
Resumen de Productos 
Tecnológicos

Th
e

 S
c

ie
n

c
e

 o
f 

En
h

a
n

c
e

d
 O

il 
R

e
c

o
ve

ry MEJORA DEL PERFIL DE MEJORA DEL PERFIL DE 
INYECCION  Y CONTROL INYECCION  Y CONTROL 
DE AGUADE AGUA

MARCIT
La tecnología MARCIT fue desarrollada 
por la compañia Marathon  con el obje-
tivo de poder bloquear fracturas y are-
nas con altas permeabilidades que con-
ducen el agua preferencialmente tanto 
en pozos productores como inyectores. 
Esta tecnología, ha constituido un gran 
avance en el campo de las tecnologías 
químicas.

MARCIT ofrece mejoras signifi cativas 
sobre las primeras tecnologías desar-
rolladas en su clase. Primero, el entre-
cruzador “crosslinker” no representa 
riesgo para el personal que manipula 
este producto en el campo; segundo, 
los geles son muy robustos, capaces de 
formarse en condiciones de reservorios 
extremas, tales como altas concentra-
ciones de H2S, CO2, sólidos disueltos, y 
temperaturas moderadas  (< 220 ºF), y 
tercero, la mezcla y aplicación de estos 
productos (polímero & entrecruzador) 
en el campo, es directa y no requiere la 
tediosa y complicada labor que antes re-
quería. 

Si los proyectos de inyección de agua, 
muestran efi ciencias de recuperación 
menores a 35% del petróleo original 
en sitio (POES ), existe canalización de 
los fl uidos, alto caudal y baja presión 
en los pozo inyectores, o alto corte de 
agua en los pozos productores, la tec-
nología TIORCO Water-Cut pudiera ser 
una opción para la corrección de estos 
problemas. En el caso de pozos produc-
tores con empuje natural de agua, se 
ha demostrado con más de 200 casos 
en el campo, que responden particular-
mente bien a las tecnologías de “water 
shut-off”, reduciendo el corte de agua 
y bajando los niveles de fl uido, permi-
tiendo una mejora en la producción de 
petróleo. 

La tecnología MARCIT consiste en un 
gel formulado con un polímero aniónico 
de peso molecular medio, diseñado para 
reducir el fl ujo de agua en formaciones 
fracturadas o con permeabilidades el-
evadas (>750 mD). MARCIT reduce la 
permeabilidad en casos de:
• Conifi cación del agua
• Canales y fracturas con altas perme-

abilidades que se comunican entre 
los pozos inyectores y productores

• Fracturas y canales conectadas a un 
acuífero de fondo activo 

Una vez que se produce la gelifi cación 
en sitio, la entrada de fl ujo de agua al 
pozo se reduce generalmente a menos 
del 25% de las tasas de producción pre-
vias al tratamiento. Esta reducción en 
la permeabilidad al agua incrementa la 
permeabilidad al petróleo y permite que 
el petróleo circule con mayor facilidad 
desde la roca matriz hacia el pozo. Los 
benefi cios sobre los costos operativos 
son muchos, lo que incluye una menor 
cantidad de agua en superfi cie; el posible 
reemplazo de costosas bombas eléctro-
sumergibles por bombas de varilla; una 
mayor producción de petróleo debido a 
una mejor extracción del reservorio y 
menos reparaciones al pozo. 
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UNOGEL
Los reservorios con temperaturas extre-
ma- damente elevadas (> 220 °F) difi -
cultan la inyección de un gel convencio-
nal, debido a que las altas temperaturas 
ayudan a formar  prematuramente el gel 
y hacen que la colocación de grandes 
volúmenes resulte difícil de realizar. Aho-
ra bien, existe la tecnología UNOGEL, 
desarrollada por UNOCAL la cual  per-
mite colocar el gel en formaciones con 
estas condiciones de temperatura.
 



UNOGEL emplea un sistema de reticulación orgánica especial 
que forma el gel con mayor lentitud a temperaturas elevadas. 
De hecho, el sistema se forma tan lentamente que a tempera-
tura ambiente  la gelifi cación no se producirá. A temperaturas 
elevadas, los geles se forman a una velocidad lo sufi cientemente 
lenta como para permitir la colocación de grandes volúmenes 
en la formación. Es importante resaltar que mediante el uso de 
UNOGEL con policrilamidas regulares parcialmente hidroliza-
das, ahora es posible tratar reservorios de hasta 300 °F, incluso 
este limite de temperatura puede ser mayor si se trabaja con 
polímeros especiales.

ESTABILIZACION DE FINOS Y ARCILLASESTABILIZACION DE FINOS Y ARCILLAS
EXPANDIBLESEXPANDIBLES

TIOR-KOH
Los efectos de las arcillas pueden provocar pérdida de la inyec-
tividad con el paso del tiempo, o, en un caso extremo, hacer 
que la formación se “bloquee” poco después de iniciar la inyec-
ción de agua.

