 
ruptura. 

ὗὭ
ὗὭ

ὗ
ὗ  

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir 
Engineering Handbook, Texas, Estados 
Unidos: Gulf Publishing Company.2000, 
p 949. 

Willhite (1986) propone una expresión analítica para realizar el cálculo de la razón 
Qi/QiBT, la cual se puede ver en la ecuación 178 y permite un cálculo más rápido de 
este término. 

Ecuación 178. Relación Qi/QiBT propuesta 
por Willhite (1986). 

ὗ

ὗ
ρ ὥὩ ὉὭὥ ὉὭὥ  

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. En: 
Reservoir Engineering Handbook, Texas, Estados 
Unidos: Gulf Publishing Company.2000, p 944. 

Donde: 

a1: ver ecuación 179. 

a2: ver ecuación 180. 

Ei: función integral exponencial, ver ecuación 181. 
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Ecuación 179. Cálculo del término 
a1. 

ὥ σȟφυὉ  

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos: Gulf 
Publishing Company.2000, p 944. 

Ecuación 180. Cálculo del 
término a2. 

ὥ ὥ ὰὲ
ὡ

ὡ
 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos: Gulf 
Publishing Company.2000, p 944. 

Ecuación 181. Función Ei. 

ὉὭὪὼ πȟυχχςρυυχÌÎὼ
ὼ

ὲὲȦ
 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. En: 
Reservoir Engineering Handbook, Texas, Estados Unidos: 
Gulf Publishing Company.2000, p 944. 

Se calcularon las derivadas del flujo fraccional, por medio de la ecuación 182. 

Ecuación 182. Derivada del 
flujo fraccional. 

ὨὪ

ὨὛ

ρ

ὗὭ
 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir 
Engineering Handbook, Texas, 
Estados Unidos:Gulf Publishing 
Company.2000, p 949. 

Hasta este punto se ha obtenido los datos expresados en la tabla 25, en la cual la 
primera línea representa el punto de ruptura.  
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Tabla 25. Corrección por eficiencia de barrido areal (Método Craig Geffen & Morse). 

 

Fuente: elaboración propia. 

Posteriormente se obtuvieron las saturaciones de agua en el pozo productor (Sw2). 
Para el punto de ruptura se determinó la saturación y el flujo fraccional por medio 
de la curva del flujo fraccional en la gráfica 9. Los valores de Sw2 posteriores al 
punto de ruptura, se obtuvieron mediante el valor de la derivada de flujo fraccional, 
realizando una regresión a la gráfica de derivada vs saturaciones de agua. A partir 
de estos valores fue posible encontrar los valores del flujo fraccional (fw2) a partir 
de la ecuación 154.   

La Sw2prom es la saturación promedio del agua en la porción barrida del reservorio. 
En la ruptura, es posible obtener el valor de la gráfica 9, sin embargo, para tiempos 
posteriores a la ruptura es necesario estimarla utilizando la ecuación 183.  

Ecuación 183. Saturaciones 
promedio posteriores a la ruptura. 

Ὓ Ὓ
ρ Ὢ

ὨὪύ
ὨὛύ

 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 950. 

Para estimar nuevamente los valores de la eficiencia de desplazamiento (ED), el 
petróleo producido acumulado (Np) y el OOIP, se utilizaron las ecuaciones 164, 165 
y 159 respectivamente.  
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La producción acumulada de agua Wp, es computada de la ecuación 184.  

Ecuación 184. Producción acumulada de agua. 

ὡὴ
ὡὭ Ὓ Ὓ ὖὠ Ὁ

ὄ
 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. En: Reservoir 
Engineering Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf Publishing 
Company.2000, p 950. 

Después de la ruptura, existen dos fuentes para la producción del petróleo. Una de 
ellas corresponde al petróleo que está siendo desplazado detrás del frente del flujo 
en las capas barridas y la otra al petróleo proveniente de las capas recién barridas. 
Se asume que las capas nuevas que son contactadas por el agua de inyección solo 
producen petróleo mientras que las capas ya barridas producen tanto agua como 
aceite.207 Para expresar el incremento de petróleo de estas capas se utilizó la 
ecuación 185. 

Ecuación 185. Relación del 
Incremento de petróleo. 

Ўὔ Ὁ‗ 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 947. 

Donde E y ‗, corresponden a las ecuaciones 186 y 187, respectivamente.  

Ecuación 186. Petróleo desplazado. 

Ὁ
Ὓ Ὓ

Ὁ Ὓ Ὓ
 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. 
En: Reservoir Engineering Handbook, Texas, 
Estados Unidos:Gulf Publishing Company.2000, p 
947. 

Ecuación 187. Incremento de petróleo. 

‗ πȢςχτω
ὡ

ὡ
 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of 
waterflooding. En: Reservoir Engineering 
Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf 
Publishing Company.2000, p 947. 

