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A pesar de algunos avances significativos en la explo-
ración, la caracterización y la explotación de recur-
sos no convencionales identificados como shale, la 

recuperación final se basa casi exclusivamente en la pro-
ducción primaria (depleción) con relativamente pocos 
experimentos documentados que incluyan procesos de 
recuperación mejorados como un proceso complemen-
tario (Sorensen, 2020). Este tipo de explotación tiene un 
perfil de producción característico que podría dividirse 
en tres períodos: (i) altos caudales iniciales, (ii) fuerte de-
clinación y (iii) una “cola” de bajo caudal y baja decli-
nación (generalmente, con la instalación de algún tipo 
de levantamiento artificial). La duración de estos perío-
dos dependerá de las características del recurso (calidad, 
presiones, etc.) y de la eficacia del tratamiento de esti-
mulación (fracturación hidráulica). Sin embargo, podría-
mos estimar aproximadamente los períodos de duración 
mediante el análisis de la tasa normalizada (normalizada 
por la longitud lateral) a lo largo del tiempo, en pozos 
tanto en Vaca Muerta como en algunos de los yacimien-
tos shale de mayor desarrollo en EE. UU.

En la figura 1 se muestra una superposición del % 
normalizado del caudal máximo de petróleo, para los 
proyectos de desarrollo más grandes de Vaca Muerta 
(puntos, triángulos y líneas continuas verdes) para di-
ferentes campañas de perforación y una línea punteada 
verde que representa los mismos datos para la cuenca 
Permian en los EE.UU. Se puede ver claramente cómo 
existe un comportamiento “Pareto” en el que durante 
los primeros 2-3 años, el caudal inicial baja a menos del 
20%, incorporando cada vez menos recursos adicionales 
en los años siguientes.

Las líneas azules son algunos de los campos conven-
cionales más grandes de la cuenca neuquina. Se puede 
ver claramente que estos muestran un patrón diferente, 
con una disminución más suave (aclaración: el gráfico 
no se puede usar para juzgar si hay una forma mejor o 
peor de agotar los reservorios convencionales o no con-
vencionales, solo señala la rápida maduración de los no 
convencionales). A pesar de que estos pozos pueden al-
canzar la comercialidad en tiempos relativamente cortos 

(14 a 20 meses según operadores locales, Sagasti, AOG, 
2022), si consideramos su condición mecánica, podemos 
concluir que estos campos “maduran muy rápido” mien-
tras que “todavía están en buena forma”. Teniendo en 
cuenta que el factor de recuperación de estas formacio-
nes de baja permanente suele ser bajo (del orden del 2% 
al 10%, Hoffman, 2012) y principalmente por energía 
primaria, parece un paso casi obvio, al menos considerar 
métodos para aumentar la recuperación mediante una 
técnica de Recuperación Mejorada de Petróleo (EOR).

En la literatura se informan muchas pruebas piloto 
e incluso algunos proyectos de tamaño mediano (Bo-
dini, 2018; Balasubramanian, 2018; Jacobs, 2020) que 
involucran la inyección de agua, inyección de agua/gas 
mejorada químicamente, líquidos de gas natural (LGN), 
gas rico/pobre y CO2. Sin embargo, el más comúnmente 
informado y mencionado en la literatura es el gas “Huff 
n Puff” o CGEOR en el que el mismo pozo alterna inyec-
ción y producción y más raramente, el método directo 
(un pozo inyecta mientras el otro produce).

El flujo de trabajo es el siguiente:
1. Revisión de la literatura técnica y del informe de 

resultados de EE.UU. de CGEOR, propiedad de IOR 
de esquisto (2020).

2. Experimento de laboratorio y coincidencia de una 
ecuación de estado (EOS) para un tipo de fluido de 
yacimiento de petróleo negro.

3. Modelado:
• Modelado Numérico Primario (comparación de 

la historia de la fractura y la etapa de depleción 
primaria).

• Análisis de Factibilidad de un proceso de gas Huff 
n Puff (en un solo pozo).

• Principales drivers y sensibilidades.
• Optimización de parámetros operacionales.

4. Estimación de los rangos de petróleo incremental en 
el marco del CGEOR.

Discusión: ¿podría Vaca Muerta 
ser un yacimiento adecuado 
para la Inyección Cíclica de Gas?

El yacimiento de shale de Vaca Muerta, ubicado en la 
cuenca de Neuquén en Argentina, es una roca madre ma-
rina prolífica de kerógeno tipo II depositada como parte 
de un sistema de deposición progradante desde el período 
Jurásico tardío hasta el Cretácico temprano (Pose et al., 
2014; Belobraydic et al., 2017; Licitra et al., 2015). Los es-
pesores van desde los 25 m en las zonas proximales hasta 
los 450 m en el centro de la cuenca. Debido a su profun-
didad de soterramiento y migración, tiene una calidad de 
fluido de clasificación de gas seco a petróleo negro similar 
a lo que sucede en algunos yacimientos de shale de los 
Estados Unidos: Eagleford, Permian (Figura 2).

Figura 1. Análisis de Maduración-Campos principales no convencionales en 
Vaca Muerta (colores verdes) versus activos convencionales en la cuenca Neu-
quina (colores azules).
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Revisión de la literatura técnica y el informe de resul-
tados de CGEOR US (Shale IOR, 2020)

Hay muchos documentos técnicos que cubren par-
cialmente algunos de los principales proyectos de EOR 
de inyección de gas en las cuencas no convencionales de 
EE.UU., pero la mayoría de ellos tienen grandes faltan-
tes de información, debido a que solo se puede acceder 
a datos públicos, que siempre son escasos. Sin embar-
go, la revisión de dichas publicaciones permite algunas 
conclusiones, la principal es que el proceso parece tener 
resultados prometedores, además, durante los últimos 
cinco años hubo un aumento en el número de proyectos 
que se estaban implementando (Jacobs, 2020).

