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Inyección de polímero 
en El Corcobo Norte 
utilizando streamlines
Por M. C. Perea García (Pluspetrol); y D. Manfre Jaimes,
RP Batycky y MR Thiele (Streamsim Technologies Inc.)

La simulación optimizada (SLS) ofrece un 
método poderoso para modelar y evaluar la 
inyección del polímero. En este artículo se 
revisan y discuten las ventajas del SLS del 
método, aplicado al yacimiento El Corcobo 
Norte (Corcobo), Argentina.
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La Recuperación Mejorada de Petróleo (EOR, por su 
sigla en inglés de Enhanced Oil Recovery) agregando un 
polímero al agua inyectada se ha discutido ampliamente 
en la literatura. Para una discusión reciente sobre EOR 
químico, consulte Delamaide (2020) y las referencias allí 
contenidas. La física principal de la inyección de políme-
ros se centra en aumentar la viscosidad del agua inyec-
tada agregando el polímero, reduciendo así la relación 
de movilidad y mejorando la eficiencia del barrido local. 
Sin embargo, para garantizar un retorno de la inversión 
(ROI) positivo, es necesario ajustar una serie de paráme-
tros de diseño mediante una combinación de experi-
mentos de laboratorio y modelos numéricos. 

En este artículo describimos la parte de simulación 
del flujo del yacimiento de dicho diseño aplicado al yaci-
miento petrolero El Corcobo ubicado en la Cuenca Neu-

quina, Argentina. En 2018, Hyrc et al. presentó un aná-
lisis del mismo yacimiento pronosticando un aumento 
del 7% en la recuperación de petróleo en comparación 
con la inyección de agua pura, mediante la inyección de 
polímero a 500 ppm para una tasa total de 7000 m3/d en 
78 pozos inyectores, que afectan a 126 productores. La 
economía se consideró atractiva y con riesgo limitado.

Este trabajo retoma el trabajo de Hyrc et al. (2018) 
cinco años después. utilizando SLS combinado con un 
flujo de trabajo basado en conjuntos (EVOLVE) propues-
to por Thiele y Batycky (2016).

Yacimiento El Corcobo

El área es operada por Pluspetrol e incluye los yaci-
mientos Jagüel Casa de Piedra y CNQ7 (en la provincia 
de Mendoza, Argentina) y CNQ7A y GAIII (en la pro-
vincia de La Pampa, Argentina). Las formaciones pro-
ductivas son el Miembro Superior Centenario (campos 
Jagüel Casa de Piedra y Cerro Huanul Sur) y el Miembro 
Inferior Centenario (campos El Corcobo Norte, El Rene-
gado y Puesto Pinto). Ambos miembros tienen propie-
dades petrofísicas similares. El embalse es de arenisca no 
consolidada con un espesor máximo de 17m y 600 m de 
profundidad. Se divide en capas que están amalgamadas 
o tienen de 2 a 3 m de separación. La permeabilidad va-
ría entre 0,5 y 4 Darcies y la porosidad entre 27 y 33%. 
El petróleo es de 18° API y tiene una viscosidad in situ 
de 160 a 270 cp.

El desarrollo del campo comenzó en 2005. La mayor 
parte del campo se desarrolló siguiendo un patrón inver-
tido de siete puntos con un espaciado de 280 m. Debido 
a la alta humectabilidad y la baja presión hidrostática 
(30 kg/cm2 inicial), se ha experimentado una excelente 
respuesta a la inyección de agua. Se ha estimado un fac-
tor de recuperación final del 26 al 30%. Se estima que 
la recuperación mediante la producción primaria oscila 
entre el 8 y el 10 %.

El mecanismo de producción utilizó una producción 
de petróleo pesado en frío con arena (CHOPS) y los po-
zos productores se completan sin restricción alguna para 
la producción de arena.

Los polímeros se han venido inyectando en una zona 
piloto desde 2012, compuesta por 6 inyectores y sus pro-
ductores asociados, a una concentración de 500 ppm. 
Hacia finales de 2020, la inyección de polímeros se am-
plió a 4 áreas más, agregando 50 inyectores de polímeros 
adicionales.

Objetivos de modelado

Los objetivos de este trabajo fueron reevaluar el po-
tencial de recuperación incremental asociado con la ex-
tensión de la inundación de polímero a todos los pozos 
en AOI (un total de 331) que se muestran en la Figura 1.

Además, un requisito importante como parte de la 
reevaluación fue asociar una estimación de la incerti-
dumbre asociada con cada pronóstico para ayudar a 
cuantificar el riesgo económico con una expansión de la 
inundación de polímero a todos los pozos AOI.
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Simulación basada en optimización/ 
streamline

Thiele et al. presentaron la simulación simplificada 
aplicada específicamente a la inyección de polímeros 
(2010) y posteriormente aplicado por AlSofi y Blunt 
(2010), Clemens et al. (2011) y Choudhuri et al. (2015) 
entre otros. Se puede encontrar una colección útil de ar-
tículos que resumen los detalles y la aplicación de SLS 
en la serie Getting Up to Speed de SPE sobre Streamline 
Simulation (2011).

