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RESUMEN 

 
La inyección de polímero es una técnica ampliamente 

ejecutada a nivel mundial, que tiene el objetivo de mejorar 

la eficiencia de barrido volumétrica del yacimiento para 

aumentar el factor de recuperación de petróleo. 

 

En la última década se han ejecutado en campos de 

Colombia diferentes aplicaciones de recobro a nivel piloto, 

las cuales involucraron la inyección de polímero sintético de 

poliacrilamidas parcialmente hidrolizadas (HPAM, de sus 

siglas en inglés). 

 

Con la implementación de los pilotos se evaluaron 

diferentes tecnologías mediante la evaluación del 

incremento del factor de recobro en el sector influenciado, 

los retos técnicos y operativos de cada tecnología, y su 

costo-eficiencia, entre otros. 

 

Este artículo es una revisión de los artículos publicados en 

Colombia y de nuestra experiencia en el análisis de criterios 

de selección (screening) de las tecnologías, selección de 

patrones candidatos, diseño del proceso, ejecución, 

operación diaria de la facilidad de inyección de polímero, 

seguimiento y evaluación de los resultados de las primeras 

aplicaciones de inyección de polímero HPAM ejecutadas en 

diferentes campos del país. 

 

A partir de la revisión, se estructuró un corto estado del arte 

y descripción de las características de cada tecnología, junto 

al objetivo y resultado reportado de cada piloto 

implementado en campos del país.  Se incluyeron factores 

como el diseño del proceso, condiciones operativas durante 

su ejecución y eficiencia de recobro.  Finalmente, se plantea 

una discusión sobre los principales desafíos presentes en las 

tecnologías implementadas y los esfuerzos realizados en 

nuevas tecnologías de polímero con potencial de aplicación 

en campos colombianos. 

 

INTRODUCCIÓN 

 
En las últimas décadas se plantearon varias iniciativas para 

la implementación de tecnologías en campos colombianos 

sometidos a recobro secundario, como por ejemplo, la 

inyección selectiva de agua mediante válvulas reguladoras 

de flujo (VRF, de sus siglas en inglés) para mejorar el perfil 

de inyección vertical, la inyección de trazadores interwell 

(IWTT, de sus siglas en inglés) para mejorar el monitoreo 

del proceso secundario, y la ejecución de pilotos de 

inyección de polímero para incrementar el factor de recobro 

o corregir problemas de canalización del fluido inyectado en 

yacimientos con alta heterogeneidad y/o alta relación de 

movilidad agua-aceite. 

 

Los pilotos reportados de las diferentes tecnologías de 

polímero implementadas en el país se resumen a 

continuación:  Geles de dispersión coloidal (CDG, de sus 

siglas en inglés) para control de movilidad y divergencia 

profunda (ejecutado en 2 campos), inyección de soluciones 

poliméricas (polymer flooding) para el control de movilidad 

(ejecutado en 5 campos), inyección de álcali-surfactante-

polímero (ASP) para aumentar recobro (ejecutado en 2 

campos), lo anterior, en sinergia con aproximadamente 40 

tratamientos de mejoramiento del perfil de inyección 

(conformance químico) y conformance químico profundo 

para control de canalización ejecutados en 9 campos, con 

tecnología de geles rígidos y polímero térmicamente activo 

(TAP, de sus siglas en inglés). 

 

Los resultados obtenidos en los pilotos ejecutados han 

generado un impacto positivo en el incremento de la 

producción de petróleo, disminución en la producción de 

agua y aumento en el factor de recobro en los sectores 

influenciados.  A pesar de los retos en el diseño, ejecución y 

monitoreo de cada piloto, y los límites inherentes de cada 

tecnología, los avances obtenidos en la última década 

amplían las expectativas de masificación de tecnologías de 

inyección de polímero en diferentes campos en Colombia. 
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Paso 1. El polímero en solución
salina sufre un estres por causa de
repulsiones electrostaticas entre
aniones y sus propias cargas por lo

que la cadena tiende a doblarse
sobre si misma (disminución de la
viscosidad).

Paso 2. En presencia de iones
di- o trivalentes comienza una
reacción de entrecruzamiento
intramolecular entre dos o tres

grupos carboxilicos del
polímero HPAM en solución.

Paso 3. A concentraciones altas 
de polímero o entrecruzador, se 
forman las redes continuas que 
son las que finalmente podrian 

conllevar a la formación del gel. 
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1. POTENCIAL DE TECNOLOGÍAS 

DE INYECCIÓN DE POLÍMERO 

 
Colombia cuenta con aproximadamente 280 campos 

petrolíferos.  El factor de recobro promedio del país es 

cercano al 19% y aproximadamente el 90% de los campos 

se encuentran en su etapa primaria de producción (Castro et 

al. 2010; Maya et al. 2010).  Debido a lo anterior y al grado 

de agotamiento de la energía de los yacimientos, alrededor 

de 30 campos han implementado procesos de inyección de 

agua como método de recobro secundario.  De acuerdo con 

las condiciones estáticas y dinámicas de los yacimientos se 

ha obtenido factores de recobro incremental de todo el 

campo que varían entre el 1% y el 9% (Castro et al. 2014). 

 

1.1. SCREENING 

 

El 89% del petróleo original en sitio (OOIP, de sus siglas en 

inglés) de Colombia se encuentra en tan solo 54 campos 

(Castro et al. 2010; Maya et al. 2010).  En ese sentido, en 

2010 (cuando la aplicación de métodos EOR en el país era 

incipiente) se desarrolló una metodología para la 

preselección de procesos de recobro mejorado (EOR, de sus 

siglas en inglés) mediante criterios de screening y se aplicó 

en esos yacimientos con alto potencial (Trujillo et al. 2010).  

El objetivo fue realizar una primera aproximación de los 

métodos de recobro que podrían ser aplicables a los 

yacimientos del país y compararlos con los métodos EOR 

ejecutados en el mundo (Manrique et al. 2010). 

 

Como lo describen Castro et al. (2010) la inyección de 

polímero se identificó como una de las tecnologías EOR 

con el mayor potencial técnico de aplicabilidad, como se 

puede observar en la Figura 1. 

 

 
Figura 1. Resultado screening EOR para campos con crudo 

intermedio (figura 4. en Castro et al. 2010) 

 

 

1.2. METODOLOGÍA 

 

La ejecución de los pilotos de inyección de polímero 

generalmente contienen las siguientes etapas:  Screening, 

evaluación experimental, análisis geológico y de ingeniería 

para identificar continuidad y conectividad de cada 

yacimiento, simulación analítica y numérica, selección de 

tecnología, selección de áreas potenciales para aplicación, 

diseño del proceso, diseño de facilidades de superficie y 

subsuelo, gestión contractual, ambiental, regulatoria e 

inmobiliaria, conexión electro-mecánica de la facilidad de 

inyección, ejecución, operación diaria, monitoreo, 

seguimiento y evaluación técnico-económica para diseñar 

masificación de la tecnología. 

 

Desde el punto de vista metodológico, es fundamental 

identificar el problema a solucionar en el proceso de 

inyección de agua, con el objetivo de seleccionar la 

tecnología más apropiada para el comportamiento particular 

de cada yacimiento.  Mediante criterios básicos de 

ingeniería se pueden diferenciar entre cinco problemas 

principales:  Fuente y calidad del agua inyectada, 

canalización, heterogeneidad del yacimiento, control de 

movilidad y banco de petróleo. 

 

En el Anexo 1 se presenta una metodología integrada para 

inyección de geles rígidos para tratamientos de 

conformance químico (Maya et al. 2012), en el Anexo 2 se 

puede observar una metodología para inyección de CDG 

(Castro et al. 2013) y el Anexo 3 contiene una metodología 

para procesos polymer flooding (Castro et al. 2016).  

Aunque en todas las tecnologías se utilizan polímeros 

sintéticos, la metodología planteada en cada una de ellas es 

diferente, lo anterior obedece a que los polímeros HPAM 

usados son adaptados dependiendo el objetivo de cada 

proceso y características específicas en cada campo. 

 

Por otro lado, Manrique & Alvarado (2010) presentan 

estrategias de planeación y diseño para la ejecución de los 

procesos de recobro incluyendo las tecnologías de inyección 

de polímero.  Mientras que Díaz et al. (2010) plantean una 

metodología para el análisis de riesgo e incertidumbre en 

evaluaciones financieras de procesos de recobro. 

 

2. EXPERIENCIAS EN 

APLICACIONES DE INYECCIÓN 

DE POLÍMERO EN COLOMBIA 

 
La efectividad de un proceso de inyección de agua puede 

ser evaluada a través de su eficiencia de barrido 

volumétrica.  Si la eficiencia volumétrica es alta, el proceso 

de inyección será técnicamente exitoso. 



 

 

3 

 

Sin embargo, la eficiencia volumétrica se ve afectada 

negativamente por factores como la heterogeneidad del 

yacimiento, relación de movilidad agua-aceite desfavorable 

(M>1) y patronamiento irregular de inyección, entre otros.  

Con el objetivo de mitigar dichos efectos negativos, surge la 

implementación de tecnologías de inyección de polímero, 

que fueron desarrolladas para mejorar el perfil de inyección 

de agua, mejorar la eficiencia volumétrica y por ende el 

factor de recobro. 

 

En la última década se han ejecutado diferentes pilotos de 

recobro que involucran la implementación de inyección de 

polímero HPAM.  De acuerdo con los resultados de los 

pilotos se diseña actualmente la masificación de las 

tecnologías en algunos campos de Colombia. 

 

A continuación, se presenta un resumen de las diferentes 

tecnologías y de los pilotos implementados en el país: 

 

2.1 CONFORMANCE QUÍMICO PARA 

CONTROL DE CANALIZACIÓN 

 

La canalización generalmente es consecuencia de la alta 

heterogeneidad del yacimiento, especialmente por grandes 

variaciones de permeabilidad, ocasionando reducción en la 

eficiencia volumétrica del proceso como producto de la 

recirculación del fluido inyectado (Portwood & Romero, 

2018).  En ese sentido, desde los años 80´s se inició la 

implementación de tratamientos de conformance químico 

con geles rígidos (bulk gel) en procesos de inyección de 

agua y gas que evidenciaban la canalización del fluido de 

inyección hacia los pozos productores (Sydansk & Moore, 

1990).  Sydansk (2000) presenta los primeros 12 años de 

aplicaciones exitosas de la tecnología, mientras que 

Aldhaheri et al. (2016) presentan una revisión a nivel 

mundial de la tecnología con más de 55 tratamientos de 

geles rígidos ejecutados desde 1978 hasta 2015. 

 

Desde el punto de vista metodológico, para identificar la 

canalización del fluido de inyección se utiliza el análisis 

integrado de geología e ingeniería del proceso de inyección 

de agua (para cada uno de los patrones y yacimientos 

evaluados).  Adicionalmente, se emplean IWTT y/o algunos 

gráficos diagnósticos, por ejemplo, el gráfico de 

comportamiento de la relación agua-petróleo y producción 

acumulada de petróleo (WOR vs. Np) que permite 

identificar el momento en el que se presenta la irrupción del 

agua inyectada canalizada (Smith, 1999).  La fecha de 

irrupción junto al inicio del proceso secundario permite 

identificar el volumen de canal, como se presenta en la línea 

punteada roja de la Figura 2. 

 

 

El volumen de gel rígido a inyectar varía generalmente 

entre el 5% y el 50% del volumen del canal identificado 

(Smith, 1999), sin embargo, Aldhaheri et al. (2021) 

proponen un nuevo enfoque para el diseño de tratamientos 

de gel rígido, basado en el análisis de los diseños de 62 

proyectos de campo en todo el mundo entre 1985 y 2018. 

 

 
Figura 2. Gráfico diagnóstico WOR vs Np representativo de un 

yacimiento canalizado (figura 5. en Maya et al. 2014) 

 

El posicionamiento y volumen adecuado del gel rígido 

dentro de la zona del yacimiento previamente barrida (zona 

canalizada), creará una resistencia en el agua que será 

inyectada después del tratamiento bulk gel, como se 

presenta en la Figura 3.  El tratamiento de conformance 

permite que el proceso de inyección de agua contacte zonas 

no barridas generando una mejor extracción del yacimiento, 

obteniendo menor producción de agua y mayor producción 

de petróleo en superficie. 