La relación agua petróleo, WOR, está representada por la ecuación 188.  

                                                 
207 Ibid., p 947. 
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Ecuación 188. Relación agua petróleo. 

ὡὕὙ
Ὢ ρ Ўὔὴ

ρ Ὢ ρ Ўὔὴ

ὄέ

ὄύ
 

Fuente:AHMED,Tarek.Principles of waterflooding. En: Reservoir 
Engineering Handbook, Texas, Estados Unidos:Gulf Publishing 
Company.2000, p 948. 

Finalmente se calculan las tasas de flujo de petróleo y de agua por medio de las 
ecuaciones 171 y 172, planteadas anteriormente.  

A partir de los cálculos anteriores se obtuvo la tabla 26, donde el dato resaltado 
corresponde al punto de ruptura.   

Tabla 26. Resumen de los datos obtenidos por el método CGM para inyección de agua.  

 

Fuente: elaboración propia. 
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Esta corrección muestra cómo se afectan los valores de WOR, Qo y Qw teniendo 
en cuenta la eficiencia de barrido areal. Los resultados entre el método y su 
corrección serán comprados posteriormente. 

ü Resultados de la inyección de agua (Gráficas). Las gráficas 10, 11 y 12 
muestran los resultados obtenidos de graficar los valores de Qo, Qw, Np, Wp y Fr 
vs tiempo de las tablas 26 y 27. Estas gráficas corresponden a las obtenidas de la 
corrección por el método de Craig, Geffen & Morse. 

 
Gráfica 10. Caudales de petróleo y agua vs tiempo corregidos por eficiencia de barrido areal.  

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 11. Petróleo y agua producida acumulada vs tiempo corregidos por eficiencia de 
barrido areal. 

 
Fuente: elaboración propia. 

Gráfica 12. Factor de recobro vs tiempo corregido por eficiencia de barrido areal.  

 

Fuente: elaboración propia. 
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ü Análisis de resultados. Inicialmente, al calcular el tiempo de ruptura 
basados en la teoría de flujo fraccional, se obtuvo un tiempo de 191 días (aplicando 
la ecuación 157), la cual asume que todas las eficiencias de desplazamiento son 
del 100%.  El método de Craig Geffen & Morse se caracteriza porque a medida que 
se aumenta el volumen de agua inyectada, se va a aumentar la eficiencia de barrido 
y esta va a tender a llegar a 1. Después de este número la eficiencia permanece 
constante por más de que se inyecte agua a lo largo del tiempo. Estos cambios en 
los valores de EA a lo largo del tiempo dan como resultado la obtención de un tiempo 
de ruptura menor, debido a que en el momento que esta se da EA es menor al 
100%. Este comportamiento es más cercano a la realidad debido a que el método 
tiene en cuenta la razón de movilidad a la ruptura para hallar la eficiencia de barrido, 
la cual, dado que la diferencia de densidades entre ambas fases es tanta, va tender 
a generar una razón desfavorable y, por ende, una irrupción más temprana del agua 
a los pozos productores. Ya que el método CGM tuvo en cuenta este efecto, se 
obtuvo que eran necesarios 104 días para alcanzar la ruptura, es decir, una 
diferencia de 87 días entre ambos cálculos. 

 
Se pudo observar en las gráficas de resultados como la ruptura del agua implica 
una reducción progresiva en las tasas de petróleo, donde el cambio más abrupto se 
da en este momento de irrupción del banco de agua en el pozo productor. Posterior 
a esto se genera una reducción menos brusca pero constante en las tasas de 
petróleo y un aumento gradual del caudal de agua. El factor de recobro obtenido al 
final del pronóstico (t=1460 días) es de aproximadamente 17% mediante el uso de 
la inyección de agua como método de recobro. 

5.2.2.2 Inyección de polímeros. Como se había explicado previamente en la 
sección 3.6, la inyección de polímeros genera cambios sustanciales sobre la curva 
de flujo fraccional agua-petróleo, debido en su mayoría, al incremento de la 
viscosidad del fluido que va a barrer el aceite. La teoría de flujo fraccional ha sido 
utilizada para describir el comportamiento de la eficiencia de desplazamiento 
microscópica en una gran variedad de métodos de recobro mejorado como lo son 
la inyección de detergentes, geles, surfactantes, álcali y por supuesto, polímeros208. 