Una poderosa característica de SLS es la capacidad 
de capturar pares de inyector/productor y su comporta-
miento dinámico a través del tiempo como resultado de 
cambios en las condiciones operativas, como las tasas de 
pozo y las concentraciones de inyección de polímero. 
El beneficio del SLS para capturar métricas de inunda-
ciones ha sido ampliamente discutido en la literatura y 
no se repetirá aquí. Se remite al lector interesado a las 
referencias citadas en este artículo para obtener detalles 
y discusiones.

Sin embargo, una métrica específica que vale la pena 
analizar es el factor de utilidad (UF), que se puede extraer 
fácilmente por patrón cuando se utiliza SLS. La UF es una 
métrica de eficiencia expresada como la relación entre la 
masa de polímero inyectada y la recuperación de petró-
leo debido a la inyección de polímero incremental a la 
inundación de agua (Clemens et Alabama. 2011, Zhang 
et al. 2019): masa de polímero inyectado

Un criterio de diseño razonable puede ser mantener 
la UF por debajo de 3,0 kg/STB (19 kg/sm3), aunque no 
existe un consenso universal sobre un buen umbral. La 
UF se puede traducir en una métrica de eficiencia econó-

mica, pero eso depende de los costos de CAPEX y OPEX 
locales, así como de los impuestos, para obtener una es-
timación confiable del precio neto por barril de petróleo 
producido. En este artículo, preferimos utilizar la eficien-
cia incremental del polímero (IPE), que es simplemente 
la inversa de la UF: IPE=1/UF. Mayores eficiencias incre-
mentales implican un mejor uso del polímero, lo que es 
una interpretación más intuitiva de la eficiencia.

La estimación de la recuperación incremental de pe-
tróleo utilizando enfoques de modelado tradicionales se 
puede calcular a nivel de campo haciendo dos pronósti-
cos (uno con y otro sin polímero) y luego restando los 
dos. Estimar el IPE para cada patrón requiere de tantas 
simulaciones de diferencias finitas como patrones haya, 
considerando cada patrón, uno a la vez. En cambio, SLS 
puede modelar eficientemente todo el campo y captu-
rar la producción de petróleo compensada asociada con 
cada inyector por construcción y el IPE de todos los pa-
trones se puede calcular con solo dos simulaciones de 
pronóstico: el caso base de agua pura y el escenario de 
inyección de polímero. Luego, la UF se puede utilizar 
como métrica de detección y optimización, ya que re-
sulta fácil identificar patrones ineficientes (UF altas, IPE 
bajas) frente a patrones eficientes (UF bajas, IPE altas) en 
comparación con un umbral deseado.

Modelado de conjuntos

El uso de un conjunto de modelos para pronosticar 
permite a los ingenieros generar una distribución de pro-
babilidad asociada con las predicciones del pronóstico, 
lo que a su vez puede ayudar a los operadores a gestionar 

Figura 1. Ubicación de los pozos AOI (331) mostrados en naranja en relación con todos los pozos (1527) en el yacimiento El Corcobo a partir de 2022. Los 
triángulos indican inyectores y los puntos indican productores.
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el perfil de riesgo de sus carteras. En este trabajo, uti-
lizamos un enfoque de modelado basado en conjuntos 
(Evolve) presentado por Thiele y Batycky en 2016.

El flujo de trabajo Evolve es un flujo de trabajo lineal 
compuesto de 4 pasos: (1) detección y selección de mo-
delos geológicos; (2) calibración de modelos utilizando 
datos de campo; (3) calibración de modelos utilizando 
datos de pozos individuales; y (4) previsión económica. 
Cada paso comienza con un conjunto inicial de modelos 
que se reduce a un subconjunto representativo de mode-
los para usar en el siguiente paso. Para obtener detalles 
sobre la metodología, consulte Thiele y Batycky (2016). 
No es necesario seguir los 4 pasos y también es posible 
omitir un paso. Por ejemplo, si solo hay un modelo 
geológico disponible, la evaluación y selección inicial 
de modelos geológicos no es aplicable y se omite. En el 
caso específico de Corcobo, el conjunto de modelos se 
construyó como parte del paso de calibración a nivel de 
campo de los períodos históricos de inundación de agua 
e inundación de polímero únicamente.

El modelo El Corcobo

El modelo Corcobo de yacimiento completo incluye 
1078 productores y 449 inyectores utilizando una cua-
drícula de tamaño 253x1171x9 = 2,666,367 celdas en 
total, de las cuales 986,928 están activas. Aéreamente 
DX=DY=30m mientras que verticalmente DZ cambió 
para seguir la parte superior e inferior de cada una de 
las 9 capas como se muestra en la Figura 2. El AOI está 
delineado en negro.