La empresa estadounidense SHALE IOR LLC logró 
analizar el espectro completo del proyecto EOR en curso 
en las principales cuencas de EE.UU. (Bakken, Eagleford 
y Permian) utilizando información pública y la combinó 
con estudios aéreos y de drones propios para localizar los 
pozos que se estaban inyectando de manera temporal. Su 
informe exhaustivo (Grinestaff, 2019) incluye la revisión 
de más de 50 proyectos piloto o proyectos EOR de gas de 
desarrollo en las tres cuencas. A partir de estos resultados, 

no solo se logra comprender mejor los principales paráme-
tros y procesos, sino también mejorar nuestros flujos de 
trabajo de modelado. Esta información también permitió 
dar una idea preliminar de los beneficios potenciales y los 
principales problemas operativos asociados con esta meto-
dología y evaluar su aplicabilidad a Vaca Muerta.

Experimentos de laboratorio & ajuste de una ecuación 
de estado (EOS)

Los principales mecanismos del proceso CGEOR 
son la extracción de componentes volátiles, seguida de 
hinchamiento de petróleo, reducción de la viscosidad, 
difusión de gases, reducción de la tensión interfacial, 
etc. (Thomas, 2019). El primer paso para evaluar si los 
fluidos de Vaca Muerta son candidatos potenciales para 
este tipo de método EOR es caracterizar sus propiedades 
PVT, construir y ajustar una EOS (Ecuación de Estado) 
y explorar el comportamiento de la inyección de gas a 
diferentes presiones para obtener rangos razonables de 
las presiones de miscibilidad mínima para fomentar el 
efecto del CGEOR.

Figura 2. Comparación a escala del yacimiento de shale de Vaca Muerta con los dos yacimientos más prolíficos de los Estados Unidos. (Eagleford y Permian).
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Como expresan los autores de artículos relevantes sobre 
este tema, existen dos tipos de lo que se denomina en gene-
ral la “presión de miscibilidad” de una mezcla de petróleo 
y gas en los sistemas petroleros, la Miscibilidad al Primer 
Contacto (FCM), que es la definición “tradicional” y la 
Multi-Contacto (MCM), que tiene en cuenta la dinámica 
del proceso de desplazamiento de un fluido de yacimiento 
por un gas de inyección, mezcla parcial con variaciones de 
composición local, intercambio de componentes controla-
do por equilibrios de fase (valores K) y diferentes compo-
siciones que fluyen a diferentes velocidades en el medio 
poroso (Whitson, 2019). Debido a que el proceso de Huff y 
Puff (HnP) no es de desplazamiento, el conocimiento y las 
métricas desarrolladas para tales experimentos de desplaza-
miento convencionales son menos relevantes.

Los escenarios de tipo shale tienen algunas caracterís-
ticas muy difíciles de reproducir de forma representativa 
a escala de laboratorio. Sin embargo, las mediciones de 
laboratorio son útiles, ya que a veces permiten aislar me-
jor los efectos para obtener información sobre cómo un 
fenómeno específico afecta el comportamiento del siste-
ma, utilizando fluidos y rocas reales.

Algunas limitaciones del laboratorio son las siguientes:
• No es posible “limpiar” la roca de sus fluidos nativos 

y volver a saturarla homogéneamente con un nuevo 
fluido, ya que el proceso de “limpieza” incluye los 
componentes adsorbidos/dispersos en el kerógeno 
cuya eliminación por lavado se realiza de una mane-
ra totalmente diferente a la de la “producción” por 
agotamiento. Además, el proceso de resaturación 
con un fluido “acondicionado” encontraría trazas 
del fluido original, dando lugar a una distribución 
no homogénea de los componentes.

• Los “equilibrios” líquido-vapor ocurren muy rápi-
do (debido a la gran superficie de contacto), pero 
generalmente son incompletos a causa de la baja 
permeabilidad de la roca. En otras palabras, mien-
tras que se espera que se alcance rápidamente una 
composición de pseudoequilibrio entre el gas que se 
inyecta y el líquido en contacto, se espera que la di-
fusión posterior, para homogeneizar todo el fluido, 
sea lenta.

Por lo tanto, los resultados de laboratorio son más 
adecuados cuando se utilizan en términos relativos que 
en términos absolutos, ya que las geometrías y los tiem-
pos de contacto son diferentes a los del yacimiento y 
los resultados pueden no ser escalables si los equilibrios 
termodinámicos no son completos. En lugar de la tradi-
cional “presión de miscibilidad”, los experimentos rea-
lizados tienen la intención de estimar razonablemente 
una “presión mínima de inyección” para “maximizar la 
extracción” de componentes volátiles, para un conjunto 
de roca-fluido dado.

Flujo de trabajo de laboratorio

El experimento de laboratorio se estructuró de acuer-
do con la siguiente secuencia:

1. Fragmentación del material a una malla de 2 a 4 mm, 
con el fin de obtener suficiente material uniforme, 
permitiendo estudios comparativos sobre la misma 
calidad de muestra, ya que trabajar en “tapones” 
convencionales no garantizaría que los fluidos rete-
nidos en diferentes muestras pudieran ser compara-
bles (Figura 3).

2. Carga de la muestra en la celda de medición y del 
gas en probeta y calentamiento del sistema a la 
temperatura media del depósito (mientras se eleva 
la presión en la celda de medición a la presión de 
prueba).

3. Soaking durante una hora después de alcanzar la 
temperatura y presión de trabajo.

4. Extracción de una alícuota de gas de la celda de me-
dición y recogida en una bolsa de Tedlar con un 
contenido adecuado de Tolueno, para retener los 
componentes “pesados” del gas.

5. Reposo adicional para extracción de muestras a las 
24 y 48 horas de contacto entre el gas y la roca frag-
mentada.

6. Repetición de toda la secuencia, a partir del punto 4, 
a dos “presiones de contacto” más.

	 Sobre las muestras de gas extraídas, se realizó una 
medición cromatográfica del gas y líquido en equi-
librio a temperatura ambiente, con cuantificación 
de masa mediante la adición de patrón interno (n-
C10).

La muestra triturada se tamizó sistemáticamente para 
retener los fragmentos entre las mallas ASTM de 2 mm 
y 4 mm. El material se almacenó en un frasco de vidrio 
con tapa hermética y se mantuvo en un refrigerador para 
minimizar posibles pérdidas adicionales de agua o hidro-
carburos debido a la evaporación. Con el material colec-
tado se prepararon tres muestras de aproximadamente 
150 g, las cuales fueron utilizadas en los tres bucles.