 

 
Figura 3. Posicionamiento y volumen adecuado de gel rígido a 

inyectar (figura 9. en Portwood & Romero, 2018) 

 

Con respecto a la tecnología, en 1987 fue otorgada la 

patente de aplicación de geles poliméricos en yacimientos 

de hidrocarburos (Sydansk & Argabright, 1987).  La 

tecnología de conformance químico con geles rígidos 

consiste en una mezcla de alta concentración de polímero 

HPAM (mayor que la concentración critica de polímero C*) 

de alto peso molecular (>22 millones Dalton) en presencia 

de iones metálicos trivalentes como agente entrecruzador 

(generalmente triacetato de cromo, pero hay evidencias de 

que se pueden generar con otros entrecruzadores). 
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El polímero y el entrecruzador son mezclados desde 

superficie para que dentro del yacimiento dos o tres grupos 

carboxílicos puedan unirse a un solo catión, generando 

inicialmente un entrecruzamiento intramolecular y 

posteriormente intermolecular.  Con tiempo y/o temperatura 

se genera una red continúa de enlaces entrecruzados que 

forman los geles rígidos que controlan la canalización del 

fluido inyectado, como presenta en la Figura 4. 

 

 
Figura 4. Mecanismo del proceso de gelación para geles rígidos 

(figura 6. en Maya et al. 2011) 

 

Con respecto al diseño, los geles rígidos se evalúan 

realizando una prueba de botella utilizando un código de 

medidas semicuantitativas que permite determinar y evaluar 

visualmente en el tiempo la fuerza, cinética de gelificación 

y estabilidad térmica de los geles a diferentes 

concentraciones de polímero HPAM y entrecruzador 

(Sydansk 2007; Sydansk & Romero-Zerón, 2011; Maya, 

2014).  La Figura 5 presenta el código de Sydansk, el cual 

es ampliamente utilizado y conocido a nivel mundial para 

evaluación experimental de geles rígidos (la consistencia 

del gel es evaluada por medio de números que van del 1 al 

10 y su elasticidad por medio de las letras “n”, “s”, “g” y 

“e”). 

 

 
Figura 5. Código de Sydansk para geles rígidos 

(figura 5. en Maya, 2014) 

 

En Colombia se han diseñado y ejecutado alrededor de 40 

tratamientos con geles rígidos para control de canalización.  

El primer tratamiento implementado en el país para 

conformance químico vertical fue ejecutado en septiembre 

de 2008 por PETROBRAS.  El tratamiento se ejecutó en 

pozos inyectores canalizados debido a yacimientos 

naturalmente fracturados presentes en el campo Guando. 

De acuerdo con Montoya et al. (2014) el objetivo de los dos 

tratamientos fue reducir la permeabilidad en las fracturas 

naturales más conductivas.  Por tratarse de la primera 

ejecución en el país, la hidratación e inyección de la 

solución polimérica y entrecruzador se realizó adaptando 

facilidades de superficie usadas en procesos de 

estimulación.  El resultado generó incremento de la 

producción de petróleo (172,600 BO acumulados al 

momento de la publicación), reducción del corte de agua 

hasta del 7% y un costo por barril incremental aproximado 

de $US 4.46.  Debido a los buenos resultados realizaron dos 

tratamientos adicionales entre 2013 y 2014 en el mismo 

campo. 

 

Como presentan Pérez et al. (2012) HOCOL ejecutó en 

2010 dos tratamientos de conformance en pozos inyectores 

altamente canalizados del campo Balcón, incorporando en 

el país unidades móviles de inyección de geles 

semiautomáticas (MGU, de sus siglas en inglés), estas 

unidades realizan la hidratación y homogenización del 

polímero y fueron diseñadas especialmente para dichos 

tratamientos.  El resultado generó incremento de la 

producción de petróleo (212,000 BO acumulados al 

momento de la publicación), estabilización del corte de 

agua y un costo por barril incremental aproximado de $US 

3.52, debido a los buenos resultados se realizó un 

tratamiento adicional en 2011 en el mismo campo. 

 

De acuerdo con Cáceres & García (2018) las facilidades de 

inyección tipo MGU incorporan los siguientes sistemas: 

 

▪ Tolvas de disposición del polímero seco. 

▪ Un sistema de tornillo sinfín, activado mediante 

variador de velocidad que genera el 

desplazamiento y dosificación adecuada del 

polímero según las concentraciones estimadas 

mediante los diseños estipulados. 

▪ Eductor ventury diseñado para el paso de agua y 

polímero seco. 

▪ Tanques con agitadores para hidratación y 

homogenización de la mezcla de polímero y agua 

de producción. 

▪ Tanque de disposición para el agente 

entrecruzador. 

▪ Conjunto de bombas centrifugas para la 

alimentación de agua a los sistemas. 

▪ Filtros de manga o cartucho para la fuente de agua 

(10 micras) y la solución polimérica (25 micras). 

▪ Conjunto de bombas de cavidades progresivas para 

el desplazamiento de la solución polimérica ya 

hidratada y homogenizada. 

▪ Bomba reciprocante de desplazamiento positivo 

para el despacho de la solución polimérica (en este 

caso entrecruzada) dirigida a cabeza de pozo. 
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Por otro lado, Maya et al. (2011, 2012 & 2014) presentan 

que, en 2010 ECOPETROL ejecutó uno de los tratamientos 

de conformance más grande del mundo en un pozo inyector 

periférico para controlar zonas altamente canalizadas en el 

campo Tello.  El resultado generó incremento de la 

producción de petróleo (340,000 BO acumulados al 

momento de la publicación), reducción del corte de agua 

hasta del 3%, cambio en el perfil vertical de inyección y un 

costo por barril incremental aproximado de $US 2.58. 

 

Debido a los buenos resultados se realizaron seis 

tratamientos adicionales entre 2010 y 2013 en el mismo 

campo, adicionalmente, se implementó la tecnología en los 

campos San Francisco (seis tratamientos), Yaguará (dos 

tratamientos) y Palogrande- Cebú (dos tratamientos) entre 

2013 y 2014 (Maya et al. 2014), todos ejecutados con 

facilidad de inyección tipo MGU.  El costo por barril 

incremental promedio de los tratamientos es inferior de $US 

5 y es comparable con los costos reportados por Norman et 

al. (2006) en tratamientos de bulk gel ejecutados en 

Argentina y Venezuela. 

 

Riaño et al. (2017) presentan un comportamiento estadístico 

de los tratamientos mencionados anteriormente.  La 

respuesta en producción incremental asociada a los 

tratamientos se observó entre los 6 y 12 meses después de 

ejecutar el conformance químico.  En la Figura 6 se indica 

el nombre del campo, el porcentaje de canal inyectado y el 

incremental de petróleo asociado a dicho porcentaje.  Se 

puede inferir que el porcentaje de canal inyectado varía 

entre el 4% y 20%, siendo en promedio un 11% y el 

incremental de petróleo asociado a dicho porcentaje es 

300%.  En términos prácticos, se producen 3 barriles de 

petróleo incremental por cada barril de gel rígido inyectado, 

comparado con 1.66 barriles de petróleo incremental por 

cada barril de gel rígido inyectado reportado por Smith 

(1999). 

 

 
Figura 6. Estadística de los tratamientos de conformance 

Colombia (figura 6. en Riaño et al. 2017) 

 

En 2017 la ALIANZA OXY-ECOPETROL diseñó y 

ejecutó cinco tratamientos de conformance en el campo La 

Cira- Infantas.  Por otro lado, la ALIANZA 

SCHLUMBERGER-ECOPETROL diseñó y ejecutó en 

2019 dos tratamientos de conformance en patrones de 

inyección canalizados del campo Casabe (Padilla et al. 

2019).  Los resultados aún no han sido publicados en la 

literatura, sin embargo, se ejecutan actualmente varios 

tratamientos adicionales en el campo Casabe y por otro 

lado, se han reportado estudios técnico-financieros para 16 

patrones candidatos en el campo La Cira- Infantas (Beltrán 

& Marín, 2018). 

 

2.2 GELES DE DISPERSIÓN COLOIDAL -

CDG PARA CONTROL DE MOVILIDAD 

Y DIVERGENCIA PROFUNDA 

 

De acuerdo con Spildo et al. (2010) la inyección CDG 

representa un proceso de recobro mejorado evaluado a 

escala de campo desde 1980, como una alternativa a los 

procesos de inyección de soluciones poliméricas que 

permiten el incremento de la eficiencia de barrido 

volumétrica.  Manrique et al. (2014) realizan una revisión a 

nivel mundial de los procesos de inyección CDG ejecutados 

hasta 2014, por otro parte, Aldhaheri et al. (2016) analizan 

más de 40 procesos CDG ejecutados hasta 2015. 

 

Los sistemas CDG tienen la ventaja respecto a los procesos 

polymer flooding de lograr viscosidades mucho mayores 

con menores concentraciones de HPAM, debido a la 

generación de microgeles entre el polímero y el 

entrecruzador necesario para la generación de los sistemas 

(generalmente citrato de aluminio).  La Figura 7 presenta de 

manera esquemática el funcionamiento del proceso de 

recuperación mejorada CDG haciendo analogía con el 

esquema polymer flooding (Castro, 2011). 

 

 
Figura 7. Esquema del proceso de inyección CDG (figura 9. en 

Castro, 2011) 

 

Desde el punto de vista metodológico, la factibilidad técnica 

de la tecnología CDG también inicia con el análisis 

integrado de geología e ingeniería del proceso de inyección 

de agua (en cada uno de los patrones y yacimientos 

sometidos a secundaria).  La Figura 8 presenta el gráfico 

diagnóstico WOR vs Np que permite descartar en este caso 

la presencia de canalización fuerte del agua inyectada 

debido al comportamiento de la pendiente del WOR. 
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Figura 8. Gráfico diagnóstico WOR vs Np representativa de un 

yacimiento sin canalización (figura 4. en Sandoval et al. 2010) 
 

Una vez descartada la necesidad de realizar tratamientos de 

conformance químico con geles rígidos, se realiza un 

screening técnico y la identificación de campos con 

características estáticas y dinámicas similares (análogos) al 

campo evaluado para verificar el potencial de la tecnología. 

 

El diseño del proceso inicia con la evaluación experimental 

fluido- fluido y roca- fluido de los CDG, la cual es similar a 

la de una solución polimérica (aunque un poco más 

compleja y/o controversial debido a la correcta preparación 

del gel y/o el uso de los polímeros HPAM con la síntesis 

adecuada).  A la evaluación experimental solo se agrega el 

ensayo de la unidad de tiempo de gelificación (TGU, de sus 

siglas en inglés) propuesta por Smith (1989) que contribuye 

en la selección de la formulación con mejores características 

en consistencia y velocidad de flujo del CDG con respecto 

al tiempo de maduración.  Por otro lado, la simulación 

numérica de yacimientos del proceso CDG también puede 

ser similar a la del proceso polymer flooding, aunque un 

poco más compleja si se decide incluir reacción química de 

los componentes como lo reporta Castro (2011). 

 

Con respecto a la tecnología, la inyección de CDG genera 

en el yacimiento altos factores de resistencia residual (RRF, 

de sus siglas en inglés), que permiten el incremento de la 

eficiencia de barrido volumétrica y por ende el aumento del 

factor de recobro, como se presenta en la Figura 9.  

Adicionalmente, la tecnología permite alta inyectividad 

debido a la baja concentración de HPAM y la flexibilidad 

operacional de poder modificar las relaciones polímero-

entrecruzador en la facilidad de inyección, con menores 

impactos en la reducción de viscosidad a condiciones de 

yacimiento comparado con los procesos polymer flooding. 

 

 
Figura 9. Simulación numérica del proceso de inyección CDG/ 

Distribución RRF (figura 7 en Castro et al. 2013) 

En 1997 fue otorgada la patente de la tecnología de 

aplicación CDG (Smith, 1997).  Los geles de dispersión 

coloidal -CDG consisten en una mezcla de baja 

concentración de polímero HPAM (menor que la 

concentración critica de polímero C*) de alto peso 

molecular (>22 millones Dalton) en presencia de iones 

metálicos trivalentes como agente entrecruzador 

(generalmente citrato de aluminio). 

 

Los CDG son partículas aproximadamente esféricas con 

tamaños en el rango nanométrico entre 50 y 150 nm.  Las 

investigaciones han demostrado que las propiedades 

fisicoquímicas de las soluciones de CDG son similares a las 

de las soluciones acuosas de coloides (Spildo et al. 2010). 

Como se presenta en la Figura 10 se generan dos o tres 

grupos de polímero (carboxilos) que pueden unirse a un 

solo catión generando el entrecruzamiento intramolecular, 

dando lugar con tiempo y/o temperatura, a enlaces 

entrecruzados entre las mismas moléculas de polímero que 

forman los microgeles que pueden contribuir a EOR, 

proporcionando tanto una desviación microscópica del flujo 

como un incremento del barrido macroscópico.  Díaz et al. 

(2008) resaltan la diferencia en la reacción de gelación de 

los CDG y de los bulk gel revisados anteriormente. 