Para reducir el costo numérico del estudio, el modelo 
de campo completo se recortó para centrarse en el piloto 

de polímero y las áreas que rodean al piloto al hacer que 
las regiones fuera del AOI sean inactivas, como se muestra 
en la Figura 3. Al hacerlo, el número de celdas activas en 
el modelo AOI se reduce a 277.733. Tener en cuenta que 
los puntos verdes indican que el modelo AOI está abierto 
para fluir en los cuatro lados. La diferencia en los tiempos 
de ejecución usando 4 núcleos en un conjunto de chips 
Intel Core i9-11950H de 11.a generación fue de 12 minu-
tos para el modelo de campo completo frente a 3 minutos 
para el modelo AOI, una aceleración de 4 veces.

Creando un conjunto de modelos para el AOI

Para crear un conjunto inicial de 40 modelos, se 
muestrearon las entradas de cinco distribuciones de pa-
rámetros utilizando un sampler Latin Hypercube:
1.	 Saturación inicial de aceite/agua. El modelo Corco-

bo AOI se inicializó con mapas de saturaciones para 
cada una de las 9 capas existentes el 01.10.2005. 
Además, las capas 7-9 (las capas prominentes en 
el AOI) se modificaron mediante la introducción 
de ocho límites superiores máximos de saturación 
de agua: Swmax=0,15, 0,20, 0,25, 0,30, 0,35, 0,40, 
0,45 y 0,50, lo que resulta =1− en un total de 8 
posibles iniciales mapas de saturación de agua. La 
saturación de petróleo es entonces simple. La varia-
ción de la saturación de agua para las capas 7-9 se 
muestra en la figura 4.

2.	 Saturación de agua connata (SWCO). Distribución 
uniforme (0,15 a 0,40)

3.	 Exponente del petróleo de Corey (oilExp). Distribu-
ción uniforme (0,5 a 5)
•	 Exponente de agua de Corey (watExp). Distri-

bución uniforme (0,5 a 5)

Figura 2. Modelo Corcobo de campo completo con 253x1171x9=2,666,367 
células totales (986,928 activas), incluidos 1078 productores y 449 inyec-
tores. Los puntos rojos son productores, los triángulos azules son inyectores y 
los puntos verdes representan límites abiertos (no se muestran en la sección 
transversal). El AOI está delineado en negro. El color representa la saturación 
de petróleo inicial para una realización con el rojo asociado con áreas de 
alta saturación de petróleo y el azul asociado con áreas de baja saturación 
de petróleo.

Figura 3. Modelo AOI con el número de celdas activas reducido de 986.928 
a 277.733, lo que lleva a una aceleración computacional de 4,3 en compara-
ción con el modelo de campo completo. El color representa la saturación de 
aceite inicial para una realización.
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•	 Saturación de aceite residual en agua (SORW). 
Distribución uniforme (0,1 a 4)

•	 Permeabilidad relativa máxima al agua (krw-
max). Distribución uniforme (0,1 a 0,4).

Las seis distribuciones de parámetros anteriores se 
muestrearon utilizando el muestreo Latin Hypercube 
para crear 40 combinaciones de parámetros discretos y, 
por lo tanto, 40 modelos de simulación (iniciales). La 
Figura 5 muestra los valores de los parámetros para 10 
de los 40 modelos de simulación. Por ejemplo, el primer 

modelo (run131) utiliza el mapa de saturación de agua 
inicial que tiene un máximo de saturación del 15%, krw-
max=0,3176, exponente de petróleo de Corey=1,405, la 
saturación de petróleo residual es 0,3417, la saturación 
de agua connata es 0,2281 y un mapa de saturación de 
agua inicial es 0,3417. Exponente del agua=3.080.

Luego se simularon los 40 modelos hasta el final de 
la historia (01.05.2022) para cuantificar la distribución 
de la respuesta del petróleo en el AOI (figura 5). Para este 
muestreo inicial, la tasa máxima de petróleo osciló en-
tre casi 5000 m3/día y 500 m3/d. La producción histórica 

Figura 4. Distribución promedio inicial de saturación de agua en las capas 7-9 en función de la saturación de agua máxima permitida (misma escala de color 
[0,1] utilizada para todos los casos).

Figura 5. Valores de los seis parámetros muestreados para 10 de los 40 modelos de simulación iniciales.
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de petróleo se muestra con las viñetas verdes. Dado un 
conjunto inicial de combinaciones de 40 parámetros, el 
siguiente paso es utilizar los datos históricos para reducir 
el rango de incertidumbre en la respuesta del petróleo 
actualizando los valores de los parámetros. Este paso de 
calibración (coincidencia histórica) se realiza mediante 
un enfoque de optimización global llamado evolución 
diferencial (DE).

Evolución diferencial

DE es un algoritmo de optimización (Price et al. 2005) 
que imita el proceso de selección natural y evolución 
para encontrar la solución óptima utilizando una pobla-
ción de soluciones candidatas y mejora iterativamente 
las soluciones a lo largo de múltiples generaciones. Los 
pasos clave de DE son (1) inicialización, (2) mutación, 

Figura 6. Respuesta del petróleo de los pozos de área de interés para los 40 modelos de simulación iniciales en comparación con la tasa histórica del petróleo 
(puntos verdes).