Con el material restante, la cantidad y la composi-
ción de los hidrocarburos retenidos se obtuvo mediante 
molienda adicional en un tubo cerrado y extracción por 
contacto con diclorometano.

Resultados de laboratorio

Los resultados composicionales de esta primera se-
cuencia de mediciones se muestran como fracción molar 
en la figura 4.

A pesar de un cambio importante en la extracción 

Figura 3. Procedimiento de laboratorio para generar la muestra de roca 
triturada.
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de componentes entre 1 y 24 h, no se observan cambios 
significativos en las siguientes 24 h, por lo que se puede 
concluir que el equilibrio líquido-vapor entre el líquido 
disperso en la roca y el gas inyectado en la celda, procede 
relativamente rápido a pesar de que el sistema se mantu-
vo estático durante todo el período. El segundo experi-
mento se realizó utilizando una presión más baja (4000 
psia) y, aunque la cantidad de componentes “pesados” 
extraídos en el gas, fue marcadamente menor que la ob-
tenida a 6000 psia, se mantuvo la tendencia a alcanzar el 
equilibrio vapor-líquido en las primeras 24 horas.

En consecuencia, el tercer análisis se realizó a 8000 
psia y tiempos más cortos, con muestras tomadas a 1 h, 6 
h y 24 h. Se extrajo una mayor cantidad de componentes 
“pesados” y, los tiempos de equilibrio líquido-vapor se 
ubicarían cerca de las 24 horas, como sugieren los dos 
estudios iniciales.

La cantidad de masa extraída continuó incrementán-
dose con el aumento de la presión de contacto, lo que 
llevó a la conclusión esperada de que cuanto mayor es 
la presión de trabajo, más efectivo es el mecanismo de 

extracción de petróleo por volatilización de componen-
tes intermedios durante el proceso EOR por inyección 
de gas.

Es preciso aclarar que este análisis no contempló la 
composición real del fluido del yacimiento (solo se con-
servan componentes con más de 11 átomos de carbono). 
Por lo tanto, para la simulación, se calcularon los equili-
brios líquido-vapor teniendo en cuenta la composición 
“completa” del petróleo.

Modelado numérico

Durante la última década, se han propuesto una gran 
cantidad de metodologías y técnicas diferentes para mo-
delar el no convencional y optimizar los tratamientos 
de terminación, desde simples «RTA» analíticos (Análisis 
de Transientes de Caudales), hasta complejos modelos 
geomecánicos y de flujo acoplados integrados de múlti-
ples pozos y múltiples celdas. Como siempre sucede en 
el modelado de sistemas complejos, existe una «compen-

Figura 4. Izquierda: Sensibilidad al tiempo de contacto @6000 psi. Derecha: Sensibilidad a la presión @tiempo de contacto 24 horas.

Figura 5. Representación de los modelos real, conceptual y numérico para simular el proceso de CGEOR.
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sación» entre incluir todas las características geológicas 
complejas y los fenómenos físicos relevantes y obtener 
resultados en tiempos razonables, generalmente con re-
cursos limitados.

Para este trabajo, se utilizó un “modelo híbrido” que 
contiene planos de fractura explícitos junto con una gri-
lla 3D de doble porosidad y permeabilidad dual en un 
simulador numérico composicional. Se supone que un 
elemento de simetría (1/4 de una etapa y 10.000 celdas 
de la cuadrícula) es una porción representativa de un 
pozo horizontal multifracturado, al tiempo que se asig-
na la mayor parte del esfuerzo de modelado para incluir 
adecuadamente los principales fenómenos fisicoquími-
cos necesarios para representar la compleja interacción 
del fluido con la matriz y las redes de fracturas naturales 
e hidráulicas. La grilla incluye los elementos de fractura 
necesarios representados como planos de fractura explí-
citos y una cuadrícula 3D espaciada logarítmicamente 

con propiedades variables con la distancia a las fracturas, 
la posibilidad de variar la eficiencia y el espaciado del 
“cluster” y variar tanto la región de fractura mejorada 
(Enhanced Frac Region, Xi) como la longitud media de 
fractura (Xf) (Figura 5). Cada región (matriz y fracturas) 
tiene tablas de modificación geomecánica independien-
tes tanto para la porosidad (inflado y desinflado) como 
para la permeabilidad (mejora durante la fracturación o 
inyección y degradación durante la producción).

Los principales fenómenos capturados en el modelo 
son los siguientes:

• Estimulación hidráulica inicial: a medida que se in-
yecta agua, los efectos capilares fomentan la imbibi-
ción que permite modelar la producción temprana 
de petróleo (se necesita histéresis en las funciones 
de saturación para modelar tales fenómenos). Adi-
cionalmente, se incluye la variación en el volúmen 
poral y la permeabilidad tanto de las fracturas hi-

Figura 6. Funciones geomécanicas utilizadas para modelar el flujo de fracturas y las propiedades de transporte.

Figura 7. Flujo de trabajo y fuentes de datos para poblar el modelo de fracturamiento (SIGMA) y la porosidad de fracturas.
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dráulicas como de la revitalización de las fracturas 
naturales a través de las propiedades geomecánicas 
(Figura 6) y un rango del parámetro SIGMA (factor 
de acoplamiento de fracturas naturales, que es una 
especie de relación área/volumen). 

• Utilizando datos estadísticos de uno de los HFTS en 
Eagleford (Raterman, et al. 2018), se asumió un ran-
go razonable de SIGMA y luego se usó como paráme-
tro de coincidencia histórica dentro de esos límites. 
En la figura 7 se muestra la lógica detrás de los ran-
gos efectivamente utilizados para el ajuste en ambos 
parámetros geomecánicos, como la permeabilidad 
dependiente de la presión (PDP), Volumen Poral 
dependiente de la presión (PDPV) (arriba) y SIGMA 
versus apertura de fractura (abajo).

• Producción primaria: estas propiedades geomecánicas 
y de flujo “mejoradas” se revierten gradualmente si-
guiendo una trayectoria descendente a través del con-
junto mecánico de curvas con histéresis (Figura 8).