Al inyectar una solución polimérica al yacimiento se ha observado que esta tiende 
a generar varios frentes de choque, producto de la interacción de la solución con el 
agua connata en la roca. Cada uno de estos frentes posee una saturación de agua 
y concentraciones diferentes, producto de la adsorción del polímero por parte de la 
roca. Como resultado de esto, Pope (1980) concluye que se tienden a formar dos 
frentes de saturación en vez de solo uno (como ocurre en el caso de la teoría 
Buckley-Leverett para inyección de agua).209 

Si bien el método de Pope no especifica nada sobre el factor de resistencia residual, 
este también debería tenerse en cuanta a la hora de construir la nueva curva de 
                                                 
208 SORBIE, Kenneth. Op cit., p 134. 
209 Ibíd., p.134. 
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flujo fraccional a utilizar, debido a que este factor, también conocido como 
ñreducci·n de la permeabilidadò, act¼a, aunque en menor medida, sobre el flujo 
fraccional del agua, reduciendo su permeabilidad relativa. 

Para el desarrollo del modelo, pero inyectando agua con polímeros, se sigue el 
mismo paso a paso que para la inyección de agua convencional, sin embargo, a 
continuación, se mostrarán las modificaciones a realizar en la construcción de la 
curva de flujo fraccional. 
 
1.  El primer paso corresponde a la construcción de la gráfica de la razón entre las 

permeabilidades relativas del petróleo y del agua vs. Saturación de agua en una 
escala semilogarítmica, para el caso de los polímeros, se debe modificar la 
ecuación 154 a fin de que se tenga en cuenta la reducción de la permeabilidad 
relativa del agua. La adición del factor de resistencia residual se puede ver en la 
ecuación 189. 

Ecuación 189. Razón 
permeabilidades relativas 
para polímeros.  

ὑ ὙzὙὊ

ὑ
ὥὩ  

 
2.  Se procede a graficar el término (Kro*RRF) / Krw vs saturaciones en una escala 

semilogarítmica (lineal en x y log en y) a fin de obtener los valores de a y b del 
término aebSw. 

 
3. Se utilizaron los valores de kro y krw dados en la tabla de permeabilidades 

relativas y se calculó la nueva curva de flujo fraccional por medio de la ecuación 
190. Para el caso de una inyección de polímeros, es necesario modificar la 
viscosidad que era previamente del agua a la que registran las pruebas de 
laboratorio para esa determinada concentración de polímero.  

Ecuación 190. Flujo fraccional 
sistema polímero-petróleo. 

Ὢύ
ρ

ρ
‘
‘
Ὧ ὙzὙὊ
Ὧ

 

 
4.   De igual forma, la derivada de la curva flujo fraccional quedaría tal como muestra 

la ecuación 191. 
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Ecuación 191. Derivada de la curva de flujo 
fraccional del sistema polímero-petróleo. 

ὨὪ

ὨὛ

Ὢύ Ὢύ

Ὓ Ὓ
 

 
5.  Ya una vez se tienen estos valores para cada saturación, se puede proceder a 

graficar fw vs Sw a fin de construir la curva de flujo fraccional. La figura 50 
muestra cómo quedaría la nueva curva de flujo fraccional del sistema polímero 
petróleo a una concentración de 500 ppm de HPAM comparada con la curva de 
flujo original (agua-petróleo).  

 
Cabe la pena resaltar que, para la construcción de las curvas de polímeros u 
otro proceso de recobro mejorado, la línea tangente se traza desde -(Ca/Ci) o 
adsorción adimensional. La ecuación 192. Muestra de manera más explícita esta 
ecuación. 

Ecuación 192. Coeficiente 

de adsorción adimensional. 

Ὀίὴ
ὅ

ὅ
 

Dónde: 
Dsp: coeficiente de adsorción adimensional. 
Ci: concentración del polímero inyectado (ppm). 
Ca:  adsorción del polímero (lbmol/acre*ft). 
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Figura 50.Curva de flujo fraccional del HPAM a 500ppm (curva azul) vs 
curva de flujo del sistema agua-petróleo (curva amarilla).  

 

Fuente: elaboración propia. 

Como se mencionó anteriormente, la inyección de un polímero conlleva la formación 
de al menos dos frentes de choque, los cuales se forman a diferentes saturaciones 
y cuya concentración se va reduciendo a medida que barre el yacimiento, hasta un 
punto que el agua inyectada va a tener una concentración tan baja de polímero que 
va a ser casi igual al agua connata. La figura 51 muestra los lugares de formación 
de los frentes mediante el uso de la curva de flujo fraccional. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

-Dsp 
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Figura 51. Formación de los frentes de choque en la inyección en la curva de flujo del HPAM 
a 500ppm. 

 

Fuente: elaboración propia. 

El frente 2 es el de mayor importancia debido que es el que genera el mayor barrido 
de petróleo, mientras que el frente 1 corresponde al agua desnuda (stripped) del 
polímero. 
 