Figura 7. Tasa diaria de petróleo para los pozos AOI para la generación 7 (40 modelos) después de aplicar la evolución diferencial para mejorar la coincidencia 
histórica de solo inyección de agua.
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(3) cruce y (4) selección de valores de parámetros.
En el paso de inicialización, se genera una generación 

inicial mediante una selección aleatoria de las distribu-
ciones de cada parámetro. Una suposición importante es 
que se supone que los parámetros son independientes 
entre sí. Los pasos de mutación y cruce permiten generar 
nuevos miembros así como combinar (cruzar) valores de 
parámetros de miembros existentes en una generación. 
Finalmente, el paso de selección crea una nueva genera-
ción impulsada por la función objetivo.

Coincidencia del historial de inyección 
de agua del nivel AOI de 2005 a 2012

El primer paso en la calibración del AOI es centrarse 
en el período de inyección de agua (2005-2012) antes 
de la inyección del polímero. La función objetivo global 
utilizada como parte de DE es la suma de desajustes en 
cada tasa de petróleo del pozo, Qo,w en cada paso de 
tiempo i en los 231 productores en el AOI de 2005 a 
2012, como se muestra en la ecuación 1.

Figura 8. Distribución de los modelos según su corte de saturación de agua dentro de cada generación. Para la séptima generación, el modelo de corte del 25% 
es el más probable, mientras que los modelos con cortes del 15% 35% y 40% no sobrevivieron. Los colores representan la generación en la que se introdujo 
un modelo.

Figura 9. Combinaciones de los valores de los otros cinco parámetros al final de la generación 7, lo que da como resultado el conjunto de modelos para el AOI 
y la coincidencia de la tasa de petróleo asociada para el período de inundación que se muestra en la figura 7.
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A continuación, aplicamos DE durante 7 generacio-
nes para actualizar cada uno de los seis parámetros y 
mejorar la coincidencia del historial de inundación del 
conjunto de 40 modelos. La figura 7 muestra la respuesta 
de la tasa de petróleo diaria del AOI para los 40 modelos 
al final de la generación 7. Ver cómo el diferencial en 
la tasa de petróleo se ha reducido en comparación con 
la figura 6 para el período de coincidencia histórica y 
más allá del período de coincidencia histórica, aunque 
este último período fue no se utiliza explícitamente en el 
paso de calibración. Esto es de esperarse, ya que la mayo-
ría de los pozos del AOI permanecieron bajo inyección 
de agua desde 2012 hasta la actualidad.

A lo largo de cada generación, es posible mostrar 
cómo cambia la distribución de cada uno de los seis pa-
rámetros como parte de los pasos de optimización glo-
bal (generaciones). Por ejemplo, hubo 8 distribuciones 
de agua iniciales igualmente probables con un límite de 
saturación máxima que oscilaba entre el 15 % y el 50 % 
(eje vertical de la Figura 8), pero en la generación 7 dos 
modelos tenían un límite de 20 % y seis modelos tenían 
un límite de 30 %. %, y un modelo cada uno para un 
límite de 45% y 50%. 

La distribución de los puntos en la generación 7 
muestra que el corte del 25% tiene la probabilidad 
posterior más alta, lo que significa que es el valor más 
probable dados los datos históricos y las distribuciones 
de parámetros asociados con las curvas de permeabili-
dad relativa para el petróleo y el agua. En la Figura 9 se 
muestra un resumen de los parámetros restantes para la 
generación 7. Por ejemplo, mientras que la distribución 
inicial de la saturación de petróleo residual (Sorw) en la 
columna uno de la figura 7 osciló entre 0,2 y 0,4, el ran-
go de generación final se redujo a 0,2 para 0,26.

Historial del piloto de inyección de 
polímeros desde 2012 hasta la actualidad

La inyección de polímero comenzó en 2012 en 6 in-
yectores en un área piloto en el centro del AOI utilizan-
do una concentración de inyección de 500 ppm en cada 
inyector. Para modelar la física del desplazamiento del 
polímero, los parámetros de entrada del simulador de ya-
cimientos incluyen (1) el multiplicador de la viscosidad 
del agua en función de la concentración del polímero; 
(2) volumen de poros inaccesible (IPV); (3) máxima ad-
sorción de polímeros; (4) factor de reducción de la per-
meabilidad relativa al agua (FRR); y (4) adelgazamiento 
por cizallamiento del polímero. Con el fin de calibrar el

En la respuesta del polímero a la tasa de petróleo, se 
supuso que solo los primeros 3 parámetros (multiplica-
dor de viscosidad, IPV y adsorción máxima) tenían un 
impacto sustancial en la tasa de petróleo. Los rangos 
utilizados para los parámetros del polímero se eligieron 
como sigue:

1.	 Se definió una tabla de viscosidad efectiva del 
agua versus concentración de polímero para un 
rango de concentraciones de 0 a 1400 ppm. Los 
siguientes cinco multiplicadores diferentes para 
las viscosidades efectivas del agua en la tabla se 
definieron como 0,2x, 0,5x, 1x, 2x y 5x. Esta in-
formación se presentó en forma de cinco tablas 
de viscosidades efectivas del agua frente a con-
centraciones de polímeros.