• Inyección cíclica de gas: por un lado, como espera-
mos la necesidad de modelar interacciones comple-
jas de fluidos cuando se inyecta un fluido potencial-
mente miscible, el modelo debe ejecutarse en modo 
composicional. Por otro lado, y lo más importante, 
las propiedades geomecánicas mencionadas deben 
modelarse mediante histéresis mecánica, ya que los 
ciclos posteriores de inyección o producción que 
“inflarán” o “desinflarán” el Volumen de Reservorio 
Estimulado (SRV) con el tiempo. Este proceso podría 
modelarse como completamente irreversible, el peor 
de los casos es para la inyección de gas, totalmente 
reversible o con histéresis, utilizando diferentes cur-
vas envolventes que podrían modificarse (Figura 8). 
Para los escenarios de simulación EOR, se incluyeron 
sensibilidades, con el fin de evaluar toda la gama de 
resultados posibles.

Ajuste histórico y modelado de etapa de depletación 
primaria

Se seleccionó un pozo horizontal multi-etapa aislado 
(no un pad de múltiples pozos) ubicado en el área de 
fluidos de la ventana de petróleo negro de Vaca Muerta, 
como candidato potencial representativo para evaluar 
un proceso CGEOR. Los 1600 m (5500 pies) de longitud 
lateral se fracturaron utilizando arena natural y slickwater 
y el pozo fluyo naturalmente durante aproximadamente 
1,5 años. El tratamiento fue HDF (fractura de alta den-
sidad) con un bajo espaciamiento entre clusters (XXm), 
40 bbl/ft de intensidad de fluido y 2000 lbs/ft de inten-
sidad de agente apuntalante (proppant). La historia de la 
producción de petróleo, agua y BHP muestra el compor-
tamiento típico de Vaca Muerta con un pico de petróleo 
inicialmente alto, seguido de una fuerte declinación.

Se intentó un ajuste inicial utilizando el análisis 
numérico de RTA para tener valores “aproximados” en 
algunos de los parámetros críticos, como en el dimen-
sionamiento del tratamiento de fractura, como Xi, Xf, 
eficiencia de clúster, permeabilidad de matriz y de frac-
tura, comportamiento geomecánico, etc. para construir 
rangos razonables de input para el modelo numérico 
y realizar un ajuste histórico asistido o Assisted History 
Match (AHA).

Los principales parámetros que se desprendieron del 
análisis del AHA fueron los siguientes (Figura 9):

El ajuste numérico multifásico de RTA fue algo sen-
cillo y los resultados fueron razonables para esa zona de 
Vaca Muerta (Xf en el orden de 100 m, región Xi me-
jorada de unos pocos metros aprox. 10 m, permeabili-
dades de matriz y SRV en el rango de 200 y 1000 nD, 
respectivamente, porosidades en el rango del 10%, baja 
Sw inicial de aprox. 20% y curvas de permeabilidad re-
lative típicas de matriz “tipo cárcel” sugeridas para estas 
formaciones shale o tight (Esmail, 2020).

Dichos valores se introdujeron en nuestro modelo 
numérico y la producción histórica se dividió por 88, 
debido al uso de 1/4 de etapa (el factor de conversión 

Figura 8. Posibilidades de modelado de histéresis mecánica (se seleccionó el 
modelo Nº 2, con histéresis).

Figura 9. Parámetros de ajuste del caso base RTA (utilizados como semilla en 
el primer enfoque del modelo numérico).
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para pasar de la etapa completa a la etapa de 1/4 en el 
modelo es 88, calculado como Nro Etapas x 4 = 42 etapas 
x 4 = 88).

Al utilizar estos parámetros resultantes de RTA deri-
vados como entradas para el modelo de simulador nu-
mérico composicional 3D, el ajuste histórico resultante 
(llamémosle “primera pasada”) no fue, por supuesto, 
exactamente igual que el ajuste de RTA. Este comporta-
miento es esperado, ya que el modelo RTA y el numérico 
3D, tratan de manera diferente varios fenómenos físicos, 

como presiones capilares e histéresis de saturación, do-
ble porosidad, doble permeabilidad, grillado y no consi-
dera el agua inyectada durante el proceso de fracturación 
hidráulica. Esta corrida de primera pasada o First Pass, 
logra igualmente una buena aproximación respecto de 
los fluidos producidos acumulados, pero tuvo varios pro-
blemas en el ajuste de agua, caudales máximos de petró-
leo y las BHP fueron sustancialmente más altas que las 
históricas (provenientes de las WHP y convertidas con 
ecuaciones de flujo vertical multifásico). En la figura 11 

Figura 10. Resultados del ajuste de historia RTA multifase numérico.

Figura 11. Production History and Bottomhole pressures for the ¼ stage symmetry element of the selected Vaca Muerta well.
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se muestra los ajustes del modelo numérico First Pass.
Para que la historia coincida con nuestro modelo 

numérico, se mantuvieron casi inalterados los princi-
pales parámetros utilizados en el análisis de RTA que se 
asociaron con las características del reservorio, como el 
espesor, la porosidad, la compresibilidad total inicial, la 
saturación de agua, la permeabilidad de la matriz y las 
relativas. Luego, se seleccionaron los parámetros más 
inciertos y de alto impacto, como la permeabilidad de 
la grilla de fractura, la longitud media de la fractura, el 
comportamiento geomecánico y el SIGMA para utilizar-

los como parámetros de ajuste.
El algoritmo seleccionado para el muestreo fue Parti-

cle Swarm Optimization y la Función Objetivo adoptada 
fue aquella que consideró los caudales de petróleo, agua 
y las BHP, con pesos iguales durante todo el historial de 
producción. En la Figura 12 se muestra una selección de 
30 de 500 corridas que minimizan la Función Objetivo 
(OF) (es decir, el mejor ajuste histórico).

El segundo loop (HM#2), tenía como objetivo obte-
ner una mejor coincidencia de BHP en la etapa tardía 
de los datos, supuestamente más influenciada por los 

Figura 13. Resultados del ajuste del 2do ciclo (violeta) con HM#1 en verde.