De aquí en adelante el procedimiento para el desarrollo de los métodos de Buckley-
Leverett y Craig, Geffen & Morse no varía demasiado, solo es cuestión de tener en 
cuenta los ajustes en las viscosidades y factores de resistencia residuales. Las 
tablas 27 y 28 muestran los resultados obtenidos de las curvas de flujo fraccional 
de los 8 casos con los dos polímeros. Estas tablas muestran los valores solo del 
frente de polímero y no los del agua desnudada del polímero, debido a que como 
se dijo antes, esta no tiene un gran impacto sobre la producción, aunque si es 
conveniente el saber de su existencia. 
 

1-Sor Sw4 

Frente 2 o Sw3 

Frente 1 o Sw2 
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Tabla 27. Datos en el frente de saturación para el caso del Polímero 1. 

Polímero Concentración 
Sw 

frente 
 aebSw frente Fw frente dfw/dSw 

Sw 
prom 

POL1 
(HPAM) 

0 ppm  0,22 208,285 0,608778 15,219454 0,2457 

500 ppm 0,365 2,71419073 0,9195703 4,97065 0,3812 

1000 ppm 0,417 0,583759874 0,9303657 3,9255943 0,4347 

1500 ppm 0,44 0,2759958 0,9254006 3,559233 0,4610 

2000 ppm 0,463 0,1386436 0,9367753 3,3101599 0,4821 
Fuente: elaboración propia. 

Tabla 28. Datos en el frente de saturación para el caso del Polímero 2. 

Polímero Concentración 
Sw 

frente 
 aebSw frente Fw frente dfw/dSw 

Sw 
prom 

POL2 
(Xanthan) 

0 ppm 0,22 208,285 0,6808778 15,219454 0,2457 

500 ppm 0,368 2,530697127 0,9187022 4,8867139 0,3846 

1000 ppm 0,42 0,533622184 0,9356430 3,8985126 0,4365 

1500 ppm 0,45 0,204597963 0,9434857 3,4943916 0,4662 

2000 ppm 0,465 0,130586863 0,9384915 3,2929529 0,48367 
Fuente: elaboración propia. 

 

Como se observa en las tablas, a medida que aumenta la concentración del 
polímero, el frente se va dando a una mayor saturación y, por ende, esto repercute 
en el tiempo de ruptura que se tendrá. Lo que se busca es tener el mayor tiempo de 
ruptura posible, a fin de evitar la producción temprana de agua. Las tablas 29 y 30 
muestran los tiempos de ruptura obtenidos para ambos polímeros a sus respectivas 
concentraciones. 
 

Tabla 29. Tiempos de ruptura para el caso del 
Polímero 1. 

Polímero Concentración TBT  (Días) 

POL1 
(HPAM) 

0 ppm 191,47 

500 ppm 586,27 

1000 ppm 742,35 

1500 ppm 818,76 

2000 ppm 880,37 
Fuente: elaboración propia. 
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Tabla 30. Tiempos de ruptura para el caso del 
Polímero 2. 

Polímero Concentración TBT  (Días) 

POL2 
(Xanthan) 

0 ppm 191,47 

500 ppm 596,34 

1000 ppm 747,51 

1500 ppm 833,95 

2000 ppm 884,97 
Fuente: elaboración propia. 

Como se puede observar, el mayor tiempo de ruptura es para la concentración de 
2000 ppm, debido a que es la concentración que genera una mayor viscosidad del 
agua y, por ende, reducirá la razón de movilidad en mayor medida que otras 
concentraciones más bajas, generando así una razón favorable para el fluido 
desplazante (< 1). 
 
Las tablas 31 y 32 muestran las tasas de aceite y agua, WOR y Np a la ruptura para 
cada caso. 
 

Tabla 31. Datos de Qo, Qw, WOR, Np y Wp a la ruptura para el polímero 1. 

Polímero 
Con. 
(ppm) 

Winj= Qinj * t Np Qo WOR Qw Wp 

POL 1 

0 375879,556 364931,61 1318,4946 1,6027775 2241,9506 0 

500 1389513,076 1349041,8 266,20567 11,776207 3325,8082 0 

1000 2046110,193 1986514,8 230,33107 13,761595 3362,759 0 

1500 2658643,514 2581207,3 246,82552 12,777078 3345,7697 0 

2000 2963768,714 2877445,4 209,05327 15,261091 3384,6751 0 
Fuente: elaboración propia. 

Tabla 32. Datos de Qo, Qw, WOR, Np y Wp a la ruptura para el polímero 2. 

Polímero 
Con. 
(ppm) 

Winj= Qinj * t Np Qo WOR Qw Wp 

POL 2 

0 375879,556 364931,61 1318,4946 1,6027775 2241,9506 0 

500 1438570,892 1396670,8 269,09215 11,639473 3322,8351 0 

1000 2062558,629 2002484,1 212,81083 14,974486 3380,8048 0 

1500 2709278,565 2630367,5 186,79279 17,195487 3407,6034 0 

2000 2998900,372 2911553,8 203,3581 15,715677 3390,5412 0 

Fuente: elaboración propia. 
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¶ Método de Craig Geffen & Morse. En el caso de una inyección de polímeros, 
se procede a realizar los mismos pasos llevados a cabo en el caso de inyección 
de agua convencional, con los cambios en la viscosidad y RRF realizados 
previamente. Las tablas 33 y 34 muestran los valores de eficiencia de barrido 
areal obtenidos para cada uno de los casos. 