2.	 El IPV osciló entre 0 y 0,3 con una distribución 
uniforme. 

3.	 La adsorción máxima osciló entre 1E-9 kg.capa/
kg.roca hasta 1E-2 kg.capa/kg.roca en potencias 
de 10 (8 valores).

Figura 10. Tasa de petróleo para productores del área piloto de polímeros para 40 nuevos modelos que tienen variabilidad tanto en los parámetros de simulación 
de inundación de polímeros como de inundación con agua. La inyección de polímeros se inició desde 2012 hasta la actualidad.
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Estos tres nuevos parámetros se muestrearon junto 
con las 10 combinaciones de parámetros que dieron 
como resultado la función objetivo más baja para el pe-
ríodo de inundación de agua (10 mejores ejecuciones 
de la generación 7 anterior). Como en el caso anterior, 
extraemos nuevamente 40 nuevas combinaciones de pa-
rámetros entre los cuatro nuevos parámetros (tres pará-
metros de polímero más un parámetro que representa las 
combinaciones de las 10 mejores ejecuciones del período 
de inundación de agua) para usar en DE y calibrar contra 
el período de inundación de polímero.

Definimos una función objetivo similar a la Ecuación 
1, aunque la lista de pozos ahora solo incluye 33 produc-
tores dentro del área piloto que están compensados con 
los seis inyectores de polímero. El horizonte temporal es 
desde 2012 hasta la actualidad. La Figura 10 muestra la 
respuesta del petróleo para el área piloto en 40 nuevos 
modelos que representan la generación inicial en DE. 

Para estos modelos, la respuesta del polímero comienza 
aproximadamente 1 año después de la inyección del po-
límero; algunos modelos muestran una respuesta dema-
siado optimista en comparación con la historia, mien-
tras que otros modelos muestran una respuesta mínima 
a la inyección del polímero.

Para calibrar la respuesta a la inundación de políme-
ros con respecto a los datos históricos, se utilizaron cinco 
generaciones de DE. La figura 11 muestra la evolución de 
los parámetros a lo largo de las 5 generaciones. 

Por ejemplo, los multiplicadores de la viscosidad 
efectiva frente a la concentración de polímero de 0,2x y 
5x fueron eliminados por la generación 5 (imagen de la 
izquierda), mientras que el rango de IPV sólo se redujo 
ligeramente de 0,0-0,3 (en gen0) a 0,0-0,24 ( en gen5) 
mientras que para las combinaciones de parámetros 
coincidentes de inyección de agua (imagen más a la de-
recha), hubo 10 combinaciones para gen0, mientras que 
sólo 8 combinaciones sobrevivieron en la generación 5, 
siendo las combinaciones #8 y #9 las que tienen la ma-
yor probabilidad. Tenga en cuenta que solo se utilizaron 
5 generaciones ya que la reducción de la función objeti-
vo mostró poca mejora después de la generación 4.

La respuesta de la tasa de petróleo del conjunto de 
generación final se muestra en la figura 12. Tenga en 
cuenta que la tasa de petróleo inicial (preinyección de 
polímero) es baja en comparación con la historia. Esto 
se debe a que la coincidencia del historial de inyección 
de agua se realizó utilizando una función objetivo de to-
dos los pozos en el nivel AOI, no solo en el subgrupo de 
pozos utilizados en la Figura 12. Después de la inyección 
del polímero, hay claramente un impacto de los pará-
metros del polímero, como se ve en el gran rango en 
las respuestas del aceite. Debido a esta baja tasa de pe-

Figura 11. Distribución de los 5 parámetros y sus valores para la generación inicial y 5 generaciones posteriores. Los valores nuevos y supervivientes de cada 
generación están representados por un color único (gen0=negro, gen1=azul, gen2=rojo, gen3=verde, gen4=púrpura, gen5=azul claro).

Figura 12. Tasa de petróleo para los productores del área piloto de polímeros 
en el conjunto de 40 modelos de la generación 5 de evolución diferencial.
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tróleo inicial en el conjunto, la producción de petróleo 
acumulada del conjunto (para los pozos del área piloto) 
es ligeramente baja en comparación con la acumulada 
histórica. Esto también significa que el petróleo restante 
en el área piloto es algo optimista, lo que puede resultar 

en pronósticos demasiado optimistas en la siguiente sec-
ción del documento.

En este punto, ahora tenemos un conjunto de 40 mo-
delos con 40 combinaciones únicas de parámetros tanto 
de la combinación de inyección de agua de los pozos 

Figura 13. Pronóstico de 10 años del área piloto de polímeros en el conjunto de 40 modelos para la inyección continua de polímeros (azul) y la reversión a 
inyección de agua únicamente (rosa).