Figura 12. Resultados del ajuste del 1er ciclo (izquierda: 30 mejores ejecuciones de la función objetivo) - Derecha: gráfico de convergencia de la función 
objetivo vs. número de ejecuciones
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parámetros matriciales (volumétricos). Por lo tanto, se 
inicializó la corrida utilizando como semilla los mejores 
parámetros de corrida del 1er loop (HM#1) y se incluye-
ron dos nuevos parámetros (Permeabilidad de Matriz y 
Porosidad de Matriz), variando entre 100 a 800 nD y 6 
a 11%, respectivamente. En la figura 13 se muestra los 
resultados de HM#2 en morado, mientras que se man-
tienen los de HM#1 en verde para fines de comparación. 
Los fluidos se ajustan de manera similar a HM#1 (por lo 
que reemplazamos el gráfico de agua inferior izquierdo 
de la figura por el de la función objetivo para observar 
mejor la evolución del ajuste).

El tercer loop (HM#3) de 400 corridas, se construyó 
utilizando una combinación de los parámetros de mejor 
ajuste de HM#2 como semilla, incluyendo nuevos pará-
metros de terminación inciertos, como la eficiencia de 
los punzados o clusters (ya que no necesariamente todos 
los clusters son efectivamente estimulados creando un 
enjambre de fracturas) y la ubicación (posición en el ele-
mento de 1/4 de etapa, ver figura 5), Xi (Región de frac-
tura mejorada que representa qué tan lejos del cluster hay 
una matriz estimulada) y SIGMA. El algoritmo de ajuste 
se cambió de PSO a Evolución Diferencial para favorecer 
la combinación de parámetros. En la figura 14 se muestra 
el circuito completo (en gris) y el grupo de las mejores 40 
corridas resaltadas en marrón.

El conjunto final ajustado es una combinación de 
los tres loops, utilizando diferentes parámetros de entra-
da con rangos altos y bajos, produciendo una serie de 

corridas equi-probables y ajustadas de manera similar. 
Este conjunto se utilizará para producir pronósticos de 
producción primaria para obtener un rango EUR contra 
el cual comparar las recuperaciones bajo el esquema de 
EOR de gas cíclico (CGEOR).

Al explorar las distribuciones de parámetros de me-
jores ajustes de entrada de la figura 15 (construidas con 
los valores sucesivos que tomó cada parámetro de ajuste 
para cada una de las 500 corridas del loop HM#3) ve-
mos que, a pesar de que hay variaciones, estas tienden 
a ser algo estrechas (por ejemplo: el rango Xf va de 98 a 
110 m). La eficiencia de clusters (cuántos clusters toman 
fluido y arena) converge claramente a solo dos clusters. 
Además, las distribuciones probabilísticas de entrada no 
muestran formas muy sesgadas a uno de los límites (iz-
quierda ni derecha), lo que significa que los rangos de 
entrada iniciales eran lo suficientemente amplios como 
para encontrar una buena solución dentro de esos lí-
mites. Por el contrario, las distribuciones muy sesgadas 
pueden ser un síntoma de la elección de límites superio-
res o inferiores demasiado estrechos. En esos casos, el al-
goritmo encuentra una mejor tendencia de coincidencia 
hacia uno de los límites, mejorando la Función Objetivo, 
e intenta “empujarla” más allá, concentrando el número 
de corridas solo en ese extremo.

Debido a que los datos históricos de BHP para el pozo 
nunca bajan de la presión de la burbuja, se debe tener 
en cuenta una consideración adicional para pronosticar 
la producción primaria. Es decir, al no haber saturación 

Figura 14. Resultados del ajuste del 3er ciclo (marrón) con no seleccionados en gris.
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de gas libre durante nuestro período histórico de produc-
ción, no se puede evaluar el impacto de las permeabili-
dades relativas gas-petróleo ni de las presiones capilares 
(g-p). Sin embargo, para pronosticar el EUR primario, la 
BHP suele estar por debajo de la presión de la burbuja.

Por lo tanto, para tener en cuenta el impacto en la 
BHP, se toma un perfil de depletación inicial agresivo 
seguido de una BHP constante de 50 bar (700 psi) tra-
tando de imitar la instalación de un sistema de levanta-
miento artificial a partir aproximadamente de mediados 
de 2027.

Del mismo modo, las relativas Gas Petróleo, que no 
afectan al proceso de ajuste histórico inicial, sí tiene 
un impacto en la estimación del EUR primario del caso 
base y seguramente afectará a la evaluación del proceso 
CGEOR. Para tener en cuenta esto, agregamos un con-
junto de combinaciones de Rel Perms de Gas Petróleo 
para cubrir rangos razonables de los parámetros más 
impactantes, como Nog (Corey Oil-Gas Exponent), Ng 
(Corey Gas Exponent) y Sorg (Residual Oil by Gas Dis-

placement). En la figura 16 se detallan los parámetros de 
las 8 combinaciones diferentes y el pronóstico del pozo 
(a 15 años) con el rango de EUR primario. Es importante 
tener en cuenta que las corridas 24_04 (alta/baja movi-
lidad gas/petróleo y mayor petróleo irreducible, 40%) y 
42_03 (baja/alta movilidad gas/petróleo y menor petró-
leo irreducible, 30%) deberían representar los extremos, 
es decir, los casos de recuperación mínima y máxima, 
respectivamente.

El rango de EUR@15yrs del pozo va de 95 a 130 k.m3 
(600 a 800 th.bbls). A efectos comparativos únicamente, 
el RTA pronosticaba EUR en condiciones equivalentes de 
caudales y rel perms, fue equivalente a los valores más 
altos del rango antes mencionado (lo que significa que 
para este ejemplo, el RTA sería un método optimista res-
pecto del numeric composicional).

Análisis de factibilidad 
de un proceso de gas Huff & Puff

En esta sección se analiza el potencial de la Inyección 
Cíclica de Gas EOR (CGEOR) en Vaca Muerta como un 
medio para mejorar las recuperaciones finales actuales 
de los pozos de petróleo de shale. Esta metodología ha 
demostrado ser exitosa en algunos proyectos de cuencas 
de shale estadounidenses durante la última década, por 
lo que este trabajo tiene como objetivo analizar si las 
características de roca, fluidos y terminaciones encontra-
das en Vaca Muerta la convierten en una buena candi-
data para CGEOR. Para hacer esto, hemos utilizando un 
modelo numérico ajustado con la historia antes mencio-
nada y probando diferentes hipótesis de trabajo en un 
solo pozo de petróleo de shale horizontal de múltiples 
fracturas.

Figura 16. Pronósticos de agotamiento primario para un escenario de BHP y 
8 combinaciones diferentes de permeabilidad relativa al gas.