Muchos reservorios de arenisca de baja permeabilidad con-
tienen arcillas que se dilatan y emigran tras la inyección de agua 
dulce. Las montmorillonitas se dilatan en contacto con el agua 
dulce, bloqueando las gargantas de poro  para de esta manera 
reducir la permeabilidad al agua de inyección. Las arcillas migra-
torias, incluso las caolinitas e illitas, reducen la permeabilidad 
a medida que quedan atrapadas en las gargantas de los poros. 
Cuando esto sucede, se produce un daño en el área cercana al 
pozo y se limita la inyección de agua. Todo esto reduce en gran 
medida la efi ciencia de la inyección de agua y el valor actual del 
reservorio debido a que la producción de petróleo es propor-
cional a la tasa de inyección de agua. 

La mayoría de las tecnologías disponibles para estabilizar las 
arcillas son tratamientos temporales. El proceso TIOR-KOH 
hace reaccionar el hidróxido de potasio concentrado con la 
roca cercana al pozo inyector y estabiliza de forma permanente 
las arcillas, haciendo que queden inmóviles y no se dilaten. En 
efecto, el tratamiento aumenta el radio del pozo inyector y 
permite mantener una mayor inyectividad durante un período 
de tiempo más prolongado. 

Adicionalmente, el agregado continuo de químicos de im-
bibición en el agua de inyección trabaja sinérgicamente con el 
TIOR-KOH mejorando la penetración de agua dentro de la 
roca productora. TIORCO® 535 reduce el ángulo de contacto 
entre el agua de inyección y la roca reservorio, permitiendo 
así al agua entrar en las gargantas de poros que normalmente 
restringen la entrada del agua.  Así, más petróleo de la roca 
reservorio es barrido mejorando la recuperación de petróleo 
incremental.

Los datos de casos históricos de pozos tratados y no tratados 
en el mismo campo dan fe del efecto a largo plazo del aumento 
de las tasas de inyección de agua producidas por el proceso 
TIOR-KOH .

MEJORA DEL BARRIDO VOLUMÉTRICOMEJORA DEL BARRIDO VOLUMÉTRICO

BrightWater®

TIORCO ahora ofrece una tecnología química que promete 
maximizar su producción. BrightWater, una tecnología desar-
rollada en forma conjunta por Nalco, BP y Chevron, la cual 
consiste en una química de partículas submicrónicas que se 
inyectan al pozo inyector con problemas de canalización del 
agua inyectada durante un proceso de recuperación secundaria.

La tecnología BrightWater fue diseñada para activarse en una 
ubicación “en profundidad” predeterminada dentro del reser-
vorio. Luego de su activación, las partículas de BrightWater se 
dilatan hasta superar ampliamente su volumen original, bloque-
ando las gargantas de poro más acuatizadas y dirigiendo el agua 
de inyección hacia las zonas con altas saturaciones de crudo 
que no habían sido contactadas previamente. Esta modifi cación 
del perfi l de inyección profunda en el reservorio, hace que se 
barra el petróleo adicional hacia los pozos productores cor-
respondientes al patrón del pozo inyector tratado.

Con el paso del tiempo, la producción comienza a mejorar. Con 
un simple tratamiento, y dependiendo de las características del 
reservorio y naturaleza del problema, es posible recuperar has-
ta un 10% adicional del POES. Esto se traduce en un aumento 
de millones de dólares en sus activos.

Se han diseñado diversos grados o niveles de químicos de 
BrightWater que pueden ser utilizados dependiendo de la 
zona canalizada, temperatura y salinidades del reservorio. La 
generación más reciente de BrightWater que se ha probado 
actualmente en algunos campos del Mar del Norte indica que 
el producto se expande y establece a temperaturas menores 
de 50 °C.  A esta temperatura, la tecnología promete no sólo 
mejorar la efi ciencia de barrido, sino también minimizar el volu-
men necesario del tapón químico.

Geles de Dispersión Coloidal (CDG)
La tecnología de geles de dispersión coloidal (CDG) evolu-
cionó a partir de una tecnología de gel donde se inyectaba por 
separado el citrato de aluminio y el polímero a mediados de 
1980, cuando se descubrió que pequeñas cantidades de citrato 
de aluminio mezcladas directamente con bajas concentracio-
nes de un polímero producían soluciones con una resistencia 
mucho mayor al fl ujo que un polímero no reticulado (entre-
cruzado).