Figura 14. Respuesta acumulativa incremental del petróleo para el área piloto para un pronóstico de 10 años para los 40 modelos. La eficiencia incremental 
del polímero se calcula para las respuestas P10, EV y P90.
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AOI como de la combinación de inundación de políme-
ro de los pozos piloto. Recordemos que los partidos his-
tóricos son a nivel de grupo. Los pozos individuales no 
han sido comparados históricamente. Un siguiente paso 
obvio sería hacer coincidir la historia de cada uno de los 
40 modelos a nivel de productor individual, pero esto 
se haría modificando la geología local (porosidad y per-
meabilidad) entre pares de pozos, en lugar de modificar 
los parámetros globales. Como sigue siendo una tarea 
costosa y que requiere mucho tiempo, este paso se omite 
por ahora. Saltarse la calibración de pozos individuales 
implica que los pronósticos que utilizan el conjunto de 
40 modelos pueden ser confiables a nivel de AOI y de 
grupo piloto, pero no necesariamente a nivel de patrón 
por inyector o productor.

Previsión y optimización

Previsión del área piloto de polímeros
Como ocurre con todos los esquemas de inyección 

de polímeros, la respuesta incremental del aceite debido 
a la inyección de polímero disminuirá con el tiempo, y 
una pregunta válida es: “¿Cuándo dejar de inyectar el 
polímero?” Aquí respondemos a esta pregunta simulan-
do dos escenarios de pronóstico para el conjunto final 
de 40 modelos: 

(1) un escenario base donde la inyección de políme-
ro se mantiene en 500 ppm; y 

(2) un escenario en el que la concentración de inyec-
ción de polímero se establece en cero. 

Los inyectores se ajustan a su tasa de inyección de 
agua final al final de la historia, para eliminar la dismi-

nución en las tasas de inyección y, por lo tanto, com-
pensar las tasas de producción, ya que la movilidad total 
de la inyección disminuye con la inyección adicional de 
polímero. Los productores están programados para su úl-
timo control de BHP al final de la historia para permitir 
cambios menores en las tarifas a medida que el polímero 
sale del depósito. Estos dos conjuntos de pronósticos se 
muestran en la figura 13 para los productores del área 
piloto para un período de pronóstico de 10 años. 

Ver que inicialmente no hay diferencia en los dos 
pronósticos conjuntos, lo cual se espera ya que hay un 
retraso en la respuesta del aceite de inyección de políme-
ro. Sin embargo, para el año 2024, la inyección continua 
de polímeros es mejor que volver a usar solo agua, lo que 
indica que la respuesta del petróleo todavía se beneficia 
de la inyección de polímeros. Este proceso de previsión 
debería repetirse cada año para justificar la inyección 
continua de polímeros en lugar de volver a la inyección 
solo de agua.

Para el área piloto de polímero también podemos 
cuantificar la respuesta incremental debido a la inyec-
ción continua de polímero para este conjunto restan-
do primero la respuesta del escenario de pronóstico del 
polímero de la respuesta de solo agua para cada par de 
escenarios de pronóstico (un par tiene los mismos pará-
metros de entrada de simulación), repitiéndose para to-
dos los pares de pronósticos y luego mostrándose como 
respuesta incremental del petróleo versus tiempo para 
todas las ejecuciones en el conjunto. 

La figura 14 muestra una representación probabilís-
tica de la respuesta del aceite de los 40 modelos, donde 
la respuesta acumulativa incremental del aceite debido 
a la inyección continua de polímero después de 10 años 

Figura 15. Producción acumulada incremental de petróleo de una nueva área de inyección de polímeros para un pronóstico de 10 años para los 40 modelos. 
La eficiencia incremental del polímero se calcula para las respuestas P10, EV y P90.
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varía desde un valor de 61100 (P10) a 78220 sm3 (P90) 
con un valor esperado de 67400. sm3. 

También se muestra en la figura 14 un resumen de 
los IPE para el área piloto en todo el conjunto al final 
del pronóstico. Las eficiencias incrementales varían des-
de un mínimo de 0,055 sm3/kg (UF=18 kg/sm3) hasta un 
máximo de 0,070 sm3/kg (UF=14 kg/sm3) con un valor 
esperado de 0,060 sm3/kg (UF=16 kg/sm3). El IPE se puede 
utilizar al comparar nuevos inyectores o grupos de pozos 
para implementar polímero o al comparar qué inyectores 
dentro del grupo actual tienen eficiencias incrementales 
menores o mayores dentro del grupo piloto. Recuerde 
que debido a la cantidad ligeramente optimista de petró-
leo restante en el área piloto, se supone que estas eficien-
cias incrementales para el conjunto son optimistas.

Previsión de la nueva zona de inyección 
de polímeros

La mayor parte de este campo no está bajo inyección 
de polímero, pero el éxito del área piloto muestra que 
se puede lograr una respuesta incremental del petróleo 
debido al polímero. De hecho, la inyección de polímeros 
se implementó en 50 inyectores más a finales de 2020.