 

 
Figura 10. Mecanismo del proceso de gelación para geles de 

dispersión coloidal -CDG (figura 12. en Díaz et al. 2008) 

 

En Colombia la ejecución del primer tratamiento de geles 

de dispersión coloidal -CDG fue realizada en junio de 2011 

por ECOPETROL en un patrón de inyección periférico del 

campo Dina Cretáceo (Castro et al. 2011, 2012 & 2013).  El 

objetivo del piloto CDG fue incorporar la tecnología 

implementando el primer proceso de recobro mejorado 

químico del país, incrementar el factor de recobro, reducir 

la producción de agua y evaluar alternativas para poder 

revitalizar un campo maduro cercano a su límite económico.  

Se utilizó una facilidad de inyección tipo MGU y la 

respuesta en producción incremental se observó un mes 

después de iniciar la ejecución del piloto CDG. 

 

El resultado generó incremento de la producción de petróleo 

(50,000 BO acumulados de 350,000 BO proyectados al 

momento de la publicación), reducción del corte de agua 

hasta del 10%, cambio en el perfil vertical de inyección y un 

costo por barril incremental aproximado de $US 4.6.  El 

costo por barril incremental promedio del piloto es 
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comparable con los costos reportados por Muruaga et al. 

(2008) y Díaz et al. (2008) en tratamientos de CDG 

ejecutados en Argentina. 

 

Debido a los buenos resultados en 2013 se inyectó CDG en 

4 patrones en el mismo campo (incluyendo el piloto 

original).  León, et al. (2018) reportan un resumen del piloto 

CDG del campo Dina Cretáceo.  En la Tabla 1 se indica el 

nombre, volumen poroso y OOIP de cada patrón, la 

concentración de HPAM, la relación polímero-

entrecruzador, periodo de inyección, volumen de gel 

inyectado y el porcentaje del volumen poroso de CDG. 

 
Tabla 1. Resumen del proceso CDG del campo Dina Cretáceo 

(tabla 2 en León, et al. 2018) 

 
 

Es de resaltar que el volumen poroso inyectado varió entre 

el 7% y el 20% (14% en promedio) y se logró inyectar 1.25 

millones de barriles de CDG en un solo pozo sin perder 

inyectividad, acorde con lo reportado por Manrique et al. 

(2014).  Como resultado, en promedio se produjo 1 barril de 

petróleo incremental por cada 3 barril de CDG inyectado, lo 

que equivale a 5 barriles de petróleo incremental por cada 

kilogramo de CDG inyectado. 

 

Por otro lado, en 2013 ECOPETROL ejecutó la tecnología 

CDG en 1 patrón de inyección del campo Tello, en el cual 

se evaluó un sistema CDG con entrecruzador de triacetato 

de cromo (Alzate et al. 2017 realizaron la evaluación 

experimental fluido- fluido y roca-fluido de este sistema), 

similar al proceso CDG ejecutado en un yacimiento 

heterogéneo de Argentina (Díaz et al. 2008).  Después de 

unos meses de prueba se evidenció perdida de inyectividad, 

por lo tanto, se continuó la inyección CDG, pero utilizando 

el entrecruzador convencional asociado a la tecnología 

(citrato de aluminio). 

 

2.3  POLYMER FLOODING PARA EL 

CONTROL DE MOVILIDAD 

 

La inyección de polímero es un proceso comercial de 

recobro mejorado de la familia de recobro no térmico que 

busca mejorar la relación de movilidad agua-aceite 

mediante el incremento de viscosidad de la fase acuosa y la 

reducción de su permeabilidad efectiva, logrando así un 

modelo de flujo más uniforme y el incremento en la 

eficiencia de barrido volumétrica como se presenta en la 

Figura 11. 

 

 
Figura 11. Relación de movilidad agua-aceite 

(figura 5 en Gheneim et al. 2017) 

 

Con respecto a la tecnología, en 1958 fue otorgada la 

patente de inyección de soluciones poliméricas a Sandiford 

& Keller (1958), los inventores agregan, entre otros 

polímeros, poliacrilamidas parcialmente hidrolizadas -

HPAM solubles en agua, como agentes para incrementar la 

viscosidad al mismo orden o mayor que la del petróleo a 

recuperar, logrando que el frente de inyección avance a 

través de la formación de forma homogénea para 

incrementar el factor de recobro.  Posteriormente, Rhudy & 

Haws (1973) patentan el método polymer flooding y 

resaltan el concepto de degradación de solución polimérica. 

 

De acuerdo con Sorbie (1991) una solución de HPAM se 

compone de cadenas de polímeros con un radio 

hidrodinámico que en gran medida depende de la salinidad 

de la fuente de agua de la solución.  En agua destilada los 

grupos de polímero (cargados negativamente) se repelen 

entre sí, y las moléculas del polímero se extienden 

obteniendo el mayor volumen posible de solución, sin 

embargo, cuando hay presencia de sal, las moléculas de 

polímero se enrollan generando una reducción de la 

viscosidad de la solución. 

 

El uso de polímeros en procesos de recuperación mejorada 

de petróleo se remonta a principios de los 60´s, desde 

entonces un gran número de pruebas en campo con 

polímeros fueron reportadas en la literatura, con un mayor 

número de casos exitosos alrededor del mundo a partir de la 

década de los 80´s, especialmente en China donde la 

producción de petróleo debido a procesos de recobro 

químico es significativa.   

 

En las aplicaciones de campo se han usado dos tipos de 

polímeros; polímeros sintéticos y biopolímeros.  En general, 

más del 90% de las aplicaciones de campo han sido HPAM 

(Sheng, 2011).  La experiencia adquirida desde estudios de 

laboratorio hasta el diseño e implementación de campo ha 

sido bien documentada en la literatura.  Manrique et al. 

(2017) realizan una revisión a nivel mundial de la 

tecnología y presenta breves discusiones de revisiones 

históricas a nivel mundial sobre proyectos polymer 

flooding. 
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Desde el punto de vista metodológico, la factibilidad técnica 

de un proyecto polymer flooding, también utiliza el análisis 

integrado del proceso secundario, posteriormente se realiza 

un screening y la identificación de campos análogos donde 

se haya ejecutado el proceso.  Como parte del diseño del 

proceso se realiza el estudio experimental fluido-fluido y 

roca-fluido, el cual se basa principalmente en las prácticas 

recomendadas para la evaluación de polímeros usados en 

operaciones de recobro mejorado de petróleo (API RP63, 

1990) y/o mejoras realizadas por referentes mundiales en 

este tipo de evaluaciones experimentales. 

 

De acuerdo con Castro et al. (2016), las soluciones 

poliméricas son evaluadas experimentalmente en diferentes 

condiciones, principalmente para obtener el grupo de 

parámetros de entrada para la simulación numérica de la 

inyección de polímero, como se muestra en la Figura 12. 

 

 
Figura 12. Metodología evaluación experimental Polymer 

flooding (figura 1 en Castro et al. 2016) 

 

Posteriormente, se realiza la simulación numérica de 

yacimientos.  En esta etapa se requiere que el simulador 

represente las siguientes características:  Control de 

movilidad, retención de polímero, dispersión física, 

volumen poroso inaccesible, viscosidad aparente y factor de 

resistencia, entre otros (Ramos et al. 2014).  Una vez ha 

sido seleccionada el software adecuado, se procede a la 

construcción del modelo de simulación y a cargar la 

información estática y dinámica del yacimiento. 

 

La simulación numérica permite representar de forma 

aproximada el comportamiento de los fenómenos y 

procesos que pueden ocurrir en el yacimiento, permitiendo 

realizar ajuste histórico y pronósticos del comportamiento 

de la solución polimérica mediante cuatro parámetros 

(obtenidos en el estudio experimental).  El primer parámetro 

es la adsorción de polímero que ayuda a determinar de 

manera conjunta la retención, adsorción, y entrampamiento 

del polímero en la roca y su velocidad de propagación en el 

yacimiento.  El segundo corresponde al volumen poroso 

inaccesible (IPV) importante para modelar la fracción 

porosa de la roca en la cual la solución polimérica no 

penetraría, el tercero corresponde a la viscosidad de la 

solución polimérica en función de la concentración de 

polímero y las tasas de corte que están directamente 

relacionadas con la reducción de movilidad (RF), y el cuarto 

es la reducción de permeabilidad en el yacimiento después 

del proceso de inyección de polímero (RRF). 

 

El modelamiento numérico del proceso polymer flooding 

soporta el diseño operativo del proceso de inyección ya que 

ayuda a definir el porcentaje del volumen poroso a inyectar, 

condiciones iniciales, condiciones operativas, estimados de 

capacidad de las facilidades de superficie y evaluación 

técnica y económica de diferentes escenarios. 

 

La ejecución del primer proceso polymer flooding en 

Colombia fue realizada en marzo de 2014 por 

ECOPETROL en dos patrones de inyección adyacentes del 

campo Yariguí- Cantagallo (Maya et al. 2015).  El objetivo 

del proceso fue incorporar la tecnología en el país, 

incrementar la producción de petróleo y el factor de 

recobro.  La estrategia utilizada en la ejecución fue 

involucrar a dos empresas de servicio reconocidas a nivel 

mundial, cada una realizó el suministro de polímero, la 

operación, el mantenimiento y el alquiler de la facilidad de 

inyección para un patrón de inyección.  Ambas compañías 

iniciaron la inyección de polímero con facilidades tipo 

MGU y posteriormente una de ellas incorporó una facilidad 

MGU que incorporaba tecnología de blanketing de 

nitrógeno, el cual tiene el objetivo de desplazar la presencia 

de oxígeno evitando degradación química del polímero en 

su etapa de preparación, hidratación y homogenización. 

 

De acuerdo con Maya et al. (2015) el resultado generó 

incremento de la producción de petróleo (60,000 BO 

acumulados de 1,200,000 BO proyectados al momento de la 

publicación), estabilización del corte de agua, cambio en el 

perfil vertical de inyección y un costo por barril incremental 

aproximado de $US 4.6.  Debido a los buenos resultados en 

2016 se inició el proceso en otros dos pozos inyectores 

adyacentes en el mismo campo conformando, junto a los 

dos pozos que iniciaron en 2014, un patrón de inyección 

irregular normal. 

 

En 2014 la ALIANZA SCHLUMBERGER-ECOPETROL 

diseñó (Chaparro et al. 2013) y ejecutó un proceso de 

inyección de polímero sulfonado, confinado a dos 

yacimientos principales, en cuatro pozos inyectores que 

conformaron un patrón de inyección irregular normal en el 

campo Casabe (Gheneim et al. 2017; Acosta et al. 2017).  

Se utilizó una unidad de inyección de polímero (PIU, de sus 

siglas en inglés) que es más avanzada que la MGU, con 

automatización completa, también con blanketing de 

nitrógeno y con una unidad laminadora de polímero (PSU, 

de sus siglas en inglés) que promueve una mejor disolución 

del polímero a comparación del sistema eductor-ventury.  El 

resultado generó incremento del factor de recobro del 2% y 

una reducción del corte de agua hasta del 6%. 
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Por otro lado, en 2015 ECOPETROL ejecutó un proceso de 

inyección de polímero en dos patrones de inyección del 

campo Palogrande- Cebú (Castro et al. 2016; Pérez et al. 

2017).  La estrategia utilizada fue iniciar la inyección de 

polímero con facilidad tipo MGU y posteriormente 

reemplazar la facilidad de inyección por una unidad de 

inyección móvil (MIU, de sus siglas en inglés) tipo tráiler 

que posee los mismos sistemas de la PIU, pero de menor 

capacidad.  Se utilizó la misma facilidad de inyección para 

inyectar en los dos patrones separados por 3 km de 

distancia, se evaluaron dos fuentes de agua, tres polímeros 

de diferente peso molecular y diferentes biocidas en la 

química del sistema de inyección de agua del campo. 

 

El resultado generó incremento de la producción de petróleo 

(85,000 BO acumulados al momento de la publicación), 

reducción del corte de agua de hasta del 10%, cambio en el 

perfil vertical de inyección y un costo por barril incremental 

aproximado entre $US 5 y $US 8.  De acuerdo con León et 

al. (2018) el incremento de la producción ascendió a 

158,885 BO acumulados al momento de la publicación de 

643,600 BO proyectados, adicionalmente, los autores 

relacionan expectativa de incremento del factor de recobro 

hasta del 8.8% en uno de los patrones. 

 

Por otro lado, ECOPETROL inició en 2015 un proceso de 

inyección de polímero sulfonado en un patrón de inyección 

irregular del campo Chichimene (Jiménez et al. 2017), el 

objetivo del proceso fue evaluar la tecnología para 

incrementar la producción de petróleo y el factor de recobro 

del sector piloto.  Se utilizó una facilidad tipo MIU.  