 
Tabla 33. Eficiencia de barrido areal a la ruptura 
para cada concentración del polímero 1. 

Polímero Concentración EABT 

POL1 
(HPAM) 

0 ppm 0,545292 

500 ppm 0,658351 

1000 ppm 0,765625 

1500 ppm 0,901983 

2000 ppm 0,935136 
Fuente: elaboración propia. 

 
Tabla 34. Eficiencia de barrido areal a la ruptura 
para cada concentración del polímero 2. 

Polímero Concentración EABT 

POL2 
(Xanthan) 

0 ppm 0,545292 

500 ppm 0,670085 

1000 ppm 0,766455 

1500 ppm 0,902416 

2000 ppm 0,941303 
Fuente: elaboración propia. 

Una vez se tienen estas eficiencias, se puede hallar el tiempo de ruptura para este 
método, hallando en primera instancia el Wi o agua inyectada a la ruptura mediante 
la ecuación 175 y posteriormente despejar el tiempo dividiendo este valor en la tasa 
de inyección. Las tablas 35 y 36 muestran los valores obtenidos de ruptura para 
cada uno de los casos. 
 

Tabla 35. Tiempo de ruptura para cada 
concentración del polímero 1 en el método Craig, 
Geffen & Morse. 

Polímero Concentración TBT (Días) 

POL1 
(HPAM) 

0 ppm 104,41 

500 ppm 385,98 

1000 ppm 568,36 

1500 ppm 738,51 

2000 ppm 823,27 
Fuente: elaboración propia. 



 

228 

Tabla 36. Tiempo de ruptura para cada 
concentración del polímero 2 en el método Craig, 
Geffen & Morse. 

Polímero Concentración TBT (Días) 

POL2 
(Xanthan) 

0 ppm 104,41 

500 ppm 399,60 

1000 ppm 572,93 

1500 ppm 752,58 

2000 ppm 833,02 
Fuente: elaboración propia. 

Los tiempos obtenidos para el método CGM siguen la misma tendencia que los 
obtenidos para Buckley-Leverett, en donde el mayor tiempo se dio a la 
concentración de 2000 ppm como era de esperarse, sin embargo, debido a que este 
método si tiene en cuenta la eficiencia de barrido areal y no la asume como el 100%, 
se observa que da tiempos de ruptura mucho menores con respecto a los obtenidos 
en el método de Buckley-Leverett. Estos tiempos son posiblemente más acertados 
a lo que ocurriría en la realidad, donde se tiene que el agua inyectada no contacta 
al 100% de las capas de manera areal y por ende esta se puede ir hacia los pozos 
productores de manera más rápida, supeditado también a la razón de movilidad que 
se tenga. 
 
A fin de evaluar el impacto del cambio de las concentraciones sobre los caudales, 
el petróleo acumulado y el WOR para tiempos posteriores a la ruptura en método 
CGM, se tomaron tiempos iguales entre cada uno de los casos y se comparó las 
tasas de petróleo, agua, BSW, Np, Wp y factor de recobro para cada uno de los 
casos en ambos polímeros. Los resultados de presentan en las tablas 37 y 38. 
 

Tabla 37. Datos de Qo, Qw, BSW, Np, Wp y Fr para el polímero 1 en el método CGM. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Tabla 38. Datos de Qo, Qw, WOR y Np posterior a la ruptura para el polímero 2 en el método 
CGM. 

 
Fuente: elaboración propia. 

 
Los caudales de aceite más grandes se obtuvieron para la concentración de 
polímero de 2000 ppm en ambos casos. 
 

ü Resultados (Gráficas). Debido a la gran cantidad de gráficas por cada caso, 
solo se pondrán las gráficas de Qo, Qw, Np y Wp para el método de Craig, Geffen 
& Morse a distintas concentraciones, tal como se observa en las gráficas 
13,14,15,16,17,18,19 y 20 para el caudal de aceite y en las gráficas 
21,22,23,24,25,26,27 y 28 para el petróleo producido acumulado. 