Figura 15. Resultados de ajuste de historia RTA multifase numérico del tercer ciclo (marrón) con los no seleccionados en gris.
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Una alta proporción de superficie expuesta de la ma-
triz (alta complejidad de fractura) aumentará la capaci-
dad de mezcla del gas inyectado con el petróleo del ya-
cimiento, hinchando la «mezcla más ligera» resultante 
y extrayendo componentes. Este podría ser el principal 
mecanismo de incremento de CGEOR (Hoffmann, T., 
2019) seguido de otros fenómenos importantes como el 
drenaje asistido por gravedad (GAD) del SRV, reducción 
de la tensión interfacial logrando miscibilidad reducien-
do la viscosidad y la re presurización del medio. Algunos 
mecanismos contribuirán más o menos dependiendo del 
tipo de fluidos del yacimiento, la composición del gas, 
las características de la roca, la terminación del pozo, las 
consideraciones operativas (velocidades de inyección, 
volúmenes, tiempo y presiones). 

Por lo tanto, se vuelve de gran importancia com-
prender mejor esas interacciones en el entorno de roca 
y fluidos de Vaca Muerta, así como llegar a un diseño 
operacionalmente óptimo para proponer una prueba pi-
loto eficiente para confirmar/descartar lo que funciona 
y lo que no para eventualmente perseguir un desarrollo 
a escala (full field) con EOR en pozos múltiples (pads).

Modeling of the CGEOR Process
Para comprender mejor la contribución de los princi-

pales fenómenos y parámetros operacionales al proceso 
EOR, seleccionamos una corrida representativa (con pa-
rámetros de entrada promedio) y explorar la sensibilidad 
del tratamiento a:

Parámetros operacionales (Schedule): Tiempo/
volumen de llenado, tiempos de ciclo de Huff & Puff, 
caudales de inyección de gas, presiones de inyección y/o 
producción, tiempo de cierre (soaking) y número de ci-
clos. En la figura 17 se muestra una vista esquemática 
de un ciclo del proceso CGEOR. Después de un cierto 
período de producción, se realiza una inyección (Huff) 
que es la primera necesaria para el período de “llenado”, 
seguida de un cierre opcional (denominado soaking) y 
terminado por un período de producción (Puff).

Para evaluar el impacto de los parámetros operacio-
nales, se utilizó un algoritmo de búsqueda en grilla (con 
una ejecución representativa del conjunto HM primario) 
para explorar el impacto individual en cada uno de ellos. 
En la figura 18 se muestra las recuperaciones incremen-
tales de CGEOR para múltiples combinaciones de tiem-
pos de ciclo, presiones y caudales de inyección de gas 
bajo un cronograma de presiones similar (schedule). El 
rango de EUR incremental es amplio, lo que muestra un 
alto impacto de los parámetros de diseño operativo.

En la figura 19 se observa el impacto individual de cada 
parámetro principal con respecto al EUR@15yrs. Una con-
clusión casi obvia, que también se describe en la literatura 
técnica disponible (Thomas, 2019) es que el parámetro de 
mayor impacto es la tasa de inyección de gas. Esto se debe 
a que cuanto mayor es la tasa, mayor es el volumen de gas 
y la presión obtenida durante un tiempo determinado, lo 
que facilita la miscibilidad y potencia los mecanismos de 
mezcla/hinchamiento. Sin embargo, lograr altas tasas (y 
presiones) es algo que conlleva un costo (compresión) y 
también presenta muchos desafíos técnicos y operativos 
que limitan la mejora que se puede lograr.

Adicionalmente, la presión de inyección (BHP Puff) 
parece ser indistinta para el rango seleccionado. El pe-

Figura 18. Ejecuciones de sensibilidad para analizar el impacto de los parámetros operativos en CGEOR.

Figura 17. Etapas esquemáticas (programación) de un proceso de EOR de 
gas cíclico.
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ríodo Huff tiene una especie de meseta de 40 a 100 días, 
mientras que el período Puff parece tener un valor “óp-
timo” en períodos más cortos, aproximadamente de 30 
a 40 días. El tiempo de cierre (soaking) se dejó fuera del 
análisis, ya que en general es perjudicial para las recupe-
raciones. Se consideró un experimento separado con di-
ferentes tiempos de remojo (sin remojo, 15d y 30 d, ver 
figura 20) apoyando la conclusión de que no conviene 
realizar un cierre intermedio entre el Huff y el Puff. Esto 
podría explicarse por el rápido equilibrio termodinámico 
que se produce en la vasta y compleja red de fracturas 
que proporciona un área de mezcla suficiente. Los expe-
rimentos de laboratorio también lo demostraron, ya que 
después de 24 h de remojo, no se observaron cambios 
significativos en la composición (Figura 4). Sin embargo, 
hay que tener cuidado de extrapolar tal conclusión, ya 
que el laboratorio favorece esto, con mayores proporcio-
nes de área superficial (roca triturada).

Nota sobre la duración de los ciclos: en este trabajo, para 
simplificar, hemos considerado que todos los ciclos son 
iguales y que los límites de BHP durante la inyección 
varían con el tiempo. A medida que el proceso evolu-
ciona, se espera que el fluido del yacimiento cambie 
su composición (al menos en la vecindad del volumen 
estimulado), por lo tanto, es posible que sea necesario 
adaptar los períodos de Huff y Puff a lo largo del tiempo 

(diferentes duraciones de ciclo). Si la composición del 
fluido del yacimiento se vuelve “más pesada” después 
de cada ciclo, entonces, es razonable esperar que los ci-

Figura 20. Impacto del Tiempo de Remojo en la Producción Acumulada de 
Petróleo para el proceso CGEOR

Figura 19. Sensibilidad de CGEOR a Parámetros Operativos (Programación) y su impacto en EUR.
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clos deban ser progresivamente más grandes (tendremos 
menos componentes intermedios en el volumen accesi-
ble, por lo que debemos inyectar más gas a una presión 
más alta para extraer una cantidad similar de petróleo). 
Esta es una simplificación “operativa” que incluimos en 
el modelo, pero se está abordando y podría incluirse en 
trabajos futuros como una sensibilidad.