El proceso de CDG posee diversas ventajas en comparación 
con los geles de citrato de aluminio y polímero inyectados pre-
viamente por separado:

• El proceso proporciona mayor factor de resistencia residual 
(RRF, por sus siglas en inglés)

• Es más sencillo de inyectar y controlar que la inyección sep-
arada de citrato de aluminio y polímero

• El proceso es más económico, debido a que se necesita me-
nos aluminio

• El diseño de laboratorio para optimizar el gel es mucho más 
sencillo



Es necesario estudiar los reservorios considerados para la re-
cuperación secundaria antes de la inyección de agua, a fi n de 
caracterizar sus propiedades y determinar con qué efi ciencia 
se inyectará el fl uido en el reservorio. Muchos muestran un 
contraste de permeabilidad no uniforme que ocasiona que el 
fl uido inyectado, se canalice e irrumpa en los pozos producto-
res de manera muy rápida, trayendo como consecuencia una 
recuperación muy inefi ciente de petróleo. Si un reservorio 
muestra un factor de Dykstra-Parsons superior a 0,55, se de-
bería considerar la aplicación e inyección de la tecnología CDG 
en una etapa temprana de la inyección de agua, para mejorar la 
efi ciencia de inyección de agua en el reservorio. 

Los geles de dispersión coloidal (CDG) son geles de poliac-
rilamida especializado que se forman en lo profundo del reser-
vorio (roca matriz). Estos geles se forman a partir de una baja 
concentración de polímero y tienen la capacidad de ingresar a 
la roca matriz y fl uir en profundidad, mientras son absorbidos 
por la superfi cie de la roca. De este modo, se modifi can física-
mente las arenas o capas con altas permeabilidades, haciendo 
que el reservorio sea más uniforme frente al agua inyectada y 
se contacten aquellas rocas de baja permeabilidad. Los datos de 
casos históricos indican que es posible incrementar el factor de 
recobro hasta un 10% más del POES, con menos agua inyectada 
en un tiempo de inyección más corto. 

Modifi cación de la imbibición / humectabilidad
Los surfactantes se pueden utilizar en la recuperación mejo-
rada del petróleo, para cambiar la humectabilidad de la roca 
del reservorio. En este enfoque, la roca del reservorio prefer-
entemente mojada por petróleo puede modifi carse para tener 
preferencia al agua y liberar el petróleo de la roca. 

Espuma “Insitu”
En este caso, el cual es adecuado para los proyectos de inyec-
ción de gas inmiscible, como el nitrógeno, la solución de surfac-
tante es bombeada en el reservorio, seguido por la inyección 
de gas inmiscible. Esto produce la formación de espumas, lo 
cual bloquea las zonas de mayor permeabilidad y hace que el 
nitrógeno/CO2 barra las zonas de baja permeabilidad. Este en-
foque es posible mediante el uso de nitrógeno, vapor o CO2 
a baja presión. A esto se le denomina inyección alternada de 
surfactantes y gas (SAG, por sus siglas en inglés), aunque otras 
denominaciones son inyección alternada de espuma y gas (FAG, 
por sus siglas en inglés) e inyección alternada de espuma, agua 
y gas (FAWAG, por sus siglas en inglés).

CONTROL DE AGUA EN POZOS DE GASCONTROL DE AGUA EN POZOS DE GAS

UNOGAS
Si bien los geles de polímero se han utilizado con éxito para 
bloquear el agua o el gas en los pozos productores, aun no se 
había tenido el mismo éxito con el control de agua en los po-
zos productores de gas hasta la introducción de la tecnología 
UNOGAS; radicando el problema en la colocación del gel. En 
los pozos productores de petróleo, los geles tienden a seguir 

las rutas o canales más permeables ya saturados de agua o gas, 
reduciendo de esta manera la permeabilidad en dichos canales 
con un mínimo de daño en las zonas productoras de petróleo. 
En un pozo de gas, es difícil lograr una buena colocación del 
gel, principalmente en zonas de agua, sin dañar la formación 
reduciendo la producción de gas. Por lo tanto, muchos intentos 
por controlar el agua en los pozos productores de gas han gen-
erado un bloqueo o cierre total tanto del gas como del agua.

La tecnología UNOGAS es una estrategia que hace que las 
arenas productoras de gas permanezcan abiertas durante la 
colocación del gel, lo que se logra al inyectar gas y gelante in-
tercalados, con el fi n de conservar las arenas de gas abiertas. 
Estrategia que se puede utilizar con cualquiera de los sistemas 
de gel WATER-CUT de TIORCO, seleccionando el sistema de 
gel específi co en base a las características del reservorio. TIOR-
CO ya ha combinado la tecnología UNOGAS con la tecnología 
MARCIT en tratamientos recientes en pozos productores de 
gas, obteniendo buenos resultados.