Adicional al desafío que implica la alta viscosidad y 

temperatura del yacimiento, se sumó el gran reto de 

mantener la calidad de agua en condiciones favorables para 

el proceso de disolución, hidratación e inyección de 

polímero.  El resultado generó incremento de la producción 

de petróleo (17,000 BO acumulados al momento de la 

publicación) y reducción del corte de agua, debido al 

potencial de la tecnología y su posible impacto en reservas 

se implementaron cuatro patrones adicionales en 2019 en el 

mismo campo (usando facilidades tipo MIU y PIU). 

 

Finalmente, en 2016 la ALIANZA OXY-ECOPETROL 

implementó un proceso polymer flooding en dos patrones 

de inyección del campo La Cira- Infantas con unidades de 

inyección tipo PIU y MGU.  De acuerdo con Beltrán & 

Marín (2018) el resultado generó producción incremental de 

petróleo. 

 

En la Tabla 2 se presenta el comportamiento estadístico 

reportado por Jiménez et al. (2017) de la mayoría de los 

procesos polymer flooding mencionados anteriormente.  En 

la tabla se relacionan parámetros como temperatura y 

permeabilidad de yacimiento, viscosidad del petróleo y de 

la solución polimérica, especificaciones de la fuente de 

agua, relación de movilidad, fechas de inicio y respuesta del 

piloto, inyección acumulada de polímero y producción 

incremental acumulada de petróleo. 

 
Tabla 2. Resumen de los pilotos polymer flooding de Colombia 

(tabla 5. en Jiménez et al. 2017) 

 
 

El tiempo de respuesta del proceso polymer flooding fue de 

7 meses (en promedio), presentando una respuesta de 

producción incremental más rápida que el periodo de 

respuesta inicial (fill up) de los procesos de inyección de 

agua en Colombia que corresponde 10 meses (en 

promedio), de acuerdo con las estadísticas reportadas de los 

procesos secundarios ejecutados en las diferentes cuencas 

del país (Sanabria et al. 2012; Forero et al. 2012; Castro & 

Gordillo 2014).  Por otro lado, se resalta que en 2017 ya se 

habían inyectado más de 1,643 toneladas de polímero 

HPAM en los pilotos polymer flooding, este valor podría 

ser equivalente a 1/5 de las toneladas de polímero 

inyectadas por todos los pilotos hasta diciembre de 2021. 

 

En la Tabla 3 se presenta la producción incremental 

acumulada, que de acuerdo a Jiménez et al. (2017) estuvo 

en promedio entre 17 y 202 KBO, lo que generó (con corte 

a esa fecha) una eficiencia del proceso de inyección de 

polímero (PEF, de sus siglas en inglés) entre 0.02 y 1.51 

barriles de petróleo incremental por cada kilogramo de 

HPAM inyectado, comparado con el valor convencional de 

1 barril de petróleo incremental por cada kilogramo de 

polímero inyectado (al finalizar el proceso de inyección de 

polímero) reportado por Kuuskraa et al. (1983). 

 
Tabla 3. Eficiencia de los pilotos polymer flooding implementados 

en Colombia (tabla 6. en Jiménez et al. 2017) 

 
 

Por otro lado, en la revisión realizada por Standnes & 

Skjevrak (2014) para 37 proyectos polymer flooding 

exitosos, la mediana de PEF (eje Y en la Figura 13) 

corresponde a 2.5 barriles de petróleo incremental por cada 

kilogramo de polímero inyectado. 
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Figura 13. Eficiencia Polymer flooding (adaptada de figura 8. en 

Standnes & Skjevrak,2014) 

 

Los procesos polymer flooding resumidos hasta este punto 

mejoran la eficiencia de barrido volumétrica. Sin embargo, 

la inyección de polímero HPAM en combinación con álcali 

y surfactante (en el mismo bache) generan las 

formulaciones ASP que pueden maximizar el recobro en 

yacimientos de arenisca. 

 

Proceso de inyección de formulaciones ASP:  Es diseñado 

para ser implementado después de un proceso de inyección 

de agua eficiente (saturación de petróleo remanente cercana 

a la saturación de aceite residual), el objetivo es disminuir la 

tensión interfacial agua-petróleo y al mismo tiempo mejorar 

su relación de movilidad. 

 

Con respecto a la tecnología, las formulaciones ASP deben 

generar un proceso miscible a través de una microemulsión 

ajustada, por lo tanto, las etapas experimentales son 

fundamentales para la selección y optimización de 

formulaciones para lograr la mayor eficiencia posible en 

este proceso de recobro (Wyatt et al. 2004).  En general, el 

primer bache inyectado es un preflujo de agua, utilizado 

para acondicionar el yacimiento (ajustar la salinidad).  

Luego se inyecta el bache de formulación de álcali, 

surfactante y polímero, seguido por un bache de solución de 

polímero, para conducir el petróleo y controlar la movilidad.  

Finalmente, se reactiva el proceso de inyección de agua que 

conduce los baches previos y el petróleo incremental 

(remante y residual) hacia pozos productores.  En la Figura 

14, se muestra un esquema del proceso. 

 

 
Figura 14. Esquema inyección de formulaciones ASP (figura 5. en 

Castro, 2011) 

El mecanismo del proceso ASP consiste en que el agente 

alcalino reacciona con los ácidos orgánicos presentes 

naturalmente en los crudos para eventualmente formar 

surfactantes naturales in situ (siempre y cuando los crudos 

sean reactivos y tengan número ácido alto), los cuales 

interactúan con los surfactantes inyectados para generar 

reducciones de las tensiones interfaciales a valores 

ultrabajos (σ<10-3 dinas/cm), que aumentan 

significativamente el número capilar logrando disminuir la 

saturación de aceite residual (Sor, de sus sigla en inglés). 

 

Una ventaja del uso de álcali en este tipo de formulaciones 

es la contribución para minimizar la adsorción 

fisicoquímica excesiva del surfactante y polímero en la 

superficie de la roca.  Sin embargo, en yacimientos y/o 

aguas de inyección con alto contenido de cationes 

divalentes el uso de álcali no es recomendable por altos 

riesgos de precipitación y altos costos de tratamiento de 

agua, adicionalmente, por el riesgo de daño de tubería por 

alto pH.   

 

Por otro lado, es importante recordar que la salinidad de la 

formulación es directamente proporcional a la 

concentración de álcali presente, y que a mayor salinidad de 

la formulación se requiere mayor concentración de polímero 

HPAM para alcanzar la misma viscosidad objetivo. 

 

Finalmente, las soluciones alcalinas pueden inyectarse 

como agente de sacrificio, usadas como flujo previo a la 

inyección del bache micelar y/o agregadas directamente en 

la formulación con el único objetivo de disminuir la 

adsorción del surfactante y polímero en el medio poroso 

(como es el caso de los pilotos ejecutados en el país). 

 

Desde el punto de vista metodológico, Sheng (2013) realizó 

una revisión integral a nivel mundial de los procesos ASP 

incluyendo mecanismos, screening, laboratorio, simulación 

numérica, revisión de pilotos y aplicaciones a gran escala, 

economía, productos químicos utilizados, calidad del agua, 

gradiente de salinidad, requisito de control de movilidad, 

problemas asociados con la inundación ASP y desarrollos 

futuros. 

 

En Colombia, HOCOL realizó el diseño (Suárez et al. 2010; 

Wilson, 2010) y ECOPETROL (después de asumir la 

operación del campo) ejecutó en diciembre de 2013 el 

primer proceso ASP del país, en tres patrones de inyección 

del campo San Francisco (Dueñas et al. 2018). 

 

El objetivo del proceso fue iniciar el entendimiento de las 

formulaciones ASP, incorporar la tecnología en el país, 

disminuir el Sor y aumentar el factor de recobro. 
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La estrategia utilizada fue realizar un diseño riguroso, 

adquirir e interpretar trazadores interwell (IWTT), corregir 

el perfil de inyección con tratamientos de conformance 

químico, acondicionar los pozos inyectores, adquirir una 

planta de suavizado de la fuente de agua de inyección (para 

disminuir la concentración de iones calcio y magnesio) e 

incorporar una empresa de servicio para que suministrara el 

álcali (carbonato de sodio), el surfactante (sulfonato de 

olefina interna -IOS) y el polímero, así mismo, que 

realizaran la operación y mantenimiento de la facilidad de 

inyección ASP adquirida directamente para el proyecto 

(Dueñas et al. 2018).  La facilidad de inyección de polímero 

HPAM fue de tipo PIU (incorporada por primera vez en el 

país) a la que posteriormente se unía en línea la corriente de 

surfactante y álcali para homogeneizar la formulación ASP 

a través de mezcladores estáticos. 

 

De acuerdo con Dueñas (2014) en el piloto se suavizó la 

fuente de agua, se inyectó un bache de formulación ASP 

(35% VP), seguido de un bache de polímero HPAM (35% 

VP) y finalmente un bache de agua suavizada (chase water).  

El resultado generó un incremento significativo de la 

producción de petróleo y una disminución importante del 

corte de agua hasta del 30%, contrabalanceado por perdida 

de inyectividad, algunos daños en sistemas de 

levantamiento por precipitación inorgánica, algunos cierres 

de pozos por irrupción de la formulación ASP y problemas 

de emulsiones en el sistema de tratamiento de fluidos de 

producción debido a elución de polímero y surfactante en el 

crudo (Sánchez et al. 2015; Dueñas et al. 2018).  Los 

autores no relacionan un costo por barril incremental 

aproximado. 

 

Por otro lado, CEPSA diseñó (Cubillos et al. 2013 & 2015; 

Prieto et al. 2016) y ejecutó en 2014 un piloto one-spot con 

el primer single well tracer test (SWTT) ejecutado en 

Colombia con el objetivo de medir el Sor antes y después de 

inyectar la formulación ASP para confirmar su eficiencia 

(Cubillos et al., 2015). 

 

Posteriormente, en mayo de 2015 ejecutó el proceso ASP en 

un patrón de inyección y confinado en una arena del campo 

Caracara Sur.  De acuerdo con Mayorga et al. (2017) la 

estrategia utilizada fue realizar un diseño riguroso, adquirir 

e interpretar trazadores interwell (IWTT), de partición 

(SWTT) y de inyección (ILT), adquirir el álcali (metaborato 

de sodio) y producir directamente en CEPSA los 

surfactantes a inyectar (78% alquil-benceno-sulfonato -ABS 

y 22% disulfonato sódico de hexadecil defénil éter). 

 

Así mismo, incorporar una empresa de servicio para realizar 

el suministro de polímero, operación, mantenimiento y 

alquiler de la facilidad de inyección ASP.  Se utilizó una 

unidad de inyección tipo PIU para bombear el polímero que 

posteriormente se une a la corriente principal bombeada de 

álcali- surfactante, la formulación ASP es homogenizada 

con mezcladores estáticos.  La inyectividad de la 

formulación tuvo comportamiento estable en el tiempo. 

 

En el piloto se inyectó un preflujo de AP (11.1% VP), 

posteriormente el bache de formulación ASP (31.4% VP), 

seguido por un bache de polímero HPAM (33% VP) y 

finalmente otro bache (26.5% VP) reduciendo gradualmente 

la concentración de polímero hasta inyectar solo agua y 

completar una inundación del 102% VP.  El resultado 

generó un incremento significativo de la producción de 

petróleo (71,053 BO acumulados, lo que representa un 

factor de recobro incremental de 16.5%) y una disminución 

importante del corte de agua hasta del 9% (Mayorga et al., 

2017).  Los autores no relacionan un costo por barril 

incremental aproximado, sin embargo, precisan que los 

resultados del piloto son analizados para definir la 

viabilidad de implementación en otras áreas del campo. 

 

 

3. ESFUERZOS ACTUALES 

 
La implementación de métodos de recobro secundario en 

sinergia con tecnologías de inyección de polímero tiene un 

papel fundamental tanto para incrementar el factor de 

recobro de los campos colombianos como para repotenciar 

los mismos para la aplicación de otras tecnologías 

tendientes al incremento de productividad de los pozos. 

 

En esta sección se discutirán los procesos que se ejecutan 

actualmente en Colombia, los retos inherentes a cada 

proceso y el estudio de nuevas tecnologías más resistentes a 

condiciones adversas con alta salinidad y alta temperatura 

(HTHS, de sus siglas en inglés). 

 

3.1 PROYECTOS EN CURSO 

 

3.1.1 Conformance químico para control de 

canalización 

 

Actualmente se ejecutan en campo varios tratamientos de 

inyección de bulk gel que, desde nuestro punto de vista, 

servirán para que los profesionales operativos de los 

diferentes campos del país apropien e inicien la 

implementación masiva de conformance químico como una 

tecnología “tipo work over”.  La tecnología de conformance 

químico fue patentada y evaluada hace 34 años.  En el país 

ha sido probada con éxito por diferentes empresas 

operadoras desde hace 13 años, sin embargo, de acuerdo 

con nuestra experiencia, no se ha aprovechado aún el 

potencial de la tecnología. 
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En el mismo periodo de evaluación (13 años), Argentina 

había ejecutado más del doble de los tratamientos de gel 

rígido (Norman et al. 2006) de los que se han ejecutado 

hasta la fecha en Colombia. 