Tiempo de depletación hasta iniciar el EOR: 
retrasar el inicio del proceso del CGEOR tendrá un im-
pacto en muchos frentes. Por un lado, si el agotamiento 
primario es alto, se necesitará un gran volumen/tiempo 
de gas para llenar y generar presión. Por otro lado, la 
permeabilidad (conectividad de la red de fractura) del 
SRV puede verse severamente disminuida y, si el proce-
so tiende a ser irreversible, cuanto más baja sea la per-
meabilidad alcanzada durante la depletación, más difí-
cil será reabrir esas redes de fractura y acceder a un área 
adicional en contacto con el petróleo para fomentar la 
mezcla. En la figura 21 se muestra el EUR incremental 

del CGEOR para tres casos, lo que implica que el impacto 
tiene un efecto mayor en el retraso de los ingresos que en 
el EUR final (+/- 10%).

Composición del gas de inyección: el enrique-
cimiento del gas de inyección puede tener un impacto 
importante, ya que puede influir en el proceso de ex-
tracción/hinchamiento. Algunos autores han informado 
mejores recuperaciones incrementales utilizando gas en-
riquecido y algunos incluso han propuesto la inyección 
líquida (propano-butano) como un método mejorado 
sobre el gas (Bustin, 2022). Para probar el impacto del 
enriquecimiento, se corrieron dos escenarios posibles:

 Gas de planta (por ejemplo, en una planta Dew 
Point) aproximadamente 88% molar de metano y 10% 
de C2-C3.

Gas de campo: el gas de la separación primaria de pe-
tróleo en el campo (aprox. 65% metano y 25% C2-C3).

En la figura 22 se muestra la comparación de compo-
sición a la izquierda y la diferencia de EUR@15yrs a la de-
recha. Obsérvese que la contribución del enriquecimien-
to al incremento de la producción es tan alta como el 
40%. A pesar de que estamos inyectando parte de lo que 
se está produciendo, en términos de masa, los compo-
nentes netos “más ligeros” que se inyectan y producen 
son casi iguales, pero inducen una mejora drástica en la 
extracción de fracciones más pesadas que proporcionan 
el aumento neto del 40% en la corriente de petróleo.

Histéresis mecánica: como el CGEOR es un proce-
so cíclico, la respuesta geomecánica progresiva (inflado y 
desinflado) del SRV a este estímulo tendrá un impacto en 
la cantidad de área disponible para la “mezcla” después 
de cada ciclo (en la figura 8 se muestran esquemática-
mente las tres alternativas de modelado para tener en 
cuenta estos efectos). El mejor y el peor de los escenarios 
para la histéresis mecánica, serán REVERSIBLE e IRRE-
VERSIBLE, respectivamente. En la figura 23 se muestra el 
impacto de estos dos casos.

Figura 21. Impacto de retrasar el proceso CGEOR.

Figura 22. Impacto de enriquecimiento de gas en el proceso CGEOR.
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Optimización de parametros de operación
De todos los parámetros que afectan al proceso EOR, 

hay algunos que pueden ser controlados por el operador, 
denominados en este trabajo como parámetros Operativos 
o “Schedule”, mientras que el resto están dados por la con-
figuración del yacimiento, los fluidos y las características 
de terminación, la estrategia de producción primaria y el 
inicio del proceso CGEOR. A pesar de que los dos últimos 
son efectivamente operativos, están más relacionados con 
prácticas previas ya dictadas por el operador.

Para evaluar un conjunto óptimo de parámetros ope-
racionales (cronograma), se creó una función de Valor 
Actual Neto que da cuenta de los ingresos por ventas de 
petróleo y la “compra” de gas de inyección (o falta de sus 
ventas), que llamamos Función Objetivo (FO). La idea 
detrás de la optimización es encontrar un cronograma 
(schedule) de parámetros operativos que maximice el va-
lor. Para ello, proporcionamos un conjunto de rangos 
para los principales parámetros operacionales y ejecuta-
mos un algoritmo de optimización (Evolución Diferen-
cial) para maximizar la FO.

En la figura 24 se muestra un esquema conceptual 
sobre cómo podría verse esta curva de eficiencia o “en-
volvente” (izquierda), la real (derecha) y las corridas acu-
muladas de aceite CGEOR de todo el conjunto (abajo).

El caso “óptimo” resultante, dría la pauta sobre cómo 
operar el tratamiento EOR para maximizar el valor. Sin 
embargo, esto podría ser demasiado específico para un 
determinado caso de reservorio y terminación de pozo, 
por lo tanto, ampliamos los posibles casos a un grupo 
de resultados denominado en la figura 24, como “Mejor 
grupo de casos”. En la figura 25 se muestra los rangos de 
parámetros del agrupamiento mencionado y el progra-
ma óptimo promedio. Los resultados muestran que los 
casos mejores tienen caudales de inyección de gas más 
altos (como se esperaba), largos períodos de inyección 
de 90 días (más gas), sin soaking y un corto período de 
producción de 30 días. El período de llenado de 250 días 
está fuertemente influenciado, entre otras cosas, por el 
grado de explotación actual del pozo elegido, por lo que 
puede variar sustancialmente en diferentes casos.

Figura 23. Impacto de la histéresis mecánica en el proceso CGEOR.

Figura 24. Optimización de CGEOR del valor presente neto (NPV) con diferentes parámetros operativos (Programación).
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Estimación de EUR Incremental por CGEOR

Una vez definido el schedule óptimo, se usó para cap-
turar el impacto de las principales incertidumbres, como 
las permeabilidades relativas del gas, la histéresis mecá-
nica, el enriquecimiento del gas y el tiempo de inicio del 
EOR, para tener un rango de incrementales de EOR mí-
nimos, medios y máximos en comparación con sus ca-
sos homónimos de depletación primaria. Probablemente 
estas corridas sean extremas, optimistas y pesimistas, ya 
que estamos combinando los peores y mejores casos de 
entrada, por lo tanto, el rango P90-P10 (que debería ser 
una combinación de esos) debería estar contenido en es-
tos rangos.