AISLAMIENTO TOTAL Y ABANDONO DE AISLAMIENTO TOTAL Y ABANDONO DE 
UNA ZONAUNA ZONA

MARASEAL
El gel MARASEAL está formulado con altas concentraciones de 
un polímero aniónico reticulado de bajo peso molecular que 
penetra en la roca matriz para lograr un cierre completo del 
área contactada. MARASEAL puede aislar pozos productores 
con problemas de agua debido a:

• Canales y fracturas detrás de la tubería
• Falta de adherencia del cemento (mala cementación)
• Perforaciones en la zona de agua

A diferencia de las inyecciones de cemento, MARASEAL pen-
etra en los poros de la matriz y en las fracturas más pequeñas 
hasta cerrar por completo el fl ujo de líquido en el intervalo 
tratado, reduciendo la permeabilidad. El gel forma un compues-
to similar a una goma, que resulta estable en las condiciones 
más severas de la formación. Se ha demostrado que MARASE-
AL es lo sufi cientemente fuerte como para resistir presiones 
diferenciales superiores a 2.000 lpc (13.790 kPa).

El gel MARASEAL puede mezclarse y colocarse con camiones 
normales para el bombeo de químicos y aditivos en el campo 
petrolero. TIORCO diseña el tratamiento y proporciona los 
químicos WATER-CUT adecuados, teniendo en cuenta las car-
acterísticas individuales del pozo, la temperatura del reservorio 
y el tiempo deseado del gel. El tamaño de los tratamientos 
típicos varía de 1 a 6 BBL por pie (0,5 a 3 m3 por metro) de 
intervalo perforado. Para el cierre completo de una zona, el gel 
debe ser diseñado para penetrar de 3 a 10 pies (1 a 3 metros) 
en la roca matriz.
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MARASEAL muestra una estabilidad y 
duración comprobada, pudiéndose colo-
car en presencia de H2S, CO2 y en una 
amplia variedad de entornos de pH. Se 
dispone de dos versiones del sistema de 
gel, para aplicaciones en bajas temper-
aturas, menores a 141 °F (61 °C), y altas 
temperaturas, 141 °F a 260 °F (61 °C a 
127 °C). El tiempo de acción del gel se 
puede adaptar fácilmente para cumplir 
con las condiciones exactas del pozo y 
controlar el tiempo de gelifi cación.

RECUPERACIÓN DE RECUPERACIÓN DE 
PETRÓLEO RESIDUALPETRÓLEO RESIDUAL 

A/SP
Las técnicas primarias y secundarias de 
recuperación de petróleo pueden re-
cuperar sólo aproximadamente entre 
35% a 50% del petróleo original en sitio 
(POES). Esto deja una cantidad signifi ca-
tiva de petróleo en el reservorio el cual 
no puede ser recuperado por métodos 
convencionales. La  inyección química 
(mediante surfactantes) es una de las 
tecnologías disponibles que se pueden 
utilizar para recuperar un 35% adicional 
del POES.
 
No obstante la inyección de surfactantes 
es un concepto conocido que se ha es-
tado practicando en el campo durante 
muchas décadas. La tecnología actual es 
un progreso del desarrollo gradual de 
tecnologías e ideas que han existido des-
de hace un tiempo atrás. La diferencia 
clave hoy día, radica en que la cantidad 
de surfactantes utilizados en los proyec-
tos actuales son  mucho menor, debido 
a su elevada pureza. 

La inyección de surfactantes general-
mente se lleva a cabo después de una 
inyección de agua, existiendo dos tipos 
principales de inyección de surfactantes, 
la de polímero surfactante alcalino (ASP) 
y la de polímero surfactante (SP). Todos 
los componentes se inyectan juntos en 
el reservorio como un “slug” de (A)SP, y 
no de manera secuencial. Típicamente, el 
volumen o slug de (A)SP que se inyecta 
es aproximadamente 0,3-0,4% del volu-
men poroso (VP) para obtener un ren-
dimiento efi caz. El componente alcalino 
reacciona con las partes ácidas de las 
moléculas que existen en el petróleo, 
creando un surfactantes naturales. El 
alcali también ayuda a reducir la absor-
ción del surfactante en la roca. Los sur-
factantes ayudan a liberar el petróleo de 
la roca y reducen la tensión interfacial 
entre el agua y el aceite, mientras que 
el polímero (típicamente, poliacrilamida 
parcialmente hidrolizada) actúa como 
modifi cador de la viscosidad y ayuda a 
movilizar el petróleo. Generalmente, 
una inyección de (A)SP es seguida por 
una inyección de una solución poli-
mérica de “empuje” con un volumen de 
poro equivalente al inyectado de (A)SP. 
Esto contribuye a reducir la declinación 
de la recuperación de petróleo y ayuda 
a mantener la producción durante un 
período de tiempo mas largo.

Espuma para el control de movilidad
En situaciones en las que el uso de un 
polímero no es adecuado, se puede uti-
lizar espuma como agente de control de 
movilidad para reemplazar al polímero 
en un proyecto de surfactantes.