 

3.1.2 Geles de dispersión coloidal -CDG para 

control de movilidad y divergencia 

profunda 

 

En diciembre de 2019 ECOPETROL inició la ejecución de 

la primera expansión de tecnologías de recobro mejorado 

químico en Colombia.  De acuerdo con los resultados 

satisfactorios de los pilotos de inyección de geles de 

dispersión coloidal -CDG reportados por León et al. (2015), 

se diseñó la expansión del proceso para control de 

movilidad y divergencia profunda a todo el campo Dina 

Cretáceo, con once patrones de inyección CDG (Figura 15). 

 

 
Figura 15. Diseño de expansión del proceso CDG del campo Dina 

Cretáceo (figura 11. en León et al. 2018) 

 

El proceso de expansión inició 8.5 años después del inicio 

de la primera prueba piloto, se encuentra actualmente en 

ejecución y los resultados aún no han sido publicados en la 

literatura. 

 

3.1.3 Polymer flooding para control de 

movilidad 

 

Los pilotos ejecutados en Colombia en los campos Yariguí- 

Cantagallo, Casabe, Palogrande- Cebú, Chichimene, La 

Cira- Infantas y por otro lado, los pilotos de inyección de 

formulaciones ASP en los campos San Francisco y Caracara 

Sur (todos finalizados); permitieron recolectar información 

que sirve como punto de partida para plantear estrategias de 

desarrollo, en la que se define si se continúa (o no) con una 

fase de masificación en los campos sometidos a prueba 

piloto y/o en campos análogos candidatos a la inyección de 

polímero. 

 

3.2 DESAFÍOS 

 

Los actuales desafíos son inherentes a los límites técnicos 

actuales de tecnologías HPAM comerciales, a continuación, 

se relacionan los principales retos que impactan en mayor 

medida la eficiencia de los procesos: 

 

3.2.1 Fuente de agua de inyección 

 

La eficiencia de los procesos de recobro secundario y 

recobro mejorado químico está fuertemente relacionada con 

la fuente del agua de inyección.  En general, usar una fuente 

de agua de inyección con buena especificación contribuye a 

un proceso de recobro más eficiente. 

 

En términos generales, en Colombia la calidad de agua de 

inyección en varios campos que cuentan con reinyección de 

agua producida no presenta las mejores condiciones para 

asegurar el proceso secundario sin generar afectación a la 

integridad de las facilidades de inyección, daño a la 

formación y por ende, reducción de la inyectividad (a pesar 

de los grandes esfuerzos y tratamientos aplicados en los 

pozos inyectores, las estaciones y plantas de inyección). 

 

De acuerdo con Castro et al. (2014) la disminución de la 

calidad del agua está asociada principalmente a la presencia 

de ácido sulfhídrico, bacterias (especialmente las bacterias 

sulfato reductoras -BSR), dióxido de carbono, hierro 

disuelto, tendencia incrustante, altos contenidos de sólidos 

suspendidos y alto contenido de grasas y aceites que 

provienen principalmente del agua de producción o se 

originan en las unidades de tratamiento debido a los 

cambios de presión, temperatura y pH. 

 

En línea con lo anterior, las propiedades físicas y químicas 

de las soluciones poliméricas HPAM se ven afectadas 

negativamente por factores tales como la temperatura, 

calidad y fuente de agua, salinidad, dureza, hierro, bacterias, 

esfuerzos de cizalla, entre otros, que disminuyen la 

eficiencia del proceso (Sheng, 2011). 

 

De acuerdo con Jiménez et al. (2017) los pilotos ejecutados 

en el país con calidad de agua óptima (agua de captación) 

requieren menos consumo de polímero para lograr la 

viscosidad objetivo, sin embargo, los pilotos ejecutados con 

agua de reinyección fuera de especificación (con mayores 

contenidos de iones monovalentes y divalentes, sólidos 

suspendidos, grasas y aceites, óxidos y sulfuros de hierro, 

bacterias y/o tipo de biocida para controlarlas) disminuyen 

el desempeño de la solución polimérica, presentan 

problemas de inyectividad y a su vez incrementan el 

consumo de polímero para alcanzar la viscosidad objetivo. 
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3.2.2 Residuales de polímero 

 

La presencia de polímero HPAM puede afectar los 

tratamientos de fluidos producidos, que involucran la 

separación primaria (deshidratación) y el manejo del agua 

de producción e inyección (clarificación).  Barbosa et al. 

(2020) evidenciaron un incremento en la eficiencia del 

proceso de deshidratación en presencia de altas 

concentraciones de residuales de polímero, mientras que en 

la etapa de tratamiento de agua encontraron un impacto 

negativo en la calidad del agua separada, con el incremento 

del contenido de polímero remanente, dando como resultado 

parámetros fisicoquímicos fuera de especificaciones. 

 

En la información reportada de los pilotos de inyección de 

polímero ejecutados en Colombia, se ha detectado 

producción de polímero a muy bajas concentraciones (<50 

ppm) en muy pocos pozos productores asociados a los 

pilotos y no se han reportado problemas en los procesos de 

tratamiento de crudo y agua.  Al ser pocos los pozos 

influenciados por polímero residual con relación a la 

cantidad de pozos alineados a las estaciones de tratamiento, 

el efecto de dilución con aguas de formación y fenómenos 

de adsorción, entre otros, da lugar a concentraciones 

insignificantes de polímero hacia las facilidades de 

superficie.  Sin embargo, este es un punto de especial 

atención para la posible expansión de proyectos de 

inyección de polímero. 

 

De acuerdo con Manrique et al. (2017) la alta producción de 

polímero que se reportan en proyectos a escala comercial 

(por razones diferentes a canalización) puede estar 

influenciada por la formación de emulsiones estables agua-

petróleo-polímero, dicha formación de emulsiones in-situ 

explicaría la disminución de la inyectividad y/o 

productividad reportada en proyectos de campo. 

 

En la información reportada de los pilotos de inyección de 

polímero ejecutados en el país no se ha referenciado aún la 

pérdida de productividad o identificación de emulsiones 

influenciadas por la presencia de polímero (con excepción 

de los pilotos ASP), sin embargo, si se han reportado 

perdidas de inyectividad que son debidas a la viscosidad de 

la solución polimérica (leves) y especialmente al efecto de 

la calidad de agua de inyección (importantes). 

 

Como estrategia para aumentar la inyectividad en diferentes 

pilotos, se inyectó de manera exitosa algunos tratamientos 

de hipoclorito de sodio en la cara de la formación de los 

patrones de inyección (que actúa como oxidante), por otro 

lado, cuando hubo alguna evidencia de pérdida de 

inyectividad se mejoró la calidad de agua de inyección, se 

ajustó la presión de operación (siempre por debajo de la 

presión de fractura) y las tasas de inyección (Castro et al. 

2013; Pérez et al. 2017; León et al. 2018). 

3.2.3 Degradación de polímero 

 

El rompimiento de las macromoléculas de polímero debido 

a la degradación mecánica, química, biológica y térmica de 

los polímeros HPAM generan pérdidas de viscosidad de la 

solución polimérica y afecta negativamente la eficiencia en 

el barrido de petróleo (Sorbie (1991). 

 

De acuerdo con la literatura, los pilotos ejecutados en 

Colombia se han visto afectados por los diferentes efectos 

degradativos, sin embargo, se han adaptado las facilidades 

de superficie para reducir la degradación mecánica de las 

soluciones poliméricas usando bombas tríplex (bombas 

recomendadas para soluciones poliméricas), líneas de 

inyección sin restricciones con ángulos suavizados 

(inferiores a 30°) y VRF de circulación (o full open) en los 

pozos inyectores con completamiento selectivo. 

 

Con el objetivo de reducir la degradación química, se ha 

utilizado agua de captación (o mezclas con agua de 

captación) para mitigar efectos asociados a la calidad de 

agua y alta salinidad-dureza, se ha verificado que el 

tratamiento químico de la fuente de agua no impacte 

negativamente el polímero.  Por otro lado, se ha 

implementado unidades con blanketing para mitigar la 

óxido-reducción (por la presencia de hierro y oxígeno). 

 

La degradación biológica (especialmente por la presencia de 

bacterias sulfato reductoras) se ha controlado con el uso de 

biocidas, sin embargo, en algunos casos, el biocida utilizado 

en el proceso secundario del campo impactó directamente 

en la eficiencia de la solución polimérica usada en el piloto 

y se tuvo que reemplazar (León et al., 2018). 

 

Finalmente, para controlar la estabilidad térmica en 

yacimientos de alta temperatura (212 °F) se han utilizado 

polímeros sulfonados. 

 

3.2.4 Factibilidad económica 

 

Un proceso de inyección de polímero implica inversiones 

importantes asociadas al diseño (especialmente el estudio de 

laboratorio y de simulación numérica), ejecución y 

monitoreo de las tecnologías de inyección de polímero.  De 

acuerdo con Jiménez et al. (2017) el principal reto es 

adoptar estrategias que permitan disminuir los costos 

operacionales (alquiler, operación y mantenimiento de 

facilidad de inyección) y el valor de los polímeros sintéticos 

tipo HPAM, de modo que se puedan viabilizar eventuales 

masificaciones en Colombia.  La economía a escala, la 

fuente de agua y la cantidad de patrones de inyección 

influenciados desde la misma facilidad de inyección son 

fundamentales para reducir costos e impactar en el 
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desempeño técnico-económico del proceso de inyección de 

polímero. 

 

3.2.5 Facilidades de inyección 

 

El proceso de disolución e hidratación del polímero HPAM 

es fundamental para la eficiencia del proceso.  Los tanques 

de mezcla y maduración tienen como objetivo dentro del 

proceso de inyección dar a la solución madre concentrada, 

el tiempo de hidratación suficiente para alcanzar la 

disolución completa y la viscosidad requerida (Cáceres & 

García, 2018).  Las facilidades de inyección de polímero 

utilizadas en el país generalmente son alquiladas y 

dependiendo de la tecnología a implementar incluye sistema 

eductor o unidad PSU. 

 

La hidratación de los polímeros de HPAM generalmente se 

realiza mediante un proceso discontinuo en el que el tanque 

de hidratación está separado de los tanques de 

almacenamiento y envejecimiento del polímero.  El tiempo 

de hidratación de una solución polimérica tienen en cuenta 

el volumen del tanque de hidratación, la concentración a 

dosificar y el caudal a tratar.  En los pilotos ejecutados en el 

país dichos tiempos de hidratación han oscilado entre 30 a 

60 minutos y la dosificación entre 2 a 40 Kg/hr de polímero 

seco en una solución concentrada en tanque de hidratación. 

 

En ese sentido, para una eventual expansión se requieren 

plantas adicionales con mayor capacidad, adicionalmente, 

incorporar nuevas tecnologías de hidratación continua de 

polímero que incorporen sistemas de dosificación de 

polímero seco tipo Aerowet, que podrían permitir aumentar 

la dosificación de polímero y reducir el espacio de la 

facilidad de inyección (Muhor, et al. 2017). 

 

3.2.6 Monitoreo 

 

El monitoreo del proceso de recobro es igual o más 

importante que la etapa de diseño.  En las referencias 

estudiadas se evidencia un gran esfuerzo en la etapa de 

monitoreo, sin embargo, consideramos que es importante 

incluir mayor instrumentación básica (caudalímetros, 

manómetros, etc.) y equipos para el monitoreo en línea 

(niveles de pozo, frecuencia de bomba y viscosidad de 

polímero como reportan Báez et al. (2020), entre otros).  

Por otro lado, es necesario buscar estrategias para aumentar 

la frecuencia de medición en equipos de prueba a pozo (well 

testing) para tener mayor y mejor conocimiento de la 

producción de petróleo incremental en los pozos 

influenciados por los procesos de recobro. 

 

En la misma línea, es fundamental apalancar la 

implementación de trazadores químicos en los procesos de 

inyección de agua y de inyección agua mejorada para 

identificar acumulaciones remanentes de crudo, evaluar 

eficiencia volumétrica de barrido, definir heterogeneidades 

del yacimiento, identificar problemas de canalización en 

inyectores y en el caso de los SWTT determinar el Sor para 

mejorar el diseño de los procesos de recobro.  De acuerdo 

con Pérez, et al. (2020) en Colombia se han desarrollado 

diferentes estudios de trazadores para la caracterización de 

yacimientos, sin embargo, su aplicación en procesos de 

recobro es limitada debido al costo que representa 

implementar este tipo de pruebas y al conocimiento de la 

tecnología en el país.  En ese sentido, proponen una 

metodología relacionada con el diseño, implementación e 

interpretación de las pruebas de trazadores. 