En la tabla I se muestran estas corridas comparadas 
con sus casos correlativos de agotamiento primario y sus 
múltiplos de EOR (relación entre EOR incremental y pri-
mario). Todas las corridas de EOR se construyeron con el 
schedule óptimo. En la Figura 26 se muestra el petróleo 
incremental acumulado por CGEOR para los casos Min, 
Avg y Máx. Hay que considerar que el incremento re-
lativo para los casos Avg y Máx es similar, esto se debe 
a que algunos parámetros, como las relativas petróleo 
gas, afectan tanto al CGEOR como al proceso primario 

y otros parámetros, como la fecha de inicio del CGEOR, 
“desplazan” las curvas acumuladas hacia la derecha, per-
diendo EUR a una determinada fecha de comparación 
única.

Otro parámetro interesante a monitorear es el ren-
dimiento (o Yield) de CGEOR, que es la relación entre 
el gas inyectado y el petróleo incremental. Para la con-
dición operativa promedio, es de 30 mcf/bbl, similar al 
rendimiento promedio de los proyectos/pilotos en cur-
so en Eagleford, EE.UU., que es de 26 mcf/bbl (Informe 
CGEOR IOR de shale, 2019). A pesar de que este ejercicio 
de modelado cumple con nuestro objetivo inicial de pro-
porcionar una base cuantitativa para guiar una evalua-
ción de CGEOR en la ventana de petróleo negro de Vaca 
Muerta, debemos considerar las limitaciones inherentes 
de ser un modelo altamente simplificado. Esto significa 
que, para validar la metodología y el modelo, los datos 

Figura 25. Rangos de parámetros operativos para los mejores casos del proceso de optimización (grupo).

Tabla I. Rango de incremento de petróleo para CGEOR para las ejecuciones 
MAX, AVG y MIN (basado en el Programa Óptimo).

Figura 26. Petróleo incremental con respecto al agotamiento primario para los 
casos MIN, AVG y MAX.
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deben recopilarse preferiblemente en un piloto de cam-
po para calibrar las incertidumbres más relevantes, como 
la geomecánica y el comportamiento del gas libre, y tra-
bajar en un modelado a escala de pozo completo (mo-
delo integrado desde la fracturación hidráulica, el agota-
miento primario hasta el EOR, todo en un solo modelo). 

El monitoreo de datos recurrentes como presiones, 
tasas y composiciones es indispensable para comprender 
mejor el impacto de los diferentes fenómenos y calibrar 
los modelos. Además, también debemos considerar que en 
un desarrollo de campo (full field), probablemente la mul-
tiplicidad de pozos (pads), sumado a las interacciones no 
homogéneas de fracturas inter-pozo, creará un escenario 
mucho más desafiante tanto para optimizar la alocación 
de gas como para los tiempos de huff n puff (que muy pro-
bablemente variarán entre casos) y traer una nueva proble-
mática no estudiada en este trabajo que es, la contención 
del gas (Karacaer, 2023) como otro tema para monitorear 
en proyectos de recuperación mejorada.

Conclusiones

Pruebas de laboratorio simples en roca triturada uti-
lizando coronas de Vaca Muerta y petróleo negro, mos-
traron una respuesta positiva y rápida, aumentando la 
recuperación de petróleo mediante inyección miscible 

de gas pobre de tipo “Huff n Puff”.
Se construyó un modelo 3D composicional híbrido 

numérico de doble porosidad y doble permeabilidad y 
se ajustó históricamente para estimar cuantitativamente 
el rango de petróleo incremental potencial para un pozo 
multifracturado horizontal único de petróleo negro tí-
pico de Vaca Muerta bajo un proceso EOR de gas cíclico 
(CGEOR).

Los fenómenos más importantes que gobiernan el 
desempeño de este tipo de proceso EOR se analizaron 
como sensibilidades, agrupadas en dos familias princi-
pales, (i) relacionadas con el subsuelo (como permeabili-
dades relativas gas-oil, parámetros de terminación, geo-
mecánica, histéresis y comportamiento de fluidos) y (ii) 
operativas (tiempo de inicio del proceso EOR, llenado, 
períodos de inyección y producción, presiones y cauda-
les de inyección).

El proceso de ajuste histórico permitió calibrar el pri-
mer conjunto de incertidumbres (subsuelo), para luego 
utilizar el modelo calibrado para optimizar los paráme-
tros operacionales (schedule).

Una optimización de los principales parámetros ope-
racionales (schedule), sugiere que dado un caudal máxi-
mo de gas (de planta) disponible de aprox. 110 km3/d, 
la composición de los fluidos y el estado de depletación 
actual, se requiere un período de llenado de 250 días, 
períodos de huff y puff de 90 y 30 días, respectivamente, 
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sin soaking y con BHP de alrededor de 280 Kg/cm2.
El retraso del proceso de EOR (equivalente a una ma-

yor depletación del SRV) desempeña un papel importan-
te, no solo porque afecta la recuperación incremental, 
sino también por la planificación necesaria para estos 
proyectos logísticamente complejos, e incluirlos como 
parte integral de la estrategia de desarrollo.

Para estimar los escenarios de incremental máximo, 
promedio y mínimo, se combinaron las incertidumbres 
del subsuelo (optimitas y pesimistas) para evaluar un 
rango de resultados posibles, lo que resulta en un incre-
mental por EOR a 15 años de pronóstico, entre el 10% 
y el 50% (expresado también como 1.1 a 1.5 x) en com-
paración con cada caso base homónimo (agotamiento 
primario).

La relación de gas inyectado versus petróleo incremen-
tal (o “Yield”) para el Caso Promedio, fue de 30 Mcf/bbl.  
Estos resultados, están en línea con los observados por 
los operadores estadounidenses e informados en la lite-
ratura técnica disponible para cuencas estadounidenses 
como Eagleford y Permian con múltiplos que van de 1.1 
a 2.0x y rendimientos de 20 a 40 con un promedio de 
Yield de 26 Mcf/bbl.

La implementación de este tipo de EOR no conven-
cional como parte del desarrollo en campo (full field) 
tendrá que lidiar con problemas asociados a la conec-
tividad inter-pozo y a la contención del gas inyectado 
dentro de la concesión. Sin embargo, si se demuestra 
que tiene éxito, ayudará no solo a aumentar la produc-
ción de petróleo y hacerla más estable en el tiempo, sino 
también a extender la vida útil de estos pozos y brindar 
la posibilidad de utilizar el “swing” en la demanda del 
gas aprovechando períodos de bajo consumo (oscilación 
verano-invierno) de manera más eficiente.
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