 

Gráfica 13. Gráfica de Qo y Qw vs tiempo para el polímero 1 a 500 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 14. Gráfica de Qo y Qw vs tiempo para el polímero 2 a 500 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 

Gráfica 15. Gráfica de Qo y Qw vs tiempo para el polímero 1 a 1000 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 16. Gráfica de Qo y Qw vs tiempo para el polímero 2 a 1000 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 

Gráfica 17. Gráfica de Qo y Qw vs tiempo para el polímero 1 a 1500 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 18. Gráfica de Qo y Qw vs tiempo para el polímero 2 a 1500 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 

Gráfica 19. Gráfica de Qo y Qw vs tiempo para el polímero 1 a 2000 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 20. Gráfica de Qo y Qw vs tiempo para el polímero 2 a 2000 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 

Gráfica 21. Gráfica de Np y Wp vs tiempo para el polímero 1 a 500 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 22. Gráfica de Np y Wp vs tiempo para el polímero 2 a 500 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 

 
Gráfica 23. Gráfica de Np y Wp vs tiempo para el polímero 1 a 1000 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 24. Gráfica de Np y Wp vs tiempo para el polímero 2 a 1000 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 

 
Gráfica 25. Gráfica de Np y Wp vs tiempo para el polímero 1 a 1500 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 26. Gráfica de Np y Wp vs tiempo para el polímero 2 a 1500 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 

Gráfica 27. Gráfica de Np y Wp vs tiempo para el polímero 1 a 2000 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 
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Gráfica 28. Gráfica de Np y Wp vs tiempo para el polímero 2 a 2000 ppm. 

 
Fuente: elaboración propia. 

 

ü Análisis de resultados. Se pudo observar que en materia de tasas de 
petróleo y factor de recobro la concentración de 2000 ppm fue la que mejores 
resultados arrojó, tanto para la poliacrilamida como para el xanthan, por lo que esta 
sería la opción técnica más apropiada para implementar. Sin embargo, la diferencia 
de esta con respecto a la concentración de 1500 ppm no es tan elevada como con 
respecto al resto de las concentraciones, por lo que, en materia económica, podría 
ser que la concentración más apropiada a utilizar es la de 1500 ppm, cuyo factor de 
recobro es un 2,7% menor al obtenido por la concentración de 2000 ppm. 
Igualmente, se observó que las tasas de petróleo de ambas concentraciones son 
muy similares entre sí, así como los tiempos de ruptura. La adición de un 25% más 
de polímero (25% más costos) podría no justificarse por un 2% más de recobro, por 
lo que la opción más recomendada sería la de 1500 ppm. De igual manera, el 
reporte del ICP también concluyó que esta concentración es la más apropiada a 
utilizar en Campo Castilla, a fin de tener mejoras en el barrido de petróleo sin incurrir 
en costos excesivos o problemas de daño a la formación. 

 
También se observa que la utilización de cualquier concentración de polímeros 
genera resultados considerablemente superiores a la inyección de agua 
convencional. Esto se vio reflejado en los valores de factor de recobro obtenidos, 
donde la concentración más baja (500 ppm) dio un 14% adicional en el factor de 
recobro (Fr=31%) con respecto al 17% obtenido con la inyección de agua, por lo 
que la implementación de cualquier concentración generará mejores resultados de 
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los que se tienen actualmente con el agua convencional, siendo de esta manera, 
una opción atractiva para la empresa. 
 
En cuanto al tipo de polímero a utilizar, esto depende más de las condiciones del 
yacimiento, debido a que como se pudo observar, las diferencias entre sus 
propiedades reológicas no son sustancialmente grandes. Por ejemplo, las 
poliacrilamidas son más sensibles a la salinidad que el xanthan, por lo que en aguas 
altamente saladas se recomendaría el uso de xanthan o en caso de que se tengan 
permeabilidades bajas, el xanthan presenta una menor adsorción, lo cual evitaría 
un taponamiento excesivo de los poros. Por otro lado, las HPAM son más confiables 
en su fabricación debido a que son sintéticas y su producción es más fácilmente 
controlable. En este caso se recomendaría el uso de la poliacrilamida debido a que 
es la que más se estudió en el laboratorio del ICP y fue seleccionada por estos 
mismos debido a que cumplía con todos los requisitos de compatibilidad con el 
reservorio de Castilla. 
 

5.2.3 Modelo de Craig, Geffen & Morse estratificado. A fin de generar un modelo 
analítico más robusto y que se ajuste en mejor medida a la naturaleza de los 
reservorios, se creó una modificación al modelo predictivo de Craig, Geffen & Morse, 
en donde se tenga en cuenta la estratificación del yacimiento y como es el flujo del 
fluido inyectado a través de cada uno de los estratos. Una vez se tenga el 
comportamiento individual de cada capa, la suma de cada una de estas da como 
resultado el comportamiento total del yacimiento sometido al proceso de inyección 
de agua o polímeros. Las asunciones del método son las siguientes: 

 

¶ Propiedades tales como permeabilidad, porosidad y espesor son diferentes para 
cada capa, sin embargo, se mantienen constantes a lo largo de toda la capa. 

¶ No hay flujo cruzado entre las capas. 