 

 

3.3 NUEVAS TECNOLOGÍAS PARA 

CONTROL DE CANALIZACIÓN, 

CONTROL DE MOVILIDAD Y 

DIVERGENCIA PROFUNDA 

 

De acuerdo con Sheng (2011) existen diferentes tipos de 

sistemas relacionados con polímeros que incluyen control 

de canalización, control de movilidad y divergencia 

profunda, utilizados en la recuperación mejorada de 

petróleo como tecnologías de polímeros entrecruzados tipo 

bulk gel, geles móviles tipo CDG, polímeros térmicamente 

activos -TAP, microgeles tipo SMG, partículas de gel 

preformadas -PPG, microesferas, emulsión inversa de 

polímero, entre otros. 

 

De los sistemas mencionados, actualmente en Colombia se 

realizan esfuerzos para incorporar tecnologías adicionales 

de conformance químico (geles rígidos) y conformance 

químico profundo para control de canalización (tipo TAP, 

SMG, PPG, etc.), para ampliar el mercado de las 

tecnologías y proveedores disponibles con el objetivo de 

mejorar la relación costo-beneficio de los tratamientos. 

 

A continuación, se discutirá una tecnología, que, a pesar de 

tener dos décadas, se incluye en esta sección por ser 

incorporada recientemente en el país. 

 

Tecnología de polímero térmicamente activo -TAP:  El 

primer piloto de conformance profundo para control de 

canalización con tecnología TAP se desarrolló en 2001 en el 

campo Minas, ubicado en Indonesia (Pritchett et al, 2003).   

 

La tecnología cuenta con una amplia ventana operativa 

respecto a temperatura y salinidad y no sufre degradación 

mecánica.  De acuerdo con Gómez et al. (2020) la 

tecnología se utiliza en yacimientos con procesos maduros 

de inyección de agua donde se haya detectado presencia de 

zonas ladronas o canales preferenciales de flujo. 
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Con respecto a la tecnología, TAP es un polímero de 

activación térmica con partículas submicrónicas 

expandibles que se inyectan en fondo de pozo en conjunto 

con un surfactante dispersivo como bache utilizando el agua 

de inyección como fluido de acarreo.  Cuando el producto 

está sin activar, el tamaño de sus partículas oscila entre 0.1 

y 1 micras y su viscosidad es similar a la del agua (Luliano 

et al. 2020).  A medida que la microemulsión se propaga a 

través del yacimiento, con tiempo y temperatura, las 

partículas se expanden a su tamaño natural (hasta diez veces 

el tamaño de las partículas sin activar), provocando un 

aumento en la viscosidad del producto y resistencia al flujo 

en las gargantas de poros de la zona ladrona, desviando el 

agua inyectada a zonas de petróleo no contactado para 

aumentar la eficiencia de barrido volumétrica (Figura 16). 

 

 
Figura 16. Principio de funcionamiento de la tecnología TAP 

(figura 5. en Gómez et al. 2020) 

 

ECOPETROL ejecutó en diciembre de 2020 el primer 

tratamiento en el país de conformance profundo para 

inyección de agua, usando la tecnología TAP en dos 

patrones de inyección irregulares y adyacentes del campo 

Yariguí- Cantagallo donde se identificó canalización. 

 

El objetivo del proceso fue incorporar la tecnología, 

incrementar la producción de petróleo y reducir la 

producción de agua.  La operación de esta clase de 

tratamientos es más sencilla que la de los tratamientos de 

conformance descritos anteriormente en este artículo. La 

metodología, diseño, estrategia utilizada y los resultados del 

piloto son presentados por Gutiérrez et al. (2022). 

 

3.4 NUEVAS TECNOLOGÍAS POLYMER 

FLOODING PARA CONTROL DE 

MOVILIDAD 

 

Incorporar nuevas tecnologías y optimizar el desempeño de 

los procesos polymer flooding es una necesidad de la 

industria petrolera actual.  En ese sentido, se investigan, 

desarrollan y evalúan polímeros que sean cada vez más 

resistentes a alta temperatura de yacimiento, alta salinidad/ 

dureza y con mayor resistencia a degradación mecánica. 

 

Sheng (2011) presenta diferentes tipos de polímeros y 

polímeros modificados utilizados en la recuperación 

mejorada de petróleo como HPAM, copolímero de 2-

acrilamida-2-metilpropano-sulfonato (AMPS, de sus siglas 

en inglés), biopolímeros, poliacrilamidas tolerantes a la 

salinidad, polímeros de asociación hidrófoba, entre otros.  

 

Actualmente en Colombia se realizan esfuerzos para 

incorporar nuevas tecnologías de recobro, el objetivo es 

ampliar la frontera técnica de las tecnologías 

convencionales a yacimientos HTHS.  En ese sentido, 

Delgadillo et al. (2020) diseñaron una metodología que 

permite priorizar tecnologías emergentes de recobro 

químico que incluyen: inyección de polímeros modificados 

y con diferentes funcionalidades, nanotecnología para 

recobro mejorado, nuevos biopolímeros, nuevos 

surfactantes, inyección de agua modificada y disociaciones 

fuertes de sustancias químicas. 

 

La valoración de cada tecnología en términos de viabilidad 

de aplicación fue definida con los siguientes parámetros:  

Grado de madurez del proceso utilizando el concepto de 

niveles de disponibilidad tecnológica (TRL, de sus siglas en 

inglés), eficiencia de recobro estimada, reservas disponibles 

empleando el concepto de analogías de Comisión de 

Seguridad de Energía (SEC, de sus siglas en inglés), costos 

aproximados, comercialidad y producción a gran escala de 

productos a mediano plazo, alineación estratégica con las 

necesidades de la industria petrolera colombiana y por 

último, el potencial impacto ambiental.  De acuerdo con 

Delgadillo et al. (2020), las tecnologías con mayor potencial 

de implementación en campo a mediano plazo ajustada a las 

necesidades de los yacimientos colombianos son las que se 

resumirán a continuación con algunas referencias: 

 

3.4.1 Polímeros modificados y con diferentes 

funcionalidades 

 

Se enfoca en el aumento de la rigidez molecular del 

polímero sintetizándolo con grupos laterales, grupos 

sulfonados, grupos tolerantes a la sal, grupos resistentes a la 

hidrólisis, grupos que pueden inhibir la hidrólisis de amida, 

grupos hidrófobos, asociativos, entre otros. 

 

Esta tecnología ha sido ampliamente estudiada en el país a 

nivel de laboratorio y simulación numérica (polímeros 

adaptados a yacimientos de alta temperatura fabricados por 

diferentes proveedores).  Adicionalmente, se evaluó en 

campo un polímero sulfonado adaptado a yacimientos de 

alta temperatura (212°F). 
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De acuerdo con Jiménez et al. (2017) el piloto de inyección 

de polímero ejecutado en el campo Chichimene corresponde 

al único en el mundo que está probando tecnología de 

inyección de polímero en yacimientos profundos (8,000 ft) 

de crudo extrapesado de 8°API (390 cP @212 °F) a alta 

temperatura (212 °F).  Este piloto con tecnología polymer 

flooding se finalizó en diciembre del 2021 y los resultados 

actualizados no han sido publicados en la literatura. 

 

3.4.2 Nanotecnología para potencializar las 

soluciones poliméricas HPAM 

 

Las nanopartículas son todas aquellas partículas que tiene 

una dimensión en el rango de 1 nm a 100 nm.  El uso de 

nanopartículas de óxidos metálicos (por ejemplo, óxidos de 

silicio, aluminio, zinc, magnesio, hierro, zirconio, níquel, 

estaño, titanio, cerio, cobre, carbonato de calcio, entre otros, 

estables térmica y químicamente) funcionalizadas con el 

polímero o dispersas en la solución polimérica permiten 

disminuir la degradación térmica, química, mecánica y/o 

biológica que sufren los polímeros al permanecer por un 

largo período a condiciones de yacimiento.  Esta tecnología 

ha sido ampliamente estudiada en el país y reportada a nivel 

de laboratorio y simulación numérica. 

 

Ruiz et al. (2020) realizaron una revisión a nivel mundial 

enfocada en evaluaciones experimentales de nanomateriales 

y polímeros sintéticos, analizando y revisando los procesos 

de síntesis, caracterización y las principales propiedades 

para su aplicación en procesos EOR. 

 

En Colombia, Giraldo et al. (2017) y Zabala et al. (2017) 

reportaron estudios experimentales con un comportamiento 

estable, un mejoramiento en las propiedades viscoelásticas y 

una reducción de hasta 60% en la degradación térmica y 

química de un polímero comercial con la adición de 

nanopartículas de óxidos de sílice y Taborda et al. (2020) 

reportaron una mejora al desempeño del sistema al 

funcionalizar en medio básico las nanopartículas de óxidos 

de sílice. 

 

Llanos et al. (2020) resaltan la importancia de un estudio 

experimental (tasa de inyección, concentración de 

nanopartículas, naturaleza de los fluidos, afinidad entre las 

nanopartículas y la solución polimérica, volúmenes 

inyectados, entre otros) para poder contar con inyectividad 

estable de la solución polimérica potencializada con 

nanopartículas en el medio poroso.  Por otro lado, Corredor 

et al. (2021) realizaron desplazamientos roca- fluido usando 

HPAM y un nanohíbrido compuesto por HPAM 

funcionalizadas con nanopartículas de óxidos de sílice, los 

desplazamientos evidencian que el nanohíbrido de polímero 

reduce las fuerzas capilares y aumenta las fuerzas viscosas 

en comparación con la solución HPAM. 

Finalmente, Franco, et al. (2021), quienes son referentes y 

pioneros en materia de nanotecnología aplicada en la 

industria del petróleo y el gas en el país, realizaron una 

revisión a nivel mundial de avances recientes de las 

aplicaciones ejecutadas en campo de nanofluidos y 

nanopartículas para optimizar procesos de perforación, 

remediación de daño a la formación, procesos secundarios, 

IOR y EOR (Figura 17). 

 

Los autores incluyen las aplicaciones en campo junto a los 

desafíos y perspectivas del papel de la nanotecnología en la 

industria, el cual ha cobrado mucha importancia en la última 

década.  La aplicación de nanotecnología en procesos de 

inyección de polímero no ha sido reportada aún a escala de 

campo, sin embargo, podría llevarse a cabo a mediano plazo 

teniendo en cuenta el ritmo actual de implementación de la 

nanotecnología en campos de Colombia y el mundo. 

 

 
Figura 17. Panorama mundial de la inyección de nanofluidos en 

la industria oil&gas (figura en Franco et al. 2021) 

 

3.4.3 Nuevos biopolímeros 

 

Los nuevos biopolímeros surgen como una alternativa 

prometedora a la inyección de polímero HPAM, debido a 

que tienen características estructurales especiales que les 

permiten exhibir una excelente estabilidad en ambientes 

hostiles con altas temperaturas, salinidad/ dureza y 

esfuerzos de corte.  Esta tecnología ha sido ampliamente 

estudiada en el país y reportada a nivel de laboratorio. 

 

Castro et al. (2020) reportaron una evaluación experimental 

fluido- fluido de biopolímero escleroglucano (SG) y una 

poliacrilamida sulfonada comercial (ATBS) en salmuera 

sintética representativa de un campo de petróleo pesado 

colombiano. 

 

Los resultados del biopolímero reflejan tolerancia a altas 

salinidades (evaluado hasta 50000 ppm), fuerzas iónicas 

(Na+, K+, Ca2+ y Mg2+), velocidades de corte (hasta 275,000 

s-1 como se observa en la Figura 18), temperaturas (30, 50, 

80 y 100 °C) y variación de pH (3-10). 



 

 

17 

 

 
Figura 18. Degradación mecánica polímero ATBS/     

Biopolímero SG (figura 12. en Castro et al. 2020) 

 

El biopolímero preserva sus propiedades viscosas y 

estabilidad después de la afectación de efectos degradativos 

extremos.  Por otro lado, Rodríguez et al. (2022) 

encontraron que el biopolímero escleroglucano es también 

resistente a la biodegradación, siempre y cuando el biocida 

del proceso de recobro secundario realice correctamente su 

rol de eliminar/ reducir la presencia de bacterias. 

 

En otro estudio, Castro et al. (2020) reportaron una 

evaluación experimental roca- fluido de biopolímero 

escleroglucano y una poliacrilamida sulfonada comercial 

(ATBS) en muestras de rocas sintéticas y representativas del 

campo colombiano. 

 

La evaluación dinámica en condiciones de yacimiento 

(212°F) presenta un escenario con inyectividad estable 

después de 53,6 PV con un diferencial de presión mínimo 

(menos de 20 psi), volumen poroso inaccesible (IPV) del 

18%, adsorción dinámica de 49 ug/g y factores de 

resistencia y resistencia residual de 6.17 y 2.84, 

respectivamente.  Se reporta una mayor eficiencia de 

desplazamiento de aceite (hasta un 10% adicional) con 

menor concentración de polímero (2,7 veces menos) en 

comparación con un polímero de poliacrilamida sulfonada 

como se presenta en la Figura 19. 