Utilizando el enfoque descrito en este trabajo, es po-
sible clasificar la respuesta al lanzamiento de polímeros 

en los cinco subgrupos restantes del AOI. La figura 15 
muestra el escenario de pronóstico incremental de 10 
años (incremental hasta volver a la inyección de agua 
pura) para un grupo diferente de inyectores y sus pro-
ductores de compensación. Al igual que con el área pilo-
to, queremos cuantificar el beneficio de la inyección de 
polímero en comparación con la inyección de solo agua, 
que se puede resumir calculando el IPE. En este caso, la 
eficiencia incremental del polímero oscila entre 0,029 
(UF=34kg/sm3) y 0,040sm3/kg (UF=25kg/sm3).

También vale la pena comparar el desempeño de la 
nueva área con el desempeño del área piloto. Aquí, la 
eficiencia incremental es menor que en el área piloto 
actual, a pesar de que el área piloto ha tenido más de 
10 años de inyección de polímero hasta la fecha. Esto 
se espera porque el petróleo restante en el lugar al final 
de la coincidencia histórica para el área piloto (aunque 
ligeramente optimista debido a la coincidencia histórica 
poco satisfactoria en el área piloto) es sustancialmente 
mayor que el petróleo restante en el lugar para esta nue-
va área. , incluso después de la inyección de polímero 
hasta la fecha. Dada la mayor eficiencia incremental del 
área piloto, la implicación es que, si un operador solo 
tuviera una cantidad finita de polímero para inyectar, 
entonces la recomendación tendría que ser continuar 
con la inyección de polímero en el piloto en lugar de 
implementar este nuevo grupo de inyectores.

Figura 16. Petróleo acumulativo incremental producido para el escenario de 800 ppm en relación con el escenario de 0 ppm para el área piloto para los 40 
modelos. Las etiquetas son para la representación probabilística del conjunto.
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Pronóstico de la respuesta del petróleo a 
la concentración de inyección de polímero

En esta sección consideramos el impacto de la con-
centración de inyección de polímero en el área piloto 
existente. La inyección actual de polímero en el área 
piloto es de 500 ppm, aunque las instalaciones de su-
perficie permitirán hasta 1500 ppm. Consideramos 9 es-
cenarios de concentración de inyección que van de 0 a 
1500 ppm para los 6 inyectores del área piloto. Todos los 
demás inyectores en el AOI permanecen en sus tasas y 
concentraciones de inyección actuales (800 ppm), que es 
el mismo pronóstico del caso base de la sección anterior. 

Además, para eliminar la reducción en las tasas de in-
yección de agua (y las tasas de producción) debido a la dis-
minución de la inyectividad con el aumento de la concen-
tración de polímero, todos los inyectores para todos los es-
cenarios de pronóstico se configuraron para mantener sus 
últimas tasas de inyección durante los 10 años previstos. 
Al mantener constantes las tasas de inyección, cualquier 
cambio en la producción de petróleo se debe únicamente 
a cambios en la eficiencia de desplazamiento del polímero. 
Luego restamos la producción acumulada de petróleo del 
caso de inyección de cero ppm de cada uno de los otros 
escenarios de pronóstico de concentración de inyección, 
para cada uno de los 40 modelos. 

La figura 16 muestra el incremento de petróleo acu-
mulado producido para cada uno de los 40 modelos para 
el caso de 800 ppm en relación con el caso de cero ppm. 
Observe que la producción incremental de petróleo para 
cada modelo es cercana a cero durante los primeros dos 
años, lo que sugiere que la respuesta del polímero in-
yectado a la tasa de petróleo demora aproximadamente 
dos años. A continuación, cada conjunto de escenarios 
se representa como una distribución probabilística con 
valores de P10, valor esperado (EV) y P90 para calcular el 
rango de IPE a 800 ppm. Estos pasos se repiten para cada 
escenario de concentración de inyección y se resumen 
en la figura 17. 

El valor esperado de IPE (puntos naranjas) aumenta 
ligeramente a medida que aumenta la concentración de 
inyección, lo que significa que gradualmente hay un be-
neficio continuo al aumentar las concentraciones (igno-
rando los problemas de inyectividad) hasta el máximo. 
de 1500 ppm. Tenga en cuenta también que el rango de 
incertidumbre en el IPE disminuye a medida que aumen-
tan las ppm, lo que se debe a las mayores recuperaciones 
incrementales absolutas de petróleo en relación con el 
diferencial en la recuperación de petróleo, particular-
mente a ppm muy bajas.

El último paso en el análisis de pronóstico es con-
vertir cada escenario en cifras económicas. Aquí calcula-
mos los valores presentes netos incrementales (VAN) en 
relación con el caso de inyección de agua pura (0 ppm) 
suponiendo un precio del petróleo de 60 dólares EE.UU./
bbl, 3 dólares EE.UU./kg de polímero, 1 dólar EE.UU./m3 
de costo de procesamiento de agua, a un costo del 10%. 
tasa de descuento y tasa de inflación del 6%. Ignoramos 
cualquier impuesto o regalías. 