¶ La presión se mantiene constante a lo largo de toda la capa y es igual para cada 
estrato. 

¶ La suma de las tasas de producción de cada estrato da como resultado el 
comportamiento total del yacimiento. 

¶ Las propiedades de los fluidos contenidos en cada capa son iguales y constantes 
para todos los estratos. 

 
La Unidad K1 Inferior cuenta con 6 capas o estratos. Los valores de permeabilidad, 
porosidad y espesor de cada una de estas se presentan en la tabla 39. 
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Tabla 39. Datos de entrada de cada capa de la Unidad K1 Inferior. 

CAPA Unidad 
Porosidad, 

Ø 
Permeabilidad, k 

(mD) 
Espesor, h (ft) 

1 Tope K1 Inf 0,17249 1941 70 

2 K1Inf_5 0,12 500 18 

3 K1Inf_4 0,19 1605 32 

4 K1Inf_3 0,16 965 18 

5 K1Inf_2 0,18 350 31 

6 K1Inf_1 0,17 796 11 
Fuente: ECOPETROL S.A. 

 
Como se puede observar en la tabla 39, la capa 1 corresponde a la capa utilizada 
para el modelo CGM no estratificado. Esta es la capa ñbaseò del modelo. Utilizando 
los valores de espesor y permeabilidad de cada estrato, se procede a obtener el 
valor de kh de cada capa y luego dividir este entre la sumatoria del kh de todos los 
estratos, tal como se muestra en la tabla 40. Se hace esto a fin de saber de manera 
aproximada como va a ser la distribución del caudal total de inyección en cada una 
de las capas según su permeabilidad. Cabe esperar que los estratos con mayor k o 
h tenderán a transportar un mayor caudal del fluido inyectado, debido a que hay una 
mayor facilidad a fluir por este canal (alta k) y más espacio de flujo (gran espesor). 
 
Tabla 40. Valores de kh y caudales para cada capa. 

CAPA 
Permeabilidad, 

k (mD) 
Espesor, h 

(ft) 
kh 

FACTOR 
KH 

INYECTIVIDAD 
DISTRIBUIDA/CAPA 

1 1941 70 135870 0,582617943 2097,424595 

2 500 18 9000 0,038592489 138,9329606 

3 1605 32 51360 0,220234471 792,8440949 

4 965 18 17370 0,074483504 268,1406139 

5 350 31 10850 0,04652539 167,4914025 

6 796 11 8756 0,037546204 135,1663336 

    

TASA TOTAL 
POZO 

3600 

 
Fuente: elaboración propia. 

Los valores en la columna ñInyectividad distribuidaò corresponder§n al caudal de 
inyección que se tendrá en cada una de las capas. Esto sumado al valor de 
porosidad y espesor asignados a cada estrato generarán las predicciones 
individuales que en conjunto conformarán la predicción total de todo el yacimiento. 
Por ejemplo, para la capa 3, el volumen poroso y el OOIP se calcularán en base al 
espesor y porosidad de esta, mientras que las tasas de petróleo y agua se 
obtendrán basados en un caudal de 792,8440949 BPD. Para el cálculo de las tasas 
de aceite y agua, Np, Wp, Factor de recobro, etc., se realiza el mismo procedimiento 
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realizado a la capa ñbaseò, a excepci·n de que se debe utilizar el nuevo caudal 
correspondiente a cada capa y sus respectivos valores de porosidad y espesor. La 
tabla 41 muestra como quedarían los datos de entrada para la capa 3 en el caso de 
inyección de agua. Estos mismos datos se utilizarían para la predicción de la 
inyección de polímeros, cambiando los valores de viscosidad del agua a los del 
polímero como se mostró anteriormente en el modelo no estratificado. La 
metodología de desarrollo de cada estrato es la misma. 

 
Tabla 41. Datos de entrada para la capa 3. 

DATOS DE ENTRADA 

Nombre Campo Castilla 

# Capa 3 

Bo (RB/STB) 1,03 

Bwp (RB/STB) 1 

Bwi (RB/STB) 1 

Area Cross (ft2) 99968 

Espesor (ft) 32 

Porosidad 0,19 

K (mD) 1605 

Tasa de inyección (BPD) 792,84409 

Distancia I-P (L) (ft) 1562 

Area del patrón (acre) 112 

µw (cP) 0.45 

µo (cP) 145.85 

Buzamiento (°) 0 

Swc 0,18 

Swi 0,18 

Sor 0,33 

Soi 0,82 

Sgi 0 
Fuente: elaboración propia. 

 

Nota: Los valores en rojo varían dependiendo de la capa que se esté trabajando.  
 