 

 
Figura 19. Eficiencia de desplazamiento polímero ATBS/ 

Biopolímero SG (figura 5. en Castro et al. 2020) 

Dispositivos reguladores de flujo especiales para 

inyección de polímero:  Debido a que las soluciones 

poliméricas HPAM comerciales sufren alta degradación 

mecánica cuando son sometidas a altos esfuerzos de corte (o 

cambios importantes de velocidad en su flujo) a lo largo de 

las facilidades de superficie y yacimiento (ver Figura 18), se 

realizan estudios enfocados en disminuir la perdida de 

viscosidad de las soluciones poliméricas HPAM.  En ese 

sentido, la degradación mecánica ha sido ampliamente 

estudiada en el país y reportada a nivel de laboratorio y 

simulación numérica.  Herrera et al. (2020) reportaron la 

influencia de las variables físicas (diámetro de capilar y 

caída de presión) y químicas (salinidad, concentración de 

polímero y peso molecular), en la degradación mecánica de 

soluciones poliméricas HPAM encontrando que los factores 

que influyen estadísticamente en la degradación mecánica 

son el peso molecular de HPAM, el diámetro del capilar y el 

diferencial de presión, siendo este último el factor más 

influyente. 

 

Adicionalmente, en una evaluación complementaria Herrera 

et. al. (2020) reportaron resultados experimentales y 

simulaciones numéricas usando dinámica de fluidos 

computacional (CFD, de sus siglas en inglés) para estimar 

gradientes de velocidad, caídas de presión y la degradación 

mecánica que se presenta debido al flujo de soluciones 

poliméricas a través de geometrías de equipos que presentan 

restricciones al flujo (donde hay cambios abruptos de 

diámetro como en válvulas y sistemas de control) 

encontrando que a mayores flujos volumétricos y menores 

diámetros efectivos de restricción se producen mayores 

degradaciones mecánicas por cizallamiento de cada 

polímero en cada solución acuosa, los resultados obtenidos 

fueron utilizados en el diseño de nuevos dispositivos 

reguladores de flujo especiales para inyección de polímero y 

con menor degradación mecánica. 

 

Díaz, et al. (2020) realizaron estudios de la degradación de 

las soluciones HPAM inducida por el uso de prototipos 

reguladores de flujo diseñados y fabricados para inyección 

de polímero y compararon los resultados de pruebas 

experimentales con simulación CFD, obteniendo un modelo 

de degradación por cizallamiento ajustado que pueden 

utilizar para optimizar el diseño del dispositivo construido.  

Finalmente, Paiva et. al. (2022) también realizaron estudios 

experimentales y computacionales CFD para evaluar el 

desempeño de diseños de dispositivos reguladores de 

presión para inyectar soluciones poliméricas mediante flujo 

intermitente. 

 

El interés creciente en el país es poder operar el proceso de 

inyección de polímero igual que un proceso de inyección de 

agua, es decir, poder utilizar VRF que no degraden la 

solución polimérica y/o utilizar soluciones poliméricas que 

no presenten alta degradación mecánica. 
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CONCLUSIONES 

 
En Colombia se han implementado los primeros pilotos de 

tecnologías de inyección de polímero, materializando 

aplicaciones en campo y desarrollando el conocimiento 

crítico.  En el proceso ha sido fundamental la sinergia 

academia, instituciones, empresas operadoras, empresas de 

servicio, gobierno, comunidades, entre muchos otros. 

 

Los pilotos de inyección de polímero HPAM, además de 

evaluar la tecnología en condiciones relevantes en campo, 

se enfocaron en el incremento costo-eficiente de la 

producción de petróleo mediante el mejoramiento del perfil 

de inyección de agua y/o mejoramiento de la eficiencia 

volumétrica.  A continuación, se resumen los principales 

resultados reportados en las tecnologías evaluadas: 

 

▪ Los tratamientos con geles rígidos para control de 

canalización y conformance químico vertical iniciaron 

en 2008, se han ejecutado tratamientos en alrededor de 

40 pozos inyectores en 8 campos (2008: Guando 4 

tratamientos; 2010: Balcón 3 tratamientos; 2010: Tello 7 

tratamientos; 2013: San Francisco 6 tratamientos; 2013: 

Yaguará 2 tratamientos; 2014: Palogrande- Cebú 2 

tratamientos; 2018: La Cira- Infantas 5 tratamientos; 

2019: Casabe 2+ tratamientos).  En promedio se 

producen 3 barriles de petróleo incremental por cada 

barril de gel rígido inyectado.  El costo por barril 

incremental promedio de los tratamientos reportados es 

inferior de $US 5.  Estos tratamientos mejoran la 

eficiencia areal y vertical del proceso de inyección de 

agua, disminuyen la canalización y por ende la 

producción excesiva de agua en pozos productores, y 

también pueden mejorar la eficiencia de procesos de 

recobro mejorado químico. 

 

▪ Los tratamientos con polímero térmicamente activo 

(TAP) para control de canalización y conformance 

profundo iniciaron en 2020, se han ejecutado 2 

tratamientos en el campo Yariguí- Cantagallo. 

 

▪ Los pilotos de inyección de geles de dispersión coloidal 

(CDG) para control de movilidad y divergencia 

profunda iniciaron en 2011, se han ejecutado en 2 

campos (2011: Dina Cretáceo 4 patrones; 2013: Tello 1 

patrón).  En promedio se produce 1 barril de petróleo 

incremental por cada 3 barril de CDG inyectados.  El 

costo por barril incremental aproximado del piloto fue 

de $US 4.6.  En 2019 se inició la ejecución de la primera 

expansión de tecnologías de recobro mejorado químico 

en Colombia, aplicada a todo el campo Dina Cretáceo 

con once patrones de inyección CDG. 

 

▪ Los pilotos de inyección de polímero para control de 

movilidad iniciaron en 2014, se han ejecutado en 5 

campos (2014: Yariguí- Cantagallo 4 patrones; 2014: 

Casabe 4 patrones; 2015: Palogrande- Cebú 2 patrones; 

2015: Chichimene 5 patrones; 2016: La Cira- Infantas 2 

patrones).  En promedio se produjo 0.7 barriles de 

petróleo incremental por cada kilogramo de HPAM 

inyectado (a la fecha de las publicaciones).  El costo por 

barril incremental aproximado de los pilotos reportados 

es inferior de $US 8. 

 

▪ Los pilotos de inyección de formulaciones ASP para 

disminuir el Sor y aumentar el factor de recobro 

iniciaron en 2013, se han ejecutado en 2 campos (2013: 

San Francisco 3 patrones y 2015: Caracara Sur 1 patrón, 

donde adicionalmente se implementó por primera vez un 

SWTT para verificar eficiencia de la formulación).  Los 

resultados evidenciaron incremento significativo de la 

producción de petróleo y una disminución importante 

del corte de agua, estos resultados están 

contrabalanceados por retos operativos inherentes a la 

tecnología ASP.  Los autores no relacionan un costo por 

barril incremental aproximado. 

 

La implementación de métodos de recobro secundario en 

sinergia con tecnologías de inyección de polímero tiene un 

papel fundamental tanto para incrementar el factor de 

recobro de los campos colombianos como para repotenciar 

los mismos para la aplicación de otras tecnologías 

tendientes al incremento de productividad de los pozos.  Los 

pilotos de las tecnologías de inyección de polímero 

permitieron recolectar información que sirve como punto de 

partida para plantear estrategias de desarrollo, en la que se 

define si se continúa (o no) con una fase de masificación en 

los campos sometidos a prueba piloto y/o en campos 

análogos candidatos a la inyección de polímero. 

 

Los desafíos son inherentes a los límites técnicos actuales 

de tecnologías HPAM convencionales, a saber:  Fuente de 

agua de inyección, tratamientos de fluidos producidos, 

degradación mecánica, química, biológica y térmica de los 

polímeros, altas inversiones asociadas al diseño y ejecución 

de las tecnologías (operación, mantenimiento, facilidad de 

inyección y costo del polímero), disolución, hidratación y 

capacidad de bombeo de polímero en las facilidades de 

inyección y el monitoreo en los procesos de recobro. 

 

Actualmente, se realizan esfuerzos para incorporar 

tecnologías de conformance químico profundo para control 

de canalización, adicionalmente, en investigar e incorporar 

a mediano plazo tecnologías de polímeros modificados y 

con diferentes funcionalidades, nanotecnología para 

potencializar las soluciones poliméricas, nuevos 

biopolímeros y dispositivos reguladores de flujo (tipo VRF) 

especiales para inyección de polímero. 
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En la última década el país avanzó de manera importante, al 

pasar de realizar únicamente estudios de laboratorio y 

simulación numérica, a la evaluación de las tecnologías de 

inyección de polímero HPAM a escala de campo.  De esta 

manera se alcanzará una madurez tecnológica para poder 

convertirlas en una práctica común de amplia prospección. 

 

La producción de petróleo y el factor de recobro 

incremental por recuperación secundaria y terciaria está 

muy por debajo de los niveles internacionales y aún existen 

pocos proyectos EOR en comparación con el número de 

campos.  Esto presenta una oportunidad para la 

masificación de procesos de inyección de polímero en el 

país. 
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Anexo 1. Metodología para inyección de geles para control de zonas canalizadas (figura 1. en Maya et al. 2012) 
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Anexo 2. Metodología para inyección de geles de dispersión coloidal -CDG (figura 10 en Castro et al. 2013) 
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DISPERSIÓN COLOIDAL (CDG) PARA MEJORAMIENTO DE LA MOVILIDAD EN PROCESOS DE 
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Medio a Alto WOR

Buena conectividad entre pozos

Bajo Factor de Recobro

Zona piloto aislada o confinada preferiblemente

Adecuaciones en Facilidades

Predicción del proceso mediante simulación numérica
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Anexo 3. Metodología proceso Polymer flooding (Castro et al. 2016) 
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inyección.

Caracterización 
estática yacimiento

EJECUCIÓN SEGUIMIENTO Y MONITOREO QA-QC

Ejecución 

Adecuaciones civiles, mecánicas y eléctricas.
Permisos gubernamentales, ambientales e 

inmobiliarios. 
Tratamientos requeridos en fuente de agua.

Pruebas de arranque.
Instalación facilidades y ejecución

Seguimiento

Seguimiento de variables operacionales
(Tasas de aceite y agua, Cortes de agua, 
presiones, Concentración de polímero, 

Perfiles de inyección, Evaluación cualitativa y 
cuantitativa de presencia de polímero en 

pozos productores)

QA-QC calidad de agua
QA-QC Polímero (concentración, viscosidad, 

turbidez, radio de filtrabilidad, humedad, 
inventario) 

QA-QC

INYECCIÓN DE POLÍMERO

CLX-LQP-I-010

Factibilidad experimental.
Polímero y fuente de agua.

Formulación CEOR.
Input simulación numérica (Rf, RRf,IPV, 

adsorción dinámica).



 

 

27 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Anexo 4. Estatus de la inyección de polímero HPAM en Colombia y principales resultados de las tecnologías de conformance químico, 

CDG y polymer flooding. 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



Status of polymer EOR technologies in 

Colombia

In the last decade, different EOR processes have been

carried out in Colombia, most of them including HPAM

Polymers (partially hydrolyzed polyacrylamides) evaluated

as CDG, ASP or polymer injection technologies to increase

their recovery factor in Colombian fields:

▪ Colloidal dispersion gels -CDG for mobility control and deep

divergence performed in Dina Cretaceo and Tello fields).

[SPE-139200, SPE-165273. SPE-190313]

▪ Polymer flooding for mobility control applied in Yarigui- Cantagallo,

Casabe, La Cira, Palogrande- Cebu and Chichimene fields.

[SPE-177245, SPE-185552, SPE-190165, SPE-188555]

▪ ASP to increase oil recovery applied in Caracara Sur y San Francisco

fields.

[SPE-179595, SPE-190213]

▪ In synergy with around 40 channeling control (bulk gels) and deep

chemical conformance (Thermally Active Polymer- TAP) treatments

developed in Guando, Balcón, Tello, San Francisco, Yaguara,

Palogrande- Cebu, La Cira- Infantas, Casabe and Yarigui- Cantagallo

fields.

[SPE-150955, SPE-169478, SPE-169091, SPE-209472]

The results of the pilots increased the interest in massive

application of polymer injection technologies in different

Colombian fields to increase the oil recovery factor.

EOR: Oil recovery by the injection of materials (pore

volume fraction ≈0,3) not normally present in the

reservoir, deep-formation reservoirs processes,

excludes conventional Waterflooding, not necessarily

"tertiary" recovery (Larry W. Lake).