En todos los escenarios, la tasa total de inyección de 
agua es la misma y el recuento de pozos es fijo, lo que 
significa que podemos todos los demás costos operativos 
al calcular los números incrementales, ya que estos se 
cancelarán. Los números del VPN incremental se mues-
tran en la figura 18 y sugieren que el aumento de la con-
centración de inyección de polímero da como resultado 
un aumento casi lineal del VPN incremental. Se espera 
un aumento lineal ya que el IPE es casi constante para 
cualquier concentración de inyección. Recuerde, sin em-
bargo, que los cambios en las tasas de inyección y pro-
ducción con una inyectividad decreciente (aumentando 
las PPM) no se tienen en cuenta. La disminución de las 
tasas de inyección y producción con PPM crecientes ten-
dría un impacto significativo en los valores incrementa-
les del VPN.

Discusión

Hay otros escenarios de pronóstico que se pueden 
considerar con el conjunto de 40 modelos. Por ejemplo, 
al aumentar la concentración de inyección de polímero 

Figura 18. VPN incremental, relativo al caso sin inyección de polímero (0 
ppm), para el área piloto para diferentes concentraciones de inyección de 
polímero.

Figura 17. Eficiencia incremental del polímero (IPE) para los inyectores del 
área piloto en relación con un escenario de inyección de solo agua (0 ppm) 
en función de la concentración de inyección del polímero. En cada valor de 
concentración de inyección, se pronosticaron 40 modelos y se determinó el 
P10, el valor esperado y el P90 del aceite acumulativo incremental, que luego 
dieron los valores de IPE.
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en el área piloto, podríamos haber incluido efectos redu-
cidos de inyectividad y productividad, y luego calcular 
nuevas eficiencias incrementales y compararlas con la 
eficiencia pronosticada actual en el piloto. O, de manera 
similar al área piloto, podemos probar concentraciones 
óptimas de inyección de polímero en cada área nueva 
para cuantificar si se pueden mejorar las eficiencias in-
crementales en comparación con los resultados de la Fi-
gura 15.

Al igual que con las diferentes eficiencias de polí-
meros entre diferentes áreas de inyectores (área piloto 
versus área nueva), existen diferentes eficiencias incluso 
dentro del área piloto a nivel de patrón por inyector. 
Choudhuri et al. 2015 mostró tales resultados para una 
inundación de polímero maduro en Omán, mostrando 
claramente que algunos patrones ya no respondían a la 
inyección continua de polímero, mientras que se pro-
nosticaba que otros patrones continuarían teniendo una 
buena respuesta. La clave de sus resultados, aunque solo 
se basaron en un modelo de yacimiento único, fue que 
su modelo coincidía históricamente a nivel de pozo in-
dividual. En otras palabras, el siguiente paso con este 
conjunto de 40 modelos será cuantificar la calidad de 
la coincidencia histórica a nivel de pozo y luego, si es 
necesario, mejorar las coincidencias mediante cambios a 
nivel por modelo y por pozo.

Conclusiones y recomendaciones

La inyección de polímeros es una opción viable para 
Corcobo con un retorno económico positivo para todas 
las áreas consideradas en este estudio. Usando un enfo-
que de modelado basado en conjuntos, el pronóstico 
económico a 10 años del área piloto original que perma-
nece en una concentración de inyección de polímero de 
500 ppm muestra un VPN incremental (en comparación 
con volver a la inyección de agua pura) esperado de 8 
US$MM y un rango de incertidumbre asociado dado por 
un P10 VAN de 6 US$MM, y un P90 VAN de 11 US$MM.

Para todos los casos considerados aquí, cuanto mayor 
sea la concentración de inyección de polímero, mayor 
será el retorno económico, lo que sugiere que la restric-
ción más importante para el retorno económico es la in-
yectividad de los pozos individuales.

Desde una perspectiva de modelización, el rendi-
miento económico previsto es principalmente una fun-
ción del petróleo restante en el lugar (ROIP) al inicio del 
pronóstico y la concentración inyectada utilizada para 
desplazar el ROIP. Para este estudio, los modelos se cali-
braron utilizando la respuesta histórica de los grupos de 
pozos asociados con varias áreas, en lugar de pozos indi-
viduales. Un esfuerzo de calibración utilizando respues-
tas de pozos individuales probablemente produciría un 
mapa de ROIP y un pronóstico de VPN más confiables 
de cada modelo en el conjunto y debería considerarse en 
trabajos futuros.

Otra mejora recomendada para trabajos futuros es 
incluir la variabilidad geológica como un parámetro adi-

cional al construir un conjunto de modelos. Tener más 
de un modelo geológico mejoraría significativamente la 
cuantificación de la incertidumbre asociada al VAN es-
perado.
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