Basados en las metodologías presentadas en las secciones 5.2.1 y 5.2.2, se 
procede a obtener los valores de interés de cada capa; estos son Qo, Qw, Np, Wp, 
Fr, Wi, entre otros. La tabla 42 muestra un ejemplo de la predicción para la capa 3 
en el caso de inyección de agua. Se realiza lo mismo para cada capa y para cada 
una de las concentraciones de ambos polímeros. Los datos sombreados en gris 
corresponden a los valores anteriores a la ruptura del agua, calculados en base a la 
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teoría de flujo fraccional, mientras que los valores en blanco fueron obtenidos 
mediante el método de Craig, Geffen & Morse. 
 

Tabla 42. Resumen del pronóstico de inyección de agua para la capa 3. 

 
Fuente: elaboración propia. 

Una vez se realiza esto para cada uno de los casos de inyección de polímeros 
(500,1000,1500 y 2000 ppm) y para el caso base de inyección de agua, se procede 
a sumar los valores de cada capa en el mismo tiempo a fin de obtener el valor total. 
Para tener los mismos tiempos en las predicciones de inyección de agua y polímero 
en la capa n se asume que en cada uno de los casos se inyecta el mismo Wi. Sin 
embargo, los tiempos entre cada una de las capas no son iguales debido a las 
diferencias de las permeabilidades, espesores y porosidades de los estratos. Puede 
ser que el Wi utilizado para la capa 1 sea muy grande para la capa 2 o viceversa, 
por lo que este cambio en la cantidad de agua inyectada según la capacidad de 
cada capa genera que no se tengan los mismos tiempos de evaluación. A fin de 
mitigar este efecto, lo que se hace es interpolar el valor de interés a un tiempo 
común o estándar. La tabla 43 muestra el tiempo máximo y mínimo que se tienen 
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por capa, los cuales ayudarán a seleccionar el rango óptimo para obtener los valores 
interpolados. 
 

Tabla 43. Tiempos máximos y mínimos 
en las predicciones de cada estrato. 

Capa TMIN TMAX 

1 0 1907,1007 

2 0 4318,6296 

3 0 2522,564 

4 0 2983,5092 

5 0 8955,6836 

6 0 4438,9752 
Fuente: elaboración propia. 

 
Se observa que el valor mínimo de todas las capas es el mismo (t=0 días), sin 
embargo, el valor máximo si difiere bastante entre cada una de ellas, siendo valor 
más bajo en tiempo, el correspondiente a la capa de mayor kh, debido a su mayor 
capacidad de permitir el paso del fluido a través de ella. Esto dice de manera 
indirecta que en estas capas de alto kh se va tener producción de agua mucho más 
rápido que en capas de baja permeabilidad. Por ejemplo, es de esperarse que para 
el tiempo t=8955 días se tenga una producción exclusivamente de agua para todas 
las capas menos la capa 5, la cual aún produce 25 BOPD, debido a su bajo factor 
kh (menor capacidad de permitir el paso de fluidos y, por ende, un desplazamiento 
mucho más lento de los mismos a través del medio poroso). 
 
El método de interpolación utilizado corresponde al de trazadores cúbicos o Cubic 
Splines en inglés (ver Anexo B), el cual es bastante preciso para funciones o 
polinomios de alto grado con cambios abruptos en ciertas regiones del mismo. El 
rango utilizado para cada una de las capas corresponde a un tiempo mínimo de 0 
días y un tiempo máximo de 1907 días (máximo valor de la capa de mayor 
permeabilidad). Se selecciono este tiempo máximo por las siguientes razones: 
 

¶ Tiempos mucho mayores a 5 años no son necesarios debido a que la proyección 
económica se hará hasta un periodo de 5 años, al igual que la validación 
numérica, la cual es hasta el 2025. 

¶ Se mantiene el rango más pequeño entre cada una de las capas debido a que 
el uso de trazadores para extrapolar datos fuera del rango genera valores 
extremadamente alejados, es decir, se toma un rango más pequeño a fin de 
llevar a cabo solo interpolaciones y no extrapolaciones (mayor incertidumbre). 

¶ Las tasas de petróleo obtenidas en tiempos altos son muy bajas y, por ende, no 
son tan representativas debido a que económicamente no son considerables. 
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Ya con el rango de tiempo definido e igual para cada caso y cada capa, se procede 
a sumar cada uno de los valores de Qo, Qw, Np, Wi, Wp, Fr, etc., y obtener el total 
de cada uno de los pronósticos, tal como se resume para el caso base de inyección 
de agua en la tabla 44. 
 

Tabla 44. Resumen del modelo estratificado para el caso base de inyección de agua. 

 
Fuente: elaboración propia. 

5.2.3.1 Resultados (Gráficas). En las gráficas 29, 30 y 31 se muestran los 
resultados obtenidos para la inyección de agua (WF) con el modelo estratificado, 
donde se muestra Qo, Qw, Qliq, Np, Wp y Fr vs tiempo. 

 

 






















































































































