Status EOR Colombia 2010 [SPE-139199, SPE-139222]

Water viscosity 
(cP)
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Piloto Polymer flooding
Mejoramiento de la
movilidad mediante el
aumento de la
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inyectado.

▪ 0.77 USD/bbl iny.
▪ 4.6 USD/bbl inc.
▪ 130 KBO inc.
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1 For more information, please email rhcastroga@unal.edu.co

Adapted from: Castro, R., Status of Polymer EOR technologies in Colombia. VIII Escuela de Verano, Universidad Nacional de Colombia Sede Medellín,

Colombia, 2021. [CrossRef]
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Conformance treatments in Colombia

The use of Bulk Gels to redistribute drive fluids can be a

good strategy to improve sweep efficiency and increase

oil recovery by reducing water channeling between the

injectors and one or more of the offset producers in

heterogeneous reservoirs. Bulk Gels has been widely

applied to improve and/or modify near and/or far-wellbore

injection profiles with consistently successful results in

the U.S and abroad.

Some Colombian references:

1. Beltrán, D., Marín, K., Evaluación técnico-financiera de aplicabilidad de la tecnología “conformance” para 16 patrones candidatos, mediante el modelo

de capacidad resistiva (CRM) en el campo La Cira Infantas. Universidad de América, Colombia, 2018. [CrossRef]

2. Maya, G., Castro, R., Sandoval, J., Pachón, Z., Jiménez, R., Pinto, K., Diaz, V., Zapata, J., Perdomo, L., Muñoz, S., Successful polymer gels application in a

highly channeled peripheral injection well: Tello Field pilot. Paper 169478-MS. SPE Latin America and Caribbean Petroleum Engineering Conference,

Maracaibo, Venezuela, May 2014. [CrossRef]

3. Montoya, J., Sandoval, R., Vargas, A., Cabrera, F., Romero, J., Muniz, G., Improving sweep efficiency in an underpressured naturally fractured reservoir.

Paper SPE-169091-MS, SPE Improved Oil Recovery Symposium, Tulsa, Oklahoma, USA, April 2014. [CrossRef]

4. Padilla, J., Navas, E., Jiménez, R., Gutiérrez M., Rojas, D., Parra, M., Mora, G., Tecnologías de conformance químico para mejorar la eficiencia de barrido

vertical en el proceso de inyección de agua en el campo Casabe: Metodología para selección de pozos candidatos y factibilidad experimental para

selección de productos. Acipet, Bogotá, Colombia, 2019.

5. Perez, D., Munoz, L., Acosta, W., Falla, J., Martinez, J., Vidal, G., Norman, C., Improving Sweep Efficiency In A Mature Waterflood; Balcon Field, Colombia.

Paper SPE-150955-MS, SPE Latin America and Caribbean Petroleum Engineering Conference, Mexico City, Mexico, April 2012. [CrossRef]

6. Riaño, J., Navas E., Morales J., Aplicación de la divergencia (conformance) mecánico y/o químico en un campo de inyección maduro. Universidad de los

Andes. Colombia, 2017. [CrossRef]

Volume and positioning of Bulk Gel treatments 

(figure 9. in Portwood & Romero, 2018 [CrossRef])

Relationship between gel volume injected and improved oil 

recovery in Colombia (figure 6. in Riaño et al. 2017 [CrossRef])

Results according to the Colombian references:

▪ Approximately 3 barrels of incremental oil are produced

for every barrel of bulk gel injected.

▪ The average cost per incremental oil barrel of the

reported treatments is less than US $ 5.

In Colombia, the bulk gels treatments for water

channeling control and vertical chemical conformance

began in 2008. These treatments have been carried out

in around 40 injection wells of 8 oil fields.

Gelation mechanism

(figure 12. in Diaz et al. 

2008 [CrossRef]) 

Some World references: Sydansk & Argabright (1987) [CrossRef];

Smith (1999) [CrossRef]; Sydansk & Southwell (2000) [CrossRef];

Norman et al. (2006) [CrossRef]; Aldhaheri et al. (2016) [CrossRef].

Methodology:

Methodology for the control of water thief zones in injection 

wells.(figure 1. in Maya et al. 2012 [CrossRef])

Year Field Treatments

2008 Guando 4

2010 Balcon 3

2010 Tello 7

2013 San Francisco 6

2013 Yaguara 2

2014 Palogrande- Cebu 2

2018 La Cira Infantas 5

2019 Casabe 2+

2 For more information, please email rhcastroga@unal.edu.co
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https://www.linkedin.com/in/rubenhcastro/


Colloidal Dispersion Gels -

CDG process in Colombia
Colloidal Dispersion Gels (CDG) have been applied as

an alternative to polymer flooding, leading to better

sweep efficiency in reservoirs with unfavourable mobility

ratio. CDG solutions achieved high viscosities with low

concentrations of HPAM.

Some Colombian references:

1. Alzate, D., León, J.M., Cabrera, F. y Manrique, E. (2017). Evidences of CDG formation and possible interpretations of core flood studies. Revista Fuentes:

El reventón energético, 15(2), 31-47. [CrossRef]

2. Castro, R., Análisis de un proceso de inyección de geles de dispersión coloidal (CDG) usando ensayos de laboratorio y simulación numérica.

Universidad Industrial de Santander, Colombia, 2011. [CrossRef]

3. Castro, R., Maya, G., León, J., Zapata, J., Pérez, G., Manrique, E. (2012). Primer Piloto CEOR en Colombia: Desde el Screening Hasta la Implementación y

Monitoreo en Campo. Oilproduction.Net. [CrossRef]

4. Castro, R., Maya, G., Sandoval, J., Leon, J., Zapata, J., Lobo, A., Villadiego, D., Perdomo, L., Cabrera, F., Izadi, M., Romero, J., Norman, C., Manrique, E.,

Colloidal Dispersion Gels (CDG) in Dina Cretáceos Field: From Pilot Design to Field Implementation and Performance. Paper SPE-165273-MS. SPE

Enhanced Oil Recovery Conference, July 2013. [CrossRef]

5. Leon, J., Izadi, M., Castillo, A., Zapata, J., Chaparro, C., Jimenez, J., Vicente, S., Castro, R., Use of Cross-Linked Polymer Systems to Improve Volumetric

Sweep Efficiency and Alternative Full Field Development Strategy for a Mature Waterflooding Optimization Processes - Dina Cretaceous Field Case.

Paper SPE-190313-MS. SPE Improved Oil Recovery Conference, April 2018. [CrossRef]

6. Sandoval, J., Pérez, H., Maya, G., Castro, R., Muñoz, E., Colmenares, K., León, J., Sánchez, F., Villadiego, D., Manrique, E., Romero, J., Izadi, M. Dina Cretaceo

Field Chemical EOR: From Screening to Pilot Design. Paper SPE-139200-MS. SPE Latin American and Caribbean Petroleum Engineering Conference,

December 2010. [CrossRef]

CDG process for Enhanced Oil Recovery

(figure 9. in Castro,2011 [CrossRef])

Summary of the CDG pilot in Dina Cretaceo field

(table 2 in León, et al. 2018 [CrossRef])

Results according to the Colombian references:

▪ Approximately 1 barrels of incremental oil are produced

for every 3 barrels of CDG injected.

▪ The average cost per incremental oil barrel of the

reported treatments is US $ 4,6.

▪ In 2019 expansion of CDG process began in all Dina

Cretaceo field.

Gelation mechanism

(figure 12. in Diaz et 

al. 2008 [CrossRef]) 

Some World references: Smith, J. (1997) [CrossRef]; Muruaga et al.

(2008) [CrossRef]; Spildo et al. (2010) [CrossRef]; Manrique et al.

(2014) [CrossRef]; Aldhaheri et al. (2016) [CrossRef].

Methodology:

Methodology for the design, execution and monitoring of 

CDG injection. (figure 10. in Castro et al. 2013 [CrossRef])

For more information, please email rhcastroga@unal.edu.co3

CDG numerical simulation -

RRF distribution (figure 7. in Castro et 

al. 2013 [CrossRef])

In Colombia, the Colloidal Dispersion Gels - CDG

process for mobility control and deep divergence began

in 2011. These processes have been carried out in Dina

Cretaceo and Tello fields.

The injection of 1.25 million barrels of CDG in just one

pattern without losing injectivity, the low HPAM

concentration (400 ppm) and the percentage of the

injected pore volume (14% on average) are highlighted.
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Polymer flooding in Colombia

Polymer flooding is a commercial Enhanced Oil

Recovery Process (EOR). Its main objective is to

improve volumetric sweep efficiency of a reservoir by

increasing the viscosity of the aqueous phase (in mature

and recent waterfloods processes).

Some Colombian references:

1. Acosta, T., Rojas, D., Zapata, J., Caldera, G., Jimenez, R., Manrique, G., Gheneim, T., Azancot, A., Recuperación mejorada en un yacimiento de alta complejidad

estratigráfica: Campo Casabe (Caso de estudio). Acipet, Bogotá, Colombia, 2017. [CrossRef]

2. Castro, R., Pérez, R., Maya, G., Quintero, H., Jiménez, R., García, H., Quintero, L. (2016). Polymer Flooding Process to Increase Recovery Factor. Georesources,

18(4), 271-280. [CrossRef]

3. Gheneim T., Azancot, A., Acosta, T., Zapata, J., Chaparro, C., Lobo, A., Jimenez, A., Perez, G., Enhanced Oil Recovery in a High Stratigraphic Complex Reservoir:

Casabe Project Case Study. Paper SPE-188555-MS. SPE Abu Dhabi International Petroleum Exhibition & Conference, Abu Dhabi, UAE, November 2017. [CrossRef]

4. Jiménez R., Castro R., Maya G., Pérez R., Delgadillo C., García H., León J., Cárdenas F., Análisis comparativo de procesos de inyección de polímeros ejecutados

en Colombia. Acipet, Bogotá, Colombia, 2017. [CrossRef]

5. Leon, L., Castillo, A., Perez, R., Jimenez, J., Izadi, M., Mendez, A., Castillo, O., Londoño, F., Zapata, J., Chaparro, C., A Successful Polymer Flood Pilot at
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Improved volumetric sweep efficiency by Mobility ratio 

modification (figure 5 in Gheneim et al. 2017 [CrossRef])

Summary of the polymer flooding pilots in Colombia

(table 5. in Jimenez et al. 2017 [CrossRef])

Reported results in Colombian references:

▪ Approximately 0,7 barrels of incremental oil are

produced for every kilogram of polymer injected (1).

▪ The average cost per incremental oil barrel of the

reported treatments is between US $ 4,6 and US $ 8.

▪ Water source and water quality directly impact the

efficiency and cost of the polymer flooding process.

Some World references: Sandiford & Keller (1958) [CrossRef];

Sorbie (1991) [CrossRef]; Sheng, (2011) [CrossRef]; Standnes &

Skjevrak (2014) [CrossRef]; Manrique et al. (2017) [CrossRef].
Predictable results & uncertainty reduction for injection of 

polymeric solutions (figure 10. in León et al. 2018 [CrossRef])

For more information, please email rhcastroga@unal.edu.co4

Polymer flooding projects for mobility control began in

Colombia in 2014. These projects have been carried out

in 5 fields: Yarigui- Cantagallo (4 patterns), Casabe (4

patterns), Palogrande- Cebu (2 patterns), Chichimene (5

patterns), and La Cira- Infantas (2 patterns in 2016).

1. Reservoir Benchmarking - Screening EOR 

2. Conceptual Evaluation - EOR Schemes

2. Experimental Evaluation and Formulation 
Design

3. Numerical Simulation – Pilot Design

5. Field Pilot Execution, Monitoring and 
Evaluation

6.     Expansion Sensitivities – Project Design

Estimated Incremental 
Recovery Factor

3    - 24%

9   - 16%

6  - 10%

5  - 7%

4 - 6%

Castro et al. 2016 [CrossRef] developed an integrated

methodology to provide the guidelines for the design,

execution, and optimization of polymer flooding

processes. The incremental recovery factor and oil

production response in each stage allow demonstrating

the applicability of this process.
Efficiency of the polymer flooding pilots in Colombia

(table 6. in Jimenez et al. 2017 [CrossRef])
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Paso 1. El polímero en solución
salina sufre un estres por causa de
repulsiones electrostaticas entre
aniones y sus propias cargas por lo

que la cadena tiende a doblarse
sobre si misma (disminución de la
viscosidad).

Paso 2. En presencia de iones
di- o trivalentes comienza una
reacción de entrecruzamiento
intramolecular entre dos o tres

grupos carboxilicos del
polímero HPAM en solución.

Paso 3. A concentraciones altas 
de polímero o entrecruzador, se 
forman las redes continuas que 
son las que finalmente podrian 

conllevar a la formación del gel. 